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de gas del Yacimiento Cerro

Dragén ha tenido un gran cre-
cimiento, debido a una agresiva cam-
pafia de perforacion de pozos de alta
relacion gas petréleo (HGOR) y a una
fuerte inversion en instalaciones de
superficie (figura 1). Nuevas plantas
compresoras y baterias permiten cap-
tar la produccion asociada de los pro-
yectos denominados HGOR. Cabe des-
tacar que el nuevo reservorio de gas
de alta presion Yacimiento Tres Picos
Profundo también contribuye en gran
medida en los valores diarios de pro-
duccion y venta de gas del Yacimiento
Cerro Dragon.

El crecimiento de la capacidad de
produccion de gas de los tltimos afios
se sustent6 en una nueva politica de
explotacién y adaptacién de los disefios

E n los altimos afos la produccion




de produccion, basada en producir
reservorios de gas y de petroleo en
forma simultanea. Antiguamente la
explotacion del campo consistia en pro-
ducir capas de petrdleo, aislando y o
cementando las capas de gas punzadas,
principalmente porque el sistema de
extracciéon predominante era y es el
bombeo mecanico. Ademas, los siste-
mas de extraccion e instalaciones de
superficie no resultaban adecuados para
producir grandes volimenes de gas.

La capacitacion y la adaptacion al
cambio de las personas involucradas a
este nuevo sistema de explotacion
representaron y representan sin duda
el pilar del proyecto.

Actualmente son cuatro las meto-
dologias de extraccion utilizadas en
los pozos HGOR:

e Gas lift anular continuo e intermi-
tente (34 pozos).

e Plunger lift (9 pozos).

e Bombeo mecanico (30 pozos).

¢ Surgente natural (10 pozos).

En este trabajo técnico se tratara
cada sistema en particular, variantes
operativas y criterios de seleccion.

Hoy las nuevas tecnologias de tele-
metria y automatizacion permiten
monitorear, operar y optimizar cada
uno de los sistemas de extraccion.
Resulta clave el uso de controladores
inteligentes de pozo auto-cycle plus
para la operacion de los plunger lift, y
SAM para los pozos equipados con
bombeo mecénico, en el desarrollo y
adaptacion de estos sistemas de
extraccion. La totalidad de los pozos
comunicados mediante telemetria
generan una gran cantidad de infor-
macién que debe ser criteriosamente
administrada, a fin de lograr una
correcta interpretacion del comporta-
miento de los pozos. Es materia de
revision en este trabajo la gestion de
dicha informacion, detalles operativos
de los controladores y los mecanismos
de seguimiento para lograr la identifi-
cacién de oportunidades de mejora.

El proyecto comenzo en el afio
2003 con un piloto de 13 pozos; al
afio siguiente se perforaron alrededor
de 20 pozos y en el afio 2005 se dupli-
c6 esa cantidad alcanzando los 40
pozos. Este plan de desarrollo conti-
nuara hasta el afio 2017.
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Figura 1. Produccién y venta de gas, Yacimiento Cerro Dragén.

Introduccién

Histéricamente, en el Yacimiento
Cerro Dragon perteneciente a la
Cuenca del Golfo San Jorge, s6lo se
punzaban las zonas productivas de
petréleo, cementando o dejando en
reserva las capas de gas. Este procedi-
miento se utilizaba porque el sistema
de extraccion empleado normalmente
en el area era y es el bombeo mecéni-
co (80% de los 2.214 pozos).

Siempre se ha pensado que este sis-
tema artificial de extraccion no tiene
la capacidad de manejar de manera
eficiente grandes cantidades de gas,
sobre todo si no existe un sistema de
captacion de baja presion que colecte
el gas producido por la entrecolumna.

Los reservorios de la Cuenca del
Golfo San Jorge, a la cual pertenece el
Yacimiento Cerro Dragon, son del tipo
lenticular con alrededor de 20 delgadas
capas de arenas productoras de gas, oil
y agua. Estas capas estan distribuidas
aleatoriamente desde 1.000 hasta 2.500
metros de profundidad, variando en
cantidad y profundidades de un yaci-
miento a otro dentro del érea.

De todos los sistemas artificiales de
extraccion que se evaluaron, el gas lift
anular fue el que mds se ajusto a las
necesidades para poder llevar adelante
el proyecto piloto.

Como es sabido, el gas lift anular es
un sistema de extracciéon no conven-
cional dentro de todas las variantes del
gas lift, por lo tanto se debian enfrentar

algunas incertidumbres y paradigmas,
como la determinacién del punto de
inyeccion de gas, tipos de equipamien-
to, conversion desde gas lift continuo a
intermitente, entre otros.

El proyecto piloto cont6 con 13
pozos denominados HGOR, donde se
abrieron todos los reservorios simulta-
neamente. Inicialmente estos pozos
surgieron de manera natural luego de
un pistoneo final, cuando el equipo de
workover terminaba la completacion. Si
el caudal de gas declinaba a valores en
donde la fluencia comenzaba a ser ines-
table, se lo asistia con gas [ift.

En el segundo afio y después de
resultados de produccién exitosos se
realizaron 24 pozos, también produ-
ciendo por el mismo método de
extraccion.

En el afio 2005 se perforaron alre-
dedor de 40 pozos, pero por aquel
entonces se introdujeron algunos
cambios respecto de los sistemas de
extraccion, principalmente porque ya
no se podia instalar gas lift en todos
los pozos HGOR, debido a una capaci-
dad de compresion limitada. Mas alla
de que la capacidad de compresion
del Yacimiento Cerro Dragén se ha
incrementado notablemente en los
altimos afios, ahora esa capacidad es
necesaria para comprimir gas de baja
presion para la venta y no de levanta-
miento como lo es en el GL.

Por lo expuesto anteriormente y
para continuar con la perforacion de
este tipo de pozos, se analizaron otros
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sistemas que pudiesen producir pozos
de alta relacion gas petroleo de mane-
ra eficiente, sin comprometer la capa-
cidad de compresion. Las primeras
experiencias con sistemas alternativos
al gas lift se hicieron con plunger lift y
luego con bombeo mecénico.

Dentro del plunger lift se prob6 una
amplia variedad de pistones, agregado al
nuevo concepto de PL denominado
Pacemaker. Con respecto al sistema de
bombeo mecanico, se logrd producir
considerables cantidades de gas, utili-
zando diferentes tipos de dispositivos
antibloqueo y controlador electrénico
pump off. Con el controlador se opera al
pozo haciendo paros por bajo llenado
de bomba o en modo intermitente, para
mejorar la performance del sistema.

Desarrollo

Actualmente, todos los pozos de
HGOR del Yacimiento Cerro Dragon
(CD) producen por los siguientes siste-
mas de extraccion artificial: Gas Lift
anular (GL), Bombeo Mecénico (BM)
y Plunger Lift (PL).

Todos estos sistemas de extraccion
han sido adaptados y modificados
para lograr una mejor performance en
nuestro yacimiento e instalaciones.
Detallamos a continuacién cada uno
de los sistemas artificiales de extrac-
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ciéon empleados, dado que poseen
importantes diferencias entre si.

Gas lift

Cuando el flujo de produccion es
del tipo multifasico, el método de
extraccién denominado gas lift resulta
uno de los sistemas mas adecuados
para la explotacion de un pozo, ya que
simula una surgencia natural; al menos
es lo mas parecido a un pozo surgente
dentro de los sistemas artificiales.

Es por ello que inicialmente se cen-
tr6 la atencion en esta metodologia,
evaluandose la posibilidad de aplicar-
lo en CD, y de esa manera poder lle-
var adelante el proyecto que incluia la
produccion en conjunto de petroleo y
gas, que luego se denominé Proyecto
HGOR (alta relacion gas-petroleo).

El sistema GL posee muchas varian-
tes y la mas utilizada a nivel mundial
es la denominada gas lift continuo
convencional o tubing flow, en donde
el gas de alta presion es inyectado en
forma continua desde el espacio anu-
lar hacia la tuberia de produccién a
través de un punto que debe estar ubi-
cado a la mayor profundidad posible.

El objetivo de la inyeccién de gas es
reducir la densidad de la columna de
fluidos presentes en el tubing para dis-
minuir la contrapresién a la formacién
productiva, haciendo posible que ésta

produzca de manera mas eficiente.

La configuracién de instalacion de
fondo mas difundida es la denomina-
da semicerrada. Tiene como caracteris-
tica principal que se fija un packer por
encima del primer punzado para que
el gas de inyeccion no contrapresione
la formacion. El gas es transferido
desde la cafieria de inyeccién a la de
produccion a través de una vélvula de
GL, en donde la energia de presion
del gas se convierte en velocidad.

Mas tarde, cuando el pozo aporta a
bajos valores de caudal y presion
dinamica de fondo, es conveniente
convertirlo a GL Intermitente (GLI)
bajando una vélvula de pie o standing
valve en el niple de fondo, que lo con-
vierte en una instalacion cerrada.

Otra variante del GL es la de flujo
Anular (GLA). Esta configuracion es la
mas apropiada bajo los siguientes
escenarios:

e Elevados caudales de produccion, ya
que en flujo vertical anular la pérdi-
da de carga por friccion es menor,
debido a un didmetro equivalente
mayor al ID del tubing. En nuestro
caso el espacio equivalente entre un
tubing de 2 7/8” y un casing de 5,5”
es de aproximadamente 4,5”, bas-
tante mayor al ID del tubing de
2,449".

e Cuando existe una separacion
importante entre el punzado supe-
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Figura 2.
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Casing flow — Annular flow
El gas es inyectado en el tubing




rior e inferior, porque si se instala
un GL convencional o tubing flow es
necesario fijar un packer por encima
del punzado superior provocando
que el punto operativo de inyeccion
de gas quede muy distanciado de
los punzados inferiores. De esta
manera el gas de inyeccion soélo ali-
viana la densidad del fluido de pro-
duccion en una parte de la tuberia.
Aplicar un GL convencional en este
caso resultaria en un pozo sub-
explotado, a causa de una elevada
presion dinamica de fondo.

Los reservorios del Yacimiento
Cerro Dragén son del tipo multicapa
con una importante separacion entre
el punzado superior e inferior, por lo
tanto el segundo escenario de aplica-
cion del GLA representa muy bien el
caso de CD.

Otro tipo de subdivision del GL es
en el tipo de flujo, continuo e inter-
mitente, independientemente de si el
mismo es producido via el tubing o el
espacio anular.

Frecuentemente, el mandril mas
profundo tiene una valvula orificio
denominada valvula operativa, que es
por donde se debe quedar inyectando
de manera definitiva el gas. Su fun-
cion es proveer una correcta inyec-
cion dispersando el gas inyectado, y
de esa manera minimizar la forma-
cion de slugs o baches de liquido.

Las vélvulas orificio no son exacta-
mente lo que conocemos como una
valvula, dado que no abren ni cierran
y generalmente se utilizan para GL
continuo.

Todas las valvulas de GL poseen
retenciones que evitan que retorne
liquido de la tuberia de produccién
hacia la de inyeccion de gas, por
ejemplo, durante un paro de compre-
sores. Cabe destacar que las valvulas
orificios también cuentan con este
mecanismo de retencion.

Las vélvulas de GL generalmente
son clasificadas como IPO (Injection
Pressure Operated), que son sensibles a
la presion de inyeccién o PPO (Produc-
tion Pressure Operated), sensibles a la
presion de produccion. A pesar de
existir otros tipos de valvulas, estos
dos grandes grupos representan muy
bien la mayoria de las valvulas emple-

adas en los yacimientos.

Dentro de la aplicacion del gas lift
en CD encontramos el del tipo inter-
mitente, que se realiza mediante un
controlador electronico y una valvula
neumatica encargados de gobernar la
inyeccién de gas al pozo; por lo tanto

y baja presion dinamica de fondo
(FBHP).
* Bajo Indice de Productividad (IP) y baja
presion dinédmica de fondo (FBHP).
En esta metodologia se permite que
un slug de liquido sea acumulado en
la cafieria de produccion hasta un

este fendémeno se denomina GL inter-
mitente de superficie.

La aplicacion de este método ciclico
se limita a las siguientes condiciones:
e Elevado Indice de Productividad (IP)

cierto valor de presion de fondo o
altura de slug. Luego comienza un
periodo de tiempo en el cual se inyec-
ta gas al pozo presurizdndose la cafie-
ria de inyeccion, y cuando se alcanza
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la presion de apertura de la valvula
mas profunda se inicia la transferen-
cia de gas. Una vez que el gas comien-
za a ingresar en la tuberia de produc-
cion, el slug empieza su carrera ascen-
dente hasta llegar a la superficie.

Bajo condiciones ideales, el liquido
deberia viajar en forma de slug hacia
la superficie, debido a la energia de
expansion y al flujo de gas que viaja
debajo del bache de liquido. Dado
que el gas tiene una velocidad aparen-
te mayor que la del liquido, se produ-
ce una penetracion parcial del gas a
través del slug liquido. Este fenémeno
causa que parte del liquido pertene-
ciente al slug original pase a la fase
gaseosa como pequefias gotas de liqui-
do, y/o en forma de un delgado film a
lo largo de la pared de la tuberia.

Cuando el slug alcanza la superficie,
la presion en la tuberia de produccion
a la profundidad de la valvula dismi-
nuye, incrementandose el pasaje de gas
a través de la misma. Cuando la pre-
sion en la tuberia de inyeccion cae a la
presion de cierre de la valvula, el pro-
ceso de transferencia de gas concluye.

Una vez que el bache macizo de
liquido (acumulado durante el perio-
do de cierre de la inyeccion de gas)
llega a la superficie, se origina una
despresurizacion del gas de levanta-
miento y una porcién de liquido es
producida en forma de niebla, mien-
tras que otra resbala hacia el fondo en
forma de film sobre la cafieria
(fallback). Luego cuando ya no existe
flujo de gas de empuje, el slug se ali-
menta de dos fuentes: el resbalamien-
to de liquido perteneciente al bache
anterior que no pudo alcanzar la
superficie, y el aporte propiamente
dicho desde la formacion productiva.

El fallback puede representar un
porcentaje importante del slug origi-
nal, por ello, el control de esta varia-
ble con seguridad determina la efi-
ciencia o éxito de una instalacion de
GL intermitente en un pozo.

En un GL intermitente el fallback
representa entre un 5 y un 7% del slug
de liquido por cada 300 metros de
profundidad. Por lo tanto, para un
pozo de 2.500 metros de profundidad
se tiene desde un 35% a un 49% de
fallback. Esto nos esta indicando que
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por cada ciclo que realiza el pozo se
deja ese porcentaje del bache inicial
en el fondo; si este volumen lo afecta-
mos por la cantidad de ciclos que se
realizan por dia, se ve que la pérdida
de produccién o la oportunidad de
mejora es realmente importante.

Para comenzar con la aplicacion
especifica de Cerro Dragon, el proposi-
to de un GL intermitente es el mismo
que el de un GL continuo, “crear la
presion dindmica de fondo o el draw-
down necesario para producir el caudal
deseado”, uno mediante un flujo con-
tinuo y otro de una manera ciclica.

La caracteristica mas importante
del sistema de extraccion gas lift es su
flexibilidad. Normalmente los datos
de produccioén (caudal de liquido,
RGL, % H,0, etc.) de un pozo nuevo
no son conocidos y si se tiene capaci-
dad de compresion disponible,
mediante este sistema se puede produ-
cir una amplia variedad de tipos de
pozos. Una instalaciéon de GL que esté
bien disefiada puede producir a cau-
dales elevados durante la etapa inicial
del pozo, y luego cuando el aporte de
la formacion ya no es tan importante
lo puede hacer mediante GL intermi-
tente, con pequefias modificaciones
en las facilities de supetficie y en la
instalacion de fondo.

En nuestro yacimiento tenemos
casos de pozos que han producido
mas de 300 m3/d de liquido y actual-
mente estan produciendo menos de
10 m3/d con la misma instalacién de
fondo. Cualquier otro sistema de
extraccion requeriria diferentes tipos y
tamarfios de equipos para pasar de
caudales elevados a valores bajos de
produccion, y en el GL esto es muy
simple de llevar a cabo.

Caso Cerro Dragon

Luego de algunos conceptos funda-
mentales de GL se detallan los aspec-
tos mds importantes en la aplicacion
de este sistema en nuestro yacimien-
to. Como se mencion anteriormente,
el GLA se aplica bajo un escenario de
elevados caudales de produccion o
cuando la diferencia entre punzado
superior e inferior es importante. El
caso de Cerro Dragon esta representa-

do por la segunda condicién. En la
figura 2 de la pagina 72 se muestra un
ejemplo de aplicaciéon de GL en un
reservorio multicapa; como podemos
ver, la ventaja de aplicar flujo anular
radica en que se puede alivianar la
columna de fluido de produccién
desde el fondo del pozo, mientras que
en un convencional s6lo hasta el pun-
zado superior. El resultado es que con
el GLA se pueden obtener valores
muchisimos mas bajos de presion
dinamica de fondo.

Equipamiento de fondo

El gas lift anular se debe llevar a
cabo mediante una instalacién cerrada,
con algin dispositivo en el fondo de la
columna de tubing que no permita que
el gas inyectado de alta presion contra-
presione las formaciones productivas y
que de esa manera el dnico camino
disponible para el gas sea la valvula de
GL instalada en los mandriles.

Niple de fondo: se decidié utilizar
un niple NB de 2 7/8” EU con capaci-
dad de encastrar una vélvula de pie
(standing valve) o un tap6n, el mismo
posee un bottom NO-GO de 2,185" y
un seal bore de 2,25”.

Vélvula de pie, standing valve: se
decidi6 instalar una valvula de pie en
el niple NB cuando el equipo de wor-
kover baja la instalacion final de pro-
duccion. La standing valve tiene las
siguientes ventajas:

e Permite efectuar la prueba de her-
meticidad final de la cafieria, ya que
hace de retencion desde arriba hacia
abajo (soporta 5.000 psi de presion
diferencial), sin emplear otro dispo-
sitivo del equipo de WO que luego
tenga que ser pescado.

¢ Si se llega a tener una surgencia de
pozo debiendo circularlo con un flui-
do de ahogue mas denso, este ele-
mento posibilita que el equipo de
workover circule desde el anular hacia
el tubing normalizando la situacion.

¢ Se puede poner en produccion el
pozo sin tener que instalar otro ele-
mento, como por ejemplo un
tapon, porque la retencion, al ser
desde arriba hacia abajo, no deja
que el gas inyectado tenga efecto
alguno sobre los reservorios.
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Figura 3. Mandril de salida inferior o de flujo
anular y valvula IPO (/njection Pressure
Operated).

Mandril de salida lateral y valvular de flujo
reserva sin retencion (PPO).

Tapon PNB: el tap6n recuperable
PNB de 2 1/2” de didmetro nominal es
apto para soportar presiones diferencia-
les de 6.000 psi en ambos sentidos.

Como la valvula de pie tiene un
asiento y una bola que pueden erosio-
narse o desgastarse perdiendo eficien-
cia de sello, se decidi6 instalarla de
manera provisora y cuando el pozo
queda en produccion se realiza el
cambio por el tapon recuperable PNB
con equipo de slickline.

Con respecto a los mandriles y val-
vulas de gas lift, dentro del Proyecto
HGOR se utilizaron dos tipos diferen-
tes de configuraciones para realizar
GLA (figura 3):

* Mandril de salida inferior o prepara-
do para flujo anular y véalvula IPO
1” (Injection Pressure Operated).

* Mandril de salida lateral y valvula
de flujo reversa sin retencion. La
valvula de flujo reversa es una val-
vula del tipo PPO (Production Pressu-
re Operating), pero operada en flujo
anular funciona como una IPO.
Respecto al conjunto mandril-val-

vula, lo més importante para destacar

es que en cualquiera de los dos casos,
por la configuracién de los elementos

y el sentido del gas inyectado, las val-

vulas funcionan como IPO (operada

por presion de inyeccion). Como el
balance de fuerzas en una vélvula de
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GL esta dado por las presiones actuan-
tes y las areas expuestas a las mismas,
cuando se dice que una valvula es
sensible a la presion de inyeccion, sig-
nifica que el area més grande esta
expuesta a la inyeccion del gas.

Las dos opciones de combinacién
mandril-valvula tienen sus ventajas y
desventajas; actualmente se estan uti-
lizando los mandriles de salida lateral
y valvula de flujo reversa.

Quizas, esta opcidn tiene la ventaja
de que el mandril empleado tiene
gran aplicacion en los GL convencio-
nales (inyeccion de gas por anular) y
en pozos de waterflooding. Por lo tanto
la disponibilidad y tiempos de entrega
son mucho més cortos que los man-
driles de salida inferior o de flujo anu-
lar, que generalmente sélo tienen esta
aplicacién y se fabrican a pedido.

Es importante destacar que mas
alla de que las dos configuraciones de
GLA difieren notablemente, siempre
la presién de inyeccién del gas esta
afectando al area mas grande. Esto
quiere decir que, a pesar de que este-
mos usando dos tipos de vélvulas dis-
tintos, ambas se comportan como
sensibles a la presion de inyeccién del
gas. En nuestro caso, con el mandril
de salida lateral, se utiliza una valvula
PPO (sensible a la presion de produc-
cioén), pero al invertir el sentido del

flujo de gas, ésta se convierte en val-
vula de flujo reversa sensible a la pre-
sién de inyeccion. Para poder invertir
el flujo de gas dentro de esta valvula
es necesario quitarle la retencion, de
otra manera la valvula no funcionara
ya que no permitira el pasaje de gas.

Instalaciéon de superficie

Las instalaciones de superficie se
muestran en la figura 4 de la pagina 74,
donde se detallan los componentes:

e Armadura de surgencia para 5.000 psi.

e Vélvulas de seguridad line break en
linea de produccién e inyeccién,
con pilotos de alta y baja presion.

e Valvula choke reguladora de gas lift,
graduada en 1/64”, para poder cal-
cular el gas inyectado en forma per-
manente mediante SCADA.

e Linea de inyeccion de gas de 3” SCH 80.
e Linea de produccién de 4” o 6” SCH
40; el didmetro depende de la dis-
tancia a la estacion de produccion y

de los caudales a producir.

Deteccion del punto
de inyeccién de gas

Histéricamente la deteccion del
punto de inyeccién de gas se ha reali-
zado mediante gradientes dindmicos
de presion y temperatura, haciendo
paradas 5 metros por encimay 5
metros por debajo de cada mandril. Si
existe una pérdida en alguna de las
valvulas, en el gradiente de tempera-
tura se observa un enfriamiento entre
las paradas de un mismo mandril,
principalmente debido a la expansion
del gas. Ademas, en el gradiente de
presion se puede ver un cambio
importante en la pendiente de la
curva, que se debe a la diferencia de
densidad del fluido; por encima del
punto en donde se detecta la pérdida
se observa la densidad de un fluido
gasificado y por debajo la del fluido
de reservorio sin asistir.

Cuando se comenz6 con el Proyec-
to HGOR produciendo todos los pozos
por GLA, la deteccion del punto de
inyeccion de gas representaba una de
las incertidumbres mds importantes.



Se suponia que la expansion y el
enfriamiento del gas, que se ve con
tanta claridad en un GL convencional
en donde se inyecta el gas por el espa-
cio anular, no podrian ser detectados
en un GLA, donde la expansién se
produce en la entrecolumna.

Luego de sucesivas pruebas en dife-
rentes pozos, se concluy6 que el enfria-
miento producido por la expansion del
gas en un GLA puede verse con muchi-
sima claridad mediante un gradiente
dindmico de Py T. A pesar de que la
medicion se esté llevando a cabo den-
tro del tubing y el fené6meno de expan-
sién esté ocurriendo en la entrecolum-
na, el gradiente dinadmico result6 ser
una herramienta fundamental en el
seguimiento y optimizacion.

Otra medida adicional y acertada
consistio en utilizar la valvula orificio
de fondo sin retencién. La finalidad
de este cambio fue la de detectar fallas
o pérdidas en valvulas por medio del
gradiente de presion. En aquel
momento se pensd que si una de las
valvulas superiores tenia alguna pérdi-
da, el punto de inyeccion se traslada-
ria hasta el mandril con pérdida. Al
no tener la valvula orificio de fondo
con retencion, el nivel de liquido
podria subir hasta el nuevo punto de
inyeccién. De esta manera se podria
ver el cambio de densidad en el gra-
diente de presion, en un fluido gasifi-
cado por el gas de inyeccion, y debajo
de la valvula con pérdida, un fluido
de formacién sin asistir.

Aplicacion del GLA intermitente

Generalmente los pozos con produc-
ciones inferiores a los 20 m3/d son can-
didatos a convertirlos desde GL conti-
nuo a GL intermitente, basicamente
porque ya tienen presiones dinamicas
de fondo muy bajas y la inyeccién con-
tinua de gas contrapresiona las forma-
ciones productivas. Agregado a ello,
siempre se obtiene un ahorro del gas
inyectado. Esto es particularmente
importante para la operaciéon de Cerro
Dragoén, ya que libera capacidad de
compresion para la venta de gas.

En la introduccion de este sistema
de extraccion, para convertir un pozo
desde GL continuo a intermitente hay

que realizar muy pocos cambios. En de gas desde el tubing al anular.
nuestro caso la intermitencia se Cuando se convierte un pozo a este
gobierna desde superficie, con la ins-  tipo de sistema ciclico se generan dos
talacion de una valvula neumaética y incognitas: el tiempo de cierre y de
un controlador electrénico del tipo inyeccion 6ptimo. Durante el cierre
timer que maneja el cierre y la apertu- de la inyeccion el pozo acumulard un
ra de la valvula. En el mandril operati- slug de liquido en el fondo, produ-

vo de GL (M1: Mandril Inferior) se ciendo a un drawdown maximo.
cambia la valvula orificio utilizada en  Durante la apertura de la valvula neu-
GL continuo y se coloca una valvula  matica de inyeccion, el bache de
calibrada, idéntica a las de descarga, liquido viaja desde el fondo hacia la
para evitar la transferencia continua superficie.
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Valvula Line Break

en linea de produccién de Gas Lift

Vélvula reguladora

Valvula Line Break

Produccién de gas +
Liquido a través de 4” SCH40
hacia una estacién separadora

Figura 4.

en linea de inyeccién
de gas

Linea de gas inyectado
(3" SCH 80 - 1000 Psi)

Gas inyectado a través de tubing
2 7/8" y produccion a través
del espacio anular con el casing de 5 ¥2"

e Para determinar el tiempo de cierre
optimo, se realiza un build up de
presion con el memory de Py T en
el fondo del pozo, a fin de visualizar
la velocidad de recuperacion del
nivel de liquido. En el grafico de
build up se puede ver que en un
cierto punto la curva de recupera-
cién de presién cambia notable-
mente su pendiente, haciéndose
mas horizontal. Es ahi cuando ya
no es conveniente alargar el tiempo
de cierre, para hacer un barrido con
gas inyectado.

e Para determinar cual es el tiempo
optimo de inyeccion de gas, lo que
se registra es la velocidad del slug de
liquido. A modo de simplificacion,
se asume que la véalvula de gas lift
del mandril inferior se abre cuando
comienza la inyeccién de gas, aun-
que en la practica no sucede exacta-
mente asi. Cuando se inicia el ciclo
de inyeccion de gas, primero se pre-
suriza la cafieria de inyeccion, en
este caso el tubing, hasta alcanzar la
presion de apertura de la valvula de
gas lift. Entonces recién comienza la
transferencia de gas desde el tubing
al espacio anular. Pero practicamen-
te se considera que la carrera ascen-
dente del slug comienza con la aper-
tura de la valvula neumatica, luego
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se registra la llegada del bache de
liquido en superficie, a causa de un
incremento en la presién de pro-
duccion. La velocidad 6ptima o
recomendada del slug es de 300
mts/min, y con esto se asegura un
fallback minimo.

Durante los periodos de cierre, la
cafieria de inyeccion (tubing) queda
presurizada a la presion de cierre de la
valvula de gas lift inferior, de aqui que
el registro de presiones sea critico en
este tipo de sistema. Si alguna de las
valvulas superiores tiene un inconve-
niente de manera que traslada el punto
de inyeccion, durante los cierres se
detectaran presiones de estabilizacion
mayores, ya que las presiones de cierre
de las valvulas superiores son mas ele-
vadas. Generalmente para que este
efecto sea mas evidente, en el mandril
inferior se baja una vélvula con una
calibracion bastante menor (flag valve),
por ejemplo, en nuestro caso las valvu-
las n° 1 de los pozos de GLI tienen una
calibracion de 500 psi de presion de
apertura y un orificio de 5/16”. Las val-
vulas superiores tienen un orificio de
3/16”; el mayor didmetro de orificio en
la valvula n° 1 en GLI posee la finali-
dad de permitir una expansion y pasa-
je brusco de gas que impulse inmedia-
tamente el bache de liquido.

La calibracién de la valvula n° 2,
inmediatamente superior a la n° 1,
generalmente supera los 700 psi, por
lo tanto cualquier cambio desde la
valvula n° 1 (500 psi) a una superior
es muy evidente durante las estabiliza-
ciones en los periodos de cierre de la
inyeccion. En el registro de presiones
se puede ver como la presion de esta-
bilizacién en la inyeccion de gas es de
alrededor de 450 psi, lo que nos
muestra que el pozo estd operando
por el mandril n° 1. Como se mencio-
no anteriormente, la presion de aper-
tura calibrada en estas valvulas es de
500 psi y siendo del tipo desbalancea-
das, con un spread entre la presion de
apertura y cierre, estabilizan en 450
psi aproximadamente, que representa
la presion de cierre (figura 5 de la
pagina 80).

Problemas de emulsiones

La presencia de emulsiones llama-
das oil in water es uno de los numero-
sos problemas encontrados en la pro-
duccion petrolera. Conocidas comn-
mente como emulsiones directas, son
una mezcla estabilizada de agua en
petroleo y se originan cuando el agua
de formacién entra en contacto con el
crudo; a causa de la fuerte turbulencia
del fluido, se rompe en muy pequerias
gotas dispersas en el petréleo.

La presencia de moléculas comple-
jas (heterociclicas) en el petroleo y sus
diferentes solubilidades, permiten
crear una pelicula que engloba la gota
de agua y estabiliza la mezcla.

Para simplificar, la formacion de
emulsiones debe responder a tres cri-
terios basicos:

e Presencia de una fuente de energia
mecdnica, bastante importante para
romper la tension superficial del
agua (en general de alta salinidad).

¢ Presencia de agentes tensoactivos
emulsificantes que muestren dife-
rentes solubilidades en cada una de
las dos fases.

¢ Diferencia de solubilidad entre la
fase continua (petrdleo) y la fase
discontinua emulsionada (agua).

Una vez que la emulsion se forma, la
viscosidad tiende a incrementarse
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Figura 5. Gas lift intermitente.

—— Presion de produccion, Psi

hasta presentar un aspecto solido,
que muchas veces a temperatura
ambiente no llega a fluir. Sobre la
base de la experiencia de campo,
para que estas emulsiones lleguen a
presentar viscosidades de este tipo,
es necesario que entren en juego los
siguientes factores:

e Presencia de agua salada de forma-
cion de entre el 20 y el 25% hasta el
80%. Menor al 20% la emulsién es
dispersa en el crudo y no puede
crear una telarafia continua. Mayor
al 80%, se crea una emulsién inver-
sa, es decir, gotas de petroleo en
agua, con presencia de mucha agua
libre. En este tiltimo caso, la fase
continua y la viscosidad son las del
agua.

* Que el grado API° del crudo sea infe-
rior a 25-28 grados.

e Presencia de altas cantidades de
parafinas con polimeros mayores de
C45.50-

e Presencia de asfaltenos o naftenos.

La alta viscosidad de la emulsion
crea varios problemas de produccion,
por ejemplo en bombas, elementos de
medicién, y como en nuestro caso, en
la zona de Tres Picos dentro del Yaci-
miento Cerro Dragén, inconvenientes
para bajar el punto de inyeccién en
los pozos de gas lift.

Debido a los elevadisimos valores
de viscosidad encontrados en estas
emulsiones, se necesita una excesiva
presion de inyeccién para pasar de un
mandril a otro inferior con el gas
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inyectado, principalmente en virtud
de la pérdida de carga. Esto nos pro-
vocaba que el gas no descendiera y
quedase inyectandose por los mandri-
les mas someros, a pesar de inducir
arranques manuales con intervencio-
nes con equipo de slickline.

Para solucionar el problema de la
formacion de emulsiones que presen-
tan alta viscosidad, es necesario rom-
pet, o mejor, prevenir la formacioén de
mezclas estabilizadas. Esto se hace
mediante la inyeccién de productos
quimicos que act@an al revés de las
moléculas heterociclicas del crudo,
rompiendo la pelicula de estabilizaciéon
de la emulsién y dejando a las gotas de
agua juntarse hasta un tamarfo en el
cual la tension superficial de los fluidos
no permite mas su estabilizacion.

La velocidad de reaccion de los
productos quimicos es el pardmetro
mas importante en la busqueda de
una solucién a la formacion de emul-
siones causadas por la agitacion de los
fluidos en el punto de entrada del gas,
y al enfriamiento causado por la
expansion de éste cuando pasa a tra-
vés del orificio de la valvula. Agregado
a ello, otro factor critico es que el pro-
ducto quimico debe ser inyectado via
el sistema de inyeccion de gas.

La inyeccion de productos quimicos
via el gas de inyeccion en el sistema
de extraccion gas lift requiere una for-
mulacion especial para resistir a la
temperatura de fondo y la evaporacién
de los solventes en un gas seco. En

efecto, los solventes ordinarios tales

como agua, aromaticos u otros

cominmente utilizados tienden a

equilibrar su presion parcial en el gas 'y

a evaporar en parte, causando el des-

equilibrio de las materias activas en

solucion. Cuando esto sucede el pro-
ducto pierde la capacidad de resolver
el problema de las emulsiones, se for-
man gomas y depoésitos que pueden
obturar los orificios de las vélvulas.

Por otro lado, el encontrar un pro-
ducto capaz de ser dosificado via el
gas lift tenia la ventaja de poder tratar
el fluido de produccion desde el
fondo del pozo. Apoyandonos en la
importante experiencia de nuestro
proveedor de productos quimicos para
pozos que producen por GL, se for-
mul6 el DGP 140 PTP, con solventes
especiales que no causan degradacion
en su estabilidad.

En nuestro caso, en la mayoria de
los pozos que producen por medio de
GL la temperatura de fondo es de alre-
dedor de 110° a 115°C y en superficie
cae a 10°-15 grados centigrados. Es evi-
dente que la baja temperatura no sélo
favorece al incremento de viscosidad
del crudo mismo, sino que también al
endurecimiento de la emulsion.

Para formular el producto y evaluar
su eficiencia en laboratorio se realiza-
ron ensayos bottle test, y el parametro
mas importante que se tuvo en cuenta
fue la rapidez de resolucién de la
emulsion y de separacion del agua.

Los pardmetros que se consideraron
para formular el producto fueron:

e Disminucién inmediata de la visco-
sidad.

* Rapidez para romper la emulsion.

e Temperatura de tratamiento maxi-
mo 90°C (temperatura del punto de
inyeccion del gas) y minimo 25 gra-
dos centigrados.

Los resultados de campo fueron
coherentes con los de laboratorio. En
los pozos que presentaban problemas
de emulsiones severas, donde no se
podia bajar el punto de inyeccion, se
realizaron bacheos iniciales y luego
quedaron con dosificacién continua
via el gas de inyeccién.

La mayoria de los pozos reacciona-
ron favorablemente y de manera inme-
diata al producto quimico, cambiando



notablemente las caracteristicas de los
fluidos producidos, que no sélo no nos
permitian bajar el punto de inyeccién
de gas sino que también nos generaban
elevadas presiones dindmicas de boca,
por una gran pérdida de carga en la
linea de conduccion.

Se pudo comprobar la existencia de
un solvente para productos quimicos
capaz de ser dosificado via el gas de
inyeccién, de suma importancia para
este sistema de extraccion, dado que
con este solvente se puede inyectar
cualquier tipo de producto quimico.

Bombeo mecanico

El uso del sistema de Bombeo Meca-
nico (BM) para la producciéon de pozos
HGOR ha evolucionado rapidamente,
desde el paradigma de su no utiliza-
cién en presencia de gas a la actuali-
dad, cuando ya es empleado en pozos
de elevados caudales de gas. La nueva
politica de explotacion adoptada por la

compafiia plantea un gran desafio en
cuanto a la optimizacién y produccion
de este tipo de pozos. El inicio de apli-
cacion del BM en pozos de HGOR
comenzo6 con el conocimiento de algu-
nas experiencias de utilizacién de este
sistema en pozos de gas que producen
por debajo del caudal critico de aho-
gue, en las cuales es usado de manera
intermitente con controlador pump off.
El controlador opera por llenado de
bomba; cuando el pozo se esta ahogan-
do por acumulacién de nivel de liqui-
do, el BM arranca y opera hasta descar-
gar el pozo completamente, parando
nuevamente por bajo llenado de
bomba y dejando acumular liquido
con el pozo surgiendo. Es comun
encontrar este tipo de experiencias en
Texas, donde se producen yacimientos
de gas de baja permeabilidad y el BM
constituye una de las tantas soluciones
a los problemas de load up o acumula-
cion de liquidos. El intercambio conti-
nuo de informacién con British Petro-

leum, principal accionista de PAE, nos
sirvio para comprobar el éxito obteni-
do con estas experiencias en los EEUU.
Por ello iniciamos esta nueva etapa en
los pozos de HGOR, con mayor con-
fianza en poder aplicar el sistema de
manera eficiente.

Instalaciones de superficie

Para producir pozos HGOR con
bombeo mecanico es necesario utilizar
una armadura acorde a las presiones
que se manifiestan. La practica reco-
mendada consiste en emplear una
armadura que no posea ninguna parte
de la cafieria, ya sea casing o tubing,
expuesta al exterior. Se usa una valvula
maestra de cierre total por debajo de la
BOP (valvula Ratigan), esencial para
cerrar el pozo ante una pesca de vasta-
go. En los casos en que no se cuenta
con la valvula maestra, se colocan
grampas de seguridad en el vastago
pulido para que, de producirse una
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pesca de pin superior del mismo, no
caiga por debajo de la BOP valvula Rati-
gan y de esa manera controlar el pozo.

Para los pozos con una presion
estatica elevada se utilizan valvulas
line break en la conexién con la linea
de produccién, que poseen dos pilotos
seteados, de modo que se produzca el
cierre ante un evento de incremento o
caida de presion en la linea de pro-
duccién. Con este dispositivo evita-
mos la transmision de presion a la
linea de conduccion, manifold, y esta-
ciones en casos de cierres no progra-
mados. Los pozos cuentan con dos
elementos de seguridad de paro del
AIB en casos de alta presién de linea,
un presostato (Murphy) y un limite
superior de presion fijado en el con-
trolador de pump off.

Las unidades de bombeo mads usa-
das son unidades Mark II con 168” de
carrera maxima. El régimen recomen-
dado es méxima carrera y minimos
golpes para favorecer la eficiencia de
bombeo.

Diseiio de instalaciones de fondo

Para operar y producir los pozos de
HGOR con bombeo mecéanico es fun-
damental un adecuado disefio de
fondo, que varia segun las particulari-
dades de cada pozo: la profundidad, la
distribucion de los punzados, las
caracteristicas de los fluidos, los cau-
dales de liquido y gas, entre otros, son
todos factores importantes para deter-
minar la mejor opcién.

Los disefios estandares constan de
un bar collar seguido de un tubing, y el
tubing corto con niples MHD-BHD
para alojar la bomba de profundidad.
La totalidad de los disefios incluyen
ancla, y su profundidad cambia segin
la disposicion de los punzados y las
fracturas realizadas. Normalmente se
aloja por sobre la mayor cantidad de
capas fracturadas posibles, para dismi-
nuir las probabilidades de deposita-
cién de arena sobre el ancla, que en
un futuro dificulte su desclave. Ubicar
el ancla por sobre alguna capa surgen-
te es un recurso muy usado para man-
tenerla libre de arena, ya que la pro-
duccién anular ayuda a evitar la depo-
sitacién de so6lidos sobre ésta.
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La no utilizacién de filtro del tipo
Parissi se debe a que no existen ante-
cedentes de problemas de arena como
para incorporarlos en los disefios, ade-
mas de presentar inconvenientes de
taponamiento que generalmente con-
ducen a una intervencion del pozo
con equipo de pulling.

Todo lo que signifique evitar inter-
venciones en este tipo de pozos es cri-
tico, porque los mismos deben ser
ahogados y normalmente luego no
recuperan la produccién de gas previa.

Existen disefios particulares para
casos en que las disposiciones de las
capas asi lo exijan, como por ejemplo
cuando se tienen capas productoras
de gas por debajo de la succién de la
bomba, disefiando la cafieria con un
ancla separadora de gas. El dispositivo
ayuda a producir y operar pozos en
forma convencional, evitando blo-
queos e interferencias graves por gas.

Las bombas de profundidad juegan
un papel muy importante y una
correcta seleccion previene un gran
namero de trastornos en la operacion
y produccién del pozo. La totalidad
de las bombas empleadas tienen dis-
tintos dispositivos para evitar blo-
queos de gas y mejorar la eficiencia
mediante la disminucion del efecto
del gas dentro de la bomba.

Los dispositivos incorporados a las
bombas son los enumerados a conti-
nuacion:

e Ring valve: actia en el momento
que comienza la carrera descenden-
te disminuyendo la presién sobre la
valvula viajera, de modo que favore-
ce su apertura inmediata. Ayuda a
disminuir los efectos de compresién
de gas en la bomba.

e Dispositivo mecénico: fuerza a la
valvula viajera a abrir en la finaliza-
cion de la carrera descendente. Evita
los bloqueos por gas, siempre que la
bomba esté bien espaciada.

e Dispositivo mévil de antibloqueo:
ayuda a abrir la valvula viajera en el
momento del inicio de la carrera
descendente, disminuyendo los
efectos de compresion de gas 'y
mejorando la eficiencia del bombeo.

Es comiin combinar dispositivos
con el fin de minimizar los efectos del
gas en el funcionamiento de la

bomba. La combinacién mas usada es
ring valve y dispositivo mecanico.

Los disefios de varillas no difieren en
nada de los convencionales. Los didme-
tros utilizados son 1, 7/8, 3/4 y barras
de peso (1 5/8). En este tipo de pozo las
varillas constituyen el elemento menos
solicitado, ya que al tener generalmente
columnas de fluidos muy gasificadas,
bajos cortes de agua que densifiquen
las columnas de fluidos, las exigencias
son relativamente bajas.

Los véstagos pulidos en este tipo de
pozos son de 1,5 pulg y 26 ft. Los vas-
tagos requieren mayor longitud que
los convencionales (22 ft), porque las
armaduras en boca de pozo poseen
mayor altura que las convencionales y
de esta manera podemos operar con
carrera de 168 pulg o mas sin ningin
problema. En los casos de pozos que
requieren una carrera menor a 168
pulg podemos emplear vastagos con-
vencionales de 22 ft.

Operacion de los pozos

Cada pozo productor es caracteris-
tico, es decir, cada uno tiene diferente
configuracion de capas y diferentes
caudales de gas, liquido y agua. Por lo
cual es muy dificil establecer parame-
tros operativos para englobar la totali-
dad de los pozos de HGOR.

Como una de las medidas adopta-
das para ayudar a la operacion y
correcta explotacion de estos pozos, se
implementaron controladores de
pozos pump off para cada uno de los
pozos con bombeo mecéanico de este
sistema de extraccion.

Se definieron tres grupos de pozos,
que de alguna manera tienen diferen-
tes caracteristicas en cuanto a com-
portamiento, caudales y distribucién
de las capas. Asimismo, existen pozos
que no pertenecen a ninguno de estos
grupos preestablecidos y son operados
en forma excepcional debido a su
comportamiento distintivo.

A continuacion se detallan cada
uno de los grupos y las caracteristicas
sobresalientes de su operacion.

Grupo de pozos 1: pozos con esca-
sa produccién de liquidos y abundan-
te caudal de gas. La principal caracte-
ristica es que producen con surgencia



0 semisurgencia por casing y tubing.

Una de las formas de reconocer
esta clase de comportamiento es
mediante la carta dinamométrica
caracteristica de este tipo de pozos y
por la imposibilidad de la toma de
muestra liquida en boca de pozo,
dado que sélo produce gas con liqui-
do en forma de niebla.

La carta dinamométrica no muestra
un trabajo de bomba efectivo, Gnica-
mente produce un efecto de agitacion
en el fondo. Esto se debe a que el
pozo tiene energia suficiente como
para mantener las valvulas de la
bomba abierta. A medida que el pozo
pierde energia se comienza a acumu-
lar liquido en el fondo, dado que el
caudal de gas no es suficiente como
para elevar la totalidad del liquido a la
superficie. Este efecto genera un traba-
jo de bomba intermitente, es decir,
sOlo durante algunas pocas emboladas
se aprecia trabajo efectivo de bomba.

Operativamente el comportamien-

Figura 6.

Figura 7.

to de este tipo de pozos genera nume-
rosos inconvenientes. Al no disponer
de un caudal de liquido que colabore
con la lubricacion del vastago pulido,
son frecuentes las roturas de empa-
quetaduras, que generan derrames y
trastornos operativos. Para la opera-
cion de este tipo de pozo se imple-
mento el uso del modo timer en el
controlador, que nos posibilita accio-
nar el AIB después de un tiempo sufi-

ciente de paro, de manera que el pozo
haya acumulado un cierto nivel de
liquido en el fondo. De este modo, en
el momento del arranque del bombeo,
la bomba tiene un nivel de liquido
sobre ella que le permite realizar un
trabajo de bomba (figura 6).

El bombeo de liquido hacia la
superficie produce que el vastago puli-
do se mantenga lubricado, eliminan-
do por completo los problemas de
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Figura 8.

desgaste de empaquetaduras. Para
determinar los tiempos de paro y mar-
cha adecuados que posibiliten solucio-
nar los problemas operativos y maxi-
mizar la produccion, es necesario rea-
lizar algunas pruebas a distintos tiem-
pos de paro, ya que cada pozo tiene
un tiempo de paro y marcha 6ptimo.
Las pruebas tienen como objetivo
establecer un tiempo de paro tal que
nos permita tener un arranque de
bombeo con un llenado de bomba
entre el 80 y 100%, y un tiempo de
marcha suficiente como para restable-
cer la condicion de surgencia.

En muchas ocasiones lograr un
100% de llenado de bomba en el
momento del arranque requiere de un
tiempo de paro muy prolongado, y una
columna de liquido tal, que puede
generar interferencia en los punzados
productores de gas, trayendo como
consecuencia pérdida de produccién.
Debido a las diferentes caracteristicas
de los pozos, es imposible establecer un
tiempo de marcha y paro estandar que
pueda llegar a ser aplicado en todos los
casos. Cada pozo tiene sus tiempos
6ptimos de operacion.

En la figura 7 de la pagina 83 se
puede observar que el dinamoémetro
azul es la carta de paro y el rojo es la
de arranque.

Para operar bajo estas condiciones
es importante contar con unidades de
bombeo que no sean balanceadas a
aire (air balanced), porque al tener
tiempos de paro normalmente prolon-
gados generan en muchas ocasiones la
despresurizacion del cilindro, que deri-
va en un arranque fallido de la unidad.
En caso de tener que acudir a este tipo
de unidades, es aconsejable utilizar
uno que se encuentre en perfecto esta-
do, a fin de evitar la despresurizacién
del cilindro en los momentos del paro.
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Grupo de pozos 2: clasificamos
dentro de este grupo a los pozos que
han perdido potencial de gas y se com-
portan practicamente como un pozo
convencional de produccion primaria.
Es decir, caudales medios de gas (1.000-
7.000 m3/d de gas) y caudales de liqui-
do medios (S y 30 m3pd). Son pozos
que tienen un comportamiento estable
y, de detenerse la accién mecanica del
bombeo, no produce por el tubing por
si solo, dado que no cuenta con la
energia para hacerlo, inicamente pro-
duce pequefias cantidades de gas por
casing. Las cartas dinamométricas de
estos pozos son faciles de identificar
porque presentan en la mayoria de los
casos una marcada compresion de gas.
Son propensos a los bloqueos por gas y
es muy dificil lograr buenas eficiencias
de bombeo. Para estos pozos, como
para la mayoria de los pozos HGOR, es
recomendable el uso de unidades de
bombeo con carreras largas y baja velo-
cidad de bombeo, con el propésito de
beneficiar la accion de la bomba en el
fondo del pozo.

El uso de controladores pump off nos
permite operar los pozos evitando los
bloqueos por gas. El parametro de con-
trol utilizado para este tipo de pozos es
el llenado de bomba de la carta dina-
mométrica de fondo. Se introduce un
valor de referencia de llenado para que
el pozo detenga el estado de marcha
cuando el llenado de la bomba sea
inferior a este valor seteado. Los valo-
res de porcentaje de marcha diarios
resultan muy variables segiin cada
pozo, y no son ni mas ni menos que el
resultado de los pardmetros que se le
establecen al controlador para que
comande el funcionamiento del pozo y
el régimen de produccion (carrera y
frecuencia de bombeo).

En la figura 8 se observa un pozo
operando al 62% de marcha diaria. El
ciclo normal de bombeo para este
caso es 30 minutos de paro y 40
minutos de marcha. La carta dinamo-
métrica azul corresponde a la carta de
arranque, la carta roja corresponde a
un tiempo intermedio de marcha
antes de efectuar la carta verde, que
corresponde a la de paro.

Para establecer el modo de opera-
cién 6ptimo de produccion hay que

evaluar las cartas dinamométricas que
el pozo manifiesta en el momento de
paro, arranque y marcha, como asi
también los tiempos vinculados a
tales eventos.

No siempre se logra iniciar el bom-
beo con un llenado de bomba comple-
to, muchas veces las caracteristicas del
fluido o bien una bomba de profundi-
dad no adecuada producen que nunca
se opere con un llenado total de
bomba, por més que el tiempo de paro
sea prolongado. En estos casos es muy
importante contrastar las modificacio-
nes realizadas en los tiempos de paros,
marcha, sets de llenado de bomba etc.,
con ensayos de produccion y compro-
bar que los cambios realizados no per-
judican bajo ningtn punto de vista los
valores de produccion.

Grupo de pozos 3: la principal
caracteristica de estos pozos es que la
distribucion de las capas productoras
permite generar gas por el casing y
maximizar la produccion de liquido a
través del tubing impulsados por la
bomba de profundidad. Las capas pro-
ductoras de gas se ubican sobre capas
importantes de liquidos.

Generalmente en la puesta en mar-
cha estos pozos presentan una alta
produccion de liquidos y muy buena
producciéon de gas. Cuando esto ocu-
rre la puesta en bombeo de estos
pozos ocasiona problemas operativos,
causados por las altas presiones que se
generan en la linea de produccion,

solar 12v.
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Instalaciones de superficie de un pozo con Plunger Lift.

provocadas por la produccién de un
fluido de tipo multifasico (gas, petro-
leo y agua). A medida que el didmetro
de la lineas de produccién aumenta,
este inconveniente se minimiza.

Con el fin de priorizar la produccion
de los liquidos y evitar los problemas
de paros por alta presion, es preciso
comenzar desde el primer momento
con la unidad de bombeo en marcha
produciendo liquidos con la bomba de
profundidad a través del tubing. El
casing se va a ir abriendo a medida que
la presién de la linea de produccién no
supere la presion establecida de cierre
de la valvula de seguridad (line break).

Normalmente en produccion estos
pozos no suscitan mayores problemas,
pero si requieren de un buen segui-
miento porque es muy importante
mantener la surgencia por casing el
mayor tiempo posible. Para esto se
debe conservar el nivel de liquido ajus-
tado por debajo de los punzados pro-
ductores de gas y lo mas cercano a la
bomba posible. La verificacion de estas
condiciones debe realizarse con fre-
cuencia, ya que de no mantener la sur-
gencia por casing, el pozo pierde pro-
duccion de liquido y gas en forma
abrupta. Ante la imposibilidad de reali-
zarle un sonolog por casing para deter-
minar el nivel de fluido del pozo, la
herramienta de seguimiento es la carta
dinamomeétrica de fondo, tratando que
la carta trabaje con un incipiente golpe
de fluido. La carta dinamométrica no
aparenta ser de un pozo con produc-
cion de gas, sin embargo este pozo pro-
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duce més de 200 Mm3gpd.

Generalmente a medida que la pro-
duccién de gas va disminuyendo, la
cantidad de liquido que se produce
bajo surgencia en el casing disminuye.
Esto provoca incremento de nivel de
liquido en el fondo del pozo, lo cual
acarrea una pérdida de produccion. Si
el nivel de liquido interfiere en los
punzados productores de gas puede
conducir al ahogue de los mismos y
producir una pérdida irrecuperable en
la produccion de gas y liquido.

La manera de evitar este efecto pre-
maturamente es incrementar el régi-
men de extraccion a medida que estos
fen6menos se vayan manifestando, o
bien anticipadamente.

Plunger lift

El sistema de extraccién plunger lift
es ampliamente utilizado en la extrac-
cion de liquidos acumulados en pozos
productores de gas y condensado que
producen por debajo de su caudal criti-
co. Esta condicion se alcanza cuando la
velocidad del gas en el tubing no es lo
suficientemente elevada para arrastrar
las particulas liquidas que consecuente-
mente terminan acumulandose en el
fondo del pozo (proceso denominado
load up). Si esta situacién no se corrige
a tiempo, inevitablemente se alcanzara
el ahogue definitivo del pozo.

En el Yacimiento Cerro Dragon, la
aplicacion del plunger lift tiene otro
objetivo, optimizar la producciéon de
petréleo empleando el gas como fuen-
te de energia para producir un flujo

multifasico, con un sistema de extrac-
cién extremadamente econdémico.

Como hechos destacables, pode-
mos mencionar que hemos utilizado
una importante variedad de tipos de
pistones y controladores autoajusta-
bles con opcidn a telemetria y auto-
matizacion, permitiendo una opera-
cién a distancia. Estos controladores
autoajustables o inteligentes tienen la
capacidad de hacer cambios en los
parametros operativos, buscando la
mejor performance del pozo y res-
guardandolo de un posible ahogue. El
trabajo Aplicacion de los diferentes tipos
de plunger lift en el Yacimiento Cerro
Dragon, presentado en este evento por
separado, resume nuestra experiencia
en la aplicacion del sistema PL para
producir petrdleo mediante la energia
de los reservorios de gas.

Conclusiones

e Se consiguid producir gas y oil de
manera simultdnea, en un yaci-
miento netamente petrolero.

e Se logr6é cumplir e incrementar los
compromisos de venta de gas de la
compaifia.

e Se aplico una version no convencio-
nal de gas lift produciendo a través
del espacio anular.

* Se diversificaron los sistemas de extrac-
ci6én aplicados a los pozos de HGOR.

e Se aplico el plunger lift en pozos de
petroleo, al ser un sistema de
extraccion de pequefias cantidades
de liquido en pozos de gas.

e Se instal6 telemetria y automatizaciéon
en todos los sistemas de extraccion.

e Gracias a las nuevas tecnologias de
seguimiento de pozos, dispositivos,
bombas, disefios y cambio en la cul-
tura de la gente, se estdn producien-
do reservorios que antiguamente se
hubieran aislado.

¢ Se produjo una notable disminucién
de los casos de bloqueos por gas, a
pesar de que cada vez se esta utili-
zando el bombeo mecénico para
caudales de gas mayores.

e El pump off es una herramienta fun-
damental en la operacién y produc-
cion de pozos HGOR con bombeo
mecénico.
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