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RESUMEN

La desgasificacion de anulares en la plataforma “H” del bloque 57 — Shushufindi,
es un estudio con el cual se identificaran los pozos que necesiten ser desgasificados para
optimizar su produccion o alargar lavida atil de la bomba electro-sumergible (BES), esto
por medio del monitoreo de pardmetros como es la presion en la entrada de la bomba
(PIP) y el amperaje data que podemos obtener en superficie en un variador de velocidad
(VSD) y comprobando la produccion mediante un medidor de flujo multifasico que
trabaja con un tubo Venturi y una fuente radioactiva Bario-133 (Vx).

Los principales resultados a obtener al realizar este estudio seran, la eliminacién
de la quema de gas mediante mecheros en las plataformas, este gas se conduciria
mediante un compresor a la estacion de deshidratacion, el cual, sera tratado y como
proyecto futuro podria ser utilizado para la implementacion energética.

Palabras claves: BES, desgasficacion, plataforma.
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ABSTRACT

The annular degassing on the “H” platform of Block 57 — Shushufindi, is a study
with which we will identify the wells that need to be degassed to optimize their
production or extend the useful life of the Electro Submersible Pump (ESP), this through
monitoring parameters Pump Intake Pressure (PIP) and amperage data that we can obtain
on the surface in a variable speed drive (VSD) and checking production using a
multiphase flow meter thatworkswith a Venturitube and a Barium-133 (VX) radioactive
source.

The main results to be obtained when carrying out this study will be the
elimination of gas burning using burners on the platforms. This gas would be conveyed
by means of acompressor to the dehydration station; which will be treated and as a future

project could be used for energy implementation.

Keywords: ESP, annular degassing, platform.
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INTRODUCCION

El Bloque 57 — Shushufindiesun campo petrolero en laamazonia ecuatoriana que
ha venido produciendo desde 1969, con una produccién actual promedio en el afio 2024
de +/- 58000 barriles de petroleo por dia (BPPD). En este contexto, la plataforma “H”
que se haelegido paraimplementar esta optimizacién es unade las plataformas con mayor
producciénendicho campo, produciendo de las Arenas U inferior, U superiory T inferior,
con una presion menor que la presién de burbuja +/- 1000 psi (Salazar, 2014) con el cual
conlleva tener un buen manejo de gas con las bombas electrosumergibles.

Para ello, se ha utilizado en la configuracion AGH (en espafiol significa
Manejador Avanzado de Gas) y optimizadores de gas al momento de bajar el equipo BES
(Bomba Electro-Sumergible), ayudando a ser mas llevadera la operacion de equiposy la
produccién. No obstante, atin tenemos el problema de la gasificacion de anulares, el cual
ha provocado bloqueo de los equipos por gas (Schlumberger del Ecuador S.A., 2024),
incremento indeseado de la entrada de la Bomba Electro-Sumergible (PIP) y por ende
pérdidas de produccion.

Es porello que, se usa como unatécnica la desgasificacionde anularesy la quema
de gas mediante mecheros en la misma plataforma, provocando que esto sea un acto
inseguro, contribuyendo al cambio climético y afectando la convivencia en laamazonia
ecuatoriana. Cabe mencionar que, desde el 2022 y mediante acuerdos ministeriales, se
tiene como plan la eliminacion de estos mecheros (Paz, 2024). Entonces, se propone
instalar un compresor para manejar el gas producido por los anulares de esta plataforma,
el cual pueda usarse para conducir este gas a la estacién de produccién méas cercanay

pueda ser tratado.



Con esto se eliminaria el uso de la quema de gas al ambiente; asimismo, se
alargaria la vida util de los equipos instalados en los pozosy se captaria gas que podria
ser usado para la generacion de energia, tal como ya se encuentran en la actualidad
proyectos de la misma indole en asociacion con la Refineria Shushufindi (EP
Petroecuador, 2024).

Planteamiento de la investigacion (Fundamentacion de la investigacion)

La plataforma “H” de estudio pertenece a un campo petrolero maduro el cual
soporta desafios su produccidn, asi como el manejo del gas de cada uno de los pozos de
esta plataforma. Es pertinente mencionar que los 11 pozos que se tienen en produccion
dentro de la plataforma son con un equipo electro-sumergible (BES), el cual una de las
desventajas de este tipo de levantamiento es el alto manejo de gas.

Es por ello que este estudio esta orientado a disefiar un sistema, el cual controle la
presion anular mediante una desgasificacién controlada con el uso de un compresor,
permitiendonos una operacion mas éptimay deseada de los equipos electrosumergibles
instalados.

Con esto también se estaria cumpliendo con unas de las metas por parte del sector
energetico dadas en el 2023, que corresponde a la iniciativa de desarrollar un Plan de
Descarbonizaciony Sostenibilidad Empresarial en los bloques petroleros, creado con el
fin de empezar acciones dirigidas a la reduccion de emisiones de gases efecto
invernadero, de acuerdo a la politica ambiental y energética implementada por el
Gobierno Nacional. Lo antes mencionado involucra la realizacion de estudios de
investigacion para poner en ejecucion proyectos que generen ahorros econémicos al
Estado y reduccidn de costos operativos en las operaciones petroleras, implicando de
igual manera el aprovechamiento de tecnologias amigables con el medio ambiente, como

lo es el aprovechamiento del gas natural para generacion eléctrica.



Formulacion del problema de investigacion

La plataforma “H” al ser una plataforma con potencial de produccion de petrdleo,
requiere de investigaciones paramejorary estabilizar laproduccion de lamisma mediante
técnicas de quema de gas o estimulacion manual de los pozos, por su limitado manejo en
la configuracion y disefio de los equipos BES. Bajo estos antecedentes es necesario
disefiar un sistema para este efecto y poder seleccionar los pozos que necesiten
desgasificacion y configurar la presion de anular necesaria para su estable produccion
diaria.

Objetivo General:

Optimizar la produccién de petroleo mediante la desgasificacion efectiva del
anular para el correcto funcionamiento del equipo BES.
Objetivos Especificos:

- Caracterizar los pozos de laplataforma “H” que se pueden desgasificar mediante
la compresidn de gas para la optimizacion la produccion.

- Identificar las variables del equipo BES que se desestabilizan mediante el
monitoreo de parametros eléctricos para la recopilacion de informacion secundaria.

- Analizar el uso del compresor de gas con los pozos seleccionado para su uso
mediante la curva PIP y amperaje.

- Evaluar técnicay econdmicamente el estado operacional de los pozos antes y
post uso del compresor de gas en la plataforma “H” del campo Shushufindi.
Planteamiento hipotético

Se puede optimizar la produccién de petréleo de la plataforma “H” mediante la

desgasificacion controlada usando un compresor.



Mediante el anélisis de las curvas de pardmetros que nos ofrecen los equipos BES,
podemos identificar variables con las cuales podriamos deducir si un pozo necesita 0 no
la quema de gas o desgasificacion del mismo.

Al realizar esta técnica para controlar la presion que tiene el anular, podemos
revisar si es o no favorable haber realizado esta actividad y poder ingresar al sistema de
desgasificacion, y a su vez evitar que el problema surja y recién poder tomar acciones
para resolverla.

Al tener un sistema de desgasificacion podremos programar la presién que

necesita cada anular para mantener los parametros estables durante la produccion diaria

de crudo.



CAPITULO 1. MARCO TEORICO REFERENCIAL

1.1. Revision de literatura

El hallazgo de petréleo en Ecuador significo un puntode inflexion en laevolucién
economica del pais. En la década de 1960, se descubrieron importantes yacimientos en la
region amazonica, lo que llamo la atencion de la inversion extranjeray coloco al pais en
el primer lugar de la lista de paises con mayor potencial de energia. El petroleo se
convirtié rapidamente en la principal fuente de ingresos del pais, superando a otras
industrias como la agricultura y la mineria (EP Petroecuador, 2013).

La explotacion de petrdleo en Ecuador empezd a inicios del siglo XX en la
peninsula de Santa Elena de forma moderada hasta el afio 1967, cuando se dio el hallazgo
en la amazonia de grandes yacimientos que estimularon expectativas mas amplias por el
comienzo de las exportaciones. En marzo de 1972 se consiguieron las primeras muestras
de crudo y en agosto del mismo afio comenzaron a realizarse exportaciones. Desde
entonces la industria petrolera no ha dejado de fluir; marcando periodos de bonanza
cuando el precio del barril ha conseguido valores monetarios altos a nivel mundial y
periodos de escases (Osorio, 2014).

Segun Victor et al. (2020), se desarrolla la relacion entre los ingresos petrolerosy
el gasto publico ecuatoriano, donde al realizar el test de Gramger, obtienen la relacion de
causalidad que existe entre el gasto publico y los ingresos petroleros del Ecuador. Dichos
resultados se manifiestan ante la presentacion del modelo de vectores autorregresivos,
que evidencie la simultaneidad de las variables antes mencionadas, el cual establece la
causalidad existente y finalmente, la prueba de Johansen paradeterminar la existencia de

cointegracion entre las variables.



En ese sentido, el gasto puablico y los ingresos petroleros presentaron una

tendencia positiva durante el periodo de 1988 a 2017, mismos que se evidencian en las

Figuras 1y 2.
Figura 1
Gasto publico desde 1988 hasta 2017
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Fuente: Victor et al. (2020)
Figura 2
Ingresos petroleros desde 1988 hasta 2017
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Fuente: Victor et al. (2020)

Se menciona el comportamiento de muestra a partir del 2006 con un incremento

progresivo vertiginoso por parte del gasto publico mientras que, en el caso de los ingresos

petroleros, este exhibe irregularidades en su tendencia a partir del 2006, propio de la

variacion de precios que registra este producto en el mercado internacional.



1.1.1.Impacto econémico del petréleo en Ecuador

El impacto econdmico fue leve entre los afios 2005y 2007, respecto al precio del
crudoyaque se manteniaen elpromedio de +/- $40.00 subiendo hastael 2007 aun precio
promedio de +/- $60.00y durante el afio 2008 se logré alcanzar un 161,46% de variacion
porcentual ya que el precio del crudo incrementd hasta un promedial de +/-83.00
obteniendo $8.675,3 millones de délares por los ingresos de exportacion de crudo. Para
el afio 2009, a nivel mundial se ve afectada esta exportacion causando la disminucién -
39,93% en la tasa de variacion equivalente a $5.211,5 millones de dolares.

En este contexto, el afio 2011 sufri6 un auge por los ingresos petroleros,
alcanzandolacifrade $12.934,6 millonesde dolares con unatasade variacionde 64,88%,
en la cual el precio del crudo y otras commodities elevaron su precio debido a la gran
cantidad de demanda por parte del mercado chino. En el afio 2020, por el COVID-19 la
demanda global del petréleo tuvo un impacto masivo, provocando la disminucién del
precio del barril de crudo (Bustamante y Macas, 2024).
1.1.2.Breve descripcion del blogue 57 y la plataforma “H”

El Bloque 57 se encuentra en la region Amazénica del Ecuador, una region con
una gran cantidad de biodiversidad y recursos naturales, principalmente petréleo. Debido
a su gran potencial de produccion, este bloque ha sido objeto de inversiones por parte del
Estado y empresas privadas desde su descubrimiento. Los informestécnicos indican que,
debido a su infraestructura y capacidad de extraccién avanzadas, el bloque 57 ha
desempefiado un papel importante en el suministro de petréleo (Cepal, 2013).

El bloque 57 comenz6 a funcionar en 1980 con el objetivo de optimizar la
produccién petrolera a cargo del ingeniero de produccion. Para lograrlo se han llevado a

cabo varios proyectos de optimizacion de la produccion de petréleo utilizando analisis



técnicos 'y econdmicos, y en algunos casos se ha hecho un redisefio de los procesos de
obtencién de petréleo. (Zapata, 2019).

El bloque 57 estdubicado a 250 kildbmetros al este de la ciudad de Quito, limitando
al norte con los campos Parahuacu — Atacapi y — Libertador, al sur con el campo
Limoncocha, al este con el campo Cobray al oeste con los campos Drago y Sacha. Cuenta
con un POES de 5,438 MMSTB, con 1,377 MMSTB producidos y alrededor de 229
millones de barriles de petroleo en reservas 3P (Petroamazonas, 2020).

La plataforma “H”, situada en el bloque 57, es una de las plataformas mas
modernas del pais. Con tecnologias de perforacion de Gltima generacion, la plataforma
“H” ha logrado aumentar la eficiencia en la extraccion de crudo. De acuerdo con Ramirez
(2019), las mejoras tecnoldgicas introducidas en esta plataforma incluyen sistemas de
perforacion direccional y tecnologias de recuperacion mejorada de petrdleo, que han
permitido aumentar la productividad del pozo.

A pesar de sus avances tecnolégicos, el bloque 57 enfrenta importantes desafios
ambientales. La Amazonia ecuatoriana, donde se sitta el bloque, es una de las areas de
mayor biodiversidad en el mundo. Las actividades de extraccion petrolera en esta region
han generado un intenso debate sobre los impactosambientalesy sociales, especialmente
en comunidades indigenas que habitan en las cercanias del bloque (Bravo, 2007).

Desde una perspectiva econdmica, la plataforma “H” ha sido crucial para
mantener los niveles de producciéndel pais, especialmente en momentos de fluctuaciones
en los precios del petréleo. La plataforma no solo ha aumentado la eficiencia, sino que
también ha reducido los costos operativos, lo que la convierte en un activo importante
dentro de la estrategia energética del Ecuador. Sin embargo, los retos para equilibrar

desarrollo econémico y sostenibilidad ambiental siguen siendo un punto de friccion.



En el futuro, la plataforma “H” tiene el potencial de jugar un papel clave en la
transicion hacia unaproduccion petrolera més sostenible, mediante la implementacion de
nuevas tecnologias de desgasificacion y procesos mas eficientes. La adaptacién de la
plataforma a las normativas ambientales y la integracion de tecnologias limpias seran
determinantes para su sostenibilidad a largo plazo (Ingenieria parael Desarrollo Humano
ONGAWA, 2022).
1.1.2.1. Generalidades del bloque 57

El bloque 57 — Shushufindi estd ubicado en la provincia de Sucumbios, en la
cuenca oriente del Ecuador; es parte del corredor central Sacha-Shushufindi, con una
altitud de 231 metros sobre el nivel del mar (Ramos, 2018). Durante el primer semestre
del 2024 se considera como el tercer mejor campo de produccién petrolera con un
promedio de laproduccién de +/- 58000 BOPD, contandocon 6 estaciones de produccion
Norte, Central, Sur, Suroeste, Aguarico y Drago (EP Petroecuador, 2024).

Figura 3
Ubicacion geogréfica del bloque 57
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Fuente: Ministerio de Energia y Minas, 2022.

Fuente: Vision Amazonica (2022)



1.1.2.2. Descripcién geoldgica del campo

El bloque 57 — Shushufindi tiene como estructura un anticlinal asimétrico
alargado con orientacion norte-sur, en la cual consta de tres estructuras principales, dos
anticlinales Shushufindiy una Aguarico. Su flanco oriental se encuentra establecido por
fallas de transpresion dextral, que forman parte de una estructura en forma de flor. La
falla aproximadamente alcanza un salto de 200 pies en la base de caliza, la estructura

posee una longitud aproximada de 35 km y entre 6 y 7 km de ancho (Morillo, 2019).

Figura 4
Mapa estructural Bloque 57 - Arena U inferior
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Fuente: EP Petroecuador (2024)
La arena U inferior es uno de los yacimientos con mejor prospecto e incluso se

encuentra trabajando con recuperacion secundaria. Este plan comenzé desde noviembre
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del 2014, al inicio fue implementada en la zona norte del campo Shushufindi, dicha zona
presentaba mayor declinacion, siendo asi como objetivo principal incrementar el factor
de recobro de dicho reservorio (Carrién, 2022).

1.1.2.3. Estratigrafia del campo

Tabla 1
Datos del reservorio del Blogue 57
Reservorio Caracteristicas Referencia

Arenisca T  Grano medio grueso minerales semejantes
a arenisca U.
Permeabilidad y porosidad superior en la
base de la arenisca.
Porosidad total intergranular de 17% y
38415 acres.
Grados API del crudo varia entre 28-32.
Saturacion de agua inicial de +/- 15%.
Permeabilidad absolutaentre 300-600 mD.
Valor de salinidad para este reservorio
entre 15000 a 25000 ppm de cloruro de

. Baby etal. (2014); Jami
sodio.

y Ruiz (2022); Sanchez
y Sanchez (2021)

Arenisca U  Arenisca cuarzosa.
Presencia de fragmentos liticos.
Posee minerales como el circon, muscovita
y glauconita.
La arcilla predominante es la caolinita.
Porosidad total promedio de 19%.
Permeabilidad absoluta entre 250 y 400
mD.

Arenisca Estructura de grano decreciente de menor
Basal Tena  espesor.
Porosidad promedio alrededor del 15%.

Espesor entre 1 — 22 pies.

Fuente: Elaboracion propia tomado de Baby et al. (2014)
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Las arenas mencionadasen la Tabla 1, son las arenas productoras del Bloque 57 -
Shushufindi (Carrion, 2022). Del total de las arenas reportadas a octubre-2024: la Arena
U aporta en un 59%, la Arena T en un 38% y la Arena Basal Tena en un 2%.

Figura 5
Columna estratigrafica del bloque 57
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Fuente: Morillo (2019)
1.1.3.Propiedades fisicas de los fluidos
1.1.3.1. Relacién gas petroleo

La solubilidad del gas es definida como la cantidad de gas disuelto que se
encuentra en solucion en petréleo crudo, a cualquier condicion de presion y temperatura
del reservorio, cuando ambos volimenes se miden en superficie. Esta relacion depende
fundamentalmente del tipo de fluido en el reservorioy del método de laboratorio parasu

obtencién y medicion (Armijos, 2018). Se expresa de la siguiente forma:

R — Vol.de Gas Disuelto Tr,Pr ] [PCN]
s Vol.de Petréleo "L BN
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Para un mismo gas y petroleo dados a una temperatura constante, la cantidad de
gas en solucién aumentara proporcionalmente con la presion; asi mismo, a una presion
constante, la cantidad de gasen solucion disminuirda medida que aumenta latemperatura
(Rivero, 2007).

Figura 6
Relacion de solubilidad vs. presion
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Pb

PRESION,P

Fuente: Rivero (2007)

Si se analiza el comportamiento grafico, se puede concluir que la cantidad de gas
en solucién aumentaa medida que aumenta la presion de saturacién, hasta incorporarse
completamente a la fase liquida. Por sobre la presion de saturacion, la cantidad de gas en
solucién se mantendra constante. La cantidad de gas existente en el petréleo seréd siempre
la misma a menos que se inyecte gas (Armijos, 2018).
1.1.3.2. Presion de burbuja

Es la presidn enlaque se liberalaprimeraburbuja de gas que se encuentra disuelto
enel petréleo. La presion del punto de burbujase determinaen funcion de latemperatura,
la gravedad especificadel gas, la gravedad especifica del petréleo y la cantidad de gas

disuelto en el crudo Rs (Pillajo y Zambrano, 2012).
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Las correlaciones propuestas para la determinacion de la presion de burbuja se

basan esencialmente en la solubilidad del gas, la gravedad del petréleo y la temperatura

(Armijos, 2018).

Para este efecto se tiene:

1.1.4.Analisis del reservorio

Py = f(Rs,¥g,°APLT)

Segun Zhuang et al. (2020), las caracteristica para el analisis del reservorio se las detalla

a continuacion:

Tabla 2

Caracteristicas de reservorios

Caracteristicas

Descripcion

Flujo de almacenamiento del
pozo

Aparece al inicio de la producciono cierre del pozo, se
muestra como una recta pendiente unitaria en la curva
derivada.

Flujo lineal

bilineal

temprano y

Describen una formacion cercana al pozo con fractura
masiva de arena.

Flujo lineal de tiempo medio

Aparece el periodo de flujo lineal perpendicular a la
seccién horizontal de un pozo horizontal.

Flujo lineal tardio

Es inducida por limites impermeables.

Flujo radial

Linea recta con pendiente 0.

Flujo esférico

Ocurre cuando la formacion esté parcialmente perforada.
Estado de flujo transitorio. Linea recta con pendiente 0.5.

Flujo pseudoestable

Linea recta con pendiente unitaria.

Linea de estado estable de
las curvas de presion Build

up

Estado de flujo correspondiente a un pseudo flujo
constante durante la produccion del pozo en un bloque
cerrado.

Flujo de transicion en
yacimiento de doble
porosidad

Patron de flujo especial debido a que es una
representacion de la transicion del flujo radial en un
sistema de fisuras en todo el reservorio.

Aumento y disminucién de
la resistencia al flujo

Si laresistenciaal flujo de gasaumenta, lacurva derivada
de la presion se inclina hacia arriba desde la linea recta
del flujo radial, en caso contrario, si la resistencia al flujo
disminuye, la curva derivada de presion se inclina hacia
abajo.

Fuente: Elaboracion propia tomado de Zhuang et al. (2020)
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1.1.4.1. indice de productividad

El indice de productividad o IP es un indicador que mide la capacidad o la
habilidad de producir de un pozo (Q). Para determinar la IP de un pozo debemos conocer
la presion fluyente del pozo (Pwf) y la presion estatica (PR). Para conseguir estos valores
debemos utilizar memorias electronicas que se bajan al fondo del pozo son capaces de
medir presion y temperatura. La presion fluyente del pozo (Ps) se obtiene al producir el
pozo con una rata estabilizada por un determinado tiempo y la presidn estatica (Pg)
podemos obtenerla con un periodo de cierre del pozo suficientemente largo para obtener

equilibrio en la presion del yacimiento. (Pilay y Galarza, 2011):

IP=——"—
PR_ wf

1.1.4.2. Gradiente de presion

Se conoce como gradiente de presion al cambio producido en la presion con
respecto a la distancia. Este puede referirse a tres situaciones: al cambio de presion del
fluido del pozo con respecto a la profundidad, al cambio de presion de poro con la
distancia desde el pozo y, finalmente, al cambio de presidn de poro con la profundidad,
medido mediante pruebas de formacién (Schlumberger del Ecuador S.A., 2018).
1.1.5.Mecanismos de levantamiento artificial

La produccion de fluidos genera disminucién de presion del reservorio,
incremento de produccién de agua y decremento de la fraccion de gas. Todos estos
factores reducen o anulan la produccion de fluidos de un pozo hasta la superficie. Los
métodos de extraccion artificiales crean energia al fluido acumulado en el fondo del pozo

para que llegue a la superficie a costos razonables (Guale, 2013).
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Los factores operativosy econdmicos determinaran la eleccion de los sistemas de
levantamiento artificial. En la actualidad, alrededor del 90% de los pozos a nivel mundial
utilizan algdn tipo de levantamiento artificial. Aunque los pozos todavia producen la

energia necesaria para producir naturalmente, las empresas utilizan estos sistemas de
levantamiento artificial para aumentar la produccion (Bin et al., 2007).

Figura 7
Diagrama de flujo para determinar el uso del sistema de levantamiento artificial
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Fuente: Apolo etal. (2019)

Ecuador cuenta con campos maduros y en desarrollo, por lo tanto, es importante
realizar pruebas de pozos durante las etapas de su vida productiva, desde la perforacion,
completacion y produccion. Cada etapa tiene diversos propositos, mediante las pruebas

de pozos se puede: analizar los fluidos producidos, determinar la relacién de sus
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volimenes, de presién, volumen y temperatura (PVT), potenciales (IP), presionesy
temperaturas del yacimiento, caracterizar el pozo dafiado, estimar limites y geometria de
los yacimientos, comunicacion entre pozos, entre otras caracteristicas y con ello se
selecciona el levantamiento artificial optimo (EP Petroecuador, 2013). En este aspecto a
continuacion se presenta la informacién:

Figura 8
Rangos del indice de presion del yacimiento para instalar un sistema de levantamiento
artificial

Pr/Prof. (TVD)

0.35-0.45 ESTRANGULAR SISTEMA A FLUJO
NATURAL SE NECESITA
ESTRANGULADOR EN
SUPERFICIE PARA
CONTROLAR LA
PRODUCCION
ENERGIA VIRGEN DEL
YACIMIENTD

0.25-0.45 FLUJD NATURAL ND ES NECESARID,
PERD SE PUEDE
UTILIZAR DE UN
SISTEMA DE LEVANTA-
MIENTO ARTIFICIAL
ENERGIA ALTA DEL
YACIMIENTOD

0.15-0.35 SISTEMA DE LEVANTA-  SE DEBE UTILIZAR
MIENTO ARTIFICIAL UN SISTEMA DE
LEVANTAMIIENTO
ARTIFICIAL
ENERGIA MEDIA DEL
YACIMIENTOD

0-0.15 BOMBAS MECANICAS ~ NECESARIAMENTE
SE REQUIERE DE UN
SISTEMA DE LEVANTA-
MIENTO ARTIFICIAL
ENERGIA BAJA DEL
YACIMIENTD

Fuente: Apolo et al. (2019)
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Igualmente, se proyectan los criterios siguientes:

Figura 9
Criterios para preseleccion de un sistema de levantamiento artificial

GRUPD AREAS CRITERID PARA
PRE-SELECCION DE
UN SLA

BAJAPRODUCTIVIDAD ~ 1-4-7-10 SE DEBE UTILIZAR
UN'SLA, AUNQUE SE
ESTEN EMEL AREA 1Y
&Y EN EL AREA 7-10
NECE SARIAMENTE SE
DEBE UTILIZAR UNSLA
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VIDAD A FLUJO NATURAL,
TAMBIEN SE PUEDE
UTILIZAR UN SLA

8-11 NECESARIAMENTE
SE DEBEUTILIZAR
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ARTIFICIAL

b POZ0S PRODUCEN
AFLUJO NATURAL,
SE PUEDE UTILIZAR
UNSLA

9-12 NECESARIAMENTE SE
DEBE UTILIZAR UN SLA

ALTAPRODUCTIVIDAD 3

Fuente: Apolo et al. (2019)
Los valores encontrados en la Figura 10 significan:
- 1 el levantamiento mas apropiado.
- 2 es la siguiente opcion para tomarse en cuenta.

-3 no es el levantamiento artificial mas apropiado.

Figura 10
Preseleccion del sistema de levantamiento artificial de acuerdo al indice de
productividad
CONSIDERACIONES BOMEED EOMEBED BOMEED BOMEED EOMBED DE
PARA APLICAR MECAMICO GAS LIFT HIDRAULICD ELECTRD CAVIDADES
LEVANTAMIENTD SUMERGIBLE PROGRESIVAS
ARTIFICIAL
2.0 EXCELENTE 3 1 ? 1 1
PRODUCTIVIDAD
10-20  ALTA 3 1 2 1 1
PRODUCTIVIDAD
05-1.0  MEDIA 7 1 1 7 1
PRODUCTIVIDAD
0-0.5 BAJA 1 2 1 3 3
PRODUCTIVIDAD

Fuente: Apolo et al. (2019)
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Figura 11
Calificacién de los parametros cualitativos segun los sistemas de levantamiento artificial

CALIFICACION SEGON VALOR MANEJO SEGON LA
LOS SLA SEVERIDAD

EXCELENTE 3 SEVERA, MEDIA, LEVE
BUEND 2 MEDIA, LEVE
MALO 1 LEVE

Fuente: Apolo et al. (2019)

Para seleccionar el levantamiento mas idéneo para el pozo, la preseleccion debe
estarentreel 1y 2. Laclasificacion de estos parametrosse larealiza de manera cualitativa,
debido a la carencia de estudios cuantitativos que permitan conocer los valores a los

cuales trabajen los sistemas de levantamiento.
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El compendio del levantamiento artificial se muestra en la figura 12, a
continuacion:

Figura 12
Parametros tipicos de los principales sistemas de levantamiento artificial

BOMBEMOD BOMBED BOMBED BOMEED BOMBED DE
MECANICD GASLIFT HIDRAULICO  ELECTROSUMERGIBLE  CAVIDADES
PROGRESIVAS
PARAMETROS MiNIMD MINIMO MINIMO MiNIMO MiNIMD
TiPICOS PROMEDIO  PROMEDIO  PROMEDIO  PROMEDID PROMEDIO
MAXIMO MAXIMO MAXIMD MAXIMO MAXIMO
TASA DE 5 100 50 100 5
PRODUCCION 752.5 5050 2025 15050 1025
DESEADA bpd= 1500 10000 4000 30000 2200
PROFUNDIDAD 100 5000 5000 5000 2000
DE LEVANTA- BOS0 10000 10000 10000 6000
MIENTO TVD, 16000 15000 15000 15000 10000
pies =
GRAVEDAD =B =15 =8 =10 <35
API=
TEMPERATURA 100 100 100 100 75
DE YACIMIENTD 225 250 300 250 162.5
“F= 350 400 500 400 250
DOGLEG LIMITA 0 0 0 0 0
LA PROF. DE 10 40 30 40 5
LEVANTA- 20 80 60 80 10
MIENTO
GRADO DE 0 0 0 0 0
INCLINACION 10 35 45 40 45
DEL POZO 20 70 20 B0 90
MANEJO DE BUEND BUENO- EXCE- BUENO- POCO
CORROSION —EXCE- EXCE- LENTE EXCELENTE
LENTE LENTE
MANEJO DE POCO- EXCE- BUEND POCO-BUEND BUEND
GAS BUEND LENTE
MANEJO DE POCO- BUENO BUEND POCOD-BUEND EXCELENTE
sOLID0S BUEND
SERVICIO- WORKD- WIRE- HIDRAU- WORKOVER- WORKOVER-
MANTENI- VER- LINED LICA- PULLING PULLING
MIENTO PULLING WORKD- WIRELINE
YER
TIPO DE Dn-shore On-shore  On-shore On-shore On-shore
UBICACION
¢DISPONI- SI/NO SI/ND SI/ND SI/NOD SI/ND
BILIDAD DE
ENERGIA
ELECTRICA?

Fuente: Apolo et al. (2019)
1.15.1. Consideraciones teoricas

Cuando en un yacimiento se pierde la energia natural que solia tener para poder
producir hasta superficie se requiere un sistema de levantamiento artificial para

sustituirla. Debido a su alta viscosidad, el agua se incorpora al crudo en forma de
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emulsiones directas, aumentando significativamente la viscosidad de los sistemas. Otro
factor a considerar es la densidad o gravedad de las API de los sistemas generados por
columnas estaticas. La precipitacion de asfaltenos, que puede causar erosion o
atascamiento tanto en el sistema de bombeo como en la tuberia, requiere consideraciones
especificas del tipo de fluido que se maneja. Los crudos pesados y extrapesados tienen un
alto porcentaje de azufre (del 2 % al 5 %), lo que causa problemas de corrosion en los
componentes mecanicos del sistema de levantamiento (Paez y Grosso, 2003).
1.1.5.2. Bombeo mecéanico

El método mas utilizado en todo el mundo es el levantamiento por bombeo
mecanico. El fluido se eleva a través de una sarta de varillas que son movidas por la
transmision de potenciade una bombareciprocante con dos valvulas cheque, una viajera
y la otra estacionaria. Este sistema no tiene empaque para evitar el venteo de gas que
produce el anular (Craf et al., 1962).

La evolucion de estos componentes, tanto en disefio como en materiales, la
tecnologiaelectronicay elavance en lasaplicaciones de anélisis y disefio, han contribuido
a que el bombeo mecanico convencional moderno haya dejado de ser la Cenicienta de los
métodos de produccion reservados solo para los pozos que llegaban al final de su etapa
productiva. No es dificil deducir que, debido a su larga historia, este método es el mas
utilizado en la industria petrolera global (Partidas, 2003).

En la actualidad, en el oriente ecuatoriano, las unidades Rotaflex de la empresa
Weatherford tienen mayor uso; esta mantiene una velocidad relativa constate durante la
mayor parte de carrera ascendente y descendente. Esta unidad de bombeo debe ser usada
con una bomba de pistdn, permitiéndonos asi poder ocupar completaciones donde
operaban con sistema hidraulico o electrosumergible. Rotaflex o también conocida como

unidad de carrera larga, tiene la finalidad de transformar el movimiento de rotacion del
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motor en un movimiento ascendente y descendente requerido para impulsar la bomba de

piston instalada en la completacion (Brasales, 2015).

Figura 13
Partes del sistema de bombeo mecéanico
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1.1.5.3. Levantamiento neumatico (gas lift)

En primer lugar, se inyecta gas comprimido en la parte baja del tubo, donde se
combina con el fluido que producen las capas de petroleo, en el cual, tanto la densidad
del fluido como el peso de la columnadel fluido en el tubo del aceite disminuyen, lo que
hace que merme el gradiente de presion del flujo deltubo. Luego incrementa la diferencia

de presidn entre el fondo del pozoy la capa, que es la potencia que fluye el fluido por la
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tuberia. Por consiguiente, el método de levantamiento artificial por gas lift es igual que el
de produccion por flujo natural y la diferencia entre los dos es que el método de gas lift
sale por el método artificial (Maggiolo, 2004).

Figura 14
Sistema de gas lift
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Los dos sistemas basicos de levantamiento neumatico son el levantamiento
continuo y el levantamiento intermitente. El principio de operacion del levantamiento
continuo es la inyeccion de gas a través de la més profunda de una serie de valvulas

ubicadas a lo largo de la tuberia de produccion. El efecto de este gas inyectado es el de
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disminuir la densidad de los fluidos producidos, permitiéndole llegar hasta la superficie
con la tasa de produccién deseada. Este sistema es una prolongacion del flujo natural del
pozo (Golan y Whitson, 1991).

Como su nombre lo indica, en el levantamiento intermitente la inyeccién ocurre
durante un cierto intervalo de tiempo y luego se detiene. Después de que cierto periodo
de tiempo ha transcurrido, se repite la inyeccion y comienza de nuevo el ciclo (American
Petroleum Institute, 1984)

La clave para que exista un buen levantamiento artificial son las valvulas de
elevacion por gas instaladas en la tuberia, las mismas que se instalan a lo largo de la
tuberia y proporcionan vias para el gas inyectado desde la carcasa hasta la tuberia
(Rempu, 2011).
1.1.5.4. Bombeo electrosumergible (BES)

El principio de este sistema de bombeo es la operacion basada en la accion
continua de una bomba centrifuga multietapas, cuyos requerimientos de potencia son
suministrados por un motor eléctrico de induccidn, alineado desde la superficie a través
de un cable de potencia por una fuente de tension primaria (REDA, 2001).

Una vez se transforma la tension primaria, la energia requerida es transmitida a
través del cable de potencia hasta el motor de subsuelo, desde el tranformador. EI motor
generala fuerzaque se transmite alabomba, compuesta por etapas, cadaunade las cuales
consta de un impulsor que rota y un difusor estacionario, los cuales imparten un
movimiento rotacional al liquido para llevarlo hasta superfie (CENTRILIFT, 1984)

El la figura 15 podremos apreciar las partes de que conllevan el sistema de
levantamiento electrosumergible, que son divididos en 2 partes:

- Los equipos de superficie

- Los equipos de fondo
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Figura 15
Levantamiento artificial electrosumergible (equipos de superficie y de fondo)
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1.2. Procesos de desgasificacion

La desgasificacion en pozos petroleros es un proceso clave para garantizar la

estabilidad del pozo y la seguridad en las operaciones de extraccion. En términos

generales, la desgasificacion se refiere a la eliminacion de gases que se acumulan en los

anulares del pozo. Este fendémeno conocido como "bloqueo por gas" puede tener un

impacto en la presién del fondo del pozo, lo que puede causar inestabilidad y disminuir

25



la eficiencia de la produccién. Dado que una presion de fondo insuficiente puede generar
un flujo multifasico, que disminuye las tasas de producciony la estabilidad del pozo, el
ajuste de la presion anular es esencial para reducir estos efectos. Esto demuestra cuan
cruciales son las estrategias de desgasificacién adecuadas para maximizar la extraccion y
garantizar un flujo de produccion constante (Marquez et al., 2017).

Si no se gestionan adecuadamente, lacomposicionde los gases presentes en pozos
petroleros, como el metano y el diéxido de carbono, puede representar un riesgo
significativo. La liberacion descontrolada de estos gases puede causar sobrepresion y
riesgos de explosion. Las técnicas de desgasificacion han mejorado significativamente en
los ultimos afos, pasando de métodos manuales a sistemas automatizados que optimizan
la liberacidn de gases y mejoran la seguridad y la eficiencia de la operacion (Rodriguez,
2024).

Los métodos de desgasificacion en pozos petroleros han cambiado de los métodos
manuales a los automatizados que maximizan la seguridad y la eficiencia. Los sistemas
automaticos actuales permiten la liberacion controlada de gases a través de sensoresy
software monitoreados en tiempo real, lo que reduce la necesidad de intervencion manual
antes de que puedan causar problemas mayores (Ortega, 2022).

El uso de sensores sofisticados y sistemas automatizados que monitorean la
presiony la liberacion de gases en tiempo real son avances recientes en las tecnologias
de desgasificacion de pozos petroleros. Estos sensores, que se basan en tecnologias
MEMS (Microelectromechanical Systems), pueden detectar con precision las
concentraciones de gases como el metano y otros hidrocarburosen el pozo y, para
mantener la estabilidad del sistema, ajustan automaticamente las valvulas de alivio. Este
método aumenta la seguridad en pozos de gran profundidady alta presiony reduce la

necesidad de intervencion manual. Ademas, la integracion con plataformas de monitoreo
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basadas en la nube facilita la visualizacion de datos y la toma de decisiones mas rapida
en situaciones criticas (Majeed, 2020).

En términos de eficiencia, la desgasificacion mejora la eficiencia al aumentar la
productividad al reducir las fluctuaciones de presion que pueden detener el flujo de
petroleo. La estabilidad del pozo hace que la produccion sea mas estable y predictiva, lo
que aumenta la rentabilidad de las operaciones petroleras. Esto se puede ver en el
desarrollo de tecnologias que permiten la liberacién automaética y controlada de gases, lo
que aumenta la seguridad de las operaciones y mejora la eficiencia econémicadel pozo
al evitar fluctuaciones abruptas de presién que podrian afectar su productividad. Estos
sistemas se han utilizado principalmente en yacimientos que enfrentan mayores desafios
de presion (Madrid, 2023).
1.2.1.Teoria de la desgasificacion

La desgasificacion en pozos petroleros es un proceso esencial en la ingenieria de
produccién debido a lacomplejidad de las formaciones geoldgicas y las condiciones que
se encuentran en los pozos. Este proceso implica la liberacion controlada de gases
acumulados en los anulares, que puede afectar de maneradirecta la integridad del pozoy
la produccidn. Lanaturalezade los gases, generalmente compuestos de metano, nitrégeno
y otros hidrocarburos ligeros, puede influir en como se disefian las estrategias de
desgasificacion (Smith etal., 2021). Por ello, es muy importante saber las caracteristicas
del yacimiento para poder anticipar operaciones de produccion o perforacion.

Los gases atrapados también pueden alterar el comportamiento fisico-quimico de
los fluidos del pozo. Es comuUn que los gases se encuentren atrapados en pequefias
cavidades o fisurasdentro del yacimiento. Si este fendmeno no se manejaadecuadamente,
puede causar fluctuaciones significativas en la presion del pozo. La modelizacion

computacional ha mejorado la prediccién de como y donde se acumularan los gases en
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losanulares, lo que ayudaalosingenieros adisefiar intervenciones mas efectivas (Gomez,
2021).

El control de la acumulacion de gas en los pozos es esencial no solo por motivos
de seguridad, sino también porque afecta la eficiencia de la produccidn. En situaciones
donde no se realizan adecuadamente los procedimientos de desgasificacion, los gases
pueden interferir con el flujo de hidrocarburos, reduciendo la tasa de produccion. Esto
significa que los ingenieros deben encontrar un equilibrio entre el control de la presiony
la optimizacion de la produccién, asegurando que las soluciones implementadas sean
sostenibles y eficientes a largo plazo (Grupo Banco Mundial, 2022).

En términos de tecnologia, la desgasificacion ha evolucionado considerablemente
desde los primeros dias de la industria petrolera. Los sistemas actuales incluyen una
variedad de valvulas automaticas y sensores que permiten un control mas preciso sobre
la liberacién de gas. Estos avances han mejorado significativamente la seguridad
operativa, reduciendo la posibilidad de incidentes como explosiones o fallas estructurales
graves (Comision Europea, 2020). Sin embargo, los desafios persisten en pozos de alta
presion y temperaturas extremas, donde las soluciones convencionales a menudo no son
suficientes.

Finalmente, la gestidbn de la desgasificacion también tiene implicaciones
regulatorias y ambientales. En muchos paises, las autoridades exigen la implementacion
de medidas estrictas para prevenir la emision de gases de efecto invernadero durante las
operaciones de extraccion de petréleo y gas. Esto ha llevado a una mayor inversion en
tecnologias de captura y almacenamiento de gases, adoptando mejores practicas en la
industria para reducir el impacto ambiental de las operaciones de desgasificacion

(Ministerio de Ambiente y Desarrollo Sostenible de Colombia, 2023).
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1.2.2.0rigen del gas en los pozos

Los gases que se acumulan en los anulares de los pozos petroleros pueden tener
varias fuentes. En muchos casos, el gas se encuentra disuelto en el petréleo dentro del
yacimiento y, a medida que la presion del pozo disminuye, estos gases comienzan a
liberarse. Este fendmenoocurre conmayor frecuencia en yacimientos con petréleo ligero,
donde la disolucion de gas es mas alta. Ademas, en algunas formaciones geologicas, el
gas puede estar atrapado en pequeiias burbujas o fracturas, que se liberan cuando la
perforacion o la produccion alteran las condiciones del pozo (Qi Pang et al., 2015).

Otra fuente comun de gas en los anulares es la migracion desde formaciones mas
profundas. Este tipo de gas, conocido como gas de fondo, puede moverse a través de las
capas geoldgicas debido a diferencias de presion o a la presencia de fallas naturales en la
roca. En estos casos, los gases pueden acumularse lentamente a lo largo del tiempo,
generando una presion considerable en los anulares si no se permite su liberacién
controlada. El tipo de roca, la porosidad y la permeabilidad del yacimiento juegan un
papel crucial en la facilidad con la que estos gases pueden migrar hacia el pozo (Tucker
y Wright, 2019).

Ademas de estos factores geoldgicos, el disefio del pozo también influye en la
acumulacion de gas en los anulares. Los sellos inadecuados, las barreras de cementacion
deficientes y otros problemas de construccién pueden permitir que el gas entre en los
anulares y se acumule. Este tipo de problemas suele manifestarse durante las operaciones
de produccion prolongadas o después de eventos de perforacion que alteran la integridad
estructural del pozo (Kwatia et al., 2019).

La composiciondel gas también es importante, por lo cual los pozos petroleros
pueden acumular gases como el diéxido de carbono (CO2) y el sulfuro de hidrégeno

(H2S), lo que puede ser perjudicial para la infraestructura y la seguridad. Cuando el CO2
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se disuelve en agua, forma acido carbonico, lo que puede causar la corrosion del metal en
las tuberias y estructuras del pozo. Este tipo de corrosion, también conocida como
corrosion "dulce", es muy comun en los sistemas de produccién de petroleo y gas, donde
puede causar dafios a largo plazo (Tan et al., 2023).

En resumen, la acumulacion de gas en los anulares es el resultado de una
combinacion de factores geologicos, operativos y de disefio. La detecciony el control
efectivos de estos gases son fundamentales para garantizar la seguridad operativa y la
integridad de las instalaciones en el sitio de trabajo (Tan et al., 2023).
1.2.3.Mecanismos de acumulacion en los anulares

La acumulacién de gases en losanulares de los pozos petroleros es el resultado de
la interaccién de multiples presionesy caracteristicas fisicas del gas. Muchas veces, la
presion hidrostatica en el pozo es menor que la presion del gas disuelto en el yacimiento.
Esto hace que el gas se separe de los fluidosy se mueva hacia los anulares. En pozos
profundos, donde las variaciones de presion son mas notables, este proceso es mas
intenso. Como resultado, se pueden acumular grandes cantidades de gas en areas
confinadas (Wu y Xiao, 2019).

La "segregacion de fases™ es un fenomeno que explica la acumulacion de gases
en los anulares de los pozos petroleros. Este proceso ocurre cuando el gas experimenta
unadisminucionde presional ascender porelanular, lo que le permite expandirse y llenar
un mayor volumen. El gas queda atrapado en los anulares como resultado de las barreras
de presidn del pozo. Esto puede causar una acumulacion significativa de gas en espacios
confinados, lo que aumenta el riesgo de fallas en la infraestructura del pozo,
especialmente en areas con altas tasas de liberacidn de gas (Tengfei et al., 2018).

Un fenomeno crucial que puedecontribuiralaacumulacion de gasen los anulares

es la migracion capilar en los pozos petroleros. Este proceso ocurre cuando pequefias
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burbujas de gas se desplazan a través de las capas de cemento que separan los anulares,
aprovechando fisuras o defectos en el revestimiento del pozo. Aunque la migracion de
este tipo suele ser un proceso lento, su caracter acumulativo puede causar problemas
importantes a largo plazo si no se gestiona adecuadamente (R&D, 2021).

En la produccién de pozos de petroleo y gas, el fendmeno de "carga de gas" es un
problema comun porque el gas acumulado puede ejercer suficiente presion para impedir
que el petroleo fluya hacia la superficie. Esto es particularmente problemético en pozos
en produccion continua porque es necesario mantener un equilibrio delicado entre la
producciény la desgasificacion. La carga de gas puede interrumpir la produccion sin una
gestion adecuada, lo que requiere sistemas de alivio de presién para permitir una
liberacion controlada del gas atrapado (Joseph et al., 2013).

Varios factores externos, como la temperatura 'y la composicién del fluido del
yacimiento, pueden afectar la acumulacién de gas en pozos petroleros. Los gases se
acumulan en los espacios anulares del pozo porque son menos solubles en liquidos a
temperaturas mas bajas. Esto se debe a que las temperaturas méas altas afectan la
disolucion del gas en el liquido, lo que limita su acumulacién (James y Nickens, 2004).
1.2 4.Factores que influyen en la acumulacion

La comprension de la acumulacion de gas en los anulares depende de los factores
geoldgicos. La porosidad y permeabilidad de las formaciones cercanas se encuentran
entre los factores mas influyentes. En formaciones con alta permeabilidad, el gas puede
fluir mas facilmente hacia el pozo, mientras que, en formaciones de baja permeabilidad,
puede quedar atrapado y acumularse en las fracturasy espaciosporosos hasta que se libera
subitamente. (James y Nickens, 2004)

La profundidad del pozo también juega un papel clave. A mayor profundidad, las

diferencias de presion entre el yacimiento y la columna de perforacién son mayores, lo
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que favorece la liberacion de gas. Ademas, en pozos mas profundos, la temperatura es
mas elevada, lo que puede influir en el comportamiento de los gases disueltos en los
fluidos del yacimiento, acelerando su liberacion en forma de burbujas que migran hacia
los anulares (Jafari y Asghari, 2022).

Otro factor importante es la composicién del fluido del yacimiento. Yacimientos
con alta concentracion de gas asociado, como los de gas condensado, presentan un mayor
riesgo de acumulacion en los anulares. La naturaleza del gas, ya sea metano, dioxido de
carbono o sulfurode hidrégeno, también influyeen el comportamiento de laacumulacion,
ya que cada gas tiene propiedades fisicas y quimicas diferentes que afectan su solubilidad
y capacidad de migracion (Kwatia et al., 2019).

En cuanto a las operaciones del pozo, la calidad del sellado de las barreras de
cemento es un factor determinante en la prevencion de la acumulacion de gas. Las
barreras mal cementadas permiten que los gases migren hacia los anulares, lo que
aumenta la presion y el riesgo de blowouts. Ademas, el tipo de revestimiento utilizadoy
su resistencia a la corrosion son aspectos importantes a considerar para minimizar la
acumulacion de gas (Jafari y Asghari, 2022).

Por altimo, las practicas operativas, como el control de la tasa de flujo de
produccidn, también afectan la acumulacion de gas en los anulares. Un flujo demasiado
rapido puede aumentar la presion diferencial y provocar la liberacion de gas en cantidades
mayores a las que pueden ser manejadas por los sistemas de desgasificacion instalados.
En este sentido, la gestién cuidadosa de las operaciones es esencial para prevenir
problemas asociados con la acumulacion de gases en los anulares (Liang y Tan, 2020).
1.2.5.Impacto en la presion del pozo

La acumulacion de gases en los anulares de los pozos petroleros efectivamente

afecta la presion del pozo y puede provocar serias complicaciones operativas. La presion
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ejercida por estos gases puede reducir la presion en el fondo del pozo (Bottom Hole
Pressure 0 BHP), lo que aumenta el riesgo de pérdida de control y puede desencadenar
blowouts, que son rupturas no controladas de los pozos. Este fendmenoes particularmente
prevalente en pozos de gran profundidad, donde las variaciones de presion son mas
marcadas y la acumulacion de gas puede ser mas significativa (Dowdle y Cobb, 1975).

Ademas, la acumulacién de gases en los anulares puede provocar fluctuaciones
en la presion del pozo. Estos cambios repentinos en la presion pueden interferir con la
estabilidad del pozo, comprometiendo tanto la seguridad de las operaciones como la
eficiencia de la produccion. En muchos casos, las fluctuaciones de presion se manifiestan
en forma de “pulsos” de gas que pueden desestabilizar la columna de fluido. Este tipo de
eventos pueden tener consecuencias graves si no se detectan y manejan adecuadamente
(Duncan, 2016).

El impacto de laacumulacionde gas en la presion del pozo también se puede ver
reflejado en la capacidad del pozo para producir hidrocarburos. Una acumulacion
excesiva de gas puede generar una contrapresion que dificulta el flujo de petréleo hacia
la superficie. En consecuencia, las tasas de produccién pueden disminuir, lo que afecta la
rentabilidad del pozo. En algunos pozos, la acumulacion de gas en los anulares redujo las
tasas de produccion en hasta un 30% (Preston y Benson, 2009).

Para mitigar estos efectos, esesencial implementar sistemas de control de presion
y desgasificacion que permitan liberar el gas acumulado de manera segura y controlada.
Estos sistemas pueden incluir valvulas de alivio de presion, cabezales de pozo adaptados
y sensores que monitorean constantemente las fluctuaciones de presion. Sin embargo, el
disefio y la implementacion de estos sistemas requieren una planificacion cuidadosa para

garantizar que se adapten a las caracteristicas especificas del pozo (Perryy Green, 2018).
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1.2.6.Alteracién del flujo de hidrocarburos

La acumulacién de gas en los espacios anulares puede crear una barrera que
interfiere con el flujo de hidrocarburos, lo que resulta en una disminucion de la eficiencia
de produccidn. Esta acumulacion genera presiones adicionales que pueden bloquear la
tuberia de produccion, impidiendo que el petréleo y el gas fluyan de manera continua
hacia la superficie (Vargo, 2003).

La interferencia de gas no solo afecta la cantidad de petrdleo que puede ser
producido, sino que también puede alterar la composicion del flujo. El gas acumulado en
el anular puede alterar significativamente la calidad del petréleo producido. Esta mezcla
puede generar un crudo menos deseable que demanda un tratamiento adicional para
eliminar el gas y adecuarlo a los estandares de las refinerias (Wang et al., 2024).

El efecto de la acumulacion de gas en el flujo de hidrocarburos es especialmente
problematico en pozos con una alta proporcion de gas asociado. En campos con altas
proporcionesde gasasociado, elgasacumulado puede ocupar unagran parte del volumen
de la tuberia de produccion, lo que reduce la capacidad para transportar petréleo. En
yacimientos de gas condensado, este fendmeno es particularmente comun porque el gas
se separa del liquido bajo condiciones de baja presion, lo que complica el flujo de
hidrocarburos (Tissot y Welte, 1984).

Se utilizan una variedad de métodos de desgasificacion para abordar la
acumulacion de gas en los anularesy restaurar el flujo de hidrocarburos. La inyeccion de
liquidos, que ayuda a desplazar el gas acumulado, y el uso de valvulas de control de gas,
que controlan la presion del sistema, son dos de estos métodos. Ademas, se utilizan
sistemas de bombeo especializados que mejoran la produccion al manejar eficientemente

las mezclas de gas y liquido (Shynybayeva y Rojas, 2020).
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Es importante tener en cuenta que la acumulacion de gas y la modificacion del
flujo de hidrocarburos pueden tener repercusiones econémicas significativas. Una
disminucion en la eficiencia de produccion no solo reduce la cantidad de gas y petrdleo
extraidos, sino que también puede aumentar los costos operativos asociados con el uso de
tecnologias de desgasificacién y el mantenimiento continuo del pozo. Esto podria afectar
negativamente la sostenibilidad financierade las operaciones a largo plazo (Wangetal.,
2024).
1.2.7.Riesgos operacionales y de seguridad

La acumulacidn de gas en los anulares puede generar situaciones muy peligrosas,
incluyendo la posibilidad de una explosion. Este fendmeno ocurre cuando la presion del
gas acumulado supera la capacidad de control del pozo, lo que puede provocar una
violenta liberacion de fluidos y gas hacia la superficie. Los incendios pueden causar dafios
significativos al medio ambiente y poner en peligro la seguridad de los trabajadores (Wei
etal., 2020).

Los riesgos operativos asociados con la acumulacion de gas en los anulares
incluyen la posibilidad de dafio a la infraestructura del pozo. Un aumento de presion por
el gas acumulado puede dafar las tuberias y valvulas, causando fallas mecéanicas costosas
0 incluso el abandono del pozo. Ademas, la acumulacion de gases corrosivos puede
acelerar el desgaste de los materiales, lo que reduce su vida util significativamente (Jiang
etal., 2022).

Los peligros no solo afectan la infraestructura del pozo; la presencia de gases
peligrosos como el metano y el sulfuro de hidrégeno también representa un riesgo
significativo para la seguridad de los trabajadores. En concentraciones elevadas, estos

gases son altamente inflamablesy mortales. Una fuga, por pequefia que sea, puede tener
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consecuencias graves, y en situaciones extremas, pueden alcanzarse niveles explosivos,
lo que aumenta el riesgo de accidentes en el entorno laboral (Carter y Roberts, 2021).

Las compafiias petroleras han tomado varias medidas para reducir los peligros
asociados con la acumulacion de gases. Estas tacticas incluyen la instalacién de sistemas
de monitoreo de gasesentiempo real y la instalacion de barreras de seguridad que pueden
evitarque los gases peligrosos se escapen. Ademas, se invierte en la capacitacion continua
del personal para asegurarse de que estén preparados para detectar y reaccionar ante
situaciones de riesgo. Las organizaciones internacionalescomo la American Petroleum
Institute (API) han establecido pautas que ayudaron amejorar los estandares de seguridad
en la industria. (Fernandez y Martinez, 2022)
1.2.8.Métodos tradicionales de desgasificacion

Los sistemas de separacion, que son esenciales para controlar la acumulacién de
gas, son uno de los métodos de desgasificacién convencionales utilizados en la industria
petrolera. Los separadores trifasicos son cruciales para este proceso porque permiten la
separacion eficiente del gas, el petréleoy el agua, asegurandose de que el gas no interfiera
con la produccion de hidrocarburos. Esta separacion es fundamental para maximizar la
eficiencia operativa y reducir los problemas de produccion (Duefias y Olaya, 2011).

Las valvulas de alivio de presion (PRV) son cruciales para controlar la presion en
los pozos de petroleo, especialmente para evitar situaciones peligrosas como los escapes.
Estas valvulas permiten la liberacion controlada del gas acumulado en los anulares del
pozo, lo que reduce la presién interna del pozo y garantiza la integridad de su
infraestructura. Estos estandares especificos regulan sus operaciones y garantizan su
estado ideal mediante inspecciones y mantenimiento frecuentes (Lépez, 2024).

En la industria petrolera, se utiliza la circulacion inversa como método de

desgasificacion para controlar la acumulacion de gas en los pozos. Esta técnica permite
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que el gas acumulado sea arrastrado hacia la superficie porque los fluidos se hacen
circular en direccion opuesta a la produccion convencional. En situaciones donde la
acumulacion de gas es significativa y la liberacidn de presion debe ser rapida paraevitar
riesgos operativosy dafios a lainfraestructuradel pozo, este método es especialmente Gtil
(Ramirez, 2019).
1.2.9.Comparacion entre métodos de desgasificacion

La comparacion entre las tecnologias de desgasificacion mas recientes y
tradicionales en la industria petrolera muestra un gran avance en eficienciay seguridad.
Los métodos tradicionales, como la utilizacion de valvulas y separadores trifasicos, han
demostrado ser efectivos para controlar la liberacién de gas y mantener la produccion
estable. Las tecnologias actuales han introducido sistemas automatizados que permiten
una mayor adaptabilidad a las variaciones en la tasa de produccion y las fluctuaciones de
presion. La capacidad de anticipar cambios en las condiciones del pozo y optimizar las
operaciones en tiempo real se ha mejorado gracias a innovaciones como la integracion de
sistemas de control distribuidos y el uso de inteligencia artificial (IA) (Repsol, 2024).

Los separadores trifasicos, unode los métodos tradicionales de desgasificacionen
pozos petroleros, separan de manera efectiva gas, petréleoy agua. Esto es especialmente
cierto en pozos con altos volimenes de gas. Los sistemas de bombeo electrosumergible
(ESP) modificados son perfectos para manejar fluidos con altos porcentajes de gas
disuelto. Estos sistemas incorporan separadores de gas antes de la entrada de la bomba,
mejorando la operacidn al evitar problemas como la cavitacion y el bloqueo por gas.

Mientras que los métodos tradicionales, como los separadores trifasicos, son
efectivos para manejar grandes volimenes de gas, los sistemas mas modernos, como los
separadores compactos y automatizados, ofrecen ventajas en términos de respuesta a

cambios operacionales. Estos Gltimos, especialmente en pozos concondiciones de presion
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y temperatura variables, permiten una desgasificacion mas eficiente y segura. En muchos
casos, la combinacion de multiples métodos puede ser la solucion més efectiva para
asegurar una desgasificacion eficiente y segura (Gerlein, 2022).
1.2.10. Tipos de gases presentes en los pozos

La composicionde los gases varia considerablemente entre diferentes yacimientos
y pozos petroleros, lo que influye en las decisiones operativas. El gas natural asociado,
que se encuentra con frecuencia en estos entornos, se compone principalmente de
hidrocarburos como metano (CHa), etano (C2Hs), y propano (CsHs), ademas de gases no
hidrocarburos como di6xido de carbono (CO:) y nitrogeno (N2). El sulfuro de hidrégeno
(H2S) es uno de los gases no hidrocarburos mas preocupantes debido a su peligrosidad.
Esta variabilidad en la composicion depende de factores geoldgicos, como la edad de la
formaciony laprofundidad del reservorio (Berasateguiy Malagén, 2020). Los pozos con

concentraciones de CO: y HzS afectan la estrategia de produccion y los costos operativos.

Tabla 3
Tipos de gases presentes en los pozos
COMPUESTO FORMULA PORCENTAJE

Metano CH4 70-90%
Etano C2H6 0-20%
Propano C3H8 0-20%
Butano C4H10 0-20%
Dioxido de carbono CO2 0-8%
Oxigeno 02 0-0,2%
Nitrogeno N2 0-5%
Sulfuro de hidrégeno H2S 0-5%
Otros gases nobles Ar, He, Ne, Xe Trazas

Fuente: Berasategui y Malagon (2020)

Ademas, la identificacidn precisa de los componentes gaseosos es crucial para
optimizar las tecnologias de separacion y tratamiento de gas en superficie. El analisis
detallado de la composicién del gas se realiza generalmente mediante cromatografia de

gases, lo que permite determinar las concentraciones especificas de cada componente y
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disefiar sistemas de tratamiento mas eficientes. Las decisiones sobre la infraestructura de
desgasificacion estan directamente ligadas a estos andlisis, ya que cada gas tiene sus
propias caracteristicas de tratamiento (V. Gomis, 2008).
1.2.11. Optimizacién de la produccion mediante la desgasificacion

Para maximizar la eficiencia y la rentabilidad de las operaciones en los pozos
petroleros, es esencial optimizar la produccion. El proceso de desgasificacion es crucial
porque permite una separacion mas efectivade gases del petréleo crudo, lo que mejora la
calidad del producto y la eficienciadel proceso de extraccion. La eliminacién efectiva de
gases no deseados reduce la formacion de espumay la corrosion. Esto permite una
produccion mas estable y continua (Smith y Lapeyre, 2001).
1.2.12. Impacto de la desgasificacion en la eficiencia de la produccion

La desgasificacion reduce la cantidad de gases disueltos presentes en el petréleo
crudo, lo que tiene un impacto directo en la eficiencia de la produccion. Gases como el
metanoy el dioxido de carbono pueden tener un impacto negativo en la capacidad de
produccion del pozo cuando se encuentran en altas concentraciones. La eliminacion
efectiva de estos gases puede mejorar la calidad del crudo y la eficiencia del proceso de
separacion en la planta de tratamiento (Riahi y Pritchard, 2014).
1.2.13. Tecnologias avanzadas para la optimizacion de la produccién

Las membranas, los sistemas de adsorcion y otras tecnologias avanzadas de
desgasificacion han demostrado ser efectivas para aumentar la produccién. Las
membranas mejoran la recuperacion de petréleo porque permiten unaseparacion de gases
mas precisa. Estas tecnologias también pueden integrarse con métodos tradicionales para

maximizar la eficiencia del proceso de desgasificacion (Zhao y Lee, 2018).
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1.2.14. Estrategias de integracion de métodos de desgasificacion

El uso de una variedad de métodos de desgasificacion puede ayudar a optimizar
la produccion. Por ejemplo, el uso de técnicas de adsorcidn o absorcién con membranas
puede mejorar la eficiencia del procesoy permitir una separacion de gases mas completa.
La integracidn de tecnologias avanzadas también puede resolver problemas especificosy
adaptarse a las condiciones operativas del pozo (Liangy Tan, 2020).
1.2.15. Beneficios econdmicos de la optimizacion mediante desgasificacion

La optimizacion de la produccion mediante desgasificacion no solo mejora la
eficiencia operativa, sino que también genera beneficioseconomicos significativos. La
reduccion de gases no deseados en el crudo puede reducir los costos de tratamiento y
procesamiento adicionales. Por ende, una mayor estabilidad en la produccionreduce el
riesgo de interrupciones imprevistas y mejora el rendimiento de las operaciones (Jafari y
Asghari, 2022).
1.2.16. Desafios y consideraciones futuras

A pesar de los avances en las tecnologias de desgasificacion, ain hay problemas
que deben resolverse para lograr una optimizacién completa de la produccion. Estos
incluyen administrar de manera efectiva los desechos generados durante el proceso y
adaptar las tecnologias a situaciones operativas extremas. La investigacion continua es
esencial para descubrir nuevas formas de mejorar la sostenibilidad y la eficiencia de las
operaciones (Kumar y Gupta, 2023).
1.2.17. Flujo multifasico

Durante la producciény transporte de petroleo y gas, la industria petrolera
experimenta un flujomultifasico.Elpozoy las lineas de flujo tienen tuberias horizontales,
inclinadas o verticales que producen patrones de flujo. Estas lineas pueden llegar a largo

antes de llegar a las instalaciones de separacion en la produccion mar adentro. Para el
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control de flujo y su procesamiento, se utilizan generalmente componentes de tuberias,
separadores y slug catcher (atenuadores de flujo slug). La caida de presion, la fraccion de
volumen del liquido y el tamafio de las tuberias de conducciony las instalaciones de
separacion requieren métodos de disefio (Pefiarreta, 2012).

En los Gltimos afios, se ha vuelto mas importante comprender co6mo se comporta
unamezclaliquido-gasdentro de unatuberia, yaque,si se puede controlar eficientemente
el flujo biféasico proveniente de un pozo antes de llegar al separador, la industria petrolera
en particular avanzariamucho. Dado que la cantidad de gas presente en el crudo tiene un
efecto interesante: disminuye su viscosidad y densidad, hay ventajas significativas en
transportar el crudo sin separarlo antes. Hasta ahora, se han disefiado tuberias que puedan
manejar flujos de multiples fasicas. Sin embargo, no se sabe con certeza lo que ocurre
dentro, lo que lleva a sobredimensionar el sistema de tuberias y accesorios que manejan
el flujo.

La mezcla de fluidos puede presentar una variedad de arreglos dentro del tubo
dependiendo de las velocidades superficiales, las caracteristicas de cada sustanciay la
inclinacion de la tuberia. Estos arreglos, conocidos como patrones de flujo, tienen un
impacto significativo en la caida de presion que experimenta la mezcla, asi como en el
radio de volimenes de cada fluido en el sistema; estos factorestienen un impacto directo
en las propiedades fisicas de la mezcla. El radio volumétrico o el retenedor, representa el
volumen de liquido o gas en una seccion volumétrica de una tuberia, especialmente
cuando se trata de flujos bifasicos liquido-gas.

De acuerdo con las caracteristicas del sistema y la topografia de la region en
cuestion, se podrian ajustar las condiciones de trabajo para maximizar la presién del flujo,

la cantidad de gas y/o el patron de flujo existente. Esto permitiria ahorrar dinero en
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equipos de transporte, red de tuberias y accesorios, medidores, equipos de separacion y
otros (Pefiarreta, 2012).

Es crucial para la industria petrolera conocer el comportamiento del flujo
multifasico en las tuberias, ya que cuando el fluido producido se desplaza desde el
yacimiento hacia la superficie, se liberaenergia en el flujo vertical y horizontal. El fluido
posee esta energia o presion mientras se encuentra en el yacimiento. Por lo tanto, es
importante predecir de maneraefectiva los gradientes de energia en este flujo, ya que es
en este flujo donde se producen las mayores pérdidas de energia. Es posible ajustar las
condiciones de trabajo para maximizar la presion de flujo, la cantidad de gas y/o el patrén
de flujo presente para ahorrar dinero en equipos de transporte, red de tuberias y
accesorios, medidores, equipos de separacion y otros, de acuerdo con las caracteristicas
del sistema y la topografia de la region.

Para lograr esto, se realizan pruebas de presion y/o se utilizan simuladores,
algunos de los cuales son comerciales. La creacion de un simulador facil de usar y de
interfaz amigable con el usuario con la capacidad de calcular perfiles de presion y
temperaturabajo condiciones de flujomultifasico se considerounasolucion. (Pérezetal.,
2016)
1.2.17.1.Flujo bifasico

En la simulacion de yacimientos, se simula el desplazamiento de fluidos en un
medio poroso saturado por petroleo, gas o agua. El fluido desplazante puede ser
inmiscible con el fluido desplazado (Hewett y Behrens, 1993).

El proceso no es de tipo piston con la superficie de dos fluidos, aunque seria el
desplazamiento ideal. Considerando el flujo simultaneo, se supone que no se transfiere
masa entre los dos fluidos; uno de ellos se conoce como fase mojantemy el otro como

fase no mojante n. Uno de los fluidos moja méas el medio poroso que el otro. El agua es
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el fluido de fase mojante en un sistema de petréleo-agua, mientras que el petroleo es el
fluido de fase mojante en un sistema de gas-petroleo (Caicedo, 2020).

Muchos otros conceptos, como la saturacién, la presion capilar y las
permeabilidades relativas, se han agregado a la comprension del flujo bifasico. La
fraccion del volumen de una fase que contiene el medio poroso entre el volumen del
medio poroso se conoce como saturacion de la fase. Si, el medio poroso contiene dos
fluidos (Caicedo, 2020).
1.2.17.2.Flujo trifasico

Muchos procesos industriales, como la produccion y procesamiento de
hidrocarburos, requieren flujos complejos de aceite, agua, gas y mezclas de arena. El
disefio de pozos horizontales se ve significativamente afectado por la comprension del
mecanismo de transporte de arenas por tuberias. Porejemplo, cuando la cantidad de arena
aumenta en las tuberias horizontales, se forman depdsitos inmdviles que provocan
mayores caidas de presion y tienen un impacto en la velocidad de produccién de
hidrocarburos (Salinas, 2011).

Flujo simultaneo de multiples fases fluidas por un medio poroso. La mayoria de
los pozos de petroleo producen petroleo y gas después de su formacion, ademas de
producir agua con frecuencia. Como resultado, el flujo multifasico es frecuente en los
pozos de petroleo. La mayoria de los métodos para analizar la presion transitoria utilizan

un flujo de una sola fase (Schlumberger del Ecuador S.A., 2024).
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CAPITULO 2. METODOLOGIA

2.1. Contexto de la investigacién

La presente investigacion se realiza en el oriente ecuatoriano, en la provincia de
Sucumbios, canton Shushufindi, en el Bloque 57 — Shushufindi perteneciente a laempresa
EP Petroecuador.

La plataforma de estudio denominada “H” se ubicaen las siguientes coordenadas
0°09'49.2"S, 76°39'00.2"W. Esta se encuentra conformada por 11 pozos productores de
crudo y 2 pozos inyectores de agua.

Figura 16
Ubicacion de la plataforma "H" y sus coordenadas

0°09'49.2"S 76°39'00.2"W

454 : @ SINDICATO
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ago - Shushufindl

Fuente: Google Maps (2024)
2.2. Disefio y alcance de la investigacion

De acuerdo con el autor Hernandez et al. (2014), dentro de la investigacion
cuantitativa se encuentrael disefio de investigacion experimental, el cual permite observar
y asentar el posible efecto de una causa. Por consiguiente, en la presente investigacion se

estara manipulando la presion de anular hasta encontrar la presién 6ptima para cada uno
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de los pozos a intervenir durante la investigaciony a su vez descartar cuales serian los
pozos que podrian ingresar al sistema de desgasificacion.

Cabe manifestar que el alcance de esta investigacion es descriptivo, que para el
autor Hernandez et al. (2014) permite recopilar la informacién de los fendmenos para
detallar cbmo actuan en el entorno de estudio. De este modo, se plantea determinar un
sistema de desgasificacion para la plataforma “H”, mediante la despresurizacion de
anulares de los pozos productores de crudo, y con esto decidir que pozos deberan ser
desgasificados y cual seria la presion de anular recomendada para cada uno de ellos.

Lo manifestado anteriormente se realizard mediante la verificacion de amperaje,
presion de intake y pruebas de produccién y que, de esta forma, esta informacion pueda
ser tomada como referencia para futuros proyectos con caracteristicas similares.

2.3. Tipo y métodos de investigacion

En este aspecto, se empleara el tipo de investigacion mixto, mismo que permite la
recoleccion y procesamiento de datos tanto cualitativos como cuantitativos, y el método
de investigacion a emplear serd analitico, debido a que se debe observar la presion de
anular para definir la estabilidad operacional del pozo en produccién continua.

2.4. Poblacion y muestra
- Poblacion de estudio

La estacidon norte del bloque 57 — Shushufindi esta constituida por 61 pozos
operativos al 26 de noviembre del 2023 cuando se iniciaron las pruebas de
desgasificacion.

- Muestra
Son los 11 pozos productores de la plataforma “H” de la estacion norte del bloque

57 — Shushufindi.
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2.5. Técnicas e instrumentos de recoleccion de datos

Debido a que la presente investigacion es de tipo mixta, se aplicara la técnica de
observaciondirecta, la cual admite recopilar y procesar datos tanto cuantitativos como
cualitativos. En este contexto, se utilizaran como instrumentos la interfaz de monitoreo y
el historial de produccion.

2.6. Procesamiento de la evaluacion: Validez y confiabilidad de los instrumentos
aplicados para el levantamiento de informacion.

La informacion se recopilara mediante la data que entregan los sensores que se
instalan en los equipos BES y seran utilizados para monitorear desde superficie como
son: frecuencia, amperaje, presion de intake y descarga, temperatura de intake y motor,
presion de cabeza y mas parametros que pueden ser configurados segun la necesidad del

caso, pero los mas esenciales son los ya mencionados.

Figura 17
Interfaz para monitoreo de pozos en el bloque 57 - Shushufindi
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Fuente: EP Petroecuador (2024)

= Tubing Head Pressure 3psi

Esta informacion que nos entregan los sensores se puede visualizar en los VSD de
forma inmediata y transmitirla a una interfaz que nos permita visualizar los mismos y asi

poder interpretarla, tomar decisiones y actuar de acuerdo a cada pozo.
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Con esta grafica se realiza el monitoreo de cada pozo ya que se obtiene una data
de informacién a lo largo del tiempo recordando que la produccién de los mismo en
continua, pudiendo asi tomar acciones a las variables que se vean afectadas.

2.7 Fases de la investigacion
Esta investigacion y su desarrollo se realizaran en 3 fases:
PRIMERA FASE

1. Tomade parametroseléctricosy operativos, verificacion de presion de cabeza
de pozo vs presion de anular y finalmente una prueba de produccion.

a. Mediante la interfaz de monitoreo (ver Figura 18) se verifican la estabilidad
de los parametros.

Figura 18
Monitoreo de parametros
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Fuente: EP Petroecuador (2024)

Al haber alguna variacion de los mismos como ya se observaen la figura 18, se
procede ir a sitio y verificar la presion de cabeza y la presion de anular.

La presion de cabeza debe ser mayor que la presion de anular esa es una de las

condiciones de produccion, esto se presenta en la siguiente figura:
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Figura 19
Cabezar de producci
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Fuente: EP Petroecuador (2024)

Consecuentemente, se presenta el variador de velocidad a través de la siguiente figura:

Figura 20
Variador de velocidad (VSD)

Fuente: EP Petroecuador (2024)

b. Se verifica que la informacion que nos da el variador (VSD) sea la misma

que estamos recibiendo en la interfaz.
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c. Se realiza prueba de produccion mediante unidad moévil con medidor
multifasico (Vx) y se determina la produccion actual del pozo.

Figura 21
Medidor multifasico

Fuente: EP Petroecuador (2024)

Figura 22
Interfaz del medidor multifasico (VX)
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Fuente: EP Petroecuador (2024)
SEGUNDA FASE
2. Si se determina que el pozo necesita ser desgasificado, se lo realizara

mediante el compresor (ver Figura 24).
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a. Para realizar la desgasificacion, primero debemos alinear las valvulas en
el cabezal de produccion (ver Figura 23, lado izquierdo) y también alinear
las vélvulas de ingreso y salida del compresor (ver Figura 23, lado

derecho).

Figura 23
Alineacién de valvulas previo a la desgasificacion

Figura 24

Compresor de gas

7

Fuente: EP Petroecuador (2024)

b. Se enciende el compresor, se setea la presidn de succiony descarga (ver figura 25), se
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monitorean parametros de presion de anular en sitio y parametros eléctricos en la

interfaz de monitoreo.

Figura 25

Compresor de gas ecendido

Fuente: EP Petro

TERCERA FASE

3.

ecuador (2024)

Unavez obtenida lapresion deseadaen el anular, se registra toda esta informacion

en el formato de historial de produccién (ver Figura 26).

Figura 26
Formato de historial de produccién para pozos productores de crudo
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Fuente: EP Petroecuador (2024)

De esta forma comparar los pardmetros eléctricos, operacionalesy de produccion

antes y después de la desgasificacion. Para saber si es positiva 0 negativa la accion

realizada en el pozo.
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En la figura 27 podemos observar un diagrama de flujo el cual nos explica de
maneragraficalos pasosaseguir parael proceso de desgasificacion utilizada durante esta
investigacion.

Figura 27
Mapa conceptual de las fases utilizadas durante la investigacién
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Fuente: Elaboracion propia

Este diagrama de flujo se divide en 3 fases las que fueron explicadas en detalle
durante el capitulo 2 de esta investigacion, asi complementando de forma grafica lo ya

antes expuesto.
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CAPITULO 3. RESULTADOS Y DISCUSION

Para esta investigacion se ha seleccionado la plataforma “H” del bloque 57 —
Shushufindi, yaque en esta plataforma se ha visto durante las evaluaciones de produccién
que la cantidad de gas ha ido incrementando. Por ello, es necesario tomar acciones y
proponer una forma menos contaminante para el manejo de gas de los anulares, debido a
que se ha venido realizando de forma rustica la desgasificacion de anulares, como se
observa en la Figura 28.

Figura 28
Desgasificacion de anular mediante la quema de gas en sitio

Fuente Elaboracion propia

Provocando la quema de gases nocivos, que con el paso del tiempo podria tener
un impacto ambiental y hasta la posibilidad de ver afectaciones civiles. Tomando en
cuenta lo mencionado, se toma en consideracion el uso de un compresor para poder
manejar este gas de la plataformay posteriormente se enviaa la estacion més cercana
(estacién norte).

Como primera instancia, se recopilaron los datos de los pozos para estudio previo

a la realizacién de la desgasificacion mediante el uso del compresor.
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3.1 Caracterizacion de los pozos de la plataforma “H”

Tabla 4

Informacion previa al uso del compresor en la plataforma “H”

PRESION PRESION PR%SE'ON PRODUCCION
POZO ANULAR CABEZA
(PS1) (PS) INTAKE (*BFPD)
(PSI)
H-112 110 210 728 4093
H-114 120 197 207 1295
H-155 95 290 **Sin data 421
H-186 100 190 450 455
H-193 136 240 485 3665
H-201 103 90 386 1638
H-237 100 138 255 329
H-238 113 135 **Sin data 6390
H-239 120 207 233 409
H-248 104 160 223 1121
H-275 90 290 645 3460

Fuente: EP Petroecuador (2024)

* Barriles de fluido por dia

**Sin data de presion de intake en los sensores de los equipos de fondo, se tomara como

dato principal el amperaje.

Para esta caracterizacion debemos tomar todas las variables que podamos evaluar

mediante lainterfaz de monitoreoy ensitio, que serian las presiones de cabezasy anulares

de todos los pozos productores de la plataforma “H”.
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En la figura 29 nos muestra las tendencias de los parametos eléctricos, presion de intake (PIP) de los pozos a investigacion.

Figura 29
Parametros eléctricos - tendencias PIP’s de la plataforma "H"
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— SHSH-186 - Pump Intake Pressure (psi) — SHSH-239 - Pump Intake Pressure (psi) — SHSH-112 - Pump Intake Pressure (psi) — SHSH-114 - Pump Intake Pressure (ps) — SHSH-201 - Pump Intake Pressure (psi) — SHSH-275- Pump Intake Pressure (psi) — SHSH-237 - Pump Intake Pressure (psi)
— SHSH-248 - Pump Intake Pressure (psi) — SHSH-193 - Pump Intake Pressure (psi) — SHSH-238 - Pump Intake Pressure (psi) — SHSH-155 - Pump Intake Pressure (psi) +

Fuente: EP Petroecuador (2024)
Nota: Durante la investigacion se tuvo una pérdida de sefial de la interfaz de monitoreo que fue resuelta de forma éptima.
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En la figura 30 nos muestra las tendencias de los parametos eléctricos (amperaje) de los pozos a investigacion.

Figura 30
Parémetros eléctricos - tendencias de corriente de la plataforma "H"
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— SHSH-112 - Motor Current (Average) (A) — SHSH-114 - Motor Current (Average) (A) — SHSH-201 - Motor Current (Average) (A) — SHSH-238 - Motor Current (Average) (A) — SHSH-186 - Motor Current (Average) (A) — SHSH-248 - Motor Current (Average) (A) — SHSH-275 - Motor Current (Average) (A)
— SHSH-155 - Motor Current (Average) (A) — SHSH-237 - Motor Current (Average) (A) — SHSH-193 - Motor Current (Average) (A) — SHSH-239 - Motor Current (Average) (A)

Fuente: EP Petroecuador (2024)
Nota: Durante la investigacion se tuvo una pérdida de sefial de la interfaz de monitoreo que fue resuelta de forma éptima.

56




3.2 ldentificacion de variables y uso de compresor

En la Figura 29y Figura 30 se pueden apreciar los parametros eléctricos, en este caso
la tendencia de 5 mesesde la PIP y el amperaje de los equipos BES instalados en los 11 pozos
productores de la plataforma “H”, y también tener una comparativa desde cuando ingreso en
funcionamiento el proceso de desgasificacion.

A continuacion, se analizaran uno a uno los pozos productores de la plataforma “H”;
para ello utilizaremos las graficas de parametros eléctricos y compararemos estos parametros
antes 'y después de la desgasificacion. Asimismo, se comparara con las pruebas de produccion

para conocer si ha existido una variacion en los fluidos producidos.
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3.21 Pozo H-112

Figura 31

Monitoreo durante desgasificacion del pozo H-112
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Fuente: EP Petroecuador (2024)

Figura 32

Historial de produccion del pozo H-112
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Fuente: EP Petroecuador (2024)
Durante la desgasificacidn se puede observar en los parametros que no existe alguna

variacion y durante las pruebas de produccion antes y despues se muestra estabilidad.
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3.22 Pozo H-114

Figura 33
Monitoreo durante desgasificacion del pozo H-114
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Fuente: EP Petroecuador (2024)

Figura 34
Historial de produccion del pozo H-114
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Fuente: EP Petroecuador (2024)
Este pozo no presenta variacion de pardmetros durante la desgasificacion entre el 2 de
diciembre y el 6 de diciembre. El incremento de fluido es debido al aumento de frecuencia que

existe entre el 18 de noviembre al 6 de diciembre, que realizan la prueba de produccion;
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entonces, comparando las pruebas entre el 6 y 8 de diciembre, no existirian cambios. En este
caso, por su baja PIP es recomendable no desgasificar.

3.23 Pozo H-155

Figura 35
Monitoreo durante la desgasificacion del pozo H-155
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Fuente: EP Petroecuador (2024)

Figura 36
Historial de produccion del pozo H-155

Pruebas de Produccion
510

515 600
510/
505 500
>00 400
495
490 300
485
480 = 200
475 100
470
465 0
M M M M N M M N M M MM M M M M M M M M M o MN M M
N NN NN N NN N & & A & S & & & &S S S
R L R R R R
9 9 £ £ ¢ ¢ ¢ € € ¢ ¢ ¢ ¢ ¢ ¢ ¢ ¢ T T ° T
RN EE N N R
EEE BFPD [bbls/dia) GOR [Scf/Sth] === BS\V [%]

Fuente: EP Petroecuador (2024)
En ladesgasificacion realizada desde el 6 de diciembre hasta el 8 de diciembre podemos

notar que no existen variacionesen la corriente (se tomacomo referencia este parametro debido
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a la pérdida de sefial de la lectura de presion de intake). Existe ligera pérdida de produccién de
fluidos durante la prueba de produccion. Adicionalmente, se realiza un echometer y se obtiene
una PIP de 252 psi, por lo que se recomienda no desgasificar el pozo por su baja PIP.

3.24 Pozo H-186

Figura 37
Monitoreo durante desgasificacion del pozo H-186
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Figura 38
Historial de produccién del pozo H-186
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Fuente: EP Petroecuador (2024)

No existe variacion de pardmetros eléctricos ni de produccion durante la
desgasificacion, por lo cual no se recomienda desgasificar.
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3.25 Pozo H-193

Figura 39
Monitoreo durante desgasificacion del pozo H-193
o L A [ L @
| e " o “ W Motor Temperature 2926y
i o I ALINEADO AL COMPRESOR VD Ot Py “0on
__erhﬂ_.r___h 1 Pump ntaka Temperaire 63y
1T et yr—— W Motor 715A
| um " e ‘ Pump Vibration 05
w o 1] " m .mum -
e g 5 & 8 Pump Discharge Pressure 37631
W Pump Intake Pressure A6
- (] ) 18,
50. Nov 2.Dec 4.Dec 6.Dec l.bu 10.Dec ll.bnt 14.0ec 16. Dec llb( 20.Dee H,‘l)u 4D 2D 28 ‘Dn(
Fuente: EP Petroecuador (2024)
Figura 40
Historial de produccion del pozo H-193
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Fuente: EP Petroecuador (2024)
Se puede notar que existe un ligero incremento, pero esto esdebido al aumentode BSW
que surgia en el pozo. Los parametros eléctricos fueron estables durante la desgasificacion. En

este caso se recomienda no desgasificarlo y priorizar otros pozos de la plataforma.
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3.2.6 Pozo H-201

Figura 41
Monitoreo durante la desgasificacion del pozo H-201
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Fuente: EP Petroecuador (2024)

Figura 42
Historial de produccion del pozo H-201
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Fuente: EP Petroecuador (2024)
Durante la desgasificacion se puede apreciar que la presion de intake declina hasta que
logra estabilizarse de nuevo, produciendo un bajo aporte y una pérdida de +/-106 BFPD por la

maniobra realizada.
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3.2.7 Pozo H-237

Figura 43
Monitoreo durante la desgasificacion del pozo H-237
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Figura 44
Historial de produccion del pozo H-237
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Fuente: EP Petroecuador (2024)

Este pozo es sensible a cambios de alineacion en superficie. De manera puntual, baja la
presion de intake de 240 PSI hasta 160 PSI; por ende, necesita ser estimulado en cabeza para

recuperar la estabilizacion. La ganancia en fluidos durante la prueba de produccion fue de 50

BFPD.
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Nota: presentdé complejidad durante la desgasificacion, por lo cual requiere
estimulacion en superficie.
3.2.8 Pozo H-238

Figura 45
Monitoreo durante la desgasificacion del pozo H-238
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Fuente: EP Petroecuador (2024)

Figura 46
Historial de produccion del pozo H-238
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Fuente: EP Petroecuador (2024)

La desgasificacion reacciona de buena manera en este pozo, teniendo un incremental

de fluido y manteniendo el parametro de corriente estable. Se tiene que continuar la
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desgasificacion, pero de forma moderada, debido a que solo se cuenta con la corriente como
dato de investigacién: el echometer mide PIP en 546 PSI.

3.29 Pozo H-239

Figura 47
Monitoreo durante la desgasificacion del pozo H-239
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Fuente: EP Petroecuador (2024)
Figura 48
Historial de produccién del pozo H-239
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Fuente: EP Petroecuador (2024)
Presenta variaciones en los parametros BES. Durante la desgasificacion al momento de

realizar la prueba de produccion, el GOR incrementa el aporte +/-60 BFPD y aunque existan
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variaciones del pozo, no se desestabiliza en superficie. Se recomienda realizar la
desgasificacion de forma moderada, ya que presenta PIP baja, dato de echometer 254 PSI.
3.2.10 Pozo H-248

Figura 49
Monitoreo durante la desgasificacion del pozo H-248
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Figura 50
Historial de produccién del pozo H-248
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Fuente: EP Petroecuador (2024)

Se evidencia estabilizacion de tendencias eléctricas una vez desgasificado, como se
puede observar en la grafica de pardmetros y una vez realizada la evaluacion el 11 de

diciembre, se puede apreciar ese incremento de produccion +/- 150 BFPD.
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3.2.11 Pozo H-275

Figura 51
Monitoreo durante la desgasificacion del pozo H-248
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Figura 52
Historial de produccién del pozo H-275
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Fuente: EP Petroecuador (2024)

Se realiza la desgasificacién por dos ocasiones, en las cuales no se ven cambios en los
parametros eléctricos, pozo con fluctuaciones en la presidén de cabezay en la produccion

durante las pruebas. Se recomendaria no desgasificar el pozo y priorizar otros al momento de

realizarlo de forma continua.
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3.3 Resultados

Una vez realizada la desgasificacion respectiva y comparando parametros eléctricos y operacionales, se obtiene unatabla de resultados con

la cual existe un incremento en la produccionde 442 BFPD con 152 BOPD y es posible determinar una presion de casing (CSG) para que puedan

operar los pozos de forma continua y se mantengan optimizados.

Tabla 5
Datos antes y post desgasificacion de la plataforma "H"

Sin desgasificacion

Con desgasificacion

Resultados obtenidos

Ech Presion
Cs Pca CS Ech
BS PIP Pca ome BS AQ AQ de CSG
Pozo Fecha BSP ng W [psi b [Gsi ter ILEC\{]e Fecha BEP ng W [PIS% [bsi [Gsi c{[renre :‘Ff\{f (BFP  (BOP Comentario recome
el 1 [psi] T [osi pe) PR D) D) ndada
] 1 1 [psi]
1 (PS1)
H- 14-nov- 04-dic- Sin cambios en parametros
112 23 4294 1589 63 728 210 125 23 4300 1591 63 733 200 56 700 7888 6 2 eléctricosy en produccion. 100
Sin cambios en pardmetros
H-  18-nov- 06-dic- eléctricosy en produccion.
114 23V 1406 337 76 187 129 120 23' 1608 386 76 200 203 48 194 8598 202 48  Porsubaja PIPes 100
recomendable no
desgasificar.
Se realiza Echometery se
. . obtiene PIP de 252 PSl y
Ho 170ov- 515 495 3 256 203 60 252 7868 C0C 481 467 3 SN 200 95 29 28 nosevecambios.Poresto 60
155 24 24 data
no es recomendable
desgasificar.
H- 17-nov- 09-dic- Produccion y parametros
186 23 441 437 1 444 137 70 351 7253 23 442 438 1 450 190 100 1 1 eléctricos se mantienen. 70
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El ligero incremento de

H- 18-nov- 12-dic- fluido que existe es por el

193 23 3796 1405 63 491 247 143 23 3814 1411 63 479 230 75 18 7 aumento de BSW quesigue 100
existiendo en el pozo.

H-  19-nov- 06-dic- Existen variaciones en

201 23 1646 395 76 386 90 100 246 8536 23 1540 370 76 393 110 60 -106 -25  parametros eléctricos y 70
pérdida de produccion.

H-  04-dic- 1008 10-dic- Baja PIP y requiere

237 23 384 338 12 255 138 100 250 0 23 434 382 12 244 144 55 50 44 estabilizacion. 100

Sin : - .

H- 3l-oct- 07-dic- Sin Desgasificacionmoderada

238 23 6312 947 85 d:t 150 190 546 5050 23 6467 970 85 data 150 60 155 23 por no tener dato de PIP. 100

H-  16-oct- 03-dic- Desgasificacion moderara

239 23 460 446 3 234 207 120 254 8131 23 542 526 3 250 230 65 82 80 oor tener PIP baja. 100

H- 08-dic- 11-dic- Estabiliza PIP e incrementa

248 23 1016 193 81 223 160 110 192 9505 23 1166 222 81 251 153 091 150 29 aporte. 100

H-  03-dic- 05-dic- Sin cambios en pardmetros

275 24 3356 1074 68 634 245 60 452 23 3269 1046 68 663 277 38 -87 -28 eléctricos y de produccion. 60

Fuente: Elaboracion propia

“H” del Bloque 57 - Shushufindi.

Con esta tabla 5 podremos analizar el beneficio de la desgasificaciony cuales serian los pozos méas optimos a desgasificar en la plataforma
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CONCLUSIONES

Esta investigacion se centr6 en conocer la posibilidad de optimizar la produccion
mediante la desgasificacion del anular. Para ello, se procedid a realizar maniobras de
desgasificaciony revisar parametros eléctricos que nos ofrece el equipo BES, asi como
las pruebas de produccion.

Para el desarrollo investigativo, se caracterizaron los 11 pozos de la plataforma
“H” a través de los siguientes parametros: la presion de cabeza, la presion de anular, la
presion de intake y la produccion de cada uno de los pozos, que fueron utilizados en el
inicio del experimento y para obtener datos previos para realizar el proceso de
desgasificacion.

- Se identificé que el equipo BES tiene un problema por gas y es necesario aplicar
el proceso de desgasificacion. Esto se obtuvo mediante el interfaz de monitoreo con la
realizacion de una revision continua a los pardmetros eléctricos que emiten los sensores
del equipo BES, como son el amperaje y la presion de intake.

- Conlosdatosobtenidos se analizé el uso del compresor de gas en todos los pozos
de la plataforma “H”, con un continuo monitoreo en la presion de intake y de amperaje,
para asi identificar si la produccion se ve afectada al realizar esta maniobra, teniendo en
cuenta que durante el uso del compresor mediante el procedimiento de desgasificacion se
obtuvo un incremento de produccion de +/- 442 barriles de fluido por dia (BFPD) y +/-
152 barriles de petréleo por dia (BPPD).

- Obtenidos los datos post desgasificacion, se pudo evaluar e identificar los pozos

candidatos que presentan una mejor optimizacién al realizar este procedimiento, los
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cuales son: H-238, H-239, H-248 con una presion anular previa a la desgasificacion de
190 PSI, 120 PSI y 110 PSI respectivamente.

- Al efectuar ladesgasificacionse logré obteneruna presion de anular 6ptima para
estos tres pozos de 100 psi y una produccion incrementada de crudo de 131 barriles,
manteniendo estables los parametros eléctricos durante el monitoreo y sin problemas
operativos en superficie.

- La plataforma “H” se encontraba produciendo 7655 BPPD vy al aplicar la
desgasificacion, la produccion incrementd a 7807 BPPD, teniendo un incremento total de
152 barriles al realizar el procedimiento a los 11 pozos productores.

- Se concluye que los tres mejores pozos a optimizar con una ganancia de 131
BPPD y de acuerdo al portal (Administration, 2024), el precio promedio del crudo en el
mes de diciembre 2023 fue de $71.90. Con esta informacion y durante el proceso de
desgasificacion hasta fin de mes (diciembre-2023) esto corresponderia a un ingreso bruto
de $291,985.9, permitiendo desarrollar este proyecto a largo plazo, evitando asi paradas
innecesarias por bloqueo de gas y alargando la vida Gtil del pozo, evitando que ingrese a
reacondicionamiento por falla eléctrica, asi como también eliminando el uso de mechero

en la plataforma para la correcta operacion de los pozos productores.
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RECOMENDACIONES

- No realizar desgasificaciona los pozos H-114, H-155, H-201 y H-237, debido a
que se detectaron pérdidas de produccion o desestabilizaciénen parametros de superficie,
lo que conlleva a que se pierdan recursos, tiempo y produccion.

- Construir un sistema centralizado de desgasificacion de forma automatizada,
permitiendo que el monitoreo sea centralizado desde la estacion de produccién més
cercana para controlar la desgasificaciony los parametros mediante una interfaz de
monitoreo, evitando desgasificaciones exageradas y apagados de pozos por baja PIP.

- Seleccionar un compresor con capacidad de 1 millén de pies cubicos de gas, ya
que el uso de este serd para tres pozos con los cuales se maneja un promedio de gas de
633 mil pies cubicos de gas, dando un margen para optimizar otros pozos en el caso de
ser necesario, puesto que la plataforma continua en etapa de desarrollo.

- Continuar este tipo de desagacificacion mediante compresor de con otras

plataformas de bloque 57 — Shushufindi.
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ANEXOS

Anexo 1:

Tabla 6
Resumen de la produccién de gas obtenida en las pruebas de produccién con VX

H-112 265
H-114 265
H-155 231
H-186 335
H-193 225
H-201 20
H-237 20
H-238 441
H-239 168
H-248 24
H-275 194

Fuente: Elaboracion propia
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