UNIVERSIDAD NACIONAL EXPERIMENTAL DE LOS LLANOS
[L OCCIDENTALES “EZEQUIEL ZAMORA”
[_l— VICE-RECTORADO DE PLANIFICACION Y DESARROLLO SOCIAL
—=]1 PROGRAMA INGENIERIA, ARQUITECTURA Y TECNOLOGIA

1' SUBPROGRAMA INGENIERIA DE PETROLEO

DESARROLLO DE UN SIMULADOR PARA EL CALCULO DE LA
CAPACIDAD DE PRODUCCION EN UN POZO DE PETROLEO EN VPDS.
UNELLEZ

Autor: Efrain Josué Rivas Arrieche.
C.l: 26.188.231
Tutor Académico: Sharon Escalante

Barinas, Mayo de 2018



UNIVERSIDAD NACIONAL EXPERIMENTAL DE LOS LLANOS
[L OCCIDENTALES “EZEQUIEL ZAMORA”
[_‘—— VICE-RECTORADO DE PLANIFICACION Y DESARROLLO SOCIAL
—=]1 PROGRAMA INGENIERIA, ARQUITECTURA Y TECNOLOGIA

1' SUBPROGRAMA INGENIERIA DE PETROLEO

DESARROLLO DE UN SIMULADOR PARA EL CALCULO DE LA
CAPACIDAD DE PRODUCCION EN UN POZO DE PETROLEO EN VPDS.
UNELLEZ
Trabajo Especial de Grado presentado como requisito parcial para optar por el titulo

de: Ingeniero de petroleo.

Autor: Efrain Josué Rivas Arrieche.
C.l: 26.188.231
Tutor Académico: Sharon Escalante

Barinas, Mayo de 2018.



UNIVERSIDAD NACIONAL EXPERIMENTAL DE LOS LLANOS
OCCIDENTALES “EZEQUIEL ZAMORA”

[L; VICE-RECTORADO DE PLANIFICACION Y DESARROLLO SOCIAL
_]' PROGRAMA INGENIERIA, ARQUITECTURA Y TECNOLOGIA

1' SUBPROGRAMA INGENIERIA DE PETROLEO

APROBACION DEL TUTOR

En mi carécter de Tutor (a) del Trabajo de Especial de Grado presentado por
el ciudadano Efrain Rivas A. C.1: 26188231 para optar al titulo de Ingeniero de
Petréleo, considero que este reune los requisitos y méritos suficientes para ser
sometido a presentacion publica y evaluacién por parte del jurado examinador que se

designe.

En la ciudad de Barinas a los dias del mes de del 2018

TUTOR: Sharon Escalante
C.1: 5.683.344



UNIVERSIDAD NACIONAL EXPERIMENTAL DE LOS LLANOS
OCCIDENTALES “EZEQUIEL ZAMORA”

[L; VICE-RECTORADO DE PLANIFICACION Y DESARROLLO SOCIAL
_]' PROGRAMA INGENIERIA, ARQUITECTURA Y TECNOLOGIA

1' SUBPROGRAMA INGENIERIA DE PETROLEO

DESARROLLO DE UN SIMULADOR PARA EL CALCULO DE LA
CAPACIDAD DE PRODUCCION EN UN POZO DE PETROLEO EN VPDS.
UNELLEZ

Autor: Efrain Rivas A.
C.l: 26188231

Trabajo Especial de Grado aprobado en nombre de la Universidad Nacional
Experimental de los Llanos Occidentales “Ezequiel Zamora” por el siguiente jurado,

alos dias del mes de 2018.

JURADO C.I. JURADO C.I.

TUTOR C.I.



RECONOCIMIENTO

A Dios, por darme vida, salud, y una familia temerosa de El, que me ha apoyado en
todo momento.

A mis padres Juan y Libna, por traerme a este mundo, cuidarme y otorgarme la
mejor educacién que pude haber recibido.

A mi hermana Raicelis, por estar a mi lado siempre, dandome consejos y su opinion,
Su apoyo y su amistad.

A mis tios, Julio y Dorca, y mi prima Sarah, por permitirme vivir junto a ellos
durante tantos afios, y convertirme en otro integrante de su bella familia.

A mis primos, Reimundo, Samuel y Débora, por su carifio y amor, por todos los
momentos que hemos podido compartir, por su compafiia.

A mis grandes amigos, Paola, Jesus, Annie, Ismarys, Yenifer, Maria, Annys,
Jacqueline y Gabriel, por compartir tantos momentos conmigo a lo largo de nuestro
periodo de estudio, y convertirse en mis amigos. Por soportar mis momentos 0diosos,
y ser raiz de muchos momentos alegres. Cuidense mucho colegas.

A la ingeniera Sharon Escalante, por ayudarme en todo lo que pudo a lo largo de la
carrera, y durante la realizacion de este trabajo de grado, por su dedicacion y su amor
por la ensefianza.

A los profesores Maria F., Jean J., Jorge T., Renier A. y Deivis G, por ser parte
importante de mi formacion como ingeniero, y mas importante, como persona,
durante todos estos afios.

A nuestra casa de estudios UNELLEZ, por darme la oportunidad de acumular

conocimiento durante tantos afios y formarme como ingeniero.

Efrain Josué. Rivas Arrieche



INDICE GENERAL

pp.

LISTADE TABLAS ..ottt VIl
LISTADE FIGURAS ...ttt X
LISTA DE GRAFICOS ..ot Xl
LISTA DE SIMBOLOS ...ttt X1
RESUMEN ...ttt sttt re e nee s XVII
INTRODUCCION ....oooviiiiieecieeeeee ettt en sttt en s eas e, XV
CAPITULO I: EL PROBLEMA ......cooviiiiiiiies s 1
Planteamiento del problema ..o 1
Objetivos de 1a INVESTIGACION ........ccceeiuiiieiicie e e 3
Justificacion de 1a INVESHIGACION ..........ccecieiieie e 4
AICANCES Y HIMITACIONES ...t 5
CAPITULO II: MARCO CONTEXTUAL ....ovvriireierierisssisesssessseesssssssena 7
Area de 12 INVESTIGACION ........c.oeveeeieeieee et 7
ANtecedentes del ESTUIO ........cc.eiiiiiiiieeeee e 7
IMIBICO TBOTICO ...ttt bttt 9
Glosario de tErmin0S DASICOS. ..........eiviiiirieiii s 92
Sistema de Variables ... 93
Mapa de VarIADIES..........ccviiieciecec e 94
Normativa y aspectos [€gales. ........covviieiii i 95
CAPITULO II: MARCO METODOLOGICO ......ooconierirerrerineiseeseesesesseenns 98
TIPO A& INVESTIGACION ...ttt bbb 98

1 L<3 (oo [o] [T 1 - T SO PURTURPPURPRPRN 99
Etapa I: recopilacion de 1a informacion............cccooeveiiiinininieieee e 100

Vi



Etapa Il: procesamiento de la data obtenida............cccoooveviiiininiiiiniieeeseee 100

Etapa I11: seleccion del lenguaje de programacion.............ccoeeeeerenieenenerenennnns 101
Etapa IV: procedimiento de disefio del simulador ............ccccoocvvviiiiiiiienieieee 101
Etapa V: prueba del Simulador ... 113
PODBIACION Y MUEBSLIA ..ottt sbe e 114
Técnicas, instrumentos y materiales aplicados en la recoleccién de datos. .......... 114
CAPITULO IV: ANALISIS DE LOS RESULTADOS ......cocvrimririnereenrenennes 117

Identificar las ecuaciones fundamentales de los procesos asociados al yacimiento,

pozo y lineas de flujo, en un sistema de produccCion. ............ccccevveveveieiesesnennns 117

Seleccionar las correlaciones numéricas y algoritmos a implantar en el simulador
para el célculo de propiedades PVT (petrdleo, agua y gas) y curvas de oferta y
(0 [=1 =T o - VST 119

Generar la interfaz grafica principal de la herramienta para la manipulacion de los

datos y resultados del SIMUIAdOT..............cooveiiiieiie e 127

Comparar los resultados obtenidos por el simulador, con un simulador de uso

COMEBICIALL <.ttt 129
CAPITULO V: CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES ........ccccovuun..... 146
CONCIUSIONES ...ttt bbb 153
RECOMENUACIONES ...ttt 155
REFERENCIAS BIBLIOGRAFICAS........coveeieeeeeeeeeeesesese s s seninsn e, 157
ANEXOS et 161

VII



LISTA DE TABLAS

Pp.
Tabla 11-1. Valores de viscosidad de agUa. ........ccceevuereerieiesieese e 46
Tabla 11-2. Rango de los datos para Pb. Standing M.B. ..........cccccevviieiievccieceee 52
Tabla I11-3. Constantes para la ecuacion de Pb. Vasquez y Beggs. .......cccoovrvrirvriennns 53
Tabla 11-4. Rango de los datos para Pb. VAsquez y Beggs. .....ccooevvererenereneninarnnes 53
Tabla 11-5. Rango de los datos para ygc. Vasquez y Beggs. .....ccovvevevereneienenieninnns 54
Tabla 11-6. Rango de los datos para Pb. Glaso..........cccccevveieiieiecic e 55
Tabla 11-7. Constantes para la ecuacion de Pb. TOTAL.......ccccevveveveienevececeenene 56
Tabla 11-8. Constantes para la ecuacion de Pb. Kartoatmodjo, T. y Schmidt, Z. ...... 57
Tabla 11-9. Rango de los datos para Pb. Kartoatmodjo, T. y Schmidt, Z. ................. 57
Tabla 11-10. Rango de los datos para yg.. Kartoatmodjo, T. y Schmidt, Z................. 58
Tabla 11-11. Constantes para la ecuacion de RS. TOTAL.....c.cccooeveveveieveieceenene 59
Tabla 11-12. Constantes para la ecuacion de Bo. Vasquez y Beggs. ......cccovvereeerienas 61
Tabla 11-13. Rango de los datos para Co. VASQUEZ Y BEGUS. ..vvvvverveierieiieiieniesieeienes 63
Tabla 11-14. Rango de los datos para Co. Petrosky y Farshad. ..........ccccoocevvniiinnnnne. 64
Tabla 11-15. Rango de los datos para pod. Beal C. ... 65
Tabla 11-16. Rango de los datos para [od. Beggs y Robinson. ..., 66
Tabla 11-17. Rango de los datos para pod. GlaSo..........cccvririniniiiiiiese e 66
Tabla 11-18. Rango de los datos para [od. Kartoatmodjo y Schmidt................c....... 67
Tabla 11-19. Rango de los datos para pepb. Chew y Connally. ........ccoocevviviviiinnnnnne. 67
Tabla 11-20. Rango de los datos para po. Beal, C. ... 69
Tabla 11-21. Rango de los datos para plo. VASQUEZ Y BEJQS. ...cververerverieerierierieenieens 70
Tabla 11-22. Rango de los datos para Rswp. Culberson, O.L. y McKetta, J.J., Jr........ 71
Tabla 11-23. Rango de los datos para Cuw. OSIf........cccoiieiiiiiiiii e 74
Tabla 11-24. Rango de los datos. Matthews y RUSSEL. ...........cccoviiiiiiiiiieiie 76
Tabla 11-25. Rango de los datos, Z. Brill y BEgQS. ....ccccoovviririiiiieeiee e 79
Tabla 11-26. Tipo de correlacion de acuerdo a los criterios de desarrollo. ................ 82
Tabla 11-27. Correlaciones de flujo en el POzo. .......cccovvviiieiiciic e 83
Tabla 11-28. Rango de valores para la determinacion del patron de flujo. ................ 87

VI



Tabla 11-29. Coeficientes para determinacion Hi en funcion del patron de flujo...... 88

Tabla 11-30. Coeficientes de correccion de HL por inclinacion. ............c.ccoceeevnenns 88
Tabla 11-31. Mapa de variables. ..........cccooeiiiiiiece e 94
Tabla I'V-1. Correlaciones implementadas para petroleo en el simulador............... 120
Tabla IV-2. Correlaciones implementadas para agua en BlackOil Sim. ................. 121

Tabla I'V-3. Correlaciones implementadas para gas en el simulador desarrollado..121

Tabla IV-4. Datos del yacimiento. Caso Base. .........cccccvevveveereiiie i 130
Tabla 1V-5. Datos del fluido. Caso BaSE. ........ccccevuirereiiiininieieeie e 130
Tabla 1V-6. Datos requeridos para el CAICUIO VLP.........c.cccovevvevieiereieie s 137
Tabla IV-7. Comparacidon de resultados para caso base. Propiedades PVT. ........... 141

Tabla I'V-8. Comparacién de resultados para caso base. Viscosidad de gas y petroleo.

................................................................................................................................... 142
Tabla 1V-9. Comparacién de resultados para caso base. Capacidad de produccion.
................................................................................................................................... 143
Tabla I'V-10. Comparacion de resultados para caso base. Punto de operacion. ...... 144
Tabla IV-11. Datos de yacimiento y fluido. Caso 1.........ccccccevvviiiiveieiicieese e, 146
Tabla 1V-12. Datos de yacimiento y fluido. Caso 2...........ccccuvvvviiiieneniiieieae 146

Tabla 1V-13. Comparacion de resultados para caso 1. Capacidad de produccion... 147
Tabla 1V-14. Comparacion de resultados para caso 1. Punto de operacion............. 148
Tabla I'VV-15. Comparacion de resultados para caso 2. Capacidad de produccion...150

Tabla I'V-16. Comparacion de resultados para caso 2. Punto de operacion............. 151



LISTA DE FIGURAS

Pp.
Figura I1-1. Componentes del sistema de producCion. ..........cccccevvvevveveeneeseereseene 14
Figura I1-2. Radio de drenaje de un pozo productor de petroleo...........ccccceveviernnnnee. 17
Figura 11-3. Completacion a hoyo desnudo. ...........ccccererrirenenniine e 25
Figura 11-4. Completacion con empaque de grava. .......c.ccoeeeeereeereneeiesesenesesiennens 26
Figura I1-5. Deslizamiento entre fases en una seccién de tuberia. ..........c.cccceverneenee. 29
Figura 11-6. Patrones de flujo horizontal segin Beggs y Brill.........c..cccoovveiiiennnn. 31
Figura 11-7. Proceso de liberacion inStantanea. ............ccoceovveneneine e 33
Figura 11-8. Proceso de liberacion diferencial. ..o 34
Figura 11-9. Proceso de liberacion a volumen constante. ...........ccccoccveveveeiecvieseenne. 36
Figura 11-10. Divisién de las lineas de tuberia de produccién en secciones.............. 91
Figura 111-1. Marco de inicio del simulador BlackOil Sim. ............ccoccoviiininnne. 103
Figura 111-2. Marco Datos de YaCImIento. .........cccooererirerinienieieese s 104
Figura 111-3. Marco Datos de POZO0. .......ccceevueiieiireieiiese et 105
Figura 111-4. Marco Opciones de CalCUlO. ............coevieiieic i 106
Figura I11-5. Ventana de la curva de oferta IPR. ..........ccocooiiiiiiii 107
Figura 111-6. Ventana de la curva de demanda VLP. ........c..ccoceoiiiiniiniiciccnne 108
Figura 111-7. Ventana configuracion de la aplicaCion...........ccccooeovieveiciciecnnne 109
Figura 111-8. Marco de correlaciones PVT para petroleo. ..........ccceevevviicivecieennenn, 110
Figura 1V-1. Diferentes nodos de eStudio. ..........c.cceveeiieiieiiese e 118
Figura 1V-2. Seleccion de correlaciones para petroleo. ........cocevvviereiicieiecenne 122
Figura 1V-3. Seleccion de correlaciones para agua. ..........ccoceeereeerereeesereneeeneens 122
Figura 1V-4. Seleccidn de correlaciones para gas..........ccevveveeveereeseesieerieseesieenenns 123
Figura IV-5. Interfaz grafica del simulador. Marco “Datos requeridos”.................. 127
Figura IV-6. Parametros del yacimiento requeridos por el simulador..................... 128
Figura IV-7. Parametros del fluido requeridos por el simulador..............cc.ccocevnnne. 128

Figura IV-8.

Ventana “Resultados obtenidos: Propiedades PVT”. Marco general. 131

Figura 1V-9. Ventana “Resultados obtenidos: Propiedades PVT”. Marco petrdleo.



Figura IV-10. Ventana “Resultados obtenidos: Propiedades PVT”. Marco agua. .. 133
Figura IV-11. Ventana “Resultados obtenidos: Propiedades PVT”. Marco gas. ....134
Figura 1V-12. Ventana de calculo para la curva VLP. ........cccooveviiieviiieciecee, 138

Xl



LISTA DE GRAFICOS

Pp.
Graéfico 11-1. Curva de oferta con nodo de estudio en fondo de pozo (IPR).............. 19
Graéfico 11-2. Curva de oferta para Vogel, yacimiento saturado. ...........cc.ccceevervrennnnn. 21
Grafico 11-3. Curva de oferta para VVogel, yacimiento subsaturado. ............cccccceuenee 22
Grafico 11-4. Curva de demanda para yacimiento subsaturado. ............cccccecevvvnennns 23
Graéfico 11-5. Solubilidad del gas en el petroleo en funcion de la presion. ................ 40
Graéfico 11-6. Factor volumétrico del petroleo en funcion de la presion. ................... 41
Gréfico I11-1. Diagrama de flujo del proceso de célculo PVT para petréleo. ......... 111
Grafico I11-2. Diagrama de flujo del proceso de célculo PVT para agua. ............... 112
Graéfico 111-3. Diagrama de flujo del proceso de célculo PVT para agua. ............... 113
Graéfico IV-1. Diagrama de flujo, Curva de oferta IPR...........ccccoeoviieiiccieece, 124
Gréfico 1V-2. Diagrama de flujo, Curva de demanda VLP. .......c.ccccoovvvevvininennns 125
Grafico IV-3. Diagrama de flujo para la correlacion de Beggs y Brill. ................... 126
Graéfico 1V-4. Curva de oferta resultante, VOgel..........ccccovevviveiiciecce e 135
Gréfico 1V-5. Curva de oferta resultante, 1inea recta. ..........ccocvvvveeererenniieiesennens 136
Grafico IV-6. Curva de demanda resultante en fondo de pozo...........ccccecevevrnnnen. 139
Grafico IV-7. Curvas resultantes. IPR, y VLP. Caso Base. ......c.ccccocerevrenceninnnen. 140
Gréfico 1V-8. Comparacion gréafica de las curvas generadas. Caso Base................ 145
Graéfico I1V-9. Curvas resultantes para BlackOil Sim. IPR, y VLP. Caso 1............. 148
Graéfico 1V-10. Comparacion gréafica de las curvas generadas. Caso 1.................... 149
Grafico IV-11. Curvas resultantes. IPR, y VLP. Cas0 2........ccocevvvvrerniineneinien. 151
Gréfico 1V-12. Comparacion grafica de las curvas generadas. Caso 2.................... 152

Xl



LISTA DE SIMBOLOS

%0S:

2P ™ 0

Yac:
Yod-
YgHC!

Yom:

AP/AH:
AP:

Psco.
Psco.
AVyp:

Contenido de sales, % (1% = 10000ppm)

Rugosidad de la tuberia, pie

Porosidad de la formacion, %

Angulo de inclinacion, grados

Densidad del aire, Lbm/pie®

Fraccion de gas, adimensional

Gravedad especifica del gas, adimensional

Densidad del gas, Lbm/pie®

Gravedad especifica del gas corregida a 100 Lpcm, adimensional
Gravedad especifica del gas en solucién, adimensional
Gravedad especifica de la fraccidn de gas hidrocarburo, adimensional
Gravedad especifica de la mezcla de gas, adimensional
Diferencial de longitud, pie

Tension interfacial del liquido, dinas/cm

Densidad del liquido, Lbm/pie®

Fraccién de liquido, adimensional

Densidad de la mezcla bifasica sin deslizamiento, Lbm/pie®
Tension interfacial del petroleo, dinas/cm

Gravedad especifica del petroleo, adimensional

Densidad del petréleo, Lbm/pie®

Densidad del petrdleo a la presion de burbuja, Lbm/pie®
Gradiente de presion, Lpca/pie

Diferencial de presion, Lpca

Densidad de la mezcla bifasica con deslizamiento, Lbm/pie®
Densidad del petrdleo a condiciones estandar, Lbm/pie®
Densidad del agua a condiciones estandar, Lbm/pie®

Cambio de volumen debido a reduccién de presién, adimensional

X1



AVWt :

°API:

HMg-
ML

Ho:
Hob:
HMod-
Ms:
Hw:
Hwi:

Bob:
Bt
Bw:
Buwb:

Co:
Cw:

Cup:

EF:

Cambio de volumen debido a reduccion de temperatura, adimensional
Tension interfacial del agua, dinas/cm

Densidad del agua, Lbm/pie®

Gravedad API del petroleo, adimensional

Viscosidad del gas, cp

Viscosidad del liquido, cp

Viscosidad de la mezcla bifasica sin deslizamiento, cp
Viscosidad del petroleo subsaturado con gas en solucién, cp
Viscosidad del petroleo saturado con gas en solucion a Py, cp
Viscosidad del petréleo muerto, cp

Viscosidad de la mezcla bifasica con deslizamiento, cp
Viscosidad del agua, cp

Viscosidad del agua a presion atmosférica, cp

Viscosidad del agua sin corregir por salinidad, cp

Area de drenaje, pie?

Area transversal de flujo, pie?

Factor volumétrico de gas, PCY/PCN

Factor volumétrico del petréleo, BY/BN

Factor volumétrico del petrdleo a la presion de burbuja, BY/BN
Factor volumétrico de formacion total, BY/BN

Factor volumétrico del agua, BY/BN

Factor volumétrico del agua a Py, BY/BN

Factor volumétrico del agua sin corregir por salinidad, BY/BN
Compresibilidad isotérmica del petréleo, Lpc?
Compresibilidad isotérmica del agua, Lpc™

Compresibilidad del agua sin corregir por salinidad, Lpc™
Diametro de tuberia, pie

Eficiencia de flujo, adimensional

Factor de friccién, adimensional

XV



fi: Fraccion de liquido, adimensional

fm: Factor de friccion biféasico con deslizamiento, adimensional
fns: Factor de friccion bifésico sin deslizamiento, adimensional
fo: Fraccion de petroleo, adimensional

fw: Fraccién de agua, adimensional

g: Fuerza de gravedad, pie/seg?

Hg: Hold-up de gas, adimensional

He: Hold-up de liquido, adimensional

J: indice de productividad, BNPD/Lpc

k: Permeabilidad promedio de la formacion, md

Ko: Permeabilidad efectiva al petroleo, md

Kw: Permeabilidad efectiva al agua, md

M: Peso molecular del gas, Lb/Lb-mol

Fraccion molar del gas, adimensional

P: Presion de interés, Lpca

Py: Presion de burbujeo, Lpca

Psc: Presion seudocritica, Ipca

PscHc: Presion seudocritica de la fraccion de gas hidrocarburo, Ipca
Psci: Presion seudocritica de la fraccion molar i, Ipca
Pscm: Presion seudocritica de la mezcla de gases, Ipca
Psp: Presion del separador, Lpca

Psr: Presion seudorreducida, adimensional

Pwf: Presion de fondo de pozo, Lpca

Pws: Presion estatica promedio del yacimiento, Lpca
Ob: Tasa de produccion en el punto de burbuja, BNPD
Jg: Tasa de produccion de gas, PCND

Jo: Tasa de produccion de petroleo, BNPD

Qomax: Tasa de produccion de petroleo méaxima, BNPD
Qw: Tasa de produccion de agua, BNPD

r: Radio, pie

XV



RAP:

re:

RGL:
RGP

Rs:
Rsb:

Rsw:
RSWp

rw:

TscHc:

Constante universal de los gases, 10,73159 pie. Psi. °R.Ib-mol ™.
Relacion agua-petréleo, BN/BN

Radio de drenaje, pie

Relacion gas-liquido, PCN/BN

Relacion gas-petréleo, PCN/BN

Solubilidad del gas en petréleo a P < Py, PCN/BN

Solubilidad del gas en el petréleo a P > P,, PCN/BN
Solubilidad del gas en petréleo a presion inicial, PCN/BN
Solubilidad del gas en agua, PCN/BN

Solubilidad del gas en agua sin corregir por salinidad, PCN/BN
Radio de pozo, pie

Contenido de sales, ppm

Factor de dafio Skin a la formacion, adimensional

Temperatura de interés, °F

Temperatura seudocritica, °F

Temperatura seudocritica de la fraccion de gas hidrocarburo, °F
Temperatura seudocritica de la fraccion molar i, °F
Temperatura seudocritica de la mezcla de gases, °F
Temperatura del separador, °F

Temperatura seudorreducida, adimensional

Volumen, pie®

Velocidad de la mezcla bifésica, pie/seg

Velocidad superficial del gas, pie/seg

Velocidad superficial del liquido, pie/seg

Fraccion molar de diéxido de carbono, adimensional

Fraccién molar de sulfuro de hidrégeno, adimensional
Fraccion molar de gas nitrogeno, adimensional

Factor de compresibilidad del gas, adimensional

XVI



UNIVERSIDAD NACIONAL EXPERIMENTAL DE LOS LLANOS

I ‘ ‘t OCCIDENTALES “EZEQUIEL ZAMORA”

VICE-RECTORADO DE PLANIFICACION Y DESARROLLO SOCIAL

SUBPROGRAMA INGENIERIA DE PETROLEO

_—T“i PROGRAMA INGENIERIA, ARQUITECTURA Y TECNOLOGIA

DESARROLLO DE UN SIMULADOR PARA EL CALCULO DE LA

CAPACIDAD DE PRODUCCION EN UN POZO DE PETROLEO EN VPDS.

UNELLEZ
Autor: Efrain Rivas A.
C.l: 26188231
Tutor Académico: Sharon Escalante
C.1: 5.683.344.
RESUMEN

Es de suma importancia que, en la actualidad, debido al gran avance tecnoldgico en el
mundo alrededor del uso del computador, un ingeniero de petréleo tenga el conocimiento
minimo necesario para utilizar aplicaciones y programas de software dentro de la industria.
De tal manera, la simulacion es la principal herramienta de analisis para la determinacién del
comportamiento de flujo de los fluidos contenidos en un reservorio. Sin embargo, el
subprograma de petréleo del VPDS de la UNELLEZ no tiene en posesion un simulador de
esta clase, de aqui la necesidad de obtener un programa de computacién con estas
caracteristicas. A partir de esto, se tiene como objetivo principal de esta investigacion, el
desarrollo de un simulador que permita el calculo de las propiedades PVT de los fluidos del
yacimiento (petréleo, gas y agua), y mediante estos datos, la capacidad de produccién del
pozo (Curva de oferta y demanda). La herramienta de software desarrollada integra de
manera practica una variedad de correlaciones y modelos matematicos para la estimacion de
la capacidad de produccion de un pozo de petrdleo..

PALABRAS CLAVES: SIMULADOR, CAPACIDAD DE PRODUCCION, IPR,
VLP.

E-mail del autor: efrainrivas8d@gmail.com
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INTRODUCCION

Desde los inicios de la industria petrolera, ha sido notable cdmo la utilizacion
de las ultimas tecnologias de la época puede llegar a ser un factor contribuyente en la
mejora del rendimiento exhibido en cada uno de sus ambitos de trabajo, comenzando
con la exploracion y busqueda de posibles reservas de petroleo, la perforacion de los
pozos para su posterior produccion, el transporte del hidrocarburo y finalmente su
refinacion. Es exactamente por esta razon, que actualmente continta el
aprovechamiento de este valioso recurso natural no renovable en las exorbitantes
cantidades requeridas para un avance constante de la sociedad.

Si en un momento, la tecnologia disponible no es capaz de resolver los
problemas y situaciones enfrentadas a diario, se genera una disminucion de la
capacidad productora; si bien a cortos periodos de tiempo el dafio generado no sera
necesariamente grave, un déficit tecnoldgico en un area industrial tan extensa, como
es la industria petrolera, traerd graves consecuencias a largo plazo. Hoy en dia, una
faceta significativa del avance cientifico es el empleo de computadores a manera de
soporte al ingeniero, a través de software de célculo y simulacién que permite la
prediccion del comportamiento que puede llegar a demostrar un yacimiento de
hidrocarburos en especifico; y asi, mediante el analisis de esta informacién, realizar
una optimizacion de los procesos intervinientes en la extraccion de petroleo. Por
consiguiente, Fanchi J. (2006) define un simulador como “programas de computadora
disenados para modelar el flujo de fluidos en medios porosos”, enfatizando, ademas,
como el modelaje del flujo en el yacimiento es la metodologia disponible mas
sofisticada para alcanzar el objetivo principal al administrar una reserva de
hidrocarburos, es decir, la produccion de los mismos.

A partir de lo anteriormente dicho, el presente trabajo de investigacion toma
como base primordial el estudio y desarrollo de un simulador, que permita la
prediccion y calculo de la capacidad de produccion para pozos de petroleo, a partir
del analisis de los datos obtenidos de un yacimiento, asi como de los fluidos

producidos por éste.
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La estructura del trabajo especial de grado es la siguiente:

En el Capitulo 1, se realiza el planteamiento del problema considerado, los
objetivos de la investigacion, siendo éstos el general y los especificos, la
justificacion, el alcance y limitaciones de la investigacion. El enfoque
principal de este capitulo se encuentra en la declaracion del problema de
interés, siendo en este caso, la carencia de tecnologias de simulacién en el

ambito de produccion de hidrocarburos dentro de la UNELLEZ.

El Capitulo Il se compone de: El &rea abarcada por la investigacion,
antecedentes al estudio, la informacion principal de soporte 0 marco teérico,
el sistema y mapa de variables, asi como las normativas y aspectos legales
bajo los cuales se rige la investigacion. En el mismo, se presenta la
informacion més relevante a la investigacion, como estudios previos a este

trabajo y fuentes bibliogréficas de interés.

El Capitulo 111 esta constituido por el marco metodoldgico, compuesto a su
vez por: el tipo de investigacion; la metodologia utilizada para el desarrollo
del proyecto; las técnicas e instrumentos empleados para la recoleccion de
datos. Este capitulo representa el procedimiento metodolégico utilizado para

el desarrollo de la investigacion.
El Capitulo 1V contempla el analisis de los resultados obtenidos a través de la
investigacién, haciendo énfasis en cada uno de los objetivos previamente

planteados en el capitulo I, verificando asi si fueron realizados exitosamente.

Finalmente, el Capitulo V consta de las conclusiones y recomendaciones

aportadas por el investigador, referentes al trabajo desarrollado.
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CAPITULO I: EL PROBLEMA

PLANTEAMIENTO DEL PROBLEMA

Actualmente, el empleo de software, como herramienta tecnoldgica se ha
expandido a muchas &reas de la industria petrolera. Un ejemplo de esto se evidencia
en el uso de simuladores con la finalidad de aminorar el trabajo humano, y entregarlo
a unidades de procesamiento de datos (ordenador), aumentando asi la eficiencia de
ejecucion, y disminuyendo el error. Estas herramientas son conocidas mediante el
nombre de "Simuladores numéricos", siendo descritos por Crichlow (1977) como la
aplicacion de los conceptos y técnicas del modelaje matematico al andlisis de la
conducta de afluencia demostrada por un reservorio de hidrocarburos. Asimismo,
Sepulveda y Escobar (2005) definen a la simulacion de yacimientos a modo de “la
ciencia que combina la fisica, la matematica, la geologia, la ingenieria y la
programacion de computadores para desarrollar instrumentos que pronostiquen el
comportamiento exhibido por las arenas de produccion bajo diferentes condiciones de
operacion”.

Especificamente en el &rea de Produccion de hidrocarburos, no es nada
practico que un individuo realice por si mismo los célculos requeridos para conocer
las curvas de oferta (IPR) y demanda (VLP) a fin de predecir la tasa de flujo de un
pozo de hidrocarburos; cuando todo este trabajo puede ser realizado a través de un
simulador. Por consiguiente, puede apreciarse la gran importancia que posee el uso de
simuladores con la finalidad de optimizar los procesos de produccion de petréleo,
comenzando en el estudio del yacimiento como unidad geoldgica, pasando por el
transporte del fluido desde el subsuelo (medio poroso) hasta la superficie (tuberias y
lineas de flujo). Sin embargo, un simulador es una herramienta que requiere de un
conocimiento minimo previo a su empleo, que garantice que pueda ser utilizado

correctamente. Partiendo de esta premisa, se resalta la problematica que se genera



cuando no existen aplicaciones de este tipo en una institucion académica, cuyo
proposito principal es la educacion y preparacion de ingenieros.

Adicional a esto se tiene el alto costo por licencia de los simuladores
comerciales tipo WellFlo, Pipesim y Petroleum Expert que disponen de gran cantidad
de atributos, como por ejemplo graficas 3D, que se justifican en el &mbito profesional
pero no tienen relevancia en el ambiente académico.

En Venezuela, y en el estado Barinas existe una dificultad en la obtencién de
software gratis de simulacion como medio de educacion a futuros profesionales. En
este aspecto, el subprograma de Ingenieria de petréleo en el Vicerrectorado de
Planificacion y Desarrollo Social de la UNELLEZ no escapa a estas problematicas,
ya que algunas materias del pensum de estudio requieren de gran cantidad de calculos
iterativos que ameritan el uso de un simulador. Por ejemplo, el célculo de la
capacidad de produccion, en los subproyectos “Produccion de hidrocarburos” vy
“Procesos de campo”.

De aqui a que se tome la iniciativa de crear una herramienta propia, de libre
acceso para la UNELLEZ, mediante la cual se pueda lograr una mayor rapidez en el
proceso de adaptacion laboral, y asi los estudiantes logren comprender los procesos
relacionados con el sistema de produccion.

Por lo tanto, el objetivo principal de este trabajo de investigacion sera el
desarrollo de una herramienta de simulacion para determinar la capacidad de
produccién de un pozo, especificamente, mediante la generacion de las curvas de
oferta (IPR) y de demanda (VLP) de un yacimiento a condiciones determinadas. A
partir de esto, se plantean algunas interrogantes a la hora de abordar el tema de
investigacion, siendo éstas:

= ;Cuales son las ecuaciones de los procesos fundamentales intervinientes en la
extraccion de petrdleo, encontrados en un sistema de produccién compuesto
por el yacimiento, pozo y lineas de flujo?

= ;Cual seria el procedimiento a seguir al momento de calcular las propiedades

PVT requeridas en la generacion de las curvas de oferta y demanda?



= ;CoOmo desarrollar una herramienta de software en un entorno interactivo que
sea facil de instalar y utilizar por el usuario?
= Y, una vez desarrollado el simulador, ;Como serian los resultados obtenidos?

¢ Cuales serian las diferencias de los resultados con un simulador comercial?

OBJETIVOS DE LA INVESTIGACION
Objetivo general

Desarrollar un simulador que permita determinar la capacidad de produccion
de pozos de petréleo en la UNELLEZ-Barinas 2018.

Objetivos especificos

= |dentificar las ecuaciones fundamentales de los procesos asociados al

yacimiento, pozo y lineas de flujo, en un sistema de produccion.

= Seleccionar las correlaciones numéricas y algoritmos a implantar en el
simulador para el calculo de propiedades PVT (petroleo, agua y gas) y curvas

de oferta y demanda.

= Generar la interfaz grafica principal de la herramienta para la manipulacion de
los datos y resultados del simulador.

= Comparar los resultados obtenidos por el simulador, con un simulador de uso

comercial.



JUSTIFICACION DE LA INVESTIGACION

El presente trabajo de investigacion se justifica en tres areas fundamentales

que son a nivel pais, a nivel regional y a nivel académico.

A nivel pais se justifica en el PLAN DE LA PATRIA (2018-2025), ya que se
hace necesario “consolidar el papel de Venezuela como Potencia Energética
Mundial”. En este sentido el plan establece entre los Objetivos, “Fortalecer y
profundizar la soberania tecnoldgica del sector de hidrocarburos”, por lo tanto,
proyectos destinados a la formacién de tecnologias con esfuerzo propio, son de

mucha importancia para el cumplimiento de tales metas.

A nivel regional, se conoce que el plan de produccion de PDVSA Division
Boyaca, estima producir para el afio 2018, una tasa de 21.294 BNPD de los cuales
10.249 BNPD corresponde al Distrito Apure, 10.184 BNPD al Distrito Barinas y 861
BNPD al Distrito Guérico; para asegurar estas tasas de flujo es necesario el uso de

simuladores de produccién.

A nivel académico, la necesidad de impartir a los estudiantes de la
Universidad Nacional Experimental de los Llanos Occidentales Ezequiel Zamora, el
conocimiento en cuanto a la utilizacion de software que permita estimar las tasas de
flujo de un pozo petrolero. De esta manera se mejora el rendimiento de tareas de
investigacion, procesamiento de informacion y computo de datos, en funcién del

tiempo; proporcionando una educacion de mayor nivel dentro de la universidad.

Asi mismo, el desarrollo del simulador facilitara el proceso de inmersién e
introduccién de los estudiantes al uso de este tipo de herramientas, mejorando la
respuesta de los egresados en su practica profesional y en el ambito laboral.

A partir de esto, se resalta la necesidad de que el simulador a desarrollar
pueda ser utilizado facilmente con una interfaz grafica sencilla, comprensible y
directa, que permita una curva de aprendizaje ideal. Finalmente, se hace énfasis en la

importancia que tiene el desarrollo de dicho software de simulacion, tanto para el



avance de la industria del petr6leo en Venezuela, en el estado Barinas y en nuestra
casa de estudios la UNELLEZ.

ALCANCES Y LIMITACIONES
ALCANCES

El siguiente trabajo de investigacion corresponde a la primera fase de un
proyecto a largo plazo denominado: “Suite de aplicaciones de Métodos de Produccion
de hidrocarburos”, que pretende desarrollar herramientas para el disefio, optimizacion
y simulacién de métodos de produccion. EI proyecto esté previsto en tres fases:

1. Desarrollo de un simulador para determinar la capacidad de produccién
(Analisis Nodal en flujo natural)

2. Desarrollo de herramientas de disefio/simulacion para determinar la capacidad
de produccion con métodos de bombeo (Analisis Nodal con levantamiento
artificial por bombeo)

3. Desarrollo de herramientas de disefio/simulacion para determinar la capacidad
de produccion con métodos de inyeccién de gas (Andlisis Nodal con

levantamiento artificial por gas)

El siguiente trabajo corresponde a la primera fase, cuyos usuarios iniciales
seran los profesores que han dictado el mencionado subproyecto. Su alcance es el
siguiente:

= Asume que trabaja con un pozo productor de petréleo, bajo el modelo de

petréleo negro o “black oil”. Quedan excluidos pozos inyectores y pozos
de gas.

= Solo pozos verticales. Asume un angulo de inclinacion de 90°, es decir,

completa verticalidad. No incluye pozos desviados.

= Para el célculo del indice de productividad J, no se toma en consideracion

el efecto que posee la saturacion de los fluidos en la permeabilidad de los



mismos. Dicho indice es calculado a partir de un solo dato de
permeabilidad, que se asume constante.

= El diametro de la tuberia de produccién es constante durante toda su
longitud.

= Se trabaja con completacién a hoyo desnudo, lo que conlleva en que no
exista pérdida de energia a través de la completacion (Pwf=Pwfs).

= Se usara una sola correlacion para flujo vertical y flujo horizontal. En este
caso se selecciona la de Beggs and Brill por incluir &ngulo de inclinacion.

= Se utiliza el modelo lineal para calculo de temperatura a lo largo del pozo.

= Para el célculo de las propiedades PVT del gas, este se asume libre de
impurezas (H2S, CO»).

= No incluye ningin método de produccion (Flujo natural).

LIMITACIONES

Segun Arias, F (2006, p. 106) las limitaciones de un proyecto investigativo
“son obstaculos que eventualmente pudieran presentarse durante el desarrollo del

estudio y que escapan del control del investigador”.



CAPITULO II: MARCO CONTEXTUAL

AREA DE LA INVESTIGACION

El marco abarcado por la investigacion se desarrolla alrededor del area de
produccion de hidrocarburos, especificamente en el estudio y analisis del
comportamiento de produccion de fluidos, a través del uso de curvas de afluencia. La
investigacion se realizara dentro del territorio universitario de la UNELLEZ, con el

fin de que los resultados obtenidos puedan ser utilizados dentro de la misma.

ANTECEDENTES DEL ESTUDIO

Sanchez A. (2010). “Determinacion de curvas IPR y VLP usando el simulador
PROSPER en campo QQ profundo”. Fundamentandose en la simulacion
multifasica de la produccion de cada uno de los pozos activos en el campo QQ
Profundo, mediante el balance de energia como medio de célculo de la presion de
fondo fluyente, asi como las propiedades PVT requeridas para la construccion de las
curvas IPR y VLP. Una vez el proyecto fue finalizado, se pudo constatar el
comportamiento real de los 16 pozos que incluyen al campo QQ, concluyendo con la
utilidad que tuvo el estudio a través del simulador PROSPER; la efectividad de los
modelos matematicos multitasa, asi como el bajo porcentaje de error obtenido
(Alrededor de 5% para el flujo de gas, y 1% en presiones de fondo fluyente). A partir
de los resultados y conclusiones obtenidos en este trabajo de investigacion, se pudo
obtener un marco de referencia en cuanto al funcionamiento esperado por un
simulador de esta categoria, y las caracteristicas principales a tomar en cuenta al

momento de crear una visualizacion de apoyo para el software en cuestion.

Mejias 1. (2008). “Desarrollo de un programa de computacién para generar la
curva de afluencia para pozos productores de petrdleo o gas”. Disefiando una

herramienta de software que permitié el calculo répido y eficiente de las curvas de



afluencia para pozos productores de gas o petroleo, mediante la utilizacion de una
amplia variedad de modelos matematicos. De esta forma, concluye con el desarrollo
de una herramienta versatil, que logra integrar de manera practica una variacion de
métodos de generacion de curvas IPR. Con lo concluido por el autor, se ratifica la
importancia que posee la versatilidad dentro de una herramienta de software de ésta
clase, es decir, la capacidad de ser utilizada aun cuando las condiciones del
yacimiento lleguen a variar considerablemente; esto puede lograrse mediante la

inclusion de una amplia gama de modelos de calculo matematico.

Villaroel S. Rafael A. (2005). “Inclusion y aplicacién de correlaciones de
propiedades de fluidos en el modulo generador de PVT del simulador SYEP”.
Implementando una mejoria en cuanto a la usabilidad del simulador SYEP, mediante
la adicion de correlaciones para el calculo de propiedades PVT, para petréleo, agua y
gas, Yy posteriormente la comparacion de los resultados obtenidos a través del uso del
simulador, con valores conseguidos de herramientas ya presentes en el mercado,
especificamente, un médulo generador de propiedades PVT disefiado por AMOCO
Corp. Esta investigacion se utiliza como referencia y apoyo, al momento de
seleccionar las posibles correlaciones de célculo PVT a incluir en el simulador
desarrollado.

Useche J. Franklin S. (2004). “Simulador de yacimientos Winb4d una propuesta
para mejorar su aplicabilidad”. Proponiendo, y disefiando una interfaz gréfica para
asi mejorar la accesibilidad y facilidad de uso del software winb4d. Como parte de
ello describi6 las caracteristicas mas resaltantes en cuanto al disefio de una interfaz
grafica amigable al usuario, para asi mejorar la eficiencia del programa WinB4D.
Asimismo, proporciona una validacion de los resultados obtenidos mediante las
correlaciones matematicas afiadidas, y la usabilidad de la interfaz grafica en general.
Concluye que la interfaz result6 ser eficiente para crear y representar en el archivo de
datos todas las capacidades de célculo del simulador. Se toma dicha investigacion

como referencia al hacer enfasis en la importancia de que la entrada y salida de datos



del programa pueda ser facilmente comprendida por el usuario comun, es decir, la

necesidad de una interfaz grafica que posea estas cualidades.

MARCO TEORICO
1. Simulador numérico de produccion

Un simulador de produccion, es un programa computarizado que, mediante la
utilizacion de algoritmos matematicos, logra resolver las ecuaciones que componen a
los modelos matematicos utilizados en el yacimiento, pozo y superficie para
determinar la capacidad de produccion de un sistema determinado a diferentes
condiciones. La simulacion de sistemas de produccidn abarca un conjunto de ciencias
muy amplias, y, asimismo, existen varias areas de enfoque en cuanto a la creacion y
utilizacion de simuladores.

Mediante el uso de la simulacion numérica se logra predecir el
comportamiento del sistema de produccion. Es asi, como utilizando la técnica de
Analisis Nodal a diversas condiciones de yacimiento, completacion, tuberia de
produccién, método de levantamiento y linea de flujo, o cualquier combinacion de
datos de entrada se determina la tasa de flujo y la presion de fondo fluyente. Todo
esto con el fin de seleccionar los mejores escenarios de trabajo segun las respuestas
obtenidas que logrardn mejorar o establecer la factibilidad técnica y econémica de un
proyecto de explotacion en un campo petrolero antes de realizar cualquier inversion
significativa, mediante el uso de una herramienta computacional.

Las simulaciones son de gran importancia en todas las etapas de los sistemas
de produccion comenzando desde la etapa inicial de la vida del campo hasta llegar

al abandono.

2. Algoritmo

Un algoritmo es una secuencia organizada de pasos I6gicos requeridos para

llevar a cabo una tarea especifica. Son independientes tanto del lenguaje de



programacion utilizado como la computadora que los ejecuta, es decir, un algoritmo
puede ser expresado a través de multiples lenguajes y ser comprendido por multiples
computadores. Los pasos de un algoritmo deben ser simples y exentos de
ambigliedades, deben seguir un orden cuidadosamente prescrito, deben ser efectivos y

deben de resolver el problema en un numero finito de pasos.

3. Lenguaje de programacion

Un lenguaje de programacion es un lenguaje formal, que comprende un
conjunto de instrucciones utilizadas para realizar tareas; a traves de los mismos, se
crean programas de software mediante la implementacion de algoritmos especificos.
La mayoria de los lenguajes de programacion consisten de una serie de pasos para
computadoras. Miles de diferentes lenguajes han sido creados, principalmente en el

ambito de la ciencia de computadoras, y muchos méas son creados cada afio.

3.1 Lenguaje Python

Es un lenguaje de programacién interpretado de alto nivel para uso general;
creado por Guido Van Rossum y publicado en 1991. Este lenguaje posee una filosofia
de disefio que enfatiza la legibilidad del codigo, notablemente, a través de la
utilizacion de espacio vacio. Provee con herramientas que permiten la construccion
clara y sencilla de programas a gran y pequefia escala, posee un sistema de tipo
dindmico y una administracion de memoria automatica. Soporta multiples paradigmas
de programacion, incluyendo la programacion orientada a objetos (OOP), imperativa,

funcional y procedural.

4. Interfaz grafica

La Interfaz Gréafica de Usuario, del inglés Graphical User Interface (GUI), es
un programa informatico que actla utilizando un conjunto de imagenes y objetos

gréficos para representar las acciones y la informacion disponibles en la interfaz. Su
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funcién principal consiste en facilitar un entorno visual sencillo que permita la
comunicacion con el sistema operativo de un ordenador. Bonsiepe (1999) considera
que la interfaz de un sistema computacional hace referencia a la conexion existente
entre sus dos componentes (software y hardware), requerida para comunicar dos
elementos de procesamiento y por otro, la suma de los intercambios comunicativos
entre las computadoras y el usuario, presentando y recibiendo informacion a éste y de
éste ultimo. En la actualidad, la utilizacion de este tipo de herramientas es vital para

la correcta utilizacion de software informatico por parte del usuario coman.

5. Usabilidad en una interfaz

Idealmente, al momento de disefiar una interfaz gréafica de usuario, se debe
procurar la mayor calidad en la experiencia de interaccion que tenga el usuario. De
esta forma, Yates R. (2002) define ésta disciplina como "un concepto que engloba a
una serie de métricas y métodos que buscan hacer que un sistema sea facil de usar y
de aprender. Al hablar de sistema la referencia se hace a cualquier dispositivo que
tenga que ser operado por un usuario. En esta categoria caen los Sitios Web,
aplicaciones de software, hardware, etc."

La norma ISO 9241-11: Guidance on Usability (1998) hace referencia a la
Usabilidad de la siguiente forma: “grado en que un producto puede ser usado por
usuarios especificos para conseguir metas especificas con efectividad, eficiencia y

satisfaccion dado un contexto especifico de uso”.

6. El Sistema de produccion de hidrocarburos

En la industria petrolera, se conoce como sistema de produccion, al conjunto
conformado por el reservorio o yacimiento, es decir, el espacio poroso en el
subsuelo que contiene el hidrocarburo; las perforaciones y cafioneos que conectan el
pozo con el yacimiento, llamado también completacion, el pozo mismo, y las lineas

de flujo encontradas en la superficie, construidas por el hombre con la finalidad de
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distribuir el hidrocarburo extraido desde el subsuelo, a todos los medios de
almacenamiento y tratamiento.

A partir de lo antes expuesto, se tiene que el proceso de produccion exhibido
comprende el recorrido de los fluidos desde el yacimiento, en especifico, el area
encontrada en el radio externo del pozo productor, hasta llegar al separador de
produccion en la superficie. Dado que el recorrido de los fluidos inicia en el
yacimiento, la presion estatica promedio en este lugar sera la presion de partida Pws;
a partir de aqui, el fluido viaja a través del medio poroso, y debido a diversos factores
como: friccion, viscosidad del fluido, permeabilidad y fuerza de gravedad, se generan
pérdidas de presién a lo largo del recorrido, ocasionando que al momento del
hidrocarburo llegar desde el yacimiento al pozo, exista una menor presion Pwfs, es
decir, la presion fluyente de fondo de pozo, a nivel de la cara de la arena, justo en el
extremo del pozo productor.

Se conoce como completacién, al conjunto de procedimientos realizados con
el fin de crear un enlace entre la tuberia de produccion del pozo, y el yacimiento en
si; esto se lleva a cabo mediante la perforacion y cafioneo de agujeros dentro de la
formacion reservorio. Sin embargo, la realizacién de este procedimiento genera dafios
considerables a la arena petrolifera, generalmente ocasionado disminuciones en la
permeabilidad de la formacion y aumento la cantidad de energia de presion perdida
en éste tramo de longitud. Asi, cuando el fluido pasa a través de la completacion, se
encuentra que la energia en el fondo del pozo Pwf, sera menor.

Una vez que el fluido se encuentra ya en el pozo productor, gran parte de las
pérdidas de energia se deben a las fuerzas gravitatorias, y otra parte a la friccion por
el flujo dentro de la tuberia. La energia se pierde en este tramo en una tasa
considerablemente constante, hasta llegar al cabezal de produccion en la superficie.
Aqui, el fluido pierde energia abruptamente debido al paso a través del cabezal de
produccion, hasta finalmente llegar al punto de entrega, en este punto la presion final
sera la presion del separador Psep.

Al realizar un balance de energia, se toman en cuenta todas las pérdidas

generadas en cada componente, y de esta forma conocer la capacidad de produccion
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de un sistema determinado, teniendo en cuenta que éste responde a la capacidad de
aporte de energia del yacimiento (curva de oferta), y la demanda de energia de las
instalaciones y tuberias que transportan el fluido desde el reservorio a superficie
(curva de demanda).

De esta forma, la energia total requerida para transportar el fluido
hidrocarburo desde el yacimiento hasta el separador de produccién en superficie sera
igual a la energia perdida entre cada componente del sistema de produccion; asi, la
curva de la energia demandada puede ser calculada mediante la siguiente ecuacion:

Pys— Psep = AP, + AP .+ AP, + AP, Ec. (11-1).
En donde:
AP, = Caida de presion en el yacimiento
AP = Caida de presion en la completacion
AP, = Caida de presion en el pozo
AP; = Caida de presion en la linea de flujo superficial

Para conocer la energia perdida en cada uno de los componentes de un sistema
de produccion, se han realizado ciertas investigaciones que han dado como fruto el
desarrollo de ecuaciones cuya funcidn consiste en el calculo preciso, dentro de cierto

rango de error, de dichos valores.
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Figura I1-1. Componentes del sistema de produccién.

Linea de flujo superficial

Fuente: Rivas, E (2018).

6.1 Pérdidas de presion en el yacimiento

Una de las investigaciones de mayor importancia para el analisis del
comportamiento del fluido dentro del yacimiento, fue la realizada por Henry Darcy,
alrededor del afio 1850. En sus experimentos, Darcy describe el comportamiento del
flujo de fluidos en un medio poroso, especificamente agua fluyendo a través de arena.
Si bien éste experimento no fue realizado con un enfoque en la industria petrolera, la
investigacion de Darcy sirve como base para muchos otros experimentos que Si se
realizaron con este proposito.

El hidrocarburo s6lo podra fluir hacia el pozo al originarse un diferencial de
presion entre el yacimiento y el fondo del pozo, de manera que el caudal de
produccion dependeréa tanto de este gradiente, como de la capacidad productora de la
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formacion; ésta a su vez, es representada por el producto entre la permeabilidad
efectiva al petrdleo, y el espesor total de la arena petrolifera Ko * h, y la resistencia
interna del fluido a fluir, es decir, su viscosidad u,.

A medida que se produce el petréleo, agua, y gas contenido en el yacimiento,
la presion dentro del mismo comienza a disminuir, es decir, existe una caida de
presion en el tiempo. Sin embargo, la tasa en que dicha presién decrece no es
usualmente constante, creando la necesidad de determinar los posibles estados de
flujo que puede exhibir un yacimiento en un momento determinado, y mediante esto,
establecer la relacién entre la presién a nivel de la cara de la arena productora Pwfs, y
el caudal de flujo producido go hasta el pozo.

A partir de lo antes expuesto, se establece la existencia de tres posibles
estados de flujo para un yacimiento productor de hidrocarburos, siendo éstos:

» Flujo transitorio: Se conoce como flujo transitorio, al tipo de flujo en donde
la distribucion de la presién a lo largo del area de drenaje del yacimiento,
cambia en el tiempo. Al comenzar a producir un pozo, este es el tipo de flujo
que se encontrara inicialmente, y permanece de esta forma durante horas, o
dias dependiendo de varios factores, principalmente la permeabilidad de la
arena productora. Debido a la inestabilidad de este estado de flujo, no se

consideran ecuaciones para la estimacion de la tasa de produccion.

i 0
At

* Flujo semi-continuo: Este comportamiento de flujo, exhibe una caida de
presion en el tiempo constante, es decir, existe una pérdida de energia de
presion a medida que el fluido del yacimiento es producido, pero éstas
decrecen sin una considerable variacion de intensidad. Es el estado de flujo
mas comun, y frecuentemente se encuentra en pozos que producen
naturalmente, o cuyas tasas de produccion son reguladas, para asi evitar una

pérdida de presion exagerada.

AP
— = Constante
At
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En este estado de flujo, la ecuacion utilizada para el calculo del caudal
producido es:
0,00708 ko h (Pys — Pyys)
- T
B, |Ln(-%)—-0,75+ S
ko Bo [Ln(52) ]

9o Ec. (11-2)

Flujo continuo: En este estado de flujo, la presion en cada punto del
yacimiento permanece constante en el tiempo, es decir, la presion no
disminuye de manera notoria a medida que se van produciendo los fluidos
contenidos por el reservorio. Sin embargo, este tipo de flujo no puede existir a
menos que otro fluido constantemente reemplace al hidrocarburo producido,
es decir, requiere de algin método de inyeccion de fluidos por parte del
hombre, o0 la existencia de un gran acuifero alrededor del yacimiento. Debido
a estas razones, es muy poco frecuente observar este comportamiento de flujo
en un pozo productor.
2o
At
Para este comportamiento de afluencia, la ecuacion utilizada para el
calculo del caudal producido es:
0,00708 k, h (P,,s — Pyys)
qo = T
u, B, [Ln (r—e) -0,5+ S]

w

Ec. (11-3)
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Figura 11-2. Radio de drenaje de un pozo productor de petréleo.

Fuente: Rivas, E (2018).

Es de suma utilidad conocer la relacion existente entre el diferencial de
presion desde el yacimiento al fondo del pozo productor, y el caudal de petréleo
producido, dado que, a partir de este valor, pueden realizarse estimaciones sobre qué
tan productivo es un pozo en comparacion a otros. Este valor se conoce como indice
de productividad J. Si el pozo productor produce a hoyo desnudo, la presion en el
fondo del pozo Pwf serd igual a la presion a nivel de la cara de la arena productora,

Pwfs. Asi, el indice de productividad puede ser calculado mediante la siguiente

formula;
_ 0,00708 k, h

r Ec. (11-4)

B, |[Ln(=%)—0,5+S

Ho Bo [ n(rw) + ]

90

] = =——— Ec. (11-5
Pws - ow (119
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Esta ecuacion asume que el fluido producido es sélo petréleo, en casos reales,
debe tomarse la tasa de liquidos producidos, gl. A partir del indice de productividad

puede compararse un pozo con respecto a otro, y de acuerdo a este valor se tiene:

= Baja productividad: J < 0,5

= Media productividad: 0,5<J<1
= Alta productividad: 1 <J <2

»= Muy alta productividad: 2 < J

El indice de productividad del pozo depende de muchos factores, pero el dafio
en la formacion posee un efecto considerable en el mismo; a partir de esto, se define
un indice de productividad ideal J° como aquel en donde el dafio de la formacion S es
igual a cero, y la eficiencia de flujo para un pozo determinado seré igual a la relacion

entre el indice de productividad real, y el ideal.

J
EF = - Ec. (11-6
] c. (11-6)

6.1.1 Curva de rendimiento de afluencia en el pozo (IPR)

Representa la capacidad de un pozo para permitir el flujo de fluidos desde el
yacimiento hacia el mismo, y depende de factores como: La presion del yacimiento,
la permeabilidad de la formacion, propiedades del fluido a producir, entre otros.
Consiste en graficar la tasa de produccion de fluido q versus la presion de fondo
fluyente del pozo Pwf correspondiente a dicho caudal. También es Ilamada curva de
oferta de energia o IPR, por sus siglas en inglés (Inflow performance relationship).

Se calcula a partir de la definicion de indice de productividad, mediante la
formula:
qo =J (Pws — Pyy) Ec. (11-7)
Esta formula asume una presion de yacimiento mayor a la presion de burbuja

del fluido producido.
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Obteniéndose la siguiente representacion gréfica:

Gréfico 11-1. Curva de oferta con nodo de estudio en fondo de pozo (IPR).

Curva de oferta IPR (Lineal Subsaturado)
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Fuente: Rivas, E (2018).

En este grafico se tiene una presion estatica promedio en el yacimiento de
3500 Lpc, mayor que la presion de burbuja del hidrocarburo contenido en este, por lo
gue se considera un yacimiento con crudo subsaturado.

Para yacimientos saturados, en donde la presién del reservorio es menor que
la presion de burbujeo, se utiliza el trabajo de VVogel para la estimacion del caudal de
produccion de petréleo con flujo bifésico, gas y petroleo. Desarroll6 la siguiente

ecuacion:

P P, r\2
9o _ 1—0,2<ows)—0,8( ‘”fs) Ec. (11-8)

qmax ws P ws

En este caso, el indice de productividad se define como la relacion entre el
caudal producido a la presion de burbuja, y la diferencia entre las presiones del

yacimiento y burbujeo:
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]=L Ec. (11-9)
Pws_Pb .

El caudal de hidrocarburos producido a la presién de burbuja puede ser
calculado mediante la ecuacién de Darcy, y la presion de burbuja a través de anélisis
PVT. Por consiguiente, el caudal maximo producido serd igual al producto de la
presion de burbuja Pb y el indice de productividad J, adicionado al caudal de
produccion gb.

P
Gmax = Qb + ]1—; Ec. (11-10)

Por consiguiente, el calculo de los caudales de produccion a diferentes presiones
dependera de si se trata de un yacimiento saturado, o subsaturado:
= Si la presion del yacimiento es menor a la presion de burbuja, se trata de un

reservorio saturado, y el caudal qo puede ser calculado mediante:

PWfS ows 2
90 = qp + (max — qb) 1_0'2(1’ )_0'8( ) Ec. (11-11)

ws Py
= Si en cambio, la presion estatica promedio fuera mayor a la presion de
burbujeo del fluido producido, el yacimiento es subsaturado, y se utiliza la
siguiente formula:
9o =] (Pws — Pwy) Ec. (11-12)
Para la generacion de la curva IPR, este procedimiento es realizado para cada
punto de presion en el rango (0, Pws), con un comportamiento lineal para Pws > Pb y

comportamiento tipo Vogel para Pws < = Pb.
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Gréfico 11-2. Curva de oferta para VVogel, yacimiento saturado.

Curva de oferta IPR (Vogel Saturado)
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Fuente: Rivas, E (2018).

Este grafico ilustra el comportamiento exhibido por el caudal de flujo para
yacimientos saturados, con presiones de reservorio menores a la presion de burbuja
del fluido. En el mismo, el aumento del volumen de gas producido conforme
disminuye la presion, genera un declive en la produccion de liquido, debido a factores

como la reduccién de la permeabilidad de la fase liquida.
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Gréfico 11-3. Curva de oferta para VVogel, yacimiento subsaturado.

Curva de oferta IPR (Vogel Subsaturado)
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Fuente: Rivas, E (2018).

La presidn de yacimiento para este grafico es mayor que la presién de burbuja
Pb, por lo que se tiene un flujo bifésico, gas y liquido, en la zona P < Pb, y flujo
monofasico en la zona P > Pb, puesto que el gas se encuentra disuelto en el petréleo.

6.1.2 Curva de rendimiento de levantamiento vertical (VLP).

La representacion grafica de la energia de presion requerida a la salida del
nodo en funcidn de la tasa de produccion, cuando el nodo en estudio se encuentra en
el fondo del pozo se denomina “Curva de demanda VLP”. De esta forma, mediante el
analisis de una curva de demanda, puede ser conocida la presidn necesaria en el fondo

del pozo, para que el fluido producido por el mismo llegue a superficie.
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Gréfico 11-4. Curva de demanda para yacimiento subsaturado.

Curva de demanda VLP
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Fuente: Rivas, E (2018).

6.2 Pérdidas de presion en la completacion

El tramo que corresponde al espacio entre la cara de la arena productora
adyacente al pozo, y el pozo mismo, se conoce como completacion. Es la conexién
entre el pozo y el yacimiento, por lo que el minimizar las pérdidas de energia en esta
zona es sumamente importante para mejorar las tasas de produccion. La caida de

presion dependeréa del tipo de completacion utilizado, siendo los mas comunes:

= Cafoneo convencional: Consiste en completaciones donde se realizan
perforaciones a través de la tuberia de revestimiento del pozo, el cemento y la
formacion, con la finalidad de crear un canal de flujo para el hidrocarburo. Es
uno de los tipos de completaciones mas comunes, generalmente utilizado en

formaciones medianamente consolidadas, que requieren de un soporte
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artificial extra para evitar el desmoronamiento de las particulas de arena
dentro del pozo. Sin embargo, el proceso utilizado durante esta completacion
requiere del uso de material detonante, que permita la perforacion de la
tuberia y el cemento; esto tiene la desventaja de disminuir la permeabilidad de

la vecindad del pozo al generar un dafio a la formacion.

= Empaque con grava: En este tipo de completaciones, se controla la entrada
de arena al pozo mediante la utilizacion de filtros de arena empacada, cuyo
tamafio de granos fue preseleccionado, de acuerdo a las caracteristicas de la

formacion. Son usados frecuentemente en formaciones poco consolidadas.

= Hoyo desnudo: Son completaciones que poseen una conexién directa entre el
yacimiento y el pozo, debido a esto, practicamente no existen pérdidas de
presion considerables entre el nivel de la cara de la arena y el fondo del pozo,
asi:

Py = Py Ec. (11-13)

La herramienta de simulacion desarrollada en el presente trabajo de

investigacion asume la utilizacion de una completacion a hoyo desnudo.
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Figura 11-3. Completacién a hoyo desnudo.

Cemento

Hoyo desnudo

Fuente: Rivas, E (2018).

Las caidas de presion en este componente del sistema de produccion,
dependeran del tipo de completacion utilizada, siendo:
e Para hoyos abiertos, la perdida en la completacion es nula, siendo asi:
AP, =0
e Para completaciones convencionales, se utilizan las ecuaciones desarrolladas
por Jones, Blount y Glaze. Debido al dafio de compactacién y trituracion
ocasionado durante el proceso de cafioneo, se genera un efecto considerable
en la capacidad de flujo del fluido a través de la completacion, es decir, una
disminucion considerable de la permeabilidad para el area vecina al pozo. La
ecuacién de Jones et al. utiliza ciertas suposiciones para el calculo de las
pérdidas de energia, entre las que se encuentran:
= Si se realizara el cafioneo del pozo bajo una condicion de sobre
balance, se asume una permeabilidad de la zona adyacente al pozo
igual al 10% de la permeabilidad de la formacion.
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= Si en cambio, se perforara bajo balance, el dafio generado sobre la
zona triturada serd menor, igual al 40% de la permeabilidad de la
formacion.

= El espesor de la zona dafiada posee una longitud aproximada de %

pulgada.

e En las completaciones de empaque con grava, los fluidos viajan desde el
yacimiento hacia el pozo, pasan a través de los agujeros de la tuberia de
revestimiento y posteriormente hasta el empaque de grava, que se encarga de

filtrar el contenido de arena proveniente del yacimiento.

Figura 11-4. Completacidn con empaque de grava.

_—

Tuberia de Revestidor

produccién

Cemento

Empacadura

Fuente: Rivas, E (2018).

El calculo de las pérdidas de energia en este tipo de presion también puede ser
realizado mediante la formula de Jones, Blount y Glaze. Sin embargo, para este caso,
se deben tener en cuenta ciertas suposiciones que la diferencian de la completacién

convencional. Asi, entre las principales premisas se encuentran:
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e Seasume un flujo lineal, y no radial, a través del empaque con grava.

e La longitud de flujo es igual a distancia entre la pared del Liner de
produccién, y la pared del hoyo.

e Se considera la permeabilidad de la grava como mayor a la de la formacion, y
ésta dependera del tamafio de grava. A su vez, el tamafio de la grava se
preselecciona de acuerdo al tamafio de los granos de arena provenientes de la

formacion productora.

6.3 Pérdidas de presidn en las tuberias

Se define el flujo multifasico en tuberias como el movimiento simultdneo a
través de una misma area de flujo, de gas libre y liquidos. Dependiendo del
comportamiento exhibido por los fluidos conforme fluyen, se van generando ciertos
patrones de flujo, que representan distribuciones relativas de una fase respecto a la
otra, y requieren de estudio previo antes de poder predecir con una certeza aceptable
cuéles seran las pérdidas de energia aproximadas.

Las pérdidas de presion en tuberias abarcan tanto las generadas en el pozo
como en las lineas de superficie. Debido a esto, se utilizan procedimientos similares
para el célculo de las pérdidas en estos componentes del sistema de produccion,
provenientes principalmente del efecto de la gravedad, friccion entre el fluido y la
tuberia, y cambios de energia cinética.

Para el calculo de la pérdida de energia generada en el tramo de tuberias
existentes en el sistema de produccién, es requerido el conocimiento de ciertos
conceptos basicos. Entre estos se encuentran:

» Hold-up: Es definido como la relacion entre el volumen de una fase contenida en
una seccién de tuberia, y el volumen total del segmento de tuberia. El
colgamiento de liquido HL dependera de la cantidad de liquido y gas que fluye a

través de la tuberia, asi, para una tasa de flujo de gas del 100%, Hv sera igual a 0.

_ Volumen de seccion de tuberia ocupado por liquido

L= — . Ec. (11-14)
Volumen total de la seccion de tuberia
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Hy=1- H, Ec. (11-15)

= Deslizamiento: Mediante el término deslizamiento se describe el
comportamiento natural del flujo a mayor velocidad de una de las dos fases,
generalmente el gas, debido a factores como:
= La resistencia al flujo por friccidn, siendo considerablemente mayor para
la fase liquida.
= La diferencia de compresibilidad entre el gas y liquido, genera una
expansion en la fase gaseosa que le permite una mayor velocidad.
A partir de esto, se dice que no existe deslizamiento entre fases cuando se
considera que ambas viajan a través de la tuberia a la misma velocidad.

AL = _n ﬁ Ec. (11-16)
g q.+ qg Vm .

Con qL y qg siendo la tasa de flujo de la fase liquida y gaseosa,
respectivamente. VsL la velocidad superficial del liquido, y Vm la velocidad
superficial de la mezcla.

g

Ao=1— Ay = —9__
g T q+q,

Ec. (11-17)

» Velocidad superficial: Es la velocidad que tendria cualquiera de las fases, si ésta
fuera la unica que fluyera a través de la tuberia, de esta forma las ecuaciones para
su calculacion son:

» Para liquido:

q.
Vg = 1 Ec. (11-18)
= Para gas:
Vsg = %‘q Ec. (11-19)

Con A siendo el area transversal de flujo de la tuberia. Utilizando unidades

de campo, las ecuaciones se transforman en las siguientes:
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_ 5,615 (q0B, + qwBw)

Ec. (11-20
sL 86400 4, c. (11-20)
B RGL — q,R
Vs — g(qL 90 s) Ec. (11-21)
g 86400 A,
Figura I1-5. Deslizamiento entre fases en una seccion de tuberia.
Velocidad de gas
Volumen de gas
Volumen de liquid
Velocidad de liguide
Fuente: Rivas, E (2018).
La velocidad superficial de la mezcla bifasica viene a ser:
Vi = Vo + Vg Ec. (11-22)
Las velocidades reales para cada fase, pueden ser calculadas mediante:
q.
vV, = .
L= Am, Ec. (11-23)
g
V, = -
9= AH, Ec. (11-24)

» Densidad de liquido: Se denomina de esta forma a la masa por unidad de
volumen que ocupa una mezcla de liquidos determinada. Puede calcularse
mediante la utilizacion de un promedio ponderado por volumen entre las
densidades del petroleo y agua. Requiere conocer en agua producida en relacion
al petréleo, RAP o WOR.

( 1 )+ ( RAP ) Ec. (11-25)
= —_— —_— C. -
PL= Po\1T Rar) " P»\1+ RaP
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350y, +0,0764 R, v,

= Ec. (11-26

Po 5,6146 B, c. (11-26)
350y,

Pv = 56146 B, Ee. (11-27)

Estas densidades son calculadas a la presion y temperatura
promedio P, T,y las unidades de trabajo utilizadas son lbm/pie3.
Densidad del gas: Es la densidad de la fase gaseosa, y puede calcularse a partir
de la siguiente ecuacion. Se requiere de un conocimiento previo del factor de
compresibilidad del gas Z. Se mide en Ibm/pie?.

_0,0764y,520P
"~ 14,7(T + 460)Z

Py Ec. (11-28)

Densidad bifasica: Representa la densidad que posee la mezcla de fluidos (Gas,
petr6leo y agua). Puede calcularse considerando deslizamiento entre fases, y
asumiendo que las fases viajan a la misma velocidad, siendo asi:
ps= p H + psH, Ec. (11-29)
Pns = PLAL+ Pgiy Ec. (11-30)

Viscosidad bifésica: Se define como la sumatoria de la resistencia de cada fase

de la mezcla a fluir, y puede calcularse considerando o no el deslizamiento entre

fases.
( ! )+ ( RAP ) Ec. (11-31)
= — — C. -
o= Ho\77Rapr) " M \1+ RAP
ps = w4+ pgtl Ec. (11-32)
Hns = WAL+ Pghg Ec. (11-33)

Tension superficial: Hace referencia a la capacidad de cohesion existente entre

las particulas de un fluido. Puede calcularse mediante:

( 1 )+ ( RAP ) Ec. (11-34)
= —_— —_— C. -
9. = %\11Rrar) " °\1+ RaP
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Figura I1-6. Patrones de flujo horizontal segin Beggs y Brill.
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Fuente: H. Dale Beggs (2003). Optimizacion de la produccidn utilizando analisis nodal.

7. Analisis PVT

Para lograr prolongar la vida de un campo petrolifero mediante la utilizacion

del método de produccion mas eficaz que pueda ser aplicado, se requiere conocer

cierta informacion del mismo, en particular, las propiedades fisicas de los fluidos a

producir, a las condiciones de presion y temperatura que poseen en el yacimiento; es

aqui donde el utilizar ciertas herramientas de obtencion de datos cumplen una muy

importante labor. El andlisis PVT es el conjunto de resultados obtenidos del estudio

de pruebas realizadas a muestras representativas de los fluidos del yacimiento, a las

condiciones del yacimiento y que contenga todos los compuestos en las verdaderas

proporciones. La informacion de una muestra debe tener las siguientes caracteristicas

fisicas definidas:

= Volumen de gas libre en el punto de toma de la muestra;

= Presion de saturacion del petréleo;
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» Relacién gas petréleo, RGP 0 GOR;
= Curva de solubilidad del gas en funcion de la presion;
= Curva del factor volumétrico del petréleo en funcién de la presion;
= Expansion téermica del petroleo.
Es necesario permitir la liberacion del gas que esta en solucion en el petréleo,
para lograr conocer las relaciones PVT de los fluidos dentro del yacimiento. Esto
puede lograrse mediante dos procesos diferentes: La vaporizacion instantanea y

diferencial.

7.1 Vaporizacion instantanea

Durante este proceso, todo el liquido es llevado a la zona de equilibrio
completo con el vapor, producido a una temperatura constante. Consiste en llevar
una muestra del fluido a una celda PVT, con una presion representativa de las
condiciones del yacimiento, siendo ésta mayor a la presion de burbujeo; la presion
se va reduciendo por etapas, ocasionando incrementos en el volumen ocupado,
que posteriormente es medido. La composicion del fluido se mantiene constante a
lo largo de esta prueba, dado que no se permite el escape del gas en solucion de la
celda de andlisis PVT.

El gas es liberado instantdneamente en las lineas de superficie, dado que la
mezcla bifasica de gas y liquido se mantiene en contacto en las tuberias de
produccién, las lineas de flujo y los separadores, no existen cambios en la
composicién de los fluidos dentro del sistema, hay agitacién permanente y existe

equilibrio entre fases.
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Figura I11-7. Proceso de liberacion instantanea.

Pinicial P < Pinicial P<P,

Petroleo

Petroleo

—_— = _5>

Fuente: Rivas, E (2018)

A partir de esta prueba puede obtenerse:
= Presion de burbujeo;
= Volumen de la muestra en funcion de la presion;

= Compresibilidad del petréleo a P, < P.

7.2 Vaporizacion diferencial

Es un proceso que ocurre a una temperatura constante; durante éste, el vapor
se remueve continuamente de la fase liquida a medida que éste se forma por
reducciones en la presion. Por consiguiente, la vaporizacion diferencial requiere de
una reduccién del volumen del recipiente donde se realiza la prueba, generalmente
logrado mediante la introduccion de algun fluido inerte. La composicion y el peso
varian durante esta prueba. Este andlisis se realiza con la finalidad de simular el
comportamiento de los fluidos en el yacimiento, conforme la presion en el mismo va
disminuyendo. Comienza con una presion igual a la presion de burbuja del fluido y a
temperatura de yacimiento.

Las caracteristicas de esta prueba son las siguientes:

= Seinicia la prueba con P, < P.
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= Agotamiento de la presion a través de varias separaciones del gas disuelto en
el petroleo.

= Se retira el gas liberado en cada etapa de despresurizacion, lo que genera una
variacion en la composicion.

» Temperatura constante hasta alcanzar la presion atmosférica.

Figura 11-8. Proceso de liberacion diferencial.

Pl}l.-l'l}l.-_ia A

Petroleo Gas

Petraleo

-

Fuente: Rivas, E (2018).

A partir del analisis de los datos obtenidos mediante esta prueba, puede
determinarse:

= Solubilidad del gas en el petréleo Rs.

= Factor volumétrico del petréleo Bo.

= Factor volumétrico total B.

= Gravedad API del petroleo residual

= Densidad del petroleo po.

= Factor de compresibilidad del gas Z.

= Factor volumétrico del gas Bg.

= Gravedad especifica del gas »g.
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Ademas de estos métodos de medicidn, también se realizan generalmente

otros tipos de pruebas, entre los que estan:

7.3 Liberaciéon compuesta

Este procedimiento combina los procesos de libracion instantanea y
diferencial, para lograr de esta forma una reproduccion més fidedigna de la
liberacion del gas ocurrida desde el yacimiento hasta las lineas de superficie. El
experimento se realiza con dos celdas PVT; la principal se encarga de simular las
condiciones del yacimiento, y otra de menor tamafio simula las instalaciones de
superficie. Al inicio de la prueba, la celda principal se carga con petrdleo a una
presion mayor a la presion de burbuja y a temperatura de yacimiento, de esta
forma se asegura un fluido monofésico; la celda auxiliar en cambio permanece
vacia. A medida que avanza el experimento, parte del crudo se ird transmitiendo a
la celda auxiliar, luego que las separaciones instantaneas de gas correspondientes
a separadores y al tanque de prueba hayan sido simuladas, con el que se calculara
el factor volumétrico del petréleo y la relacion gas petroleo.

7.4 Liberacion a volumen constante

Al realizar la prueba diferencial, todo el gas liberado en cada etapa de
despresurizacion es extraido del sistema, esto implica que todo el gas liberado en
el yacimiento es producido inmediatamente, y que el comportamiento de flujo
exhibido depende de la fase liquida. Debido a esto, no describe correctamente el
proceso de liberacion de gas ocurrido en yacimientos productores de petrdleo
volatil y condensado. En la prueba de liberacion de gas a volumen constante,
ocurre una declinacion de la presion promedio de un yacimiento de gas
condensado o  petroleo volatil, a partir de una condensacion retrograda
ocasionada por la disminucion de la presion por debajo del punto de rocio y re-
vaporizacion del liquido al continuar disminuyendo la presion. Mediante esta

prueba puede obtenerse la siguiente informacion:
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= Balance de materiales en el yacimiento, a partir de la presion en el
yacimiento en funcion del volumen producido.

= Composicion del fluido en funcion de la presion del yacimiento.

= Saturacion de condensados en el yacimiento.

» Condensacion y re-vaporizacion ocurrida durante la disminucién de

presion en el yacimiento.

Figura 11-9. Proceso de liberacion a volumen constante.

P> Procio P<P, P<<P,
Gas
Gas
Gas
Condensado

Fuente: Rivas, E (2018).

7.5 Composicion de la muestra

A través del analisis de la composicion de una muestra, es posible
determinar el porcentaje molar de cada uno de los componentes, utilizando
técnicas como la cromatografia y la destilacion. Generalmente, el gas obtenido
mediante las pruebas de liberacion instantanea o diferencial, es analizado
separadamente del liquido remanente; de esta forma, para conocer la composicién
real de los fluidos en el yacimiento, con el gas disuelto en el crudo, es necesario

basarse en la RGP del separador.
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7.6 Prueba de separadores

Son pruebas de liberacion instantanea realizadas en separadores de
laboratorio, con la finalidad de medir el efecto de las condiciones de separacion,
como presion y temperatura, en propiedades algunas de las propiedades del crudo,
especificamente, el factor volumétrico B, y la solubilidad del gas Rs. El
procedimiento de esta prueba consiste en colocar una muestra representativa de
los fluidos en el yacimiento a temperatura de yacimiento y presién mayor al punto
de burbujeo, en una celda PVT; el liquido es separado en diferentes etapas, que
dependen de las condiciones originales del fluido en el yacimiento y de la relacién
gas-petrdleo obtenida en los separadores de superficie. De esta prueba puede
obtenerse:

= Factor volumétrico del petréleo a Py, Bob.

= Relacién gas-petrdleo a Py.

= Gravedad API del petroleo en el tanque.

= Composicion del gas en cada etapa de separacion.

Esta prueba se repite a diferentes presiones, considerando la presién
optima de separacion como aquella que permite la maxima produccion de
petréleo con la méxima gravedad API para el crudo, con una minima relacion

gas-petréleo y el minimo factor volumétrico del gas.

7.7 Variacion de viscosidad

La viscosidad del petréleo puede ser determinada mediante la utilizacién
de un viscosimetro de bola rodante o tubo capilar que permite medir Ho a
cualquier presion y temperatura. La prueba se realiza siguiente un proceso de
liberacion diferencial, con una temperatura constante y disminucion de la presion
por etapas. El liquido utilizado para esta prueba es el remanente de la prueba

diferencial, no posee gas en solucion.
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8. Propiedades de los fluidos

Es necesario conocer ciertas propiedades de los fluidos de interés encontrados
en el yacimiento, con la finalidad de lograr una correcta prediccién de la produccion
de hidrocarburos generada por un pozo en especifico. Generalmente, esta informacion
se obtiene a partir de pruebas experimentales, pero en ocasiones donde no se cuenta
con estos datos, se requiere la utilizacion de correlaciones empiricas, desarrolladas a
partir de informacién de campo y presentadas en forma de ecuaciones numéricas. Los

fluidos de interés en un yacimiento son: Petroleo, gas y agua.

8.1 Propiedades fisicas del petrdleo

Entre las propiedades de mayor importancia de estudio en produccién de
hidrocarburos, se encuentran: Gravedad especifica, presion de burbuja, solubilidad
del gas en petrdleo, factor volumétrico de formacion, compresibilidad del petréleo,

densidad, factor volumétrico total de formacion y viscosidad.

8.1.1 Gravedad especifica, y0: Se define como la relacion entre la densidad del
fluido en estudio, en este caso petréleo, y la densidad del agua, ambas
medidas a la misma presion y temperatura.

_ Po

T Pw

Para el petroleo, es comdn utilizar la gravedad API, como medida de

Yo Ec. (11-35)

representacion de densidad, a través de:

141,5
°API =

—131,5 Ec. (11-36)

Yo

8.1.2 Presion de burbuja, Pp: Se define como la presion a la cual se forma la
primera burbuja de gas al pasar de un sistema liquido a un bifasico. Si el
sistema se encuentra por debajo del punto de burbuja, se encuentran dos fases
en equilibro: la fase liquida, el petroleo con su gas en solucidn y la gaseosa, el

gas natural libre.
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8.1.3 Solubilidad del gas en el petréleo, Rs: Se conoce asi, al volumen de gas que
pueden disolverse en el petr6leo cuando ambos se encuentran a condiciones
de yacimiento. Un petréleo saturado con gas es aquel que contiene la maxima
cantidad de gas en solucion admisible, de esta forma, existe una liberacion de
gas al disminuirse la presion del sistema. Si el crudo tiene una cantidad de gas
inferior a la méxima admisible a una presién y temperatura determinada, se
dice que el petroleo esta subsaturado, es decir, existe una deficiencia de gas
soluble.

El comportamiento del gas soluble dependera de las condiciones del
yacimiento, asi como la cantidad de gas disponible; de esta forma, Rs aumenta
con la presién hasta llegar al punto de presion de burbuja, a partir de aqui se
mantiene constante dado que no existe mas gas libre que pueda ser disuelto en
el petréleo.

Entre los factores que afectan al gas en solucidn se encuentran:

= A mayor presion, aumenta Rs.

= A menor temperatura, disminuye Rs.

» A mayor gravedad API del petréleo, mayor Rs.

= Con el aumento de la gravedad especifica del gas, aumenta Rs.

Generalmente, las unidades utilizadas son: para el volumen de gas, pies
cubicos normales, y para el volumen de petroleo, barriles, quedado en
PCN/BN.
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Gréfico 11-5. Solubilidad del gas en el petrdleo en funcién de la presion.
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Fuente: Rivas, E (2018).

8.1.4 Factor volumétrico de formacién, Bo: Es el volumen ocupado por un barril
normal de petréleo mas su gas en solucion, a condiciones de yacimiento. De
esta forma, se define como el cambio de volumen experimentado por la fase
liquida al pasar de las condiciones de yacimiento a las de superficie. Dado que
no se libera gas en solucion cuando la presion disminuye desde el punto
inicial hasta la presion de burbuja, asumiendo que Py < Pus, el fluido en el
yacimiento permanece en estado monofasico, es decir, el crudo se encuentra
en estado subsaturado. Sin embargo, debido a la ligera compresibilidad de los
fluidos, el volumen aumenta a medida que la presion disminuye desde Pws a
Pv. Por debajo de la presion de burbuja, la expansion liquida debido a la

disminucion de la presion continua, pero el efecto de ésta es insignificante en
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comparacion a la disminucion del volumen por causa de la liberacion del gas

en solucion.

Gréfico 11-6. Factor volumétrico del petrdleo en funcidn de la presion.
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Fuente: Rivas, E (2018).

8.1.5 Compresibilidad del petrdleo, Co: Es definida como el cambio fraccional en

volumen cuando la presion es cambiada a temperatura constante, asi:

C = 1(av> Ec. (11-37
- v \apr/, c. (11-37)

De esta forma, la compresibilidad para petroleo subsaturado (Pws > Pp)

puede calcularse mediante la siguiente expresion:

1 (9B,
C, = B, (aP )T Ec. (11-38)

Dado que el volumen de un liquido subsaturado disminuye conforme

aumenta la presion, el valor de la compresibilidad es positivo; esta, a su vez,
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8.1.6

8.1.7

generalmente se mantiene constante por arriba del punto de burbujeo. La
compresibilidad se mide en Lpc™.

Densidad del petroleo, po: Representa la masa por unidad de volumen
ocupado por el petréleo, en Lbm/pie?, y la misma varia dependiendo de
factores como la presion y la temperatura. Dependiendo de la presion, se
calcula de la siguiente manera:
= A presiones menores o iguales a la presion de burbujeo (P < Py), puede
calcularse mediante:
_ 350y, +0,0764y44R;

= Ec. (11-39
Pe 5,615 B, ¢ (11-39)

= A presiones mayores a la del punto de burbuja (P > Py), se calcula:
Po = Pop €0 PP Ec. (11-40)

Factor volumétrico total, Bt: El factor volumétrico bifasico se define como
el volumen que ocupa a condiciones de yacimiento un barril normal de
petr6leo mas su gas inicialmente en solucién. Es decir, incluye el volumen
liquido B, més el volumen de la diferencia entre la solubilidad del gas inicial,
Rsi, ¥ la solubilidad actual del gas en el petroleo Rs.

A partir de esto, el factor volumétrico total de la formacioén puede
determinarse mediante la siguiente expresion:

B, = B,+ (Rs; — Ry)By Ec. (11-41)

Por encima de la presion de burbujeo, Rsi = Rs por lo que el factor
volumeétrico total sera igual al factor volumétrico del petrdleo, se encuentra en
flujo monofasico. Sin embargo, al disminuir la presion hasta un punto por
debajo de Py, el factor volumétrico del petréleo disminuye, pero el factor total

Bt aumenta, dado que Bg aumenta, Rs disminuye y Rsi se mantiene constante.
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8.1.8 Viscosidad del petroleo, Ho: Es una medida de la resistencia interna que
ofrecen las moléculas de un fluido a fluir. Para el petréleo, se diferencian
entre dos tipos de viscosidad:

= Viscosidad del petréleo muerto, o sin gas en solucion.
= Viscosidad del petrdleo vivo, tomando en cuenta el gas en solucion
que puede disolverse a determinada presion y temperatura.

Para ambos caso, el efecto de la temperatura sobre la viscosidad, es
una disminucion de la misma, sin embargo, la presion para el primer caso
ocasiona un aumento de la viscosidad, mientras que en el segundo la
disminuye, dado que el efecto de la disminucion de viscosidad por gas en
solucion es mayor que el ocasionado por la compresibilidad isotérmica del
petréleo. La unidad de medicién para la viscosidad dinamica o absoluta,
llamada simplemente viscosidad, es el centipoise cp. La viscosidad
cinemaética, es la relacion entre la viscosidad absoluta de un fluido, y su
densidad.

v = Ec. (11-42)

u
p
Donde:
v= Viscosidad cinemaética, centistoke.
u = Viscosidad dindmica, centipoise.
p = Densidad, gr/cm®.
Sin embargo, la utilizacion de esta ecuacion requiere conocer la densidad del
petréleo a la temperatura de interés y presion atmosférica. En estos casos la
siguiente ecuacion puede ser utilizada:
Po = Psco (1,022 —0,000378T) Ec. (11-43)

Psco = 62,47,
8.2 Propiedades fisicas del agua de formacion

El agua de formacion es agua salada que se encuentra atrapada en los

intersticios de los sedimentos durante la deposicion de estos. Se conoce también
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como agua innata o agua intersticial. EI proceso de cementacién de las rocas se debe
a los movimientos y reacciones geoquimicas del agua innata a través del tiempo
geoldgico. Generalmente, el agua de mar contiene en promedio 35000 ppm de NacCl,
mientras el agua de formacion posee entre 3 y 10 veces mas. Una de las teorias mas
aceptadas, explica el proceso en términos de la evaporizacion de las moléculas de
agua con el escape de gases de las estructuras geoldgicas. Una alta salinidad del agua
de formacion procura un minimo espacio ocupado por las arcillas en el espacio poral
del yacimiento, evitando que se hinchen. Si el agua de formacién fuera reemplazada
por agua dulce, las arcillas reaccionarian con el agua, aumentando en volumen y
disminuyendo el espacio poroso de la formacion.

Las propiedades fisicas del agua de mayor interés para el estudio dentro de la
industria petrolera, son aquellos que poseen considerables efectos en la produccion
del hidrocarburo. Entre estas se tienen: Solubilidad del gas, Factor volumétrico,
densidad, compresibilidad, y viscosidad.

8.2.1 Solubilidad del gas en el agua, Rsw: La relacion gas disuelto en agua, se
define como el nimero de pies cubicos normales de gas que pueden disolverse
en un barril normal de agua, a una presion y temperatura determinada.
Generalmente, la solubilidad de los gases en el agua, disminuye conforme

aumenta la salinidad de la misma, y aumenta con la presion.

8.2.2 Factor volumétrico del agua, Bw: De forma parecida al petréleo, éste se
define como el volumen que ocupa en el yacimiento la unidad volumétrica de
agua mas su gas en solucion. Depende tanto de la presién y la temperatura, asi
como del contenido de sales que se encuentren disueltas en esta. El efecto de
la presion sobre el factor volumétrico del agua es diferente para el agua, pues
un aumento por parte de la presion ocasiona una disminucion en el Bw. Al
verse reducida la presion del yacimiento desde su presion inicial hasta la de
burbujeo, el factor volumétrico aumenta debido a la expansion del agua en el

yacimiento. A presiones menores a la presion de burbuja, se libera parte del
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gas contenido en el agua, pero el factor volumétrico continua aumentando
debido a que la disminuciéon en el volumen de agua, resultante del gas
liberado, no es suficiente para contrarrestar la expansion de liquido. Esto se
debe principal a la baja solubilidad del gas en el agua.

El movimiento del agua dentro de la formacién se ve regido principalmente

por dos de sus propiedades: La compresibilidad y la viscosidad.

8.2.3 Compresibilidad del agua, Cw: Se define de manera similar a la del petrdleo,
siendo ésta la variacion del volumen de agua en funcion de la presion, a una
temperatura constante. Se mide usualmente en Lpc™.

1 (0B
C, = __(—W) Ec. (11-44)
B, \ P /;

La compresibilidad del agua cambia muy poco dentro de los limites de
temperatura, presion y salinidad encontrados en el yacimiento. Generalmente
ronda alrededor de 3,0x10° Lpc™.

Se ve afectada por la presion, temperatura y solubilidad del gas en el
agua, gque a su vez es afectada por la salinidad. De esta forma, un aumento en
la presion genera una reduccion en la compresibilidad, mientras que un
aumento en la temperatura posee el efecto contrario, una mayor
compresibilidad.

Para presiones menores a la presion de burbujeo, la compresibilidad se

define de la siguiente manera:

1 (@B,\ B, (R,
- - | —=Z — Ec. (11-4
Cuw BW<OP>T+BW(6P )T . (11-43)

8.2.4 Viscosidad del agua, pw: La viscosidad del agua en cp depende de la presion,
temperatura y contenido de solidos disueltos en ella. Asi, ésta aumenta
conforme lo hace la presion, disminuye con un aumento de la temperatura, e

incrementa a mayores concentraciones de solidos disueltos.
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Como una aproximacion vélida para la viscosidad del agua innata en
los célculos de los estudios de yacimiento, el valor en centipoise, puede

interpolarse de la siguiente tabla, para una temperatura correspondiente:

Tabla 11-1. Valores de viscosidad de agua.

Temperatura, °F Viscosidad, cp
50 1,3
75 0,92
100 0,68
125 0,53
150 0,43
175 0,36
200 0,3

Fuente: Sylvain J. Pirson (1965).

8.2.5 Densidad del agua, p.: La densidad del agua en Lbm/pie puede ser
determinada de la misma forma que para un sistema gas-petréleo, pero los
efectos del gas son normalmente despreciados.

_ Pscw

pw_ Bw

Ec. (11-46)

Pscw = 62,47y,

La gravedad especifica del agua tendré cierta variacion dependiendo
del contenido de sélidos disueltos que ésta posea, y puede ser determinado
mediante la siguiente ecuacion:

Yw =1+0,695.107%S Ec. (11-47)

Con S siendo igual a la concentracion de sales en mg/L.
8.3 Propiedades fisicas del gas

Entre las propiedades de interés en sistema de produccion con gas, se
encuentran: Gravedad especifica, factor de compresibilidad, presion y temperatura

seudocritica, factor volumétrico, compresibilidad, viscosidad y densidad.
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8.3.1

8.3.2

8.3.4

Gravedad especifica del gas, y: La gravedad especifica de un gas, se define
como la relacion entre su densidad y la densidad del aire. En el campo esta
propiedad se mide facilmente en la cabeza del pozo, por lo tanto, es usada
como una indicacién de la composicion del gas. La gravedad especifica del
gas es proporcional a su peso molecular, PM, cuando éste se mide a bajas
presiones donde el comportamiento del gas se aproxima a la idealidad. Una
vez se obtiene el peso molecular, la gravedad del gas se determina dividiendo
su peso molecular entre 28.966, el peso molecular del aire. La gravedad
especifica también se usa para correlacionar otras propiedades fisicas de los

gases como las propiedades criticas.
_Pg
" Pa
Ambas densidades deben ser medidas a condiciones estandar, es decir,

Yg Ec. (11-48)

una presion de 14,7 Lpca y temperatura de 60°F.

Factor de compresibilidad, Z: Al valor numérico que representa el grado de
desviacién que presenta un gas del comportamiento ideal, se denomina factor
de compresibilidad, denotado por la letra Z; tipicamente varia entre 0,7 y 1,2;
con 1 representando a un gas con comportamiento ideal. A partir de la

ecuacion general de los gases reales, puede calcularse mediante:

Z PV Ec. (11-49)
= —_— C. -
nRT

Presion y temperatura seudocritica, Psc y Tsc: Se conoce asi al punto de
presion y temperatura dada en el que no es posible fisicamente diferenciar
entre un gas o un liquido. Estas propiedades son Unicas para cada sustancia y
se requieren para la determinacion de otras propiedades. Una serie de métodos
se han propuesto para el calculo de estas propiedades cuando es conocida la

composicion de la mezcla gaseosa, en general suponen que cada componente

47



8.3.5

contribuye a la presion y temperatura seudocritica en proporcion a su
porcentaje de volumen en el gas. De esta forma, la determinacion de la
presion y temperatura seudocritica para un gas se realiza mediante las

siguientes ecuaciones:

P Y, Ec. (11-50)

T, Yi Ec. (11-51)

Factor volumétrico del gas, Bg: Es un factor que relaciona el numero de
barriles de gas que se necesitan en el yacimiento para producir un pie cubico
de gas a condiciones normales (PCN). Mediante la aplicacién de la ley de los

gases reales, a condiciones normales y a condiciones de yacimiento se tiene:

v nZRT
- _9__P
B, = v = nZ,RT, Ec. (11-52)
g —~1"1
Py

Con:
V4 = Volumen del gas a condiciones estandar.
V 41 = Volumen del gas a condiciones de yacimiento.

Para una misma masa de gas, nR se cancela, y dado que P1 y T1 son

condiciones normales, y Z1 es igual a la unidad, se reduce la ecuacion a:
(PCY) _ 1477ZT
9\PCN/ (60 + 460)P

Para expresar el factor volumétrico del gas en BY/PCN, debe usarse el

ZT
= 0,02827? Ec. (11-53)

factor de conversién 5,615, obteniendo como resultado:

B (—BY) 0,00503 2% Ec. (11-54)
= _— C. -
9\pPCN ’ P

Doénde:

T = Temperatura, °R.
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8.3.6

8.3.7

De esta forma, para el célculo del factor volumétrico del gas a una
presion determinada, se requiere del conocimiento previo del factor Z,

calculado a la misma y presién y temperatura de estudio.

Compresibilidad isotérmica del gas, Cq: Es definida como el cambio
fraccional de volumen para un gas cuando la presion varia a temperatura

constante.

C,= 1(0V) Ec. (11-55
AT ¢ (1-59)

El cambio en volumen en funcion de las condiciones isotérmicas,

puede expresarse mediante:

V= KZ Ec. (11-56)
= K3 .

La constante K para este caso siendo:
K = nRT Ec. (11-57)
Al diferenciar la ecuacién respecto a la presion a temperatura
constante, y sustituyendo en Ec. (11-55) se obtiene:

1 1,0z
=_——- (= Ec. (II-
Cs=p Z(OP)T ¢ (11-58)

A partir de esto, al conocer la relacion Z vs P a temperatura constante,
se puede determinar Cq para cualquier gas real. En el caso de gases ideales,

conZ=1y (Z—IZJ)T = 0, la compresibilidad se reduce a:

C,= — Ec. (11-59)

Sin embargo, para los calculos a utilizar en esta investigacion, no es
requerido el conocimiento de ésta propiedad, puesto que muchos de los
calculos referentes al gas estan en funcion del factor de compresibilidad Z.
Viscosidad del gas, pg: Es una propiedad importante para determinar la
resistencia al flujo que presenta el gas durante su produccién y transporte.
Generalmente, la viscosidad del gas aumenta con los incrementos de presion.

A presiones bajas la viscosidad del gas se incrementa con la temperatura, a
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diferencia de lo que sucede con los liquidos. La unidad utilizada es el

centipoise. La viscosidad del gas también se determina por medio de

correlaciones empiricas con un margen de error inferior al 2 %.

La viscosidad del gas es considerablemente mas baja que la de un

liquido, dado que las distancias intermoleculares en un gas, son mayores a las

encontradas en un liquido. Todos los gases tienen un comportamiento

newtoniano, y se rigen por la ley de viscosidad de Newton. Entre los factores

que afectan la viscosidad de un gas se encuentran:

A bajas presiones, (< 1000 Lpca) conforme aumenta la temperatura, el
incremento de la energia cinética genera un mayor choque
intermolecular, lo que provoca un aumento de la viscosidad.

A elevadas presiones, (> 1000 Lpca) un aumento en la temperatura
provoca una disminucién de la viscosidad, principalmente debido a la
expansion térmica de las moléculas. En este caso, las distancias
intermoleculares tienden a ser pequefias, por lo que el comportamiento
exhibido por el gas tiene similitud al de un liquido.

A cualquier temperatura, la viscosidad aumenta con la presion, debido
a la menor distancia intermolecular.

Conforme un gas es mas pesado, sus moléculas seran mayores en
tamafio, provocando un aumento en el choque entre particulas, es

decir, mayor viscosidad.

8.3.8 Densidad del gas, py: La densidad del gas puede determinarse mediante la

aplicacion de la ecuacion de los gases reales:

Doénde:

Py,
P =27 71 (11-60)

T = Temperatura, °R.
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9. Correlaciones de céalculo PVT

A continuacion, se formularan las correlaciones para el calculo de cada una de
las propiedades fisicas de mayor interés, para el petroleo, gas y agua; implementadas
en la herramienta de simulacion desarrollada en esta investigacion. Los principales
parametros para la seleccién de dichas correlaciones, fueron:

= Accesibilidad; refiriéndose a la facilidad con la que se puede tener acceso a la
informacidn correspondiente a la correlacion.

= Porcentaje de error; tomando en cuenta la diferencia existente entre los
valores calculados mediante las ecuaciones, y el resultado real medido de
pruebas de laboratorio.

= Rangos de aplicacion; denotando claramente el rango de valores y

proveniencia de las muestras de las que fueron creadas las correlaciones.

9.1 Correlaciones para sistemas de petroleo

9.1.1 Presion de burbuja, Po:
= Correlacion de Standing, M.B:

Standing public6 en 1977 una correlacion para el calculo de
propiedades PVT, en muestras de crudos y gases de California. Los gases
analizados se encontraban libres de N2 y H2S, pero el CO. estaba presente en
algunas muestras, en concentraciones menores al 1%. Los datos para el
desarrollo de la correlacion fueron obtenidos mediante pruebas de liberacion

instantanea de dos etapas. La correlacion es la siguiente:

0,83

F = < Sb> 1,0(0,00091T—-0,0125°4PI) Ec. (11-61)
Vg

P, =182(F — 1,4) Ec. (11-62)
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La siguiente tabla contiene el rango de los parametros tomados en cuenta

durante las pruebas realizadas:

Tabla 11-2. Rango de los datos para Ph. Standing M.B.

Parametros Valores

Presion de burbuja, Lpca 130 — 7000
Temperatura, °F 100 — 258
Factor volumétrico del petréleo, BY/BN 1,024 - 2,15
Solubilidad del gas en el petroleo, PCN/BN 20 — 1425
Gravedad del petrdleo, °API 16,5 - 63,8
Gravedad especifica del gas, adim. 0,59 - 0,95
Presion, Lpca 1°"® Etapa de separacion 265 — 465

2% Etapa de separacion 14,7
Temperatura del separador, °F 100

Fuente: Standing M.B (1947).

El error promedio fue de alrededor de 4,8% a una presion de 106 Lpc,
al comparar con los resultados experimentales. Se realizaron 105
experimentos a diferentes presiones, utilizando 22 muestras de gas natural y
petréleo de California.

= Correlacién de Vasquez, M.E y Beggs, H.D:

La correlacion desarrollada fue la siguiente:
1

Pb:l Rsb lcz Ec. (11-63)
Cl]/gcex

_ C3°API
"~ T +460
Las constantes C1, C2 y Cs dependen de la gravedad API del petrdleo.
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Tabla 11-3. Constantes para la ecuacion de Pb. Vasquez y Beggs.

Constantes
C1 C2 C3
°AP1 <30 0,0362 1,0937 25,724
°API > 30 0,0178 1,1870 23,931

Fuente: Vasquez y Beggs (1980).

La correlacion fue desarrollada a partir de 27 muestras de crudos

diferentes, reportando un error promedio de -0,545%. El rango de datos

tomados para las pruebas realizadas son los siguientes:

Tabla I1-4. Rango de los datos para Pb. VVasquez y Beggs.

Parametros °API1 <30 °API > 30
NUmero de puntos de datos 1141 4863
Presion de burbujeo, Lpca 15 - 4572 15 - 6055
Temperatura, °F 162 180
Factor volumétrico del petréleo, BY/BN 1,042 — 1,545 1,028 — 2,226
Solubilidad del gas en petrleo, PCN/BN 0-831 0-2199
Gravedad del petroleo, °API 53-30 30,6 — 59,5
Gravedad especifica del gas 0,511 -1,351 0,53 -1,259

Fuente: Vasquez y Beggs (1980)

La gravedad especifica del gas dependera de las condiciones bajo las

cuales fue separado del petroleo, debido a esto, Vasquez y Beggs

desarrollaron una ecuacion de normalizacion del gas a 100 Lpcm (114,7

Lpca). Se tomd esta presion como representativa de las condiciones promedias

existentes en el campo, asi, para las ecuaciones desarrolladas por Vasquez y

Beggs, se recomienda la utilizacion de la gravedad especifica del gas

corregida. La correlacion es la siguiente:

P
Yoc= Vg4 [1 +5,912.107° °API T, log(
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Si la presion y temperatura en el separador se desconocen, debe

utilizarse la gravedad especifica del gas sin corregir.

Tabla 11-5. Rango de los datos para yg.. Vasquez y Beggs.

Rango de los datos

Presion en el separador, Lpca 60 — 565
Temperatura en el separador, °F 76 — 150
Gravedad API del petroleo 17 -45

Gravedad especifica del gas 0,58-1,2

Fuente: Vasquez y Beggs (1980)

Correlacién de Glaso, O:

Glaso realizé un ajuste de la correlacion de Standing para el rango que

el manejo en su base de datos, desarrollando a partir de esto la siguiente

correlacion:
Pb — 10[1,7669+1,74—4—7 log(F)—0,30218 [log(F)]?] Ec. (11-65)
Dénde:
0,816 0,172
F = (Rsb - Ec. (11-66)
Yg °APIO'989

Para su desarrollo se utilizaron 45 muestra de petréleos, la mayoria
siendo de la region del Mar del Norte. El error promedio reportado fue de
1,28%.
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El rango de valores para los datos de prueba utilizados son los
siguientes:

Tabla 11-6. Rango de los datos para Pb. Glaso.
Rango de los datos

Presion de burbuja, Lpca 165 — 7142
Temperatura, °F 80 — 280
Gravedad API del petroleo 22,3 -48,1
Factor volumétrico del petrdleo, BY/BN 1,025 - 2,588
Solubilidad del gas en el petrdleo, PCN/BN 90 — 2637
Gravedad especifica del gas 0,65- 1,276
Presion, Lpca 1°"® Etapa del separador 415

248 Etapa del separador 15
Temperatura del separador, °F 125

Fuente: Glaso O. (1980).

=  Correlaciéon de TOTAL, C.F.P:

Se obtuvo del andlisis de 366 pruebas PVT de crudos del oriente de
Venezuela. Mostré un error menor al 20% en el 86,5% de las pruebas
realizadas para el calculo de P» en comparacion a los valores experimentales.

La correlacion es la siguiente:

C;
R
P,= C, ( s”) .10% Ec. (11-67)

Donde:
X = C3T — C,°API
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Los coeficientes utilizados en la correlacion dependeran de la gravedad API

del crudo, de la siguiente forma:

Tabla I1-7. Constantes para la ecuacion de Pb. TOTAL.

Constantes
°API C1 C2 Cs Ca
°API<10 12,847 0,9636 0,000993 0,034170
10 <°API <35 25,2755 0,7617 0,000835 0,011292
35<°API<55 216,4711 0,6922 -0,000427 0,023140

Fuente: TOTAL, Proyectos de inyeccion de fluidos-Correlaciones PVT para crudos del oriente de
Venezuela (1983).

= Correlaciéon de Kartoatmodjo, T.y Schmidt, Z:

Fue desarrollada a partir de 740 muestras diferentes de crudos del
Sudeste de Asia, Norteamérica, Medio oriente y Ameérica latina. Se separaron
en dos grupos de acuerdo a la volatilidad de los crudos. Fue reportado un error

relativo promedio de 3,34032%. La correlacion es la siguiente:

C
P, = R ' Ec. (11-68)
C1 ygccz . 10X

Donde:
C; °API
T T+460
Las constantes Ci, C2, Cs y Ca dependen de la gravedad API del

petroleo, es decir, su volatilidad.
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Tabla 11-8. Constantes para la ecuacidn de Pb. Kartoatmodjo, T. y Schmidt, Z.

Constantes
°API Ci1 C2 Cs Ca
°AP1 <30 0,05958 0,7972 13,1405 0,9986
°API > 30 0,03150 0,7587 11,2895 0,9143

Fuente: Rivas, E (2018).

El rango de los valores utilizados para el célculo de la presion de
burbuja mediante la correlacion de Kartoatmodjo, T. y Schmidt, Z. se

representa en la siguiente tabla de datos.

Tabla 11-9. Rango de los datos para Pb. Kartoatmodjo, T. y Schmidt, Z.
Rango de los datos

Presion de burbuja, Lpca 14,7 — 6054,7
Temperatura, °F 75-320
Gravedad API del petrdleo 14,4 — 58,9
Factor volumétrico del petréleo, BY/BN 1,007 — 2,144
Solubilidad del gas en el petréleo, PCN/BN 0-2890
Gravedad especifica del gas 0,379 — 1,709

Fuente: Kartoatmodjo, T. (1983).

De manera similar, Kartoatmodjo y Schmidt desarrollaron la siguiente
correlacion para el célculo de la gravedad especifica del gas corregido a las

condiciones del separador, 100 Lpcm.
P
— 04 pJ04078 1 —0,2466 sp
]/gc = yg 1+ 0, 1595 °API Tsp lOg (m)] Ec. (||-69)

La correlacion para la correccion de la gravedad especifica, posee un

error promedio de -0,5524%.
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Tabla 11-10. Rango de los datos para yq.. Kartoatmodjo, T.y Schmidt, Z.
Rango de los datos

Presion en el separador, Lpca 14,7 -514,7
Temperatura en el separador, °F 65 — 186
Gravedad API del petrdleo 14,4 — 58,9
Gravedad especifica del gas 0,379 —-1,709

Fuente: Kartoatmodjo, T. (1983).

9.1.2 Solubilidad del gas en petrdleo, Rs:
= Correlacion de Standing, M.B:

La correlacion presenta un error promedio del 10%, respecto a los

valores obtenidos experimentalmente.

P 1,2048

Ry = v, [(m-l_ 1, 4)_10(0,0125°AP1—0,00091T) Ec. (11-70)
Todas las correlaciones PVT de Standing se basan en los rangos de

datos previamente expuestos en la correlacion para el calculo de la presion de

burbuja, encontrados en la Tabla 11-2.

= Correlacién de Vasquez, M.E y Beggs, H.D:

Se reportd un error promedio de -0,7% para la correlacion, los
coeficientes utilizados en la correlacién se muestran en la Tabla 11-3. La
correlacion es la siguiente:

Ry = Ciy4 P2 X Ec. (11-71)
Donde:
C; °API
T T+460
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=  Correlacién de Glaso, O:

La correlacion para el célculo de la solubilidad del gas en el petréleo,
fue obtenida por Glaso de los experimentos ya anteriormente mencionados en

la determinacion de la presion de burbuja. La correlacion es la siguiente:

Rs = yg <Fw> Ec. (11-72)
F= 10[2,8869—(14,1811—3,3093 log(P))o's] Ec. (11-73)
= Correlacion de TOTAL, C.F.P:
La correlacion es la siguiente:
P Ca
R, = vy [ 100A7I- C3T)] Ec. (11-74)
1

Las constantes utilizadas en la ecuacién dependen del grado de

volatilidad del petréleo, mostrado en la siguiente tabla:

Tabla 11-11. Constantes para la ecuacién de Rs. TOTAL.

Constantes
°API C1 C2 Cs Ca
°API< 10 12,2651 0,030405 0,0 0,9669
10 <°API<35 15,0057 0,0152 4,484x10* 1,0950
35<°API<45 112,925 0,0248 -1,469x107 1,1290

Fuente: TOTAL, Proyectos de inyeccion de fluidos-Correlaciones PVT para crudos del oriente de
Venezuela (1983).

= Correlacion de Kartoatmodjo, T.y Schmidt, Z:

Kartoatmodjo y Schmidt reportan un error promedio de -4,6839%. Las
constantes utilizadas en correlacién se encuentran en la Tabla 11-8. La

correlacion es la siguiente:
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1
Rs = Cqy4.PC.10% Ec. (11-75)

Donde:
_ C3°API
" T+460

9.1.3 Factor volumétrico de formacion del petréleo, Bo:

Las siguientes correlaciones son utilizadas para el célculo del factor
volumeétrico en yacimientos con presiones menores o iguales a la presion de burbuja
(P < Pp). Cada factor volumétrico requiere conocer la solubilidad del gas en el
petroleo a la presion de interés P. Para P = Pp, Bo= Bob Y Se utiliza la solubilidad del
gas en el petréleo a la presion de burbuja Rsp.

= Correlacion de Standing, M.B:

La correlacion es la siguiente:
B, = 0,9759 + 12x10~5F12 Ec. (11-76)

El factor de correlacién F se determina mediante:

F=R, |Y94125T Ec. (11-77)

(]

El rango de los datos utilizados se encuentra representado en la Tabla
I-2.

= Correlaciéon de Vasquez, M.E y Beggs, H.D:

Véasquez y Beggs reportaron un error promedio de 4,7% para la

correlacion, siendo ésta la siguiente:

o o

)
Ec. (11-78)

B, =1+ C4R,+ C5(T — 60)(
gc

PI
) + C3R (T — 60) <

gc
La Tabla 11-12 presenta los valores de las constantes Ci, C2 y Cs, en

funcién de la gravedad API del petréleo.
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Tabla 11-12. Constantes para la ecuacion de B,. Vasquez y Beggs.

Constantes
°API C1 C2 C3
°AP1 <30 4,677x10™ 1,751x10° -1,8106x107®
°API>30 4,670x10* 1,1x10° 1,337x10°

Fuente: Vasquez y Beggs (1980).

=  Correlacion de Glaso, O:

Se reporta un error promedio de -0,43% para la correlacion; el rango
de los datos utilizados para el desarrollo de la ecuacion se presentd
anteriormente en la Tabla 11-6. La correlacion es la siguiente:

B,=1+ 10{-6/58511+2,91329l0g(F)-0,27683 [log (F)]*} Ec. (11-79)

Donde:

yg 0,526
F = R, (—) +0,968T Ec. (11-80)

o

=  Correlaciéon de TOTAL, C.F.P:

De los estudios estadisticos realizados al finalizar el conjunto de
pruebas, se determind que el 97% de los valores de Bob calculados mediante el
uso de la correlacion, generaron un error matematico promedio del 10%, al
compararlos con los resultados obtenidos experimentalmente. La correlacion
es la siguiente:

B,=1,022+A-B+C Ec. (11-81)
Con:
A= 4,857x10"*R;

°API
B = 2,009x1075(T — 60)
Vg

°API
C = 17,569x10°R (T — 60)< ” )
g
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= Correlacion de Kartoatmodjo, T.y Schmidt, Z:

Se reportd un error promedio de -0,104% para la correlacion
desarrollada, y el rango de los datos utilizados puede encontrarse en la Tabla
11-9. La correlacion es la siguiente:

B, = 0,98496 + 1x10~*F'5 Ec. (11-82)
Donde:

F = R,"7%y,%%5y,7150,45T Ec. (11-83)

El factor volumétrico del petroleo por debajo del punto de burbuja se ve
afectado tanto por la solubilidad del gas como por la compresibilidad del crudo,
mientras que por encima de la presion de burbujeo, el gas disuelto en el petréleo se
mantiene constante, por lo que sélo influye la compresibilidad del mismo.
Conociendo el valor de compresibilidad para el crudo puede determinarse el factor
volumétrico del petréleo por encima del punto de burbuja mediante la siguiente
expresion matematica:

B, = B,,e!Co®@s=P) Ec. (11-84)
Donde:
B,, = B,@P

B, = Factor volumétrico del petréleo a P > Py, BY/BN.

9.1.4 Compresibilidad del petrdleo, Co:

Cuando la presion dentro del yacimiento es mayor a la presion de burbuja, el
gas natural se encuentra en solucion en el petréleo. Al aplicar presion en exceso a este
sistema, el liquido sufre una disminucién no lineal en su volumen dependiente de las
condiciones de presion, temperatura, y la composicion del petrdleo; asi, a esta
pequefia variacion en el volumen se le conoce como compresibilidad del petréleo.
Tipicamente, para crudos subsaturados varia entre 5x10° y 100x10® Lpc?, siendo
mayor conforme aumenta la gravedad API del crudo, la cantidad de gas disuelto y la

temperatura. Las siguientes correlaciones se utilizan para el célculo de la
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compresibilidad del petréleo en yacimientos con crudo subsaturado, es decir,
presiones mayores a la presion de burbuja (P > Pp).

= Correlacion de Vasquez, M.E. y Beggs, H.D:

En el desarrollo de ésta correlacion, se utilizaron 4486 puntos de estudio;
el rango de los datos utilizados se presenta en la Tabla 11-13. El error promedio
obtenido no fue reportado. La correlacion es la siguiente:

_ —1433 + 5R, + 17,2T — 1180y 4. + 12,61°API

= Ec. (11-85
Co 1x105P (11-89

Tabla 11-13. Rango de los datos para C,. Vasquez y Beggs.
Rango de los datos

Presion, Lpca 141 — 9515
Solubilidad del gas en el petréleo, PCN/BN 9,3-2199
Factor volumétrico del petréleo, BY/BN 1,066 — 2,226
Temperatura en el separador, °F 76 — 150
Gravedad API del petroleo 15,3-59,5
Gravedad especifica del gas, adim. 0,511 -1,351

Fuente: Vasquez y Beggs (1980).

= Correlacién de Petrosky, G.E. Jr. Y Farshad, F.F:

Se desarroll6 a partir de 81 andlisis PVT de crudos del golfo de
México. Para esta correlacion reportan un error promedio de -0,17% en
comparacion a los valores obtenidos experimentalmente. El rango de los datos

de estudio se encuentra en la siguiente tabla:
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Tabla 11-14. Rango de los datos para C,. Petrosky y Farshad.
Rango de los datos

Presion de yacimiento, Lpca 1700 — 10692
Presion de burbujeo, Lpca 1574 — 6523
Temperatura, °F 114 — 288
Factor volumétrico de petréleo, BY/BN 1,1178 — 1,6229
Solubilidad del gas en el petréleo, PCN/BN 217 — 1406
Gravedad especifica del gas, adim 0,5781 -0,8519
Gravedad API del petrdleo 16,3 - 45
Compresibilidad del petroleo, 10° Lpc? 3,507 — 24,64
N2 en gases de superficie, % molar 0-3,72
CO- en gases de superficie, % molar 0-0,79

Fuente: Petrosky y Farshad (1993).

La correlacion es la siguiente:

Co — 1’ 705x10_7Rs0’69357yg0’1885°AP10’3272T0’6729P_0'5906 Ec. (11-86)

= Correlacidon de Kartoatmodjo, T.y Schmidt, Z:

Un total de 2545 puntos de datos se utilizaron para el desarrollo de
esta correlacion. Se report6 un error promedio de 0,30075%. La correlacion es
la siguiente:

6,82 57Rs°'5°°2ygc°'355°5°API°'3613 T0.76606

Ec. (11-87)
Co 1x106P

9.1.5 Viscosidad del petroleo sin gas en solucion, Hod:
Las siguientes correlaciones son utilizadas para el calculo de la viscosidad del
petréleo bajo la suposicion que no existe gas en solucion, a presion atmosférica y

temperatura de yacimiento, en centipoise.
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=  Correlacion de Beal, C:

Fue desarrollada a partir de un total de 655 datos de viscosidades de
crudos sin gas en solucion a 100°F, y 98 datos a temperaturas mayores a
100°F; obtenidos de 492 campos diferentes, de los cuales 358 provinieron de
los Estados unidos de América. El rango de los datos se representa en la
Tabla I11-15. Beal report6 un error promedio de -1.58%.

La correlacion es la siguiente:

1,8x1077 ( 360 )“
°API*53 T+ 200

Hoa = <0,32 + Ec. (11-88)

Donde:

a= 10(0'43“‘%)

Tabla 11-15. Rango de los datos para H.qd. Beal C.
Rango de los datos

Temperatura, °F 98 — 250
Gravedad API del petrdleo 10-52,5
Viscosidad, cp 0,865 —1,55

Fuente: Beal C. (1964).

= Correlacion de Beggs, H.D. y Robinson, J.R:

Desarrollada a partir de 460 datos de viscosidades de crudos sin gas en
solucion, obtenidas de 600 muestras diferentes, para un total de méas de 2000
mediciones. Reportan un error promedio de -0,64%, al comparar los
resultados obtenidos mediante la correlacion y la medicion experimental. La
correlacion es la siguiente:

Hog = 10X -1 Ec. (11-89)
Donde:

X = 103,0324—0,02023°AP1T—1,163

El rango de los datos utilizados se encuentra en la siguiente tabla:
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Tabla 11-16. Rango de los datos para [od. Beggs y Robinson.
Rango de los datos

Presion, Lpca 15 - 5265
Temperatura, °F 70 — 295
Gravedad API del petrdleo 16 — 58

Solubilidad del gas en el petréleo, PCN/BN 20 - 2070

Fuente: Beggs y Robinson (1975).

=  Correlacién de Glaso, O:

Fue desarrollada a partir de 26 muestras diferentes de crudos,

abarcando el siguiente rango para los datos:

Tabla 11-17. Rango de los datos para Hod. Glaso.
Rango de los datos

Temperatura, °F 50 —-300
Gravedad API del petrdleo 20,1-48,1
Viscosidad, cp 0,616 — 39,1

Fuente: Glaso O. (1980).

La correlacion es la siguiente:

Hog =3, 141X1010T—3,444[log(oAPI)]10,31310g(T)—36,447 Ec. (11-90)

= Correlacion de Kartoatmodjo, T.y Schmidt, Z:

Se utiliz6 un total de 661 muestras de crudo para la obtencion de los
datos de andlisis; reportan un error promedio de -13,158%. EIl rango de los
datos se encuentra en la Tabla 11-18. La correlacion es la siguiente:

Poa = 16x108T-28177 [log (OAPI)]5,7526[09(T)—26,9718 Ec. (11-91)
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Tabla 11-18. Rango de los datos para . Kartoatmodjo y Schmidt.

Rango de los datos

Temperatura, °F 75-320
Gravedad API del petroleo 14,4 — 58,9
Viscosidad, cp 0,5-682

Fuente: Kartoatmodjo, T. (1980).

9.1.6 Viscosidad del petroleo saturado con gas en solucion, Hob:

Las siguientes correlaciones son requeridas para la correccion de la viscosidad

por efecto del gas en solucidn contenido en el petrdleo, a presiones menores o iguales

al punto de burbuja.

= Correlaciéon de Chew, J.N. y Connally, C.A, Jr.:

Para el desarrollo de esta ecuacion, fueron utilizados un total de 457

muestras de crudos de Canada, Estados Unidos de América y Sur América; el

rango de los datos utilizados se presenta en la siguiente tabla:

Tabla 11-19. Rango de los datos para pep. Chew y Connally.

Rango de los datos

Presion de burbuja, Lpca 132 — 5645
Temperatura, °F 72 —-292

Solubilidad del gas en el petréleo, PCN/BN 51 — 3544
Viscosidad del petréleo muerto, cp 0,377 -50

Fuente: Chew, J.N. y Connally, C.A. (1959).

La correlacion es la siguiente:

Hop = AﬂodB
Donde:

A = 10Rs(22x1077Rs~7,4x10~%)

_ 0,68 0,25 0,062
- 1(0862x1075R; + 10112107 3R; + 10374x1073R;
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Las ecuaciones para A y B fueron ajustes realizados por Standing a la
figura original por Chew y Connally; obteniendo un error promedio con una
desviacion estandar de -0,21% y 2,79% para A, y -0,10% y 0,36% para B.

= Correlacién de Beggs, H.D. y Robinson, J.R.:

Se utiliz6 un total de 2073 datos de viscosidades de petréleo con gas
disuelto obtenidos de 600 muestras diferentes en la realizacion de ésta
correlacion. El rango de los datos se ve representado en la Tabla I1-16. Se
reportd un error promedio de -1,83%. La correlacion es la siguiente:

Hop = Aog® Ec. (11-93)
Donde:
a=10,715(R, + 100)~ %515
b =5,44(R, + 150)70338

= Correlacion de Kartoatmodjo, T.y Schmidt, Z.:

Un total de 5321 puntos de datos se utilizaron para el desarrollo de
esta correlacion, arrojando un error promedio de 0,8034% en relacion a los
valores experimentales. La correlacion es la siguiente:

Hop = —0,06821 + 0,9824A4 + 40,34x10 542 Ec. (11-94)
Donde:

0,00081Rg

A= (0 2001+ 0 8428x10_°'000845RS)u d0,4-3+0,5165x10_
) ) o

9.1.7 Viscosidad del petroleo subsaturado con gas en solucion, po:

Las siguientes correlaciones son utilizadas para el calculo de la viscosidad del
crudo a presiones mayores a la presion de burbuja po, es decir, para crudos
subsaturados; se requiere conocer previamente la viscosidad del crudo en el punto de

burbuja ob.
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= Correlacion de Beal, C.:

Para el desarrollo de esta correlacion, fueron utilizados 52 datos de
viscosidades tomados de 26 muestras de crudos de 20 campos diferentes, de
los cuales 11 pertenecian a California. EI 50% de los datos se tomaron a
presiones menores al punto de burbuja, mientras los restantes a presiones
mayores a éste. Mediante el uso de esta correlacion, puede determinarse el
incremento en la viscosidad del crudo, por cada 1000 Lpc de presion por
encima de la presion de burbuja. Fue reportada originalmente en una figura,
pero con la finalidad de su inclusién en la herramienta de software
desarrollada en este trabajo, se tomo el ajuste realizado por Standing; para 11
valores leidos de la figura original de Beal, la ecuacion presentada por
Standing presentd un error promedio de 0,01%. La correlacion es la siguiente:

Ho =[0,001(P — P,)(0,024p,,1° + 0,0381,,%%¢)] + o, Ec. (11-95)

La siguiente tabla presenta el rango de los datos utilizados para el

desarrollo de la correlacion.

Tabla 11-20. Rango de los datos para . Beal, C.
Rango de los datos

P=Pb P> Pb
Presion, Lpca 140 — 4135 1515 — 5515
Solubilidad del gas en el petroleo, PCN/BN 12 — 1827 Constante
Viscosidad, cp 0,142 — 127 0,16 — 315

Fuente: Glaso O. (1980).

= Correlacion de Vasquez, M.E. y Beggs, H.D.:

Fue obtenida a partir de 3143 puntos de datos; se reportd un error

promedio de -7,54% para la correlacion.
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El rango de los datos utilizados se presenta en la siguiente tabla:

Tabla 11-21. Rango de los datos para . Vasquez y Beggs.
Rango de los datos

Presion, Lpca 141 - 9515
Solubilidad del gas en el petrdleo, PCN/BN 9,3-2199
Gravedad API del petrdleo 15,3 -59,5
Gravedad especifica del gas 0,511 -1,351
Viscosidad, cp 0,117 — 148

Fuente: Vasquez y Beggs (1980).

La correlacion es la siguiente:

P m
Ho = Hop (P—b> Ec. (11-96)

Donde:

— — -5
m=2, 6P 1187 o(-11,513-8,98x107°P)

= Correlacidon de Kartoatmodjo, T.y Schmidt, Z.:

Esta correlaciéon fue desarrollada a partir de 3588 puntos de datos
obtenidos de 661 analisis PVT, se reportd un error promedio de -4,287% para
la correlacion. Es la siguiente:

o, =1,00081pu,, +1,127x1073(P — P,)A Ec. (11-97)
A= (—6517x10"*p,, %1% + 0,038p,,">?)

9.2 Correlaciones para sistemas de agua:

9.2.1 Solubilidad del gas en el agua, Rsw:

= Correlacién de Culberson, O.L. y McKetta, J.J., Jr.:

Fue presentada originalmente en una figura, donde el volumen de gas

metano disuelto en agua sin contenido de sal, Rswp, Se encuentra en funcion de
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la presion y la temperatura. Wlliam McCain realiza un ajuste a la figura,
dentro del 5% para todo el rango de temperatura y presiones entre 1000 y
10000 Lpca. No se recomienda la utilizacion de esta correlacion para
presiones menores a 1000 Lpca. La correlacion es la siguiente:
Ry, = A+ BP + (1077CP?) Ec. (11-98)
Donde:
A =8,15839 — 6,12265x1072T + 1,91663x107*T? — 2,1654x1077T?
B =1,0102x10"2 — 7,4424x1075T + 3,05553x1077T? — 2,94883x10~1°T3
C =-9,02505 + 0,13024T — 8,53425107*T? + 2,3412x10°°T3 — 2,3705x10~°T*
La solubilidad del gas en el agua debe ser corregida por contenido de

sales, mediante la siguiente ecuacion:

Ry, = 10700840655ST0258% p Ec. (11-99)
Tabla 11-22. Rango de los datos para Rswp. Culberson, O.L. y McKetta, J.J., Jr.
Rango de datos

Salinidad, % 0-30

Temperatura, °F 70 - 250
Fuente: Culberson y McKetta. (1951).

= Correlacion de McCoy, R.L.:
La correlacion es la siguiente:
Ry, = A+ BP + CP? Ec. (11-100)

Donde:
A=2,12+3,45x1073T — 3,59x107>T?>
B =0,0107 — 5,26x107°T + 1,48x10"T?
C=-8,75x10"7 + 3,9x10°°T — 1,02x10~ 1112

El resultado obtenido previamente debe ser corregido por contenido de

solidos disueltos, mediante:

71



R, =[1—-(0,0753 — 1,73x107*T)S]R;,, Ec. (11-101)

9.2.2 Factor volumétrico del agua, Bw:
Puede ser calculado para presiones menores o iguales al punto de burbuja (P <
Pb) mediante las siguientes correlaciones:
= Correlacion de McCain, W.D., Jr.:

Esta correlacion separa la variacion del volumen del agua en funcion
de la presion y la temperatura, y puede ser utilizada en aguas de formacion
con salinidades ampliamente variables. Una mayor concentracion de sal causa
un aumento en el coeficiente de expansion térmica del agua, y una
disminucion en la solubilidad del gas en el agua. Esta variacion se encuentra
dentro del 1% para cambios en la concentracion de sal en el rango de 0 a 30%.

La correlacion es la siguiente:

B, = (1+AV,)(1+4V,,) Ec. (11-102)
Dénde:
Ec.
AV, =—1,0001x10"2 + 1,33391x10°*T + 5,50654x10" ' T? (11-103)
AV, = ATP + BTP? + CP + DP? Ec. (11-104)
Con:
A=-1,95301x10"°
B =-1,72834x10"13
C =-3,58922x10""
D = —2,25341x101°
= Correlacién de McCoy, R.L.:
La correlacion es la siguiente:
B,, = A+ BP + CP? Ec. (11-105)

Doénde:

= Paraagua pura sin gas en solucion:
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A=0,9947 + 5,8x107°T + 1,02x107°T?

B =—-4,228x10"% + 1,8376x1078T — 6,77x10711T2

C =103x10"1°—1,3855x10712T + 4,285x1015T?
= Paraagua pura saturada de gas:

A=0,9911 + 6,35x107°T + 8,5x10°T?

B=-1,093x10"%—3,497x10°T + 4,57x10 1?12

C=-5x10"11+6,429x10"13T — 1,43x10°15T2

El factor de correccion por salinidad esta dado por:

:—W =1+ S[5,1x10°8P + A(T — 60) — B (T — 60)?] Ec. (11-106)
wp

A=(547x10"°%—1,95x1071°p)
B =(3,23x1078 — 8,5x10713p)

Para sistemas con presiones mayores a la presion de burbuja, P > Py, el factor
volumétrico del agua se calcula siguiendo el mismo procedimiento que para el
petrdleo, asi:

B,, = B,,,elcwFs=P) Ec. (11-107)
Donde:

B,, = Factor volumétrico del agua a P > Py, BY/BN.

9.2.3 Compresibilidad del agua, Cu:
Las siguientes correlaciones son utilizadas para el calculo de Ila
compresibilidad del agua a presiones mayores a la presion de burbuja (P > Py).
= Correlacion de Dodson, C.R. y Standing, M.B.:

La siguiente correlacion es un ajuste realizado al jError! No se e

ncuentra el origen de la referencia.:

A+ BT + CT?
Cwr =—1¢s

Ec. (11-108)
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Donde:
A =3,8546 — 1,34x10°*P
B =-0,01052 +4,77x10°7P
C =3,9267x10"° — 8,8x10°1°P
El valor obtenido debe ser corregido por efecto del gas disuelto en el
agua, mediante:
Cy = Cyp(1+8,9x1073Ry,) Ec. (11-109)
La correccion de la compresibilidad por efectos de solidos disueltos, es
decir, contenido de sal, se realiza mediante la siguiente ecuacion:
Cy = Cypl1 + S°7(=5,2x107% 4+ AT + BT? + CT?)] Ec. (11-110)
A=2,7x10"*
B =-1,14x10"°
C=1,121x10""°

= Correlacion de Osif, T.L.:

La correlacion es la siguiente:

1
- 7,033P + 541,55 — 537T + 403300

El rango de los datos utilizados para su desarrollo se encuentra en la

Cy, Ec. (11-111)

siguiente tabla:

Tabla 11-23. Rango de los datos para Cy. Osif.
Rango de datos

Salinidad, gr/L 0-200
Temperatura, °F 200 - 270
Presion, Lpca 1000 — 2000

Fuente: Osif, T.L. (1983).

Por debajo de la presién de burbuja, la compresibilidad del agua puede

calcularse mediante:
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B, /OR
Cw = Cyopsp, + B_i( a;W>T Ec. (11-112)
Dénde:
ZT
Bg =0, 00503? Ec. (11-113)

R .y . . .,
(a—;‘”) = Variacion del gas disuelto en el agua en funcion de la presion, a
T

temperatura constante, PCN/(BN-Lpc).

9.2.4 Viscosidad del agua, pw:

= Correlacion de Van Wingen, N.:

La correlacion original se encuentra en una figura, pero se toma el
ajuste matematico realizado a la misma. Asi, la correlacion es la siguiente:

n, = e(1,003-1,479x1072T+1,982x1075T?) Ec. (11-114)

Los efectos generados por la presion y salinidad sobre la viscosidad

son despreciados.

= Correlacion de Matthews, C.S. y Russel, D.G:

La correlacion calcula la viscosidad del agua a presién atmosférica, en

funcién de la temperatura y salinidad.
B
Uy = A4+ 7 Ec. (11-115)

Donde:
A=-0,04518 + 0,009313S — 0,0003935?
B =70,634 + 0,095765>
La viscosidad del agua debe ser corregida para la presion de interés,
mediante el siguiente factor de correccion:
f=1+3,5x10"12P%(T — 40)
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Asi, la viscosidad corregida seré igual a:
nyw = wif Ec. (11-116)
El rango de los datos utilizados en el desarrollo de estas correlaciones
es el siguiente:

Tabla 11-24. Rango de los datos. Matthews y Russel.
Rango de datos

Salinidad, % <26%
Temperatura, °F 60 — 400
Presion, Lpca < 10000

Fuente: Matthews y Russel (1967).

=  Correlacion McCain, W.D., Jr.:

Esta correlacion fue desarrollada a partir de las curvas de la
correlacion de Matthews y Russel:
W, = ATB Ec. (11-117)
Donde:
A =109,574 — 8,40564S + 0,313314S5% + 8,72213x107353

B =-1,1217 + 2,6395x1072S — 6,795x107*S% — 5,471x107°53 + 1,5559x10°°s*

El factor de correccidn para la presion es el siguiente:

Ec.
By = Hywi[0,9994 + 4,0295x1075P + 3,1062x10°P?| (1118
= Correlacion McCoy, R.L.:
La viscosidad a temperatura de yacimiento se calcula mediante:
247,8
Hywp = 0,02414x1()(T—140) Ec. (11-119)

T = Temperatura de interés, K (1 K =5/9 °F + 255,37).
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La viscosidad calculada debe ser corregida por efecto de solidos

disueltos, mediante:
Bw _ [1- 4595 + BS25 + (195 — ¢T)(DS — ES™5)] Ec. (11-120)
I’lwp
A=1,87x10"3

B =2,18x10"*%

C =1,35x1072
D =2,76x10"3
E =3,44x107%

9.2.5 Densidad del agua, pouw:
=  Correlacién de McCain, W.D., Jr.:

La densidad de la salmuera, es decir, el agua de formacion con sus
sales disueltas, se calcula mediante:
pw = 62,368 + 0,438603S + 1,60074x1035> Ec. (11-121)

9.3 Correlaciones para sistemas de gas:

Entre las correlaciones para el célculo de las propiedades del gas
implementadas en el simulador, se encuentran:
9.3.1 Presion y temperatura seudocritica, Psc, Tsc:
= Correlaciéon de Brown, G.G., Katz, D.L., Oberfell, G.G. y Alden, R. C.:

Esta correlacion calcula la presion y temperatura seudocritica del gas
en funcién de la gravedad especifica del gas, utilizada para gas natural y
condensado.
= Para gas natural:
Pscnc = 677 + 15y guc — 37,5V guc? Ec. (11-122)
Tsenc = 168 + 325y gy¢ — 12,5y 4uc? Ec. (11-123)
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= Para gas condensado:
Pscpc =706 + 51,7y gyc — 11, 1y g c?
TSCHC =187 + BBOYgHC - 71, SYgHCZ

Ec. (11-124)

Ec. (11-125)

Sin embargo, estas ecuaciones suponen una cantidad despreciables de

gases no hidrocarburos, como H»S, CO2 y N». Si la mezcla de gases contuviera

estos componentes en porcentajes de volumen mayor al 5%, la gravedad

especifica de la mezcla debe ser corregida. En estos casos, se utiliza la

siguiente ecuacion:
ng -0, 967yN2 -1, 52yc02 -1, 18szs

’y =
gHC 1—-yYn, = Yco, — YH,s

Con Yguc>o055

9.3.2 Factor de compresibilidad del gas, Z:

= Correlacion de Victor Popan:

La correlacion es la siguiente:

{ [344400Px101'785"9l}_1
Z=1{1+

T3825

= Correlacién de Brill, J.P. y Beggs, H.D.:

Ec. (11-126)

Ec. (11-127)

Para esta correlacion se utiliza los valores de presion y temperatura

seudorreducidas, calculadas mediante:

Py = P
P scM

T, = !
TscM

La correlacion es la siguiente:

Z=A+ +cP”

eB
Dénde:
A=1,39(T,, — 0,92)%5 - 0,36T,, — 0,1
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B = byP,, + b,P,,.* + b3P,,°
b, = (0,62 — 0,23T,,)

—( 0966 _, 037)
2 \T;,-0,86
0,32
bs

= 10T DI
C = 0,132 — 0,32logT,,

D = 10(0.3106-0,49T,+0,1824T,%)

Esta correlacion no puede utilizarse para temperaturas seudorreducidas
fuera del rango 1,2 a 2,4. Para gases con impurezas considerables, debe
corregirse la presion y temperatura seudorreducida.

El rango de los datos recomendados para la utilizacién de esta correlacion es

el siguiente:

Tabla 11-25. Rango de los datos, Z. Brill y Beggs.
Rango de los datos

Presion seudorreducida, adim 0-13

Temperatura seudorreducida, adim 12-24

Fuente: Brill y Beggs (1974).

9.3.3 Factor volumétrico del gas, Bg:
El factor volumétrico del gas puede ser calculado a partir de la ley de

los gases reales, mediante la Ec. (11-54), previamente enunciada.

9.3.4 Viscosidad del gas, pg:
= Correlacién de Lee, A.L., Gonzélez, M.H. y Eakin, B.E.:

Para el desarrollo de ésta correlacion, fue medida experimentalmente
la viscosidad de 4 gases naturales con impurezas, como el dioxido de carbono
y nitrogeno, a temperaturas entre 100 y 340 °F y presiones entre 100 y 8000

Lpca. Obtuvieron la siguiente ecuacion:

79



XpgY
u _Kkes Ec. (11-131)
g 104

Donde:

_ (9,4 +0,02M)T"S
209+ 19M +T

986
X=3,5+T+0,01M
Y=2,4-02X

_.PM
Pg = 1,4935x10 gﬁ

M = 28,96y,
T = Temperatura de interés, °R.

p4 = Densidad del gas, gr/cm?.

9.3.5 Densidad del gas, py:
La densidad de la mezcla de gases puede ser calculada mediante la aplicacion

de la ley de los gases reales; utilizando la Ec. (11-60).

10. Correlaciones de flujo multifasico

Se han desarrollo mdaltiples correlaciones para flujo multifasico, tanto en
tuberias verticales como horizontales, a partir de la observacion y andlisis de
principios termodindmicos, limitados por caidas de presion por friccion, elevacion y
aceleracion; didmetros de tuberias, caracteristicas y propiedades de los fluidos de
trabajo; porcentaje de liquidos y gas producidos, y la geometria del pozo estudiado.
Debido a la gran cantidad de variables que pueden llegar a afectar estos procesos, las
correlaciones propuestas por estas investigaciones son, por necesidad, empiricas. La

formula base para el céalculo de las pérdidas de presion, mediante un balance de

(-G, e

energia, es:

Con:
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= Gradiente de presion dinamica total.

> >
~

= Gradiente de pérdida de presion por elevacion o gravedad

ol D e >
="|"'U ="|"'U ="|"'U

\_/vw\/v

f: Gradiente de pérdida de presion por friccion

>
<

—~ N N

— ) = Gradiente de pérdida de presion por aceleracion

>
Q

Esta ecuacion puede ser simplificada dependiendo de si se trata de una tuberia
horizontal o vertical, de esta forma, puede decirse que:

= Para tuberias con un angulo de inclinacién de 0°, es decir, totalmente

horizontal, la pérdida de energia por gravedad es cero, y el término de caida

de presion por elevacion puede eliminarse de la ecuacién, quedando:

(%)T _ (g)f + (g)a Ec. (11-133)

» Para tuberias con un angulo de inclinacion de 90°, verticalidad total, el
componente de aceleracién genera pérdidas de presion despreciables, y la

ecuacion puede simplificarse en:

(AP) _ (AP) 4 (AP)
an), ~ \an), AR Ec. (11-134)

Para predecir los gradientes de presion, generalmente se realizan ciertas
suposiciones, de manera de disminuir la dificultad de calculo mediante la

delimitacion.
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A partir de esto, se clasifican en:

Tabla 11-26. Tipo de correlacién de acuerdo a los criterios de desarrollo.

Tipo A

Tipo B

Tipo C

Deslizamiento
entre fases
Densidad de la

mezcla

Factor de

friccion

Patron de flujo

Se considera

inexistente

Calculado en base a
las propiedades de

los fluidos

Determinado

empiricamente

No se consideran

Su efecto es tomado

en cuenta

Calculado
considerando el
efecto de
colgamiento
Calculado a partir de
las propiedades de la
mezcla bifésica
No se consideran

Su efecto es tomado

en cuenta

Calculado
considerando el
efecto de
colgamiento
Calculado a partir de
las propiedades de la
fase continua

Se consideran

Fuente: H. Dale Beggs (2003)

Entre las correlaciones de tipo A se encuentran: Poettman y Carpenter,
Baxendell y Thomas, Fancher y Brown. La correlacion desarrollada por Hagedorn y
Brown, es la unica perteneciente al grupo B. En el tipo C, Duns y Ros, Orkiszweski,

Aziz et al, Chierici et al, y Beggs y Brill.
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Tabla 11-27. Correlaciones de flujo en el pozo.

Investigadores  Afio  Tipo de estudio  Tamafio de Fluidos Observaciones
tuberia utilizados
(pulg)
Poetmann y 1952 Campo, 2;2,5;3 Petréleo, Correlacion  desarrollada de
Carpenter experimental aguaygas pruebas de pozo con q > 420
BNPD y GLR < 1500 PCN/BN
Baxendell y 1961 Campo, 2,5:3;35 Petroleoy  Basada en datos de pozos del
Thomas experimental gas lago de Maracaibo. Tasa de
flujo muy altas
Fancher y 1963 Campo, 2 Aguaygas Datos de un pozo, se utilizé un
Brown experimental GLR mucho mayor que
Poetmann y Carpenter
Hagedorn y 1963 Intermedio, 1;1,25;1,5 Petréleo, Datos de un pozo experimental
Brown experimental aireyagua de 1500 pies. Se utilizd un
amplio rango de viscosidades
de petroleo.
Dunsy Ros 1963 Laboratorio, 15;2;25;3 Petroleo, Correlacion  desarrollada a
experimental aguaygas partir de un gran ndmero de
puntos de datos de laboratorio.
Orkiszewski 1967 Campo, 1;15;2;3 Petréleo, Utiliz6 datos de campo en
experimental aguaygas conjunto con datos de
Hagedorn y Brown. Nuevo
método para flujo tapdn.
Aziz, etal. 1972 Tedrico Revisé las extensiones de datos
de Griffith-Wallis por
Orkiszewski. Nuevo mapa de
patrones de flujo.
Chierici, et al. 1974 Laboratorio, 0,5;0,75; 1 Agua, Uso datos de Wallis y Nicklen.
experimental y petréleoy  Nuevo método para flujo tapon.
tedrico gas Nuevo mapa de patrones de
flujo.
Beggs y Brill 1973 Laboratorio, 1;15 Aguayaire Método para flujo inclinado,
experimental utilizd un gran ndmero de
puntos de datos de baja presion.
Asheim 1986 Tedrico -—- --- Basado en trabajo previamente
hecho por Dukler
Hasan y Kabir 1986 Laboratorio, 5, con Principalmente  para  pozos
experimental y algunos direccionales.
tedrico casos de
anular.

Fuente: H. Dale Beggs (2003). Optimizacion de la produccidn utilizando anélisis nodal.

Como consecuencia de la complejidad de los procesos intervinientes en el
flujo a través de las tuberias, se necesita de un algoritmo iterativo que sea capaz de
calcular eficientemente las pérdidas en secciones de la tuberia. En este trabajo de

investigacion, se utiliza la correlacion de flujo multifasico de Beggs y Brill, por ser
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una de las mas convenientes y versatiles, puede ser utilizada en tuberias con grados
de inclinacién de entre -90 y 90°, ademas de considerar el deslizamiento entre fases y

los patrones de flujo.

10.1 Correlacion para flujo multifasico de Beggs y Brill.

Esta correlacion fue desarrollada en 1973, a partir de 584 pruebas tomadas de
datos obtenidos mediante experimentacion de un arreglo de tuberias a escala pequefia;
la misma consistio en la utilizacién de una seccion de tuberia de acrilico de 1y 1,5
pulgadas de diametro, con una longitud de 90 pies, a través de la cual fluia agua y
aire. Mediante un mecanismo la tuberia podia ser colocada a diferentes grados de
inclinacion. Los parametros estudiados fueron:

= Caudal de liquido, 0 a 30 gal/min.

= Caudal de gas, 0 a 300 MPC/dia.

= Colgamiento de liquido, 0 a 0,87.

= Diametro de tuberia, 1 y 1,5 pulgadas.
= Presién promedio, 35 a 95 Lpca.

= Gradiente de presion, 0 a 0,8 Lpc/pie.
= Angulo de inclinacion, -90 a 90°.

= Patrén de flujo horizontal.

En cada diametro de tuberia utilizado, se trabajo6 a diferentes tasas de liquido y
gas, para asi poder observar los diferentes patrones de flujo horizontal. Una vez
analizados cada uno de los patrones de flujo, se procedid con la variacién del angulo
de inclinacién de la tuberia, para asi determinar el efecto que ésta tiene sobre el
colgamiento de fluido y el gradiente de presion. Entre los angulos de estudio
utilizados se encuentran: 5, 10, 15, 20, 35, 55, 75y 90 grados.

Se pudo observar que el valor maximo del colgamiento de liquido se
encuentra a una inclinacion de +50°, y el valor minimo a -50°.

A partir de los experimentos, pudieron determinar una ecuacion para el

gradiente de presion dinamica:
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g fin Pus Vi
(gc psSenB) +< 2g.d )

Ps Vin ng
gcp 144 )

(%)T _ — (1 - Ec. (11-135)

Donde:

g:
Ps

Pns
0=

Fuerza de gravedad, pie/seg?.

= Densidad de la mezcla bifasica con deslizamiento, Lbm/pie®.

= Densidad de la mezcla bifasica sin deslizamiento, Lbm/pie®.

Angulo de inclinacion.

fm = Factor de friccion bifésico con deslizamiento, adimensional.

Vin
ng
p=
d=

= Velocidad de la mezcla, pie/seg.

= Velocidad superficial del gas, pie/seg.

Presion promedio en el segmento de tuberia, Lpc.

Diametro de flujo de la tuberia, pie.

Despejando de esta ecuacion, se puede calcular el incremento de presion AP:

(2 psene) (gt

9c 2g9.d
AP = AH ‘ Ec. (11-136)

g.p 144

Los pasos a seguir para la determinacion del gradiente de presion dinamica,

son los siguientes:

1.

Dividir la linea de tuberia superficial y de produccién en tramos de 200 a 500
pies.

Se obtiene el gradiente de temperatura, a partir de datos de superficie y fondo
de pozo.

Se considera la primera seccién de tuberia P1 = Psep, y se asume un valor de
presién en el segundo tramo P2.

Se calcula la presion promedia P en el intervalo:

- Py+ P
P= 12 2 Ec. (11-137)
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10.

11.

12.

13.

14.

15.

Se determinan las propiedades de los fluidos, petroleo, gas y agua, a partir de
analisis PVT, o las correlaciones correspondientes para la presion y
temperatura promedio del tramo estudiado. Especificamente: Pb, Rs, Bo, Bw,
Mo, Mw, Ug, Go, Ow, Z.

Calcular las velocidades superficiales de la fase liquida Vs, gaseosa Vsg y de
la mezcla V.

Calcular la fraccion de liquido y gas, AL Yy Ag, utilizando las ecuaciones Ec.
(11-16) y Ec. (11-17), respectivamente.

Calcular el peso especifico del petroleo, mediante:

_ 141,5
"~ 131,5 + °API

Calcular las densidades del liquido pL, petréleo po, agua pw y gas pg, a la

Yo Ec. (11-138)

presion y temperatura promedia, a partir de las ecuaciones Ec. (11-25), Ec.
(11-26), Ec. (11-27) y Ec. (11-28).

Calcular la densidad de la mezcla sin deslizamiento, pns mediante la ecuacion
Ec. (11-30).

Determinar la viscosidad de la fase liquida pL, y la mezcla biféasica sin
deslizamiento pns, con las formulas Ec. (11-31) y Ec. (11-33).

Calcular la tension superficial de la fase liquida, a través de la ecuacion Ec.

(11-34).
Calcular el nimero de Froude Nrr mediante:
Vil
Now — Ec. (11-139
FR= 04 ( )
Calcular el niumero de Reynolds, sin considerar deslizamiento entre fases, con
la ecuacion:
1488V, d
Ng, = m & Prs Ec. (11-140)
ﬂns

Calcular los parametros de correlacion Li, L2, L3y L4; para la determinacion

del patron de flujo existente.

Ly =316 1,°3% Ec. (11-141)
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L, = 0,0009252 4, >*68*
Ly =0,10 AL—1,4516
Ly=0,54,"%7°

16. Determinar el patron de flujo a partir de la siguiente tabla de rangos:

Tabla 11-28. Rango de valores para la determinacion del patron de flujo.

Ec. (11-142)
Ec. (11-143)

Ec. (11-144)

Patrones de flujo horizontal

A <0,01yNer<Li

Segregado 0
AL>0,01yNrr> L2
Transicion AL>0,01yL2<Nrr<Ls

0,01 <AL<04yLs<NrRr<L:1
Intermitente 0
AL>04yL3<Nrr<Ls4
AL<0,4yNrr>L1
Distribuido 0

AL20,4yNrR> L4

Fuente: H. Dale Beggs (2003). Optimizacién de la produccidn utilizando analisis nodal.

17. Determinar el Hold-up de liquido para flujo horizontal, HL(0), en funcién del

patron de flujo exhibido en la seccion de tuberia.

b
ale
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Los valores de a, b, y ¢ se determinan que acuerdo al tipo de flujo
existente, a partir de la siguiente tabla:

Tabla 11-29. Coeficientes para determinacion Hy en funcion del patrén de flujo.

Patron de flujo a b c
Segregado 0,98 0,4846 0,0868
Intermitente 0,845 0,5351 0,0173
Distribuido 1,065 0,5824 0,0609

Fuente: H. Dale Beggs (2003). Optimizacion de la produccion utilizando analisis nodal.

Si el tipo de flujo fuera de transicion, para calcular HL(0) se necesita
interpolar entre los valores de colgamientos obtenidos para flujo segregado e

intermitente, de manera que:

HL(O)transicién =4 HL(O)segregado +B HL(O)intermitente Ec. (11-146)
L3 - NFR

A= — Ec. (11-147

L,— L, c.( )

B=1-4A Ec. (11-148)

18. El colgamiento de liquido Hv calculado para flujo totalmente horizontal, debe
ser corregido por inclinacién, mediante el siguiente coeficiente de correccion:
C=@1- 4)Ln(D A" Ni,F Npg€) Ec. (11-149)
Los valores d, e, fy g se determinacién a partir de la siguiente tabla, y

dependen del patron de flujo a través de la seccion de tuberia.

Tabla 11-30. Coeficientes de correccién de HL por inclinacion.

Patrén de flujo D E F G
Flujo ascendente Segregado 0,011 -3,768 3,539 -1,614
Intermitente 2,96 0,305  -0,4473  0,0978
Distribuido Sin correccion, C=0
Flujo descendente  Todos 4,70 -0,3692  0,1244  -0,5056

Fuente: H. Dale Beggs (2003). Optimizacion de la produccidn utilizando analisis nodal.

Para flujo descendente, C > 0.
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19.

20.

21.

22.

23.
24.

Calcular el factor de correccion y del colgamiento de liquido debido a
inclinacion, a partir de C:
= Factor de correccién de Hi para tuberia inclinada:
v =1+ C[sen(1,80) — 0,333 sen3(1,80)] Ec. (11-150)
= Factor de correccion de Hy para tuberia vertical:
v =1+0,3C Ec. (11-151)
Calcular HL corregido por inclinacion, mediante:
H. (0) = [H (0)]y Ec. (11-152)
Calcular el factor de friccién correspondiente a la mezcla bifésica, sin

considerar deslizamiento entre fases fns.

= [21 ( Nre )] ’ Ec. (11-153)
Ins = 2009\ 45393 Tog (N ) - 3, 8215 '

Calcular el factor de friccién biféasico, considerando el deslizamiento entre

fases fr.
fr=fns€® Ec. (11-154)
Con S siendo igual a:
S = X Ec. (11-155)
—0,0523 + 3,182X — 0,8725X2 + 0,01853X*
X = Ln(Y)
yo M
[H.(0)]?

Sin embargo, el coeficiente S se ve indeterminado en el intervalo (1 <
Y < 1,2), por lo que, para estos casos, S puede ser calculado mediante:
S=Ln(2,2Y - 1,2) Ec. (11-156)
Calcular la densidad bifasica mediante la ecuacion Ec. (11-29).
Calcular la caida de presion AP para el segmento de tuberia estudiado,
mediante la ecuacion Ec. (11-136), a partir de los valores ya previamente
determinados. Luego, la presion calculada en el punto P2 sera igual a:

P; caicutada = P1 + AP
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La presion en P2 calculada sera comparada con la presion en P
asumida en el paso N°3; si entre los valores existe una diferencia que se
encuentre dentro del rango de tolerancia previamente establecido, se continta
el procedimiento para el siguiente segmento de tuberia, de lo contrario, se

repite el procedimiento para la misma seccion, considerando:

PZ asumida = PZ calculada
La caida de presion total en las tuberias serd igual, a la sumatoria de la energia

perdida en cada seccion de tuberia:

= Pérdida de presion total en la linea de flujo de superficie:

z": AH (AP> Ec. (11-157
AH i C'( - )
i=1
= Pérdida de presion total en el pozo:
m
Z AH (AP> Ec. (11-158
£ 1 AH i C' ( - )
i=

Asi, n y m, representan el nimero de secciones en los que han sido divididos

la linea de superficie y el pozo, respectivamente.
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Figura 11-10. Divisién de las lineas de tuberia de produccion en secciones.

Cabezal Linea de superficie

Pozo

Fuente: Rivas, E (2018).

En la Figura 11-10, se muestra un ejemplo de la divisién en segmentos de
tuberia realizada para el calculo de los diferenciales de presion en cada punto. El
procedimiento anteriormente estudiado debera ser utilizado para cada tramo desde el

separador hasta el fondo del pozo.
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GLOSARIO DE TERMINOS BASICOS

= AOF: Del inglés Absolute open flow, representa la tasa maxima de produccion
posible, cuando la presion en el fondo del pozo es igual a la presion atmosférica

(0 Lpcm). También conocido como Qmax.

» Interfaz grafica: Medio de visualizacion de un programa de software, mediante

el cual el usuario puede utilizar de una forma mas intuitiva dicha aplicacion.

= Marco: Dentro del sistema de disefio de interfaz gréafica Tkinter, un marco (del
inglés Frame) hace referencia a un contenedor de objetos, utilizado para la

organizacion general de la interfaz.

» Matplotlib: Biblioteca utilizada para la generacion de graficos en el simulador
BlackOil Sim.

* Modelo de petroleo negro “Black oil”: Se conoce asi al conjunto de ecuaciones
que describen el flujo de fluidos en un yacimiento de petréleo, en el cual el agua
es modelada explicitamente junto a dos componentes de hidrocarburos, una fase
de petréleo y otra de gas. Mediante la utilizacion de este enfoque, el calculo del
comportamiento de las fases se basa en una simple interpolacion de propiedades

PVT como funcion de la presion del sistema.
= Simulador de produccion: Programa de software utilizado con la finalidad de
reproducir el comportamiento de un sistema de produccion de hidrocarburos, y de

esta forma poder realizar trabajos de optimizacion en el mismo.

= TKkinter: Biblioteca utilizada para el disefio de la interfaz grafica del simulador
BlackOil Sim.
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=  Widget: Se conoce como un objeto mediante el cual, el usuario puede realizar
tareas de introduccion u obtencién de informacion en la aplicacion. Entre algunos
de los widgets mas utilizados en el disefio del simulador BlackQil Sim, se
encuentran: Marco (frame), Boton (button), Rotulo (label), Caja de entrada

(entry), Caja de combo (combobox), entre otros.

SISTEMA DE VARIABLES

Hernandez (2003), lo define como la “propiedad que tiene una variacién que
puede medirse u observarse”, (p.144). Para Sabino (1992), son “caracteristica o
casualidad de la realidad que es susceptible de asumir diferentes valores”. A demas,

se definen las variables:

= Variables independientes. Para Igartua y Humanes (2004), son las que el
“investigador utiliza para ver en qué medida cambia la variable dependiente”.
De esta forma, la variable independiente representa al Simulador desarrollado.
»= Variables dependientes. Igartua y Humanes (2004), la definen como
“aquellas que el investigador pretende investigar y explicar”. Por
consiguiente, la variable dependiente consiste en las propiedades PVT de los
fluidos de estudio (petréleo, gas y agua), y las curvas de oferta y demanda

creadas a partir de estos datos.
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MAPA DE VARIABLES

Objetivo General: Desarrollar un simulador que permita determinar la capacidad de produccion de pozos de petréleo en la UNELLEZ-

Barinas 2018.
Tabla 11-31. Mapa de variables.

Objetivos Especificos Variable Definicion Operacional Indicadores
= Identificar las ecuaciones fundamentales Ecuaciones para Formula  matematica para la = Vogel.
de los procesos asociados al yacimiento, la pérdida de determinacion de la energia perdida = Correlacion de
pozo y lineas de flujo, en un sistema de presion. conforme el fluido fluye a través de Beggs v Brill.
produccion. un tramo del sistema de produccion.
= Seleccionar las correlaciones numéricas y Algoritmo. Conjunto de pasos a seguir para = PVT (Pb, Rs, Bo,

algoritmos a implantar en el simulador
para el célculo de propiedades PVT
(petroleo, agua y gas) y curvas de oferta y
demanda.

Generar la interfaz gréfica principal de la
herramienta para la manipulacién de los
datos y resultados del simulador.

Comparar los resultados obtenidos por el
simulador, con un simulador de uso
comercial.

Ecuaciones para
las propiedades
PVT.

Interfaz gréfica.
Datos de
entrada.

Capacidad de
produccién.

realizar una tarea.

Formula matematica utilizada en la
determinacion de las propiedades que
varian de acuerdo a la presion,
volumen 'y temperatura en el
yacimiento.

Visualizacion principal del programa.
Informacion minima necesaria para
los calculos mateméticos  del
simulador.

Informacion representativa  del
comportamiento de produccion de un
pozo.

entre otras)

Usabilidad.
Caracteristicas  del
fluido, pozo vy
yacimiento.

Curva de oferta y
demanda.

Fuente: Rivas, E (2018).

94



NORMATIVA'Y ASPECTOS LEGALES.

La fundamentacion legal de esta investigacion, estd contemplada en la
Constituciéon de la Republica Bolivariana de Venezuela (1999), Ley Organica de

Ciencia, Tecnologia e Innovacion de Venezuela.

Constitucion de la Republica bolivariana de Venezuela (1999) Gaceta oficial N°

5.453 de 24-mar-2000.

e Articulo 110. “El Estado reconocera el interés publico de la ciencia, la
tecnologia, el conocimiento, la innovacion y sus aplicaciones y los servicios de
informacidn necesarios por ser instrumentos fundamentales para el desarrollo
econodmico, social y politico del pais, asi como para la seguridad y soberania
nacional. Para el fomento y desarrollo de esas actividades, el Estado destinara
recursos suficientes y creara el sistema nacional de ciencia y tecnologia de
acuerdo con la ley. El sector privado debera aportar recursos para las mismas. El
Estado garantizara el cumplimiento de los principios éticos y legales que deben
regir las actividades de investigacion cientifica, humanistica y tecnologica. La ley

determinara los modos y medios para dar cumplimiento a ésta garantia”.

El Articulo 110 de la Constitucién de la Republica Bolivariana de Venezuela
(1999) expresa, que el Estado Venezolano reconoce el interés publico de la ciencia,
la tecnologia, el conocimiento, la innovacion y sus aplicaciones, asi como los
servicios de informacion necesarios que son instrumentos primordiales para el
desarrollo econémico, social politico del pais. De hecho, el Estado destina recursos
para fomentar el Sistema Nacional de Ciencia y Tecnologia, pero a la vez en forma
enfatica garantiza el cumplimiento de los principios éticos y legales que deben regir
estas actividades estatuye expresamente que la ley determinara los modos y medios
para dar cumplimiento a esta garantia, lo que constituye una regulacion méas a los

medios informaticos la cual esta contenida en dicho articulo.
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La actual constitucion de la Republica Bolivariana de Venezuela reconoce
como de interés publico la ciencia, la tecnologia, el conocimiento, la innovacion y sus
aspiraciones y los servicios de informacion, a los fines de lograr el desarrollo
econdmico, social y politico del pais. Por lo cual, uno de los objetivos que persigue el
estado segun el decreto 825 y conforme al articulo 110 de dicha constitucion es,
incluir el uso de internet, en el progreso social y econdmico del pais, en la generacion
de conocimientos, en el incremento de la eficiencia empresarial, en la calidad de los
servicios publicos, econdmico, social, cultural y politico de la Republica. Por otra
parte, de acuerdo al Decreto 1290 el estado venezolano se compromete al
financiamiento de la Tecnologia para estimular el desarrollo de todos los estratos de

la vida nacional.

Plan de la Patria 2018-2025.

= Fase 2 2018-2020: EI despegue econdmico. Desarrollo tecnoldgico y productivo
para la sustitucion de importaciones, con la finalidad de lograr una
descolonizacion liberadora mediante la profundizacién del desarrollo educativo y

tecnoldgico en un marco pertinente.

Ley orgénica de Ciencia, Tecnologia e Innovacion (2014) gaceta oficial n® 6.151

de 18-nov-2014.

e Articulo 2. Las actividades cientificas, tecnologicas, de innovacion y sus
aplicaciones son de interés publico para el ejercicio de la soberania nacional en
todos los &mbitos de la sociedad y la cultura.

Esta entre los intereses del Estado y la poblacion en general, generar y
desarrollar tecnologias innovadoras mediante la investigacion aplicada a

diferentes campos.

e Articulo 21. La autoridad nacional con competencia en materia de ciencia,

tecnologia, innovacién y sus aplicaciones creard mecanismos de apoyo,
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promocion y difusion de invenciones e innovaciones populares, que generen
bienestar a la poblacion o logren un impacto econémico o social en la Nacion.

La Nacion apoyara aquellas invenciones y tecnologias innovadoras

desarrolladas por la poblacion, que de alguna forma logren generar un bienestar

econdmico o social en el pais.
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CAPITULO III: MARCO METODOLOGICO

Al realizar un trabajo de investigacion, es necesario seguir un conjunto de
pasos ordenados con el fin de mejorar la eficiencia de trabajo en todos los niveles, de
modo que, Finol y Camacho (2008, p.60) plantean el marco metodolégico en
referencia a “cémo se realizard la investigacion, muestra el tipo y disefio de la
investigacion, poblacién, muestra, técnicas e instrumentos para la recoleccion de
datos, validez y confiabilidad y las técnicas para el analisis de datos”. Asimismo,
Balestrini (2006, p.125) define el marco metodologico como “la instancia referida a
los métodos, las diversas reglas, registros, técnicas y protocolos con los cuales una

teoria y su método calculan las magnitudes de lo real”.

TIPO DE INVESTIGACION

En conformidad al problema planteado, y los objetivos que se desean lograr,
la investigacion referente al desarrollo de una herramienta tecnoldgica de simulacion
numeérica se considera de tipo cuantitativa; Palella y Martins (2004: 38), sefialan que
“La investigacion cuantitativa requiere el uso de instrumentos de medicion vy
comparacion que proporcionaran datos cuyo estudio necesita la aplicacion de
modelos matematicos y estadisticos”. De la misma manera, Sampieri (1991: 5) define
este tipo de investigacion como el método que “usa la recoleccion de datos para
probar hipoétesis, con base en la medicion numérica y el analisis estadistico, para
establecer patrones de comportamiento y probar teorias”.

Este tipo de investigacion es utilizado debido a la exactitud requerida por los
resultados del proyecto, de manera que, la investigacion a realizar esta fuertemente
basada en el analisis numérico y la utilizacion de modelos matematicos para la

prediccién de resultados.
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METODOLOGIA

La metodologia utilizada en esta investigacion, fue de tipo proyectiva,
definida por Hurtado (2000, p.325), como la “elaboracion de una propuesta o de un
modelo, como solucion a un problema o necesidad de tipo practico, ya sea de un
grupo social, o de una institucion, en un area particular del conocimiento, a partir de
un diagnostico preciso de las necesidades del momento, los procesos explicativos o
generadores involucrados y las tendencias futuras”. Esta clase de investigacion se ve
orientada a entornos académicos, empresariales, cientificos, institucionales y sociales,
donde se formulan propuestas para la solucion de problematicas determinadas, a
partir de procesos de indagacion sobre las causas de generacion.

De acuerdo a Rietveld, Alamo y Natera (2006), es el que abarca el campo de
la tecnologia, pues ésta aborda problemas practicos, se centra en aplicaciones
concretas, en dar respuesta al como hacer las cosas, inspirada en los procesos de
investigacion. De la misma manera, Hurtado (2010, p.564) expresa que son
investigaciones proyectivas, aquellas que conducen a la creacion de inventos,
programas y disefios, que buscan cubrir una necesidad en especifico.

Entre los tipos de proyectos enmarcados en este tipo de investigacion se
encuentran: (a) Tecnoldgicos, como el disefio de software, maquinarias, artefactos,
productos, substancias quimicas, edificaciones, materiales, alimentos (biotecnologia);
(b) Artisticos, en donde se encuentran los proyectos pictéricos, literarios, dramaticos,
audiovisuales, publicitarios, entre otros; (c) Organizacionales, donde se ubican el
disefio de empresas o departamentos de alguna empresa, Instituciones y organismos
que agrupan personas con diversos fines, el disefio de politicas, especificaciones de
cargos, relaciones organizativas, siempre a partir de la investigacion; (d) Sociales,
siendo éstos aquellos realizados con la finalidad de dar respuestas a situaciones,
aspiraciones o problematicas de tipo social.

De este modo, se pueden ubicar como investigaciones proyectivas de tipo
tecnoldgico, las investigaciones que conducen a inventos, programas, disefios 0 a
creaciones dirigidas a cubrir una determinada necesidad; las investigaciones

proyectivas se ocupan de la invencion. A partir de lo antes mencionado, puede tenerse
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claro el por qué se utiliz6 esta metodologia de investigacion; el presente proyecto
consiste en la creacion de un programa de software disefiado para suplir una
necesidad encontrada dentro de una institucion educativa, mediante la utilizacion de
modelos matematicos previamente investigados.

La metodologia utilizada para este trabajo especial de grado de tipo
cuantitativo y proyectivo tecnolégico, puede dividirse en diferentes etapas, ordenadas

en funcion del cumplimiento de cada uno de los objetivos de la investigacion.

Etapa I: Recopilacion de la informacion

Con la finalidad de lograr desarrollar el simulador para el célculo de la
capacidad de produccion de pozos de petroleo, se hizo necesario obtener toda
referencia pertinente al tema. Asi, el primer paso consistio en la exploracion y
recoleccion de fuentes documentales confiables, de primera mano, relacionados con
el area de trabajo. El principal origen de la informacion fue la documentacion
bibliografica, como libros de autores reconocidos en la materia, tesis, proyectos de
investigacion con conocimiento veridico y articulos técnicos de la Sociedad de

ingenieros de petroleo (SPE).

Etapa I1: Ordenamiento y procesamiento de las ecuaciones fundamentales

Arias F. (2006, p.111) define esta etapa como el punto que describe las
distintas operaciones a las que seran sometidas los datos obtenidos. Asi, en conforme
a lo anteriormente dicho, se utiliza la técnica légica de analisis y sintesis.

Luego de conseguir suficiente material informativo, se sucedid leyendo
discriminatoriamente de acuerdo con los aspectos relevantes en cada topico, haciendo
énfasis en una revision rapida y eficiente. De esta forma, la informacion fue
organizada en funcion del tema estudiado, de la siguiente manera:

» Propiedades PVT de los fluidos de interés: En esta categoria se recolecto la
informacién relevante para el calculo de las propiedades PVT para petréleo,

gas y agua. A partir de este conocimiento, y de acuerdo a ciertos criterios
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como: (a) accesibilidad, (b) porcentaje de error promedio, y (c) rangos de
aplicacion; fueron seleccionadas las correlaciones més adecuadas para su

inclusion dentro del simulador a desarrollar.

» Capacidad de produccion de un pozo de petroleo: En este punto, la
informacién fue ordenada en funcién del comportamiento de afluencia del
pozo productor, y la demanda de energia requerida por el sistema de
produccién; separandose en dos puntos notables: La curva de oferta, y la

curva de demanda.

» Referencia informatica basica: Finalmente, la informacion en el area de
programacion es recopilada en este punto, especificamente, el lenguaje de
programacion a utilizar en el desarrollo del simulador, entre otros conceptos

basicos.

Etapa I11: Seleccion del lenguaje de programacion

Antes de poder iniciar el desarrollo de la aplicacion de software, fue necesaria
la definicion del lenguaje de programacion a utilizar. Python 3 fue elegido debido a
ciertas caracteristicas que le otorgan ventaja frente a otros posibles lenguajes;
principalmente, es una herramienta versatil en cuanto al paradigma de programacién
que puede ser utilizado, en este caso, siendo beneficiosa una orientacion a objetos;
posee una estructura notablemente simple, trayendo como consecuencia poder
realizar grandes tareas de programacion en menor tiempo; asi mismo, debido a su
sencillez, no requiere de grandes cantidades de desarrolladores para crear

eficientemente una aplicacion.

Etapa 1V: Procedimiento de disefio del simulador

El simulador desarrollado tiene como nombre “BlackOil Sim”; cuyo objetivo

principal es la automatizacion de los procesos de céalculo requeridos para el
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conocimiento de la capacidad de produccion de un pozo de petréleo, mediante la

utilizacion de diversos métodos de prediccion. Con esta finalidad, el disefio del

simulador fue separado en varias fases, de acuerdo a la funcién que éstas cumplen en

la aplicacion:

Interfaz gréfica de usuario: Se conoce asi al esqueleto visual de la
aplicacion, permite la interaccion entre el computador y el usuario, y mediante
ésta, puede ser introducida en el simulador la informacion requerida para su
correcto funcionamiento. La misma fue disefiada mediante la utilizacion de la
libreria estdndar Tkinter, y su variacion ttk, debido a su sencillez y rapidez de
programacion.

El tipo de comunicacién computador-usuario utilizado varia en funcion
de la clase de informacion administrada, de tal manera, se distinguen:

» Lainterfaz de mend.
» Lainterfaz gréfica.

La interfaz de menu estd compuesta por la informacion mas bésica
del simulador, que debe poder ser accedida desde cualquier ventana de la
aplicacion. Contiene los siguientes submenus:

= Archivo

= Datos requeridos
» Anadlisis de datos
= Configuracién

=  Ayuda

La interfaz grafica se separ6 en diferentes marcos (Frame widget;
definido como un tipo de objeto que permite contener dentro de si mismo a
otros objetos, un contenedor) de acuerdo a la relacién entre los datos
requeridos. Siendo éstos los siguientes:

= Marco de inicio: Contiene el nombre de la aplicacién, asi como su
logotipo, y la version de programa de la misma. El formato de version

es el siguiente:
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X.Y.Z.ddmmaa
Donde:
X = Gran actualizaciéon en el programa, los cambios realizados en
relacién a la version anterior son notables.
Y = Actualizacion menor, ejemplo: adicién de nuevas caracteristicas
considerablemente sencillas.
Z = Arreglo de errores en la aplicacion.
ddmmaa = Fecha de publicacion de la actualizacion, en formato dia,
mes y afio.
Ejemplo: 1.2.0.291018

El nimero de versién anterior denotaria una fecha de

publicacion del 29 de octubre del afio 2018 para la actualizacion 1.2.0.

Figura I11-1. Marco de inicio del simulador BlackOil Sim.

& BlackOil Sim ALPHA Versién: 125.221218 | Bl |

Archivo Datos requeridos  Andlisis de datos  Configuracién  Ayuda

BlackOil Sim

BlackQil Sim ALPHA Versidn: 1.2.5.221218

Fuente: Rivas, E (2018).
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* Marco “Datos de yacimiento”: En este marco, se introduce toda la
informacion relacionada al yacimiento, asi como los fluidos existentes
en el mismo. A su vez, éste se separa en sub-marcos de contenido: (a)
Parametros del yacimiento, (b) Parametros de fluido, (c) Correlaciones
de célculo para las propiedades PVT del fluido, (d) Opciones de
calculo del pozo. Estos datos son necesarios para la generacion de las
curvas de oferta y demanda, mediante la prediccion del

comportamiento de afluencia del yacimiento.

Figura I11-2. Marco Datos de yacimiento.

4 BlackOil Sim ALPHA Version: 1.2.5.221218 = | B eS|
Archivo Datos requeridos  Analisis de datos  Configuracion  Ayuda
Datos de yacimiento
Datos requeridos
Parametros del Yacimiento Parametros de Fluido
Presién de yacimiento Ipca Gravedad API Petrélea °APT
Temperatura de yacimienta °F Gravedad especifica Petréleo
Espesor de la arena pie Gravedad especifica Gas
Profundidad del yacimiento pie Gravedad especifica Agua
Area del yacimiento acres Salinidad del agua ppm
Permeabilidad efectiva al petréleo md Relacién gas-petrdleo GOR PCN/BN
Permeabilidad efectiva al agua md Corte de agua producida %
Correlaciones. Propiedades PVT Opciones de cilculo
Petréleo |agua| Gas Tipos de Fluido Maodelo de entrada
Presién de burbuja Viscosidad del petréleo muerto - -
Petréleo negro +  Parametros del yacim +
Pb: @ Calculo por correlacién:  Standing - pod: @ Célculo por correlacién:  Beal, C. -
_) Datos de usuario: 2 Datos de usuario: Estados de flujo
Solubilidad del gas en petréleo Viscosidad del petréleo saturado Flujo semi-continuo -
Rs: @ Célculo por correlacién:  Standing - pob: @ Calculo por correlacion:  Beggs H.D, y Robinse =
* Datos de usuario: * Datos de usuario: Datos del punto de prueba
Presién de prueba (Ipo):
Factor volumétrico del petréleo Viscosidad del petréleo sub-saturado
Bo: @ Célculo por correlacién:  Standing - po: @ Calculo por correlacion:  Beal, C - Caudal de prueba (BNPD): |0
*) Datos de usuario: ~) Datos de usuario:
Datos de prueba || Borrar datos | Resultados Calcular
Compresibilidad del petréleo Densidad del petrdlec
Co: @ Calculo por correlacién:  Vasquez & Beggs - po: @ Calculo por correlacién:  Brill, JP.y Beggs, HC =
_) Datos de usuario: _) Datos de usuario:

Fuente: Rivas, E (2018).

* Marco “Datos de pozo”: En el mismo, se introducen los datos
requeridos para la determinacion de la energia necesaria para la
movilizacion del hidrocarburo desde el yacimiento hasta la superficie,
es decir, la generacion de la curva de demanda. Sin embargo, debido al
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alcance de esta investigacion, el desarrollo de esta ventana se
encuentra previsto para futuros trabajos especiales de grado, puesto

que se encuentra la premisa de un diametro de pozo constante.

Figura I11-3. Marco Datos de pozo.

-
4 Configuracién de pozo

| 5] |
Datos del pozo
Informacién Basica
Tipo de pozo: Radio del pozo (pulg): 4.248
Qrientacion del pozo:
Geometria de drenaje:
Tipo de flujo:
Tabla de datos
Informacién del equipo de pozo
Tuberia 1D (pulg) 0D (pulg) Peso (Ib/ft) MD (f) Rugosidad (ft) Casing ID Tipo
(Acirtobera] [[quiortubers

Fuente: Rivas, E (2018).

* Marco “Opciones de calculo”: En este marco, se encuentra la
seleccion del modelo de entrada de datos a utilizar, siendo éstos:
Parametros del yacimiento, y Datos del punto de prueba”; también

pueden conseguirse los botones para el calculo y la visualizacién de
los resultados.
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Figura I11-4. Marco Opciones de célculo.
Opciones de calculo

Tipos de Fluido Maodelo de entrada

Petralec negro - Parametros del yacim -

Estados de flujo

Flujo semi-continua -

Datos del punto de prueba

Presion de prueba (lpc: 0

Caudal de prueba (EMPD): |0

Datos de prueba”Eorrar datos][ Resultados ” Calcular

Fuente: Rivas, E (2018).

* Ventana “Curva IPR”: Aqui es presentada la informacién calculada
a partir de los datos insertados en el marco “Datos de yacimiento”,
especificamente, la curva de energia ofrecida por el yacimiento. Puede
seleccionarse el disefio de la curva asumiendo un comportamiento
lineal, o tipo Vogel. Ademas, los resultados del grafico pueden ser
tabulados para su mejor visualizacién. Se accede a la misma a través

del menu “Analisis de datos”.
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Figura I11-5. Ventana de la curva de oferta IPR.

-
4 Curva de oferta IPR. (Inflow performance relationship) =NAC)
Curva IPR
Tipo de Curva IPR
@ Linea recta Graficar IPR
) Curva Vogel [l Componentes de la fase
Tabla de Resultados
Presiones a calcular {lpca) Calcular
[C] Datos de grafica
Pwf (Ipca) gL (BNPD) qo (BNPD) qw (BNPD) i

4

Exportar resultados

[

Fuente: Rivas, E (2018).

* Ventana “Curva VLP”: En esta ventana, puede ser observada la data
relevante para el calculo de la curva de demanda del pozo, asi como
también la seleccion de las correlaciones a utilizar para su obtencion.

Se accede a la misma a través del menu “Analisis de datos”.
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Figura I11-6. Ventana de la curva de demanda VLP.

-

4 Curva de demanda VLP (Vertical lift performance) = | 5 S
Curva VLP
Datos para el cilculo de la curva VLP

Valores calculados Datos requeridos para el calculo
Pb: 22858561 Ipc Didmetro interno de tuberia: pulg
Rs: 400.0 PCN/BN Rugosidad relativa promedio &/d: pie
Bo: 1.2052 BY/BM .,

Presion en el separador: lpc
Ho: 0.9583 cp

Temperatura del separador: °F
Hw: 0.354 cp
- 00233 cp Temperatura del cabezal: F
pl: 0.8072 cp Temperatura del fondo de pozo: °F
po: 48.4055 Ib/pie® Longitud de linea de superficie: pie
pw: 62.5877 Ib/pie* Longitud de linea de pozao: pie
Pg: 127343 Ib/pie Correlacién a utilizar: Erill, J.P. y Beggs, H.D.
pl: 519511 Ib/pie®

Calcular Datos de prueba

re: 8326337 pie
J: 0.9789 (97.89%) Exportar resultados Graficar resultados
Q max: 24315657 BPD [l 1PR (Vogel)
Pws: 35000 lpe [C] WLP (cabezal)
al: 12,408 dinas/cm

Fuente: Rivas, E (2018).

Ventana “Configuracion de la aplicacion”: En esta ventana pueden
ser modificadas algunas de las configuraciones utilizadas en el
simulador como, por ejemplo, el nimero de cifras a utilizar en el

redondeo de los célculos, tipo de fuente y tamafio, entre otros.
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Figura I11-7. Ventana configuracion de la aplicacion.

-

[

4 Configuracion de la aplicacion =RNTE X
Configuracién del programa
Opciones de calculo
[C] Redondear resultados
Cifra de redondea: 4 -
Opciones generales
Tipo de fuente: Segoe Ul - Tamafio de graficos: D
Color de fuente: Megro - Color de graficos: Aleatorio -
Tamafio de fuente: D
Cancelar ‘ l Aceptar

Fuente: Rivas, E (2018).

= Introduccién de las correlaciones al simulador:

Para el desarrollo del simulador, se utiliz6 como paradigma, la programacion

orientada a objetos, definida por Booch G. (1995) como “un método de

implementacién en el que los programas se organizan como colecciones

cooperativas de objetos, cada uno de los cuales representan una instancia de

alguna clase, y cuyas clases son todos miembros de una jerarquia de clases

unidos mediante relaciones de herencia”. Por consiguiente, los algoritmos

para el célculo de cada correlacion utilizada, fueron desarrollados siguiendo

este procedimiento a base de objetos. Para cada propiedad del petroleo, agua y

gas requerida por el simulador, es posible escoger entre el calculo mediante
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correlaciones, o la insercion de un valor concreto; a su vez, fue disefiada una
caja de eleccion multiple, con la cual poder seleccionar la correlacion que

mejor se ajuste a las caracteristicas y parametros del yacimiento y fluido.

Figura 111-8. Marco de correlaciones PVT para petréleo.
Correlaciones. Propiedades PVT

Petréleo Agugngs
Presion de burbuja Viscosidad del petrolec muerto
Pb: @ Calculo por correlacian:  Standing - pod: @ Calculo por correlacion:  Beal, C. -
) Datos de usuario: ) Datos de usuario:
Solubilidad del gas en petroleo Viscosidad del petraleo saturado
Rs: @ Cilculo por correlacion:  Standing - pob: @ Calculo por correlacion:  Beggs H.D, y Robinse «
) Datos de usuario: ) Datos de usuario:
Factor volumétrico del petrdleo Viscosidad del petréleo sub-saturado
Bo: @ Calculo por correlacian:  Standing - po: @ Calculo por correlacion:  Beal, C. -
©) Datos de usuario: ©) Datos de usuario:
Compresibilidad del petréleo Densidad del petréleo
Co: @ Cdlculo por correlacién:  Vasquez & Beggs - po: @ Célculo por correlacién:  Brill, LP. y Beggs, HC ~
(©) Datos de usuario: ) Datos de usuario:

Fuente: Rivas, E (2018).

A su vez, la visualizacion de los resultados obtenidos al calcular las
propiedades PVT, puede ser encontrada en la ventana “Resultados”, en el
marco “Datos de prueba”.

El siguiente diagrama de flujo demuestra el procedimiento para el

calculo de las propiedades PVT para el petroleo.
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Gréfico I11-1. Diagrama de flujo del proceso de calculo PVT para petréleo.

Calcular P,

'y

Seleccionar
correlacién

Introducir Py

/

Calcular R,

F Y

Seleccionar
correlacion

SI

Correlacion Introducir R,

/

Calcular B,

'y

Seleccionar
correlacién

Introducir B,ar

/

|3qu=? = Bob

h 4

Calcular B, Boar = Po

Calcular p4

'y

Seleccionar
correlacion

Correlacion Introducir p.4

Calcular p,

F 3

Seleccionar
correlacion

NO
Correlacion

7 Introducir p,,

Seleccionar
correlacion

Y
Y

Calcular p, Wogp = Mo

Fuente: Rivas, E (2018).
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Gréfico 111-2. Diagrama de flujo del proceso de calculo PVT para agua.

/ Ps T,'}"“.,S /

Seleccionar
correlacion

F 3

Calcular R,,,

SI

Correlacion

Sy

Introducir R,,, /

Seleccionar

Calcular C,, correlacion

F Y

Correlacion

\JF

Introducir C,, /

Seleccionar
correlacion

Calcular B,

F 3

Calcular fi,

Introducir
Buar

¥

B»@P: i

Seleccionar
correlacion

F Y

Calcular p,,

Introducir p,, /

Fuente: Rivas, E (2018).
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Gréfico 111-3. Diagrama de flujo del proceso de cal

k.

e - )
[ Inicio
N

culo PVT para agua.

.,

r

/ Pq Ta Yg'r /

SI _— _ NO ]
Calcular P, Seleccionar — ey T Introducir P,
* ‘o Correlacion
y T correlacion ‘_\/ y T
Seleccionar S '/*HH““NU
P 1 e e e . 3
Calcular 7, |« corrdlacita &\w' 7 [ntroducir Z
Y
Selacel SI _— ——__NO
Calcular B, |« e mmmil?r " Correlacion > Introducir B,
£ correlacion ‘_\/ .
Selecei 51(,/*1““&“0
Calcular p, |« cecaonar < Correlacion = Introducir p
e correlacion \/ e
Y
Seleccl SI _— —__NO
. _.-"-_ " - -
Calcular p, |« .e eectonar W Introducir p,
correlacion

Fuente: Rivas, E (2018).

Etapa V: Prueba del simulador

Luego de haber disefiado la interfaz grafica principal, y la introduccion de los

algoritmos de calculo al simulador, continGa la comprobacién del funcionamiento del

mismo, mediante la utilizacion de datos re

ales y ficticios, comparando los resultados

obtenidos con la finalidad de encontrar algin posible error en la formulacion de las

correlaciones o inexactitud en el cddigo fuente. Este procedimiento se realizd

simultaneamente a la programacion de la aplicacidn, con el propésito de exponer

113



cualquier equivocaciéon a medida que vayan ocurriendo. Finalizada la programacion,
se generd un archivo ejecutable, con el que lograr la instalacion del simulador en
diferentes computadores; fue comprobado su funcionamiento en ordenadores que no
poseian el interpretador de Python instalado. El procedimiento de comprobacién final
se separd en tres casos (Base, 1 y 2), siendo estos diferenciados en funcion de la
cantidad de fases fluyendo a través del pozo: Flujo monofésico, bifésico y trifésico.

POBLACION Y MUESTRA

Segln Arias F. (1999, p.22), “la poblacion se refiere al conjunto para el cual
seran validas las conclusiones que se obtengan: a los elementos o unidades
involucradas en la investigacion”.

Tamayo y Tamayo (1997, p.38) define la muestra como “el grupo de
individuos que se toma de la poblacion, para estudiar un fenomeno estadistico”; es
decir, es un conjunto representativo de la poblacion.

Sin embargo, de acuerdo con Arias F. (1999), debido a la naturaleza
bibliogréafica y el disefio proyectivo de esta investigacién, la poblacion y muestra se
omite, dado que la misma equivale al tema de estudio en si, en este caso, el simulador

desarrollado.

TECNICAS, INSTRUMENTOS Y MATERIALES APLICADOS EN LA
RECOLECCION DE DATOS.

El desempefio de una investigacion yace en la facilidad con la que se logre
conseguir informacion pertinente al tema, precisa, concisa y lo més cercana a la
realidad posible; de esta forma, las técnicas utilizadas para la recoleccién de esta
informacién juegan un papel muy importante en el desarrollo de una investigacion.
Arias (2006), sefiala que la técnica de recoleccion representa el conjunto de
procedimientos o formas utilizadas en la obtencion de la informacion necesaria para
lograr los objetivos de la investigacion. Por otra parte, Ramirez (2007, p.157) define a

las técnicas de recoleccion de datos como el “procedimiento mas o menos
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estandarizado que se ha utilizado con éxito en el ambito de la ciencia”. A partir de
esto, se elige la técnica de revision bibliografica como herramienta para la

recoleccion de informacion.

Recopilacion bibliogréfica

La técnica utilizada para la recoleccion de datos es la revision bibliografica,
que comprende todas las actividades relacionadas con la budsqueda de informacion
escrita sobre un tema acotado previamente y sobre el cual, se relne y discute
criticamente, toda la informacién recuperada y utilizada. De acuerdo a Machi L. y
McEvoy, B. (2009) “Con la revision bibliogréafica se aproxima al conocimiento de un
tema. Es una sinopsis que sumaria diferentes investigaciones y articulos que da una
idea sobre cuél es el estado actual de la cuestion a investigar. En la revision se realiza
una valoracién critica de otras investigaciones sobre un tema determinado, proceso
que nos ayuda a poner el tema en su contexto”.

La documentacion e informacion requerida para el desarrollo de esta
investigacion, fue obtenida mediante el estudio bibliogréafico de diferentes fuentes,
como: (a) Libros referentes al tema (Ingenieria de yacimientos, produccion de
hidrocarburos); (b) Tesis y proyectos de investigacion sobre temas en relacion a ésta
investigacion; (c) Articulos técnicos de fuentes de calidad como la Sociedad de
ingenieros de petroleo SPE. Se determiné que esta técnica de recoleccion de
informacién era precisa debido a la cantidad de datos verificados por autores
anteriores que era necesaria para el correcto célculo y posterior andlisis de los
resultados obtenidos por el simulador, como investigaciones referentes al calculo de

propiedades PVT, el disefio de curvas de afluencia de un pozo, entre otros.

Instrumentos de Recoleccion de datos

Un instrumento de recoleccion de datos es aquel medio material empleado
para recoger y almacenar la informacion requerida por la investigacion (Arias, 1999

p.25), como fichas, formatos de cuestionario, guias de entrevista, entre otros. De esta
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manera, en funcién del disefio de la investigacion, no fue requerida la utilizacion de
dicha clase de instrumentos.

Sin embargo, para el procesamiento y andlisis de los datos obtenidos como
resultado del desarrollo de la herramienta de software, se utilizaron tablas de

comparacion, gréficos y figuras.
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CAPITULO IV: ANALISIS DE LOS RESULTADOS

En este capitulo, se presenta un anélisis de los resultados obtenidos mediante
el calculo de la capacidad de produccién de un pozo de petréleo, siguiendo el orden
en el cual se plantearon los objetivos especificos del trabajo investigativo. Con la
finalidad de demostrar de una forma mas intuitiva el resultado de esta investigacion,
se realizara una prueba al simulador con datos de bibliografia, para posteriormente ser

comparados con los valores obtenidos mediante el uso de un simulador comercial.

Ecuaciones fundamentales de los procesos asociados al yacimiento, pozo y lineas

de flujo, en un sistema de produccion.

Mediante el estudio de fuentes bibliograficas de gran variedad, pudo
determinarse cuales fueron los aspectos requeridos para el desarrollo de una
aplicacion de software apta para el calculo de la capacidad de produccion de un pozo
de petroleo.

Cada pozo de produccion es perforado y completado con la finalidad de
transportar el fluido desde su lugar original en el yacimiento hasta la superficie; sin
embargo, dicho movimiento requiere de energia para asi ser capaz de sobrepasar las
perdidas por friccion, elevacion y aceleracion en el sistema. La caida de presion total
del sistema en cualquier momento, sera igual a la presion inicial del fluido menos la
presion final del mismo, representado por la ecuacién Ec. (11-1).

Esta caida de presidn es la sumatoria de todas las pérdidas de presion que
ocurren a lo largo del sistema. Dado que el declive de la presion en cada elemento
varia con la tasa de produccion, lo inverso es también cierto, el caudal de
hidrocarburo producido es controlado por los componentes seleccionados. Por
consiguiente, la eleccion del tamafio o longitud de cada componente individual es
muy importante; aun asi, debido a la interaccion entre los elementos del sistema, un

cambio en el comportamiento de la pérdida de energia de un segmento podria afectar
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a todos los demés. Esto ocurre principalmente, porque el fluido es compresible y, por
lo tanto, el descenso de la presion de un componente particular depende no solamente
de la tasa de flujo a través del mismo, sino también de la presién promedio existente
en él.

Muchas veces, la tasa de produccion de un pozo puede ser severamente
restringida por el rendimiento de solo un componente en el sistema. Si el efecto de
cada elemento en la eficiencia total del sistema puede ser aislado, la misma podréa ser

optimizada de la manera mas econémica.

Figura IV-1. Diferentes nodos de estudio.

Linea de flujo superficial

Separador

Estrangulador de superficie
Cabezal de pozo

Vélvula de seguridad
Restricciones

Fondo de pozo

Cara de la arena
Yacimiento

1.
2.
3.
4.
S.
6.
7.
8.

Fuente: Rivas, E (2018).

El procedimiento para el andlisis de la capacidad de produccién de un pozo
consiste en la seleccién de un punto de division para el sistema en estudio. Todos los
componentes aguas arriba del nodo comprenden la seccién de oferta, mientras que los

elementos aguas abajo integran a la seccién de demanda. De esta manera, la ecuacion
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fundamental para el anélisis de la capacidad de produccion en un sistema con nodo de
estudio en fondo de pozo tomando en cuenta el alcance de esta investigacion es la
siguiente:

P,s— Py, = AP, + AP, + AP, Ec. (IV-1).

La caida de presion en el yacimiento se calcula mediante la ecuacion de
Darcy:

_ qo”oBoLn(re/rw) -0,75+S§

AP
y 0,00708k,h

Ec. (IV-2).

Al trabajar con un angulo de inclinacién de 90°, el efecto de la gravedad sobre
la pérdida de presion serd el maximo posible. De esta forma, la pérdida de presion en
el pozo se calcula a traves de:

n 2
AZ <gps +fmpst )

AP, =
P — 144\ g. 2g.d

Ec. (1V-3).

El efecto de la gravedad sobre la pérdida de presion a lo largo de la linea de
flujo es nulo, asumiendo una completa horizontalidad (4ngulo igual a 0°).

ap = N AZ (fmpsVm
! 144\ 2g.d

Ec. (1V-4).

Correlaciones empiricas y algoritmos implantados en el simulador para el
célculo de propiedades PVT (petrdleo, agua y gas) y curvas de oferta y demanda.

Los factores de eleccion para cada correlacion integrada en este simulador
fueron anteriormente nombrados en el capitulo Il. A continuacion, se presentan las

correlaciones finales introducidas en el programa.
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Tabla IV-1. Correlaciones implementadas para petrdleo en el simulador.

Propiedad PVT Autor Afo
Presion de burbuja Py, Solubilidad del gas Rs y Standing 1977
factor volumétrico Bo (P < Py). Vasquez y Beggs 1980
Glaso 1980
TOTAL 1983
Kartoatmodjo y 1994

Schmidt
Compresibilidad del petroleo Co (P > Pp) Vasquez y Beggs 1980
Petrosky y Farshad 1993
Kartoatmodjo y 1994

Schmidt
Viscosidad del petroleo muerto pog Beal 1946
Beggs y Robinson 1975
Glaso 1980
Kartoatmodjo y 1994

Schmidt
Viscosidad del petr6leo con gas en solucién Lo Chew y Connally 1959
(P <Py Beggs y Robinson 1975
Kartoatmodjo y 1994

Schmidt
Viscosidad del petréleo con gas en solucion o Beal 1946
(P > Py Véasquez y Beggs 1980
Kartoatmodjo y 1994

Schmidt

Fuente: Rivas, E (2018).
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Tabla IV-2. Correlaciones implementadas para agua en BlackOil Sim.

Propiedad PVT Autor Afo de
publicacion
Solubilidad del gas en el agua Rsw = Culbersony 1951
McKetta
=  McCoy 1983
Factor volumétrico del agua Bw = McCain 1990
= McCoy 1983
Compresibilidad del agua Cyw *= Dodson y Standing 1944
= QOsif 1988
Viscosidad del agua pw = Van Wingen 1950
= Matthews y Russel 1967
= McCain 1990
=  McCoy 1983
Densidad del agua pw = McCain 1990

Fuente: Rivas, E (2018).

Tabla I'V-3. Correlaciones implementadas para gas en el simulador desarrollado.
Propiedad PVT Autor Afio de

publicacion

Brown, Katz, 1948
Oberfell y Alden

Presion y temperatura seudocritica Psc,
TSC

Factor de compresibilidad del gas Z

Victor Popéan

= Brill y Beggs 1974
Factor volumétrico del gas By = Ley de gases reales
Viscosidad del gas g = Leey Gonzélez 1966
Densidad del gas pyg = Ley de gases reales

Fuente: Rivas, E (2018).

Los marcos para la seleccién de las correlaciones a utilizar en el calculo de

las propiedades PVT de los fluidos son las siguientes:
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Figura IV-2. Seleccién de correlaciones para petréleo.

Correlaciones. Propiedades PVT

Petralea AgualGas

Presion de burbuja

Viscosidad del petrdleo muerto

Pb: @ Célculo por correlacian:  Standing A pod: @ Célculo por correlacion:  Beal, C. -
) Datos de usuario: ) Datos de usuario:
Solubilidad del gas en petroleo Viscosidad del petraleo saturado
Rs: @ Calculo por correlacién;  Standing A pob: @ Calculo por correlacién:  Beggs H.D, y Robinst +
) Datos de usuario: 0 Datos de usuario:
Factor volumétrico del petrdleo Viscosidad del petréleo sub-saturado
Bo: @ Célculo por correlacién:  Standing - po: @ Calculo por correlacién:  Beal, C. -
) Datos de usuario: ) Datos de usuario:
Compresibilidad del petréleo Densidad del petraleo
Co: @ Calculo por correlacién:  Vésquez & Beggs - po: @ Célculo por correlacién:  Brill, LP. y Beggs, HC ~
) Datos de usuario: ) Datos de usuario:
Fuente: Rivas, E (2018).
Figura 1V-3. Seleccién de correlaciones para agua.
Correlaciones. Propiedades PVT
Petréleo| Agua |Gas
Solubilidad del gas en agua Densidad del agua
Rsw: @ iCalculo por correlacion: | Culberson, O.L.y Me McCain, W.D., Jr. =

) Datos de usuario:

Compresibilidad del agua
Cw: @ Calculo por correlacion:

©) Datos de usuario:

Bw: @ Céalculo por correlacion:

) Datos de usuario:

Viscosidad del agua
pw: @ Calculo por correlacidn:

) Datos de usuario:

Dodsen, C.Ry Standi

Factor volumétrico del agua de formacian

McCain, W.D., Ir.

Matthews, C.5. y Rus

- pw: @ Célculo por carrelacidn:

) Datos de usuario:

L]

Fuente: Rivas, E (2018).
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Figura IV-4. Seleccién de correlaciones para gas.

Correlaciones. Propiedades PVT

Petroleo |Agua Gas

Presion y temperatura seudocritica del gas Densidad del gas

Pscy Tsc: @ iCalculo por correlacion: ; Brown, Katz, Oberfe + pg: @ Calculo por correlacion:  Ley de gases reales -

' Datos de usuario: ) Datos de usuario:

Factor de compresibilidad del gas
Z: @ Calculo por correlacién: Victor Popdn -
) Datos de usuario:

Factor volumétrica del gas
Bg: @ Calculo por correlacion:  Ley de gases reales =

) Datos de usuario:

Viscosidad del gas

“

Hg: @ Calculo por correlacion:  Lee, AL, Gonzalez, M.

' Datos de usuario:

Fuente: Rivas, E (2018).

En estas secciones puede elegirse entre el calculo matematico por correlacion,
o la introduccién de un valor conocido para cada una de las propiedades PVT del
petréleo, gas y agua.

Para el disefio de la curva de oferta, se utilizan las formulas correspondientes a
los modelos de linea recta y Vogel, previamente presentadas en capitulo Il. La
correlacion seleccionada para el célculo de la caida de presiéon durante el flujo en
tuberias, fue la correlacién de flujo multifasico de Beggs y Birill.
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A continuacién, se presentan diagramas de flujo para la demostracion del
proceso de célculo seguido en el disefio de las curvas de oferta IPR y demanda VLP.
Asi mismo, el diagrama de flujo con la representacion del algoritmo procedural para

el calculo de la pérdida de presion mediante la correlacion de Beggs y Brill.

Gréfico 1V-1. Diagrama de flujo, Curva de oferta IPR.

—
Inicio

A J

Pws, Ph

Yacimiento S1 : S NO Yacimiento

Subsaturado thws = th. Saturado

Calcular indice de
productividad J

_| Calcular gL, qo y qw
"|  apresion Pwf

S _——__  NO

Pwl=Pwl+ AP 1—@% Graficar IPR

T

o =

Fin

Fuente: Rivas, E (2018).
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Gréfico 1V-2. Diagrama de flujo, Curva de demanda VLP.

{ Inicio |

¥

e L linea de superficie,

« L beria de produccion.
o Poaep, T sep.

« Thead, Twl

!

Dividir longitud total de
tuberias del sistema en N
tramos de = 200 pies

!

gL = 12,5%0Qmax

L4
Z
I
=

N=N+1

‘-+

Calcular pérdida de presion
en tramo N, en funcion del
caudal qlL..

gL =qL + AqL

Fuente: Rivas, E (2018).

ﬁpmm = E'&Pu

Graficar VLP

-
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Gréfico 1V-3. Diagrama de flujo para la correlacién de Beggs v Brill.

Seleccionar Py = P,,. Asumir Py,

h
Calcular presion v temperatura
promedio Pp y Tp
v
Calcular Ph, Rs, Bo, Bw, po, pw,
NEg, Gy Gpq £ a;la presion Pp,

h 4

Calcular las velocidades superficiales de la fase
liguida V, gaseosa V, y de la mezcla V.

k4
Calcular s, pr. Pos Pro Pws P Ps ¥ Pas I
L i

Calcular las viscosidades de la fase liquida, v la
mezcla, con y sin deslizamiento considerado: py, .,

1P
Calcular la tension superficial de la fase liquida oy

h 4
Calcular el mamero de Froude Ngg
v Reynolds N,..
¥

Calcular los parametros de
correlacion Ly, Ly, Ly v Ly

| | Determinar pTatrc’:n de flujo | |
h

Calcular H(0) en funcion del patron de flujo existente.

| Calcular el factor de correccion y. I
L4
| Calcular Hy(0) corregido por inclinacion. I
¥
Calcular el factor de friccion correspondiente a la
mezcla bifasica, sin considerar deslizamiento
entre fases f,,.

v
Calcular el factor de friccion

bifisico, considerando el
deslizamiento entre fases fy.

v
Calcular AP para la seccion de

tuberia.
¥

ch = P| + AP

NO

P1, — P2 | < Rango de
tolerancia

Ph = Plc

P2ina = Pae

Fuente: Rivas, E (2018).
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Interfaz gréafica principal de la herramienta para la manipulacion de los datos y
resultados del simulador.

Para el disefio de la interfaz grafica de BlackOil Sim, se utilizo la biblioteca
Tk, en su version Tkinter para el lenguaje de programacion Python. La interfaz se
dividio en diferentes espacios, en donde se agrupo informacion cercanamente
relacionada una de otra.

La interfaz principal del programa funciona como puente entre la
computadora y el usuario, de esta forma, la introduccion de la informacion requerida
por el simulador, por parte del usuario, se vuelve més sencilla. Fue disefiada tomando
en cuenta factores como la accesibilidad, y facilidad de utilizacién por el usuario.

El programa de software requiere de cierta informacion minima para la
realizacion de los calculos de propiedades PVT, y capacidad de produccion; asi, con
la finalidad de obtener dichos valores del usuario, se genero la siguiente interfaz.

Figura 1V-5. Interfaz grafica del simulador. Marco “Datos requeridos”.

4 BlackOil Sim ALPHA Versi6n:1.2.3.201118 = | O |

Archivo Datos requeridos  Analisis de datos  Configuracién  Ayuda
Datos de yacimiento

Datos requeridos

Parametros del Yacimiento Parametros de Fluido

Presion de yacimiento 3500 Ipca Gravedad AP Petrdleo 30 “API
Temperatura de yacimiento 180 F Gravedad especifica Petréleo

Espesor de |2 arena 40 pie Gravedad especifica Gas 065

Profundidad del yacimiento 6000 pie Gravedad especifica Agua 1

Avrea del yacimiento 50 acres Salinidad del agua 5000 ppm
Permeabilidad efectiva al petréleo 23 md Relacidn gas-petrdleo GOR 400 PCN/BN
Permeabilidad efectiva al agua 15 md Corte de agua producida 25 %

Correlaciones. Propiedades PVT

- Tipos de Fluido Modelo de entrada
Petrdleo |Agua| Gas

Presidn de burbuja Viscosidad del petrdleo muerto Petréleo negro +  Parimetros del yacimient ¥
Pb: @ Célculo por carrelacidn:  Standing - pod: @ Célculo por corelacién:  Beal, C. ~

Datos de usuario: Datos de usuario: Estados de flujo
Solubilidad del gas en petréleo Viscosidad del petrdleo saturade Flujo continuo
Rs: @ Calculo por correlacign:  Standing +  pob: @ Calculo por correlacién:  Beggs H.D, y Robinsc v

O Datos de usuario: * Datos de usuario Datos del punto de prusba
Presidn de prueba (Ipc): 2500

Factor volumétrico del petrdlea Viscosidad del petréleo sub-saturado
Bo: @ Calculo por comslacion:  Standing v po: @ Calculo por comelacion:  Beal, C. - Caudal de prusba (BNPD): 180

Datos de usuario: Datos de usuario:

[izics de pruebaj| Borar datos || Resuitzdos || Calcular

Compresibilidad del petrdleo Densidad del petrélee
Co: @ Calculo por correlacion:  Vasquez 8 Beggs v po: @ Calculo por correlacion: ~ Brill, J.P. y Beggs, HD ~

Datos de usuario® Datos de usuario®

Fuente: Rivas, E (2018).
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El marco con los pardmetros del yacimiento necesarios para los calculos del

programa es el siguiente:

Figura 1V-6. Pardmetros del yacimiento requeridos por el simulador.

Parametros del Yacimiento

Presion de yacimiento lpca
Temperatura de yacimiento °F
Espesor de la arena pie
Profundidad del yacimiento pie
Area del yacimiento acres
Permeahbilidad efectiva al petroleo md
Permeahilidad efectiva al agua md

Fuente: Rivas, E (2018).

A su vez, el marco con la informacion requerida sobre el fluido de interés se

presenta a continuacion:

Figura I\VV-7. Pardmetros del fluido requeridos por el simulador.

Parametros de Fluido

Gravedad API Petroleo "API
Gravedad especifica Petroleo adim.
Gravedad especifica Gas adim.
Gravedad especifica Agua adim.
Salinidad del agua ppm
Relacion gas-petrdleo GOR PCM/BM
Corte de agua producida %

Fuente: Rivas, E (2018).
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Comparacion de los resultados obtenidos por el simulador, con un simulador de

uso comercial.

El procedimiento de comprobacion del simulador, consistio en la comparacion
de los resultados arrojados por el programa BlackOil Sim con aquellos provenientes
de la utilizacion del software de simulacion de produccion WellFlo 6.1®. Para lograr
este cometido, se tomaron tres casos de estudio (Base, 1 y 2), siendo cada uno de
ellos aplicados tanto al simulador desarrollado como a WellFlo 6.1®.
= En el caso base, se asume flujo monofasico a través del sistema de produccion, es
decir, sélo petroleo; dado que se trabaja con un yacimiento subsaturado que posee
un corte de agua de 0% y un GOR de 400 PCN/BN.

= El caso 1 representa flujo bifasico, considerando un yacimiento saturado, con un
corte de agua de 0% y un GOR de 400 PCN/BN.

= EIl caso 2 trabaja con flujo trifasico a través del sistema, con un yacimiento
saturado con un corte de agua de 25% y un GOR de 800 PCN/BN.

De esta forma, se asegurd que el simulador desarrollado tuviera el menor error
de célculo posible, tomando en cuenta el alcance del mismo, anteriormente nombrado
en el capitulo 1.

A partir de esto, la comparacion de los resultados se realizd6 mediante la
utilizacion del error relativo promedio.

Er _ Vcalculado - Vreal Ec. (IV-5)

Vreal

Donde:
V,ea1 = Valor obtenido del programa WellFlo 6.1®.

Vealculado = Valor obtenido de BlackOil Sim.
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A continuacion, se presentan los datos utilizados en el caso base, tomado
Optimizacion de la produccion (H. Beggs, 2003), para la comprobacién del

funcionamiento del simulador:

Caso Base

Tabla IV-4. Datos del yacimiento. Caso Base.
Parametros del yacimiento

Presion estatica promedio (Lpca) 3500
Temperatura (°F) 180
Espesor de la arena (pies) 40
Profundidad del reservorio (pies) 6000
Area del yacimiento (acres) 50
Permeabilidad efectiva al petréleo (md) 25

Fuente: H. Beggs (2003).

Tabla I'V-5. Datos del fluido. Caso Base.
Parametros del fluido producido

Gravedad API (°) 30
Gravedad especifica del gas (adim.) 0,65
Gravedad especifica del agua (adim.) 1
Salinidad del agua (ppm) 5000
Relacién gas-petréleo (PCN/BN) 400
Corte de agua (%) 0

Fuente: H. Beggs (2003).

Luego de haber introducido en el simulador los datos requeridos por éste, se
procede a presionar el boton “Calcular”. A continuacion, un mensaje le confirma al
usuario si los calculos pudieron ser realizados correctamente. Los resultados pueden
ser observados en la ventana “Resultados obtenidos”, y la misma puede ser accedida

a través del boton “Resultados”. En esta seccion, los resultados del calculo de las
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propiedades PVT para petréleo, gas y agua pueden analizados mediante la utilizacion
de graficos o tablas de datos.

Figura IV-8. Ventana “Resultados obtenidos: Propiedades PVT”. Marco general.

-
4 Resultados obtenidos: Propiedades PVT o=l

Resultados obtenidos

General Petrﬁlenlﬁ.gualGaa|

indice de productividad Produccion de agua a Pwf =0
J:  0.6038 BNPD/lpca gw: 0.0 ENPD

Produccion de liquido a pb Produccion de gas a Pwf =0
Qob:  733.1288 BNPD gg: 0.0 PCND

haxima produccion de liquido

Qomax:  1495.022 BNPD

Produccion de petralec a Pwf =0

gqo:  1495.022 BNPD

Propiedades de los fluidos

Propiedad PVT: BRs - ’ Grafico de propiedad l

| HAceptar

’ Tabla de resultados l

Fuente: Rivas, E (2018).
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Figura 1V-9. Ventana “Resultados obtenidos: Propiedades PVT”. Marco petréleo.
i hal
4 Resultados obtenidos: Propiedades PVT E@g

Resultados ocbtenidos

General | Petroleo;| agua | G55|

Presian de burbuja Viscosidad del petréleo muerto
Pb: 2285.8561 Ipca pod:  3.0234 cp

Solubilidad del gas en petraleo Viscosidad del petréleo a Pb
Rs:  400.0 PCN/BN pob:  1.2903 cp
Compresibilidad del petralea Viscosidad del petréleo

Co: 9.3551e-06 Ipea™ po: 13874 cp

Factor volumétrica del petrdleo Densidad del petréleo

Bo: 1.2052 BY/BN po:  48.4055 Ib/pie’

Propiedades de los fluidos

Propiedad PVT: Rs - ’ Grafico de propiedad ]

Aceptar

’ Tabla de resultados ]

Fuente: Rivas, E (2018).
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Figura 1V-10. Ventana “Resultados obtenidos: Propiedades PVT”. Marco agua.

[ i
4 Resultados obtenidos: Propiedades PVT Elﬂlg

b

Resultados ohtenidos

|Genera| | Petrileo ihguaé Gas

Solubilidad del gas en agua

Rsw: 119086 PCN/BN

Compresibilidad del agua

Cw: 3.2339%e-06 Ipca™

Factor volumétrica del agua

EBw: 1.022 BY/BN

Viscosidad del agua

pw:  0.354 cp

Densidad del agua

pw: 61.2391 Ib/pie’

Propiedades de los fluidos

Propiedad PVT: Rs

’ Grafico de propiedad ]

Aceptar

’ Tabla de resultados ]

Fuente: Rivas, E (2018).
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Figura IV-11. Ventana “Resultados obtenidos: Propiedades PVT”. Marco gas.

-
4 Resultados obtenidos: Propiedades PVT p o=l

Resultados ohtenidos

|GeneraI|Petrc’:IED|Agua :Gas

Presion seudocritica del gas Viscosidad del gas
Pscc 670.9062 Ipca pg:  0.0215 cp

Temperatura seudocritica del gas Densidad del gas
Tsc:  373.9688 °F pg:  10.959 Ib/pie’

Factor de compresibilidad del gas

Z 0.8755 adim

Factor volumétrico del gas

Bg:  0.0046 PCY/PCN

Propiedades de los fluidos

Propiedad PVT: Rs - ’ Grafico de propiedad ]

HAceptar |

’ Tabla de resultados ]

(S ]

Fuente: Rivas, E (2018).

La curva de oferta puede ser accedida a través del menu “Analisis de datos”,
en el subment “Curva de oferta IPR”.

La curva de oferta IPR resultante para los datos previamente introducidos en
el simulador, de acuerdo a los pardmetros y propiedades del yacimiento, se presenta a

continuacion.
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Gréfico 1V-4. Curva de oferta resultante, Vogel.

-

4 Curva de oferta IPR. (Vogel)

Curva de oferta IPR (Vogel Subsaturado)

3500 fFPws
3000 -
2500 -
2000 -

1500 +

1000

Presion en fondo de pozo Pwf (lpca)

500 1
Qb=733 BNPD
Qmax= 1495 BNPD Qb

— Liguido

OQmax

0 200 400 600 200 1000 1200
Tasa de produccion de fluido (BNPD)

&/+/Q

1400

Fuente: Rivas, E (2018).

El gréafico V-4 presenta la curva de oferta generada por BlackOil Sim

mediante el método de Vogel, posee una tasa de produccion en el punto de burbuja
(2285 Lpca) de 733 BNPD. Asi mismo, la tasa maxima de produccion (AOF o Qmax)

para este pozo es de 1495 BNPD.
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Grafico IV-5. Curva de oferta resultante, linea recta.

4 Curva de oferta IPR (Lineal) = | B el

Curva de oferta IPR (Lineal Subsaturado)

3500 s ?
— liguido

L

o}

=2
]
1

9]

]
Ln
o]
=]
1

2000

Presion en fondo de pozo Pwf (lpca)

1
1
1
1
]
1500 - l
i
1000 - :
1
1
1
500 + :
Qb=733 BNPD I

OQmax= 2104 BMPD :QJ' Qmax

] 250 500 750 1000 1250 1500 1750 2000
Tasa de produccion de fluido (BNPD)
a4

Fuente: Rivas, E (2018).

El gréfico IV-5 presenta el comportamiento de produccién que exhibiria el
yacimiento asumiendo un modelo lineal, es decir, ignorando el efecto generado por la
produccion de gas luego que la presién en el fondo de pozo se encuentre por debajo
del punto de burbuja. La tasa de flujo en el punto de burbuja mediante este modelo es
igual a aquella obtenida a través del método de Vogel, sin embargo, la tasa maxima
de produccion es considerablemente mayor, siendo ésta de 2104 BNPD.

La curva de demanda puede ser accedida a través del ment “Analisis de
datos”, en el subment “Curva de demanda VLP”. En esta seccion, se calcula la
energia requerida para transportar el fluido desde el fondo del pozo, hasta el
separador en superficie. Luego de introducir los datos requeridos por el simulador, el

botén “Calcular” debe ser presionado para iniciar el procedimiento de calculo; al
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finalizar, se genera un documento de texto con los resultados. Asi mismo, pueden ser
estudiados mediante la utilizacion de graficos; opcionalmente, puede representarse en
el grafico VLP la curva de oferta IPR, y la curva de demanda desde el cabezal del
pozo al separador.

Los datos a utilizar para el calculo de la curva de demanda son los siguientes:

Tabla IV-6. Datos requeridos para el célculo VLP.
Informacion requerida

Diametro interno de tuberia (pulg) 2,441
Rugosidad relativa promedio (adim.) 0,0006
Presion en el separador (Lpca) 100
Temperatura en el separador (°F) 100
Temperatura en el cabezal de pozo (°F) 105
Temperatura en el fondo de pozo (°F) 178
Longitud de la linea de superficie (pies) 2000
Longitud de la linea de pozo (pies) 6000

Fuente: Rivas, E (2018).

137



Figura IVV-12. Ventana de calculo para la curva VLP.

-

4 Curva de demanda VLP (Vertical lift performance)

Ph:

"AR2REBEEEIEER

Q max:
Pws:

al:

Curva VLP

Valores calculados

22858561 Ipca
400.0 PCM/BM
1.2052 BY/BM
1.3874 cp
0.354 cp
0.0215 cp
13874 cp
48,4055 lb/pie®
61.2391 Ib/pie®
10,959 Ib/pie*
48,4055 Ib/pie*
8326337 pies
0.6038 (60.38%)
1495022 BMPD
35000 lpca
1.6635 dinas/cm

Datos para el cilculo de la curva VLP
Datos requeridos para el caleulo

Diametro interno de tuberia: 2441

Rugosidad relativa promedio &/d:  0.0008

Presion en el separador: 100
Temperatura del separador: 100
Temperatura del cabezal: 105

Temperatura del fondo de pozo: 178
Longitud de linea de superficie: 2000
Longitud de linea de pozo: 6000

Correlacion a utilizar: Erill, LP. y Beggs, H.D.
Exportar resultados Graficar resultados
[C] 1PR (vogel)

[T wLP (cabezal)

pulg
pie
lpc
°F
°F
°F
pie
pie

Fuente: Rivas, E (2018).
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Gréfico 1V-6. Curva de demanda resultante en fondo de pozo.

4 Curva de demanda VLP {(Vertical lift performance) =[Sl e -

Curva de demanda VLP

Presion de fondo fluyente (Ipca)

—— VLP Fondo de pozo

Qmay
o 200 400 600 2800 1000 1200 1400 1600
Tasa de produccion de liguido (BNPD)

&/+/Q

Fuente: Rivas, E (2018).

El gréfico IV-6 presenta la curva de demanda generada por el programa. En el
mismo puede observarse una pérdida considerable de energia a bajas tasas de
produccion. Esto se debe en parte a la correlacion de flujo multifasico utilizada
(Beggs v Brill) para la obtencion de dicho diferencial de presion, dado que la misma
fue disefiada en funcién de datos experimentales, tomados dentro de cierto rango de
operacion; a medida que la correlacion es utilizada cerca de los extremos de este

rango, el error obtenido se hace mayor.
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Gréfico IV-7. Curvas resultantes. IPR, y VLP. Caso Base.
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Fuente: Rivas, E (2018).

El grafico 1\V-7 presenta tanto la curva de oferta de VVogel como la curva de
demanda mediante la correlacion de Beggs y Brill, para el analisis del punto de

operacion. La tasa de operacion calculada fue de 1184 BNPD a una presién en fondo

de pozo de 1376 Lpca.
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Tabla IV-7. Comparacion de resultados para caso base. Propiedades PVT.

Medio utilizado Po (Lpca) Rs (PCN/BN)  Bo (BY/BN) Correlacion PVT
BlackOil Sim 2285,8561 400 1,2052
WellFlo 6.1® 2285,8400 400 1,2052
Standing
Error relativo 0,0007% 0,0000% 0,0000%
BlackOil Sim 2450,1517 400 1,2318
WellFlo 6.1® 2538,8200 400 1,2546

Vésquez y Beggs

Error relativo -3,4925% 0,0000% -1,8173%
BlackQil Sim 2681,8451 400 1,1818
WellFlo 6.1® 2681,8300 400 1,1818
Glaso
Error relativo 0,0006% 0,0000% 0,0000%
¥ Error promedio total:  -1,1637% 0,0000% -0,6058%

Fuente: Rivas, E (2018).

La tabla IV-7 muestra la informacion resultante de la comparacion de las
correlaciones de Standing, Vasquez y Beggs, y Glaso, para el calculo de propiedades
PVT (presion de burbuja, solubilidad del gas en el petrdleo y factor volumétrico del

petréleo).
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Tabla I1'V-8. Comparacion de resultados para caso base. Viscosidad de gas y petréleo.

Medio utilizado

Ho (cp)

Hg (cp)*

Correlacion Correlacion utilizada Correlacion utilizada
PVT Beal, Chew Beggs et
) 3 Lee et al
et al. al.
BlackOil Sim
1,3874 1,0764 0,0215
WellFlo 6.1® )
Standing 1,3873 1,0765 0,0217
Error relativo
0,0072% -0,0093% -0,9217%
BlackOil Sim
1,3742 1,0538 0,0215
WellFlo 6.1® Vésquez y
Beggs 1,3671 1,0425 0,0217
Error relativo
0,5193% 1,0839% -0,9217%
BlackOil Sim
1,3557 1,0251 0,0215
WellFlo 6.1®
Glaso 1,3557 1,0251 0,0217
Error relativo
0,0000% 0,0000% -0,9217%
2 Error relativo promedio total:  0,1755% 0,3582% -0,9217%

Fuente: Rivas, E (2018).

1 Utiliza la correlacion de Brill, J.P. y Beggs, H.D., para el calculo de Z.

2 Mediante la correlacion de Beal C., se calcula pod. La viscosidad pob e calcula utilizando la ecuacion de Chew,

J.N.y Connally, C.A. Jr. La viscosidad Lo a través de Beal C.

3 La viscosidad pod Y Hob €s calculada mediante la correlacion de Beggs H.D, y Robinson J.R. La viscosidad po a

través de la correlacion de Vazquez, M.E y Beggs, H.D.
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Tabla I1V-9. Comparacion de resultados para caso base. Capacidad de produccion.
Capacidad de produccion

Oferta Demanda
BlackOil  WellFlo BlackOil  WellFlo
Sim 6.1® Sim 6.1®
gL Pwf Pwf Error gL Pwf Pwf Error
(BNPD) (Ipca) (Ipca) relativo (BNPD) (Lpca) (Lpca) relativo
0 3500,00 3500 0,00%
86 3357,74  3357,74 0,00% 187 21421 1776,4 20,59%
172 321548 321548 0,00% 260 1438,1 1453,8 -1,08%
258 3073,22  3073,22 0,00% 332 1158,6 1306,4 -11,31%
344 2930,96  2930,96 0,00% 405 1156,6 1296,0 -10,76%
429 2788,70 2788,7 0,00% 478 1161,1 1290,4 -10,02%
515 2646,44  2646,44 0,00% 550 1171,3 1288,6 -9,10%
601 2504,19  2504,19 0,00% 623 1185,9 1289,9 -8,06%
687 2361,93  2361,93 0,00% 696 1203,9 12940 -6,96%
773 2219,67  2219,67 0,00% 768 1224.6 1300,2 -5,81%
854 2077,41 207741 0,00% 841 1247,6 1308,3 -4,64%
930 1935,15  1935,15 0,00% 914 1272,6 1318,3 -3,46%
1002 1792,89  1792,89 0,00% 986 1299,5 1329,8 -2,28%
1131 1508,37  1508,37 0,00% 1059 1327,2 1342,6 -1,15%
1241 122385  1223,85 0,00% 1132 1355,8 1356,7 -0,07%
1332 939,33 939,33 0,00% 1204 1384,9 1371,8 0,96%
1404 654,82 654,82 0,00% 1277 14147 1388,0 1,93%
1456 370,30 370,3 0,00% 1350 14450 1405,0 2,85%
1483 156,91 156,91 0,00% 1422 1475,8 14227 3,74%
1495 14,65 14,65 0,00% 1495 1516,2 14414 5,19%
Error relati_vc? 0,00% Error relati_vc? -2.08%
promedio: promedio:

Fuente: Rivas, E (2018).

La tabla 1V-9 presenta los resultados de la comparacién de la capacidad de
produccién entre BlackOil Sim y WellFlo 6.1. Para cada tasa de produccion fue
calculado un error relativo, que seguidamente fue promediado, para asi obtener un

error relativo promedio para cada intervalo de la curva.
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Tabla I1'V-10. Comparacion de resultados para caso base. Punto de operacion.

Punto de operacién

Tasa de produccion gL (BNPD)

BlackOil Sim WellFlo 6.1® Error
relativo
1184 1188 -0,34%

Error relativo promedio:  0,12%

Presién en el fondo del pozo Pwf (Lpca)

BlackOil Sim WellFlo 6.1® Error
relativo
1376 1368 0,58%

Fuente: Rivas, E (2018).

144



Gréfico 1V-8. Comparacion grafica de las curvas generadas. Caso Base.
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Fuente: Rivas, E (2018).

En el Gréfico V-8 se presentan las curvas obtenidas a partir de la utilizacion
de BlackOil Sim, y WellFlo 6.1® utilizando Microsoft Office Excel 2016®. En el
mismo, puede ser observado como la diferencia entre ambas curvas de demanda se
hace mayor conforme la tasa de produccion disminuye, culminando con un error
relativo de 20.59% para una tasa de flujo de 187 BNPD. El error relativo promedio
obtenido de la comparacion de las presiones en fondo de pozo para la curva de
demanda fue de 2,08%, considerandose aceptable dentro del alcance del programa.
Sin embargo, los resultados obtenidos en el punto de operacion poseen un error poco

significante, siendo éste de 0,12%. No existi6 diferencia de calculo para las curvas de

oferta de ambos programas.
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Para las pruebas de los casos 1 y 2, se utilizan los datos de caso base en la

generacion de la curva de demanda. Para la curva IPR se usa la siguiente informacion

de yacimiento y fluido producido:

Tabla IV-11. Datos de yacimiento y fluido. Caso 1.

Parametros del yacimiento

Parametros del fluido producido

Presion estatica promedio (Lpca) 2285
Temperatura (°F) 180
Espesor de la arena (pies) 40
Profundidad del reservorio (pies) 6000
Area del yacimiento (acres) 50

Permeabilidad efectiva al petréleo 25
(md)

Gravedad API (°) 30
Gravedad especifica del gas 0,65
(adim.)

Gravedad especifica del agua 1
(adim.)

Salinidad del agua (ppm) 5000
Relacién gas-petréleo 400
(PCN/BN)

Corte de agua (%) 0

Fuente: Rivas, E (2018).

Tabla I'V-12. Datos de yacimiento y fluido. Caso 2.

Parametros del yacimiento

Parametros del fluido producido

Presion estatica promedio (Lpca) 3500
Temperatura (°F) 180
Espesor de la arena (pies) 40
Profundidad del reservorio (pies) 6000
Area del yacimiento (acres) 50

Permeabilidad efectiva al petréleo 25
(md)

Gravedad API (°) 30
Gravedad especifica del gas 0,65
(adim.)

Gravedad especifica del agua 1
(adim.)

Salinidad del agua (ppm) 5000
Relacién gas-petréleo 800
(PCN/BN)

Corte de agua (%) 25

Fuente: Rivas, E (2018).
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Caso 1

Tabla I1V-13. Comparacion de resultados para caso 1. Capacidad de produccion.

Capacidad de produccién

Tasa de

flujo gL

(BNPD)
809,21
789,14
775,10
738,99
716,92
664,75
634,66
566,45
528,33
444,06
397,92
349,10
297,60
243,43
186,59
129,83
82,10
44,52
17,96

0,00

Oferta
BlackOil WellFlo
Sim 6.1®
Pwf (Ipca) Pwf (Ipca)
15,77 14,65
221,74 221,05
324,78 324,24
531,00 530,64
634,15 633,84
840,49 840,23
943,64 943,43
1149,97 1149,83
1253,15 1253,02
1459,52 1459,42
1562,70 1562,62
1665,88 1665,81
1769,07 1769,01
1872,26 1872,21
1975,43 1975,41
2073,93 2073,91
2153,67 2153,66
2214,65 2214,64
2256,85 2256,85
2285,00 2285,00

Error relativo promedio:
Fuente: Rivas, E (2018).

Error Ta_s ade
relativo flujo gL
(BNPD)
7,66% 202,30
0,31% 236,00
0,17% 269,80
0,07% 303,50
0,05% 337,20
0,03% 370,90
0,02% 404,60
0,01% 438,40
0,01% 472,10
0,01% 505,80
0,00% 514,30
0,00% 539,50
0,00% 573,20
0,00% 607,00
0,00% 640,70
0,00% 674,40
0,00% 708,10
0,00% 741,80
0,00% 775,60
0,00% 809,20
0,42%
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Demanda
BlackOil WellFlo
Sim 6.1®
Pwf Pwf
(Lpca) (Lpca)
1859,86 1708,86
1579,76 1548,65
1361,51 1419,38
1226,46 1334,15
1197,70 1305,51
1195,80 1300,09
1195,47 1296,01
1196,51 1292,86
1198,73 1290,58
1202,00 1289,32
1206,20 1289,08
1211,21 1288,62
1216,97 1288,70
1223,38 1289,34
1230,38 1290,67
1237,90 1292,50
1245,91 1294,81
1254,34 1297,70
1263,17 1300,91
1263,17 1304,57

Error relativo promedio:

Error
relativo

8,84%
2,01%
-4,08%
-8,07%
-8,26%
-8,02%
-7,76%
-7,45%
-7,12%
-6,77%
-6,43%
-6,01%
-5,57%
-5,12%
-4,67%
-4,22%
-3,78%
-3,34%
-2,90%
-3,17%
-4,59%



Tabla I1V-14. Comparacion de resultados para caso 1. Punto de operacion.
Punto de operacién

Tasa de produccion gL (BNPD) Presién en el fondo del pozo Pwf (Lpca)
BlackOil Sim WellFlo 6.1® Error BlackQil Sim WellFlo 6.1® Error
relativo relativo
545 514 6,03% 1207 1289 -6,36%

Error relativo promedio: -0,17%
Fuente: Rivas, E (2018).

Gréfico 1V-9. Curvas resultantes para BlackOil Sim. IPR, y VLP. Caso 1.
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Fuente: Rivas, E (2018).
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Gréfico 1V-10. Comparacion grafica de las curvas generadas. Caso 1.
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Fuente: Rivas, E (2018).

El gréfico IV-10 presenta la comparacion entre las curvas generadas por
ambos simuladores, realizada utilizado Microsoft Office Excel 2016. Debido a que la
diferencia entre las curvas de oferta generadas mediante los programas BlackOil Sim
y WellFlo 6.1® fue en promedio de 0,42%, sélo se gener6 un grafico IPR para la
comparacion entre las curvas VLP.

El error relativo promedio calculado para los valores de presién en el fondo
del pozo en las curvas de demanda fue de -4,59%. La diferencia entre el punto de
operacion para ambas curvas fue considerablemente mayor, con errores relativos de
6,03% y -6,36% para tasa de produccion y presion en fondo de pozo,

respectivamente.
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Caso 2

Tabla I1V-15. Comparacion de resultados para caso 2. Capacidad de produccién.

Capacidad de produccién

Tasa de
flujo gL
(BNPD)
1871,42
1851,31
1792,54
1753,87
1709,02

1600,76
1537,35
1467,75
1391,96

1221,83

1127,49
1026,96
807,34
688,25
431,51
189,86
102,96
41,53
20,82
0,00

Oferta
BlackOil WellFlo
Sim 6.1®
Pwf (Ipca) Pwf (Ipca)
14,65
173,07
489,92
648,35
806,78
633,28 1123,62
873,79 1282,05
1094,46 1440,47
1302,92 1598,90
1697,43 1915,75
1887,31 2074,18
2073,80 2232,60
2439,22 2549,45
2619,05 2707,88
297451 3024,73
3278,00 3298,37
3381,22 3391,98
3452,53 3456,79
3476,27 3478,40
3500,00 3500,00

Error relativo promedio:

Fuente: Rivas, E (2018).

Tasa de
Error .
relativo flujo gL

(BNPD)
-100% 467,8
-100% 545,8
-100% 623,8
-100% 701,8
-100% 779,8
43,64% 8518
31,84% 9358
24,02% 10138
18,51% 1091,8
11,40% 1169,8
-9,01% 1247,8
-7,11% 1325,8
-4,32% 1403,8
-3,28% 1481,8
-1,66% 1516,3
-0,62% 1559,8
-0,32% 1637,8
-0,12% 1715,8
-0,06% 1793,8
0,00% 1871,4
-32,8%
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Demanda
BlackOil WellFlo
Sim 6.1®
Pwf Pwf
(Lpca) (Lpca)
1018,86 1104,94
1037,91 1108,01
1061,00 1115,26
1087,06 1125,75
1115,32 1138,88
1145,39 1154,27
1176,76 1171,51
1209,13 1186,88
124227 1207,25
1276,01 1228,7
1310,31 1251,07
1344,88 1274,21
1380,01 1298,01
1415,26 1320,01
1430,94 1331,01
1450,78 1345
1486,53 1370,4
1396,15
1422,26
144851

Error relativo promedio:

Error
relativo

-7,79%
-6,33%
-4,86%
-3,44%
-2,07%

-0,77%

0,45%

1,87%

2,90%

3,85%

4,74%
5,55%
6,32%
7,22%
7,51%
7,86%
8,47%
-100%
-100%
-100%
-13,43%



Tabla 1V-16. Comparacion de resultados para caso 2. Punto de operacion.

Punto de operacién

Tasa de produccion gL (BNPD) Presién en el fondo del pozo Pwf (Lpca)
BlackOil Sim WellFlo 6.1® Error BlackOil Sim WellFlo 6.1® Error
relativo relativo
1367 1516 -9,83% 1363 1331 2,40%

Error relativo promedio:  -3,71%

Fuente: Rivas, E (2018).

Gréfico IV-11. Curvas resultantes. IPR, y VLP. Caso 2.
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Gréfico 1V-12. Comparacion grafica de las curvas generadas. Caso 2.
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Fuente: Rivas, E (2018).

En el grafico IV-12 se presentan las curvas de oferta y demanda generadas
para ambos simuladores. Debido al flujo trifasico de fluidos en el sistema de
produccién para el caso 2, la diferencia entre los calculos generados por ambos
programas es considerablemente mayor. El error relativo promedio para las presiones
en fondo de pozo en la curva de oferta fue de 32,80%. Esta gran diferencia se debe
principalmente al error en el célculo del indice de produccion, que depende de las
permeabilidades relativas de cada componente del fluido (petréleo, agua y gas),
trayendo como consecuencia una tasa maxima de produccion desigual. Por
consiguiente, fue necesario graficar una curva IPR tanto para BlackOil Sim como
para WellFlo 6.1®. EIl error relativo promedio entre las curvas de demanda fue de
13,43%. La diferencia entre el punto de operacién para ambas curvas fue de -9,83% y

2,40% para tasa de produccion y presion en fondo de pozo, respectivamente.
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CAPITULO V: CONCLUSIONES Y
RECOMENDACIONES

CONCLUSIONES

El programa de software desarrollado permite el calculo de las propiedades
PVT del petrdleo, agua y gas; asi como la capacidad de produccion mediante analisis
nodal, tomando como nodo de estudio el fondo del pozo.

Se identificaron las ecuaciones fundamentales para el célculo de la capacidad
de produccion de un sistema compuesto por yacimiento, pozo y lineas de superficie.

La interfaz grafica disefiada ofrece soporte para el correcto funcionamiento
del simulador, otorgando apoyo al usuario en el momento de introducir la
informacién requerida por el programa.

Se compilaron 35 correlaciones empiricas para el célculo PVT, que se
adhirieron a los aspectos de seleccion, provenientes de diversos autores. Para la
generacion de la curva IPR, fueron utilizados 2 métodos de célculo (Lineal y Vogel).
Para la generacion de la curva VLP se utilizo la correlacion de flujo multifasico en
tuberias (Beggs y Brill).

Se realiz6 una comparacion entre los resultados obtenidos mediante
correlaciones matematicas para el calculo de propiedades PVT introducidas en el
simulador, y aquellos arrojados por el programa de simulacion WellFlo 6.1®; se
encontré un rango de error relativo promedio de -1,1637% a 0,3582%,
considerandose una diferencia aceptable, esto demuestra una correcta programacion
de las correlaciones PVT implementadas en el programa.

Para un yacimiento subsaturado con un corte de agua del 0% (Caso base, flujo
monofasico), el error relativo es considerablemente pequefio. Durante el calculo de la
curva de oferta IPR, no se obtuvo una diferencia de resultados, es decir, el error
relativo promedio fue de 0%. Para la curva de demanda VLP, el error relativo
encontrado durante las pruebas fue de aproximadamente -2,08 %.
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Para yacimientos saturados con minima produccion de agua, se tiene un flujo
bifasico de fluidos (Caso 1), en estos casos, se encontré un error mayor que para
yacimientos con flujo monoféasico. El error relativo promedio arrojado al comparar
los resultados de ambos programas fue de 0,42% y -4,59% para las curvas de oferta
y demanda, respectivamente.

Al trabajar con altos cortes de agua y relaciones gas petréleo en yacimientos
saturados (Caso 2, flujo trifasico), se obtiene una diferencia considerable en el calculo
del indice de productividad; esto se debe a que BlackOil Sim no considera el efecto
generado por la saturacion de los fluidos en la permeabilidad de los mismos, es decir,
no toma en cuenta los célculos de permeabilidad relativa. El error relativo promedio
obtenido en este caso fue de -32,8% para la curva de oferta, y -13,43% para la curva

de demanda.
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RECOMENDACIONES

Las observaciones nombradas a continuacion constituyen un conjunto de

recomendaciones realizadas con la finalidad de generar mejorias y futuras

ampliaciones a BlackOil Sim en el presente trabajo

Las recomendaciones se realizan con el proposito de ampliar el alcance de

este proyecto:

La mejora del calculo del indice de productividad mediante la implementacion
de las curvas de permeabilidad relativa, para cada tipo de flujo (monofésico,
bifésico y trifasico).

Activar el médulo para el célculo de pérdidas en pozos desviados, de manera
que pueda ser calculada la pérdida de presion para pozos productores
inclinados, o aquellos sin completa verticalidad.

Introduccion de datos de pozos con diametros de tuberias variables.

La implementacion de ecuaciones para el calculo de la pérdida de energia en
funcién de tipo de completacion (cafioneo y empaque con grava).

La introduccién de modelos de calculo del dafio skin en la vecindad del pozo.
Implementar en el simulador correlaciones de flujo multifasico en tuberias,
con la finalidad de expandir el rango de aplicacion del programa.

Agregar modelos de célculo para el gradiente de temperatura, tomando en
cuenta pérdidas de calor en superficie y tuberias.

Adicion de otros modelos de fluido, especificamente: petréleo volatil, gas
seco Yy gas condensado.

Incrementar la cantidad de nodos para el andlisis (cabezal de pozo y
separador) para el calculo de la perdida de energia en el sistema de
produccién.

Modificar las correlaciones PVT para gas, de manera que consideren el
contenido de impurezas como H2S y CO2 en el mismo.

La capacidad de mejorar los calculos de las propiedades PVT realizados por el
simulador, al introducir datos PVT de laboratorio en el mismo.

Exportar los resultados obtenidos mediante la utilizacion del simulador.
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Incorporar otras arenas petroliferas dentro del yacimiento.
Célculo de la capacidad de produccion mediante andlisis nodal para pozos que
producen por levantamiento artificial.

Incorporar el moédulo de choke o estranguladores de superficie.
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ANEXOS



Anexo A-1. Comportamiento del gas en solucion en petréleo en funcién de la presion.

Rs vs P
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Fuente: Rivas, E (2018).

Anexo A-2. Comportamiento del factor volumétrico del petréleo en funcion de la presion.
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Anexo A-3. Comportamiento de la viscosidad del petréleo en funcion de la presién.

Lo vs P
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Fuente: Rivas, E (2018).
Anexo A-4. Comportamiento de la densidad del petroleo en funcidn de la presion.
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Anexo A-5. Comportamiento de la tasa de produccion de petréleo en funcién de la presion.
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Fuente: Rivas, E (2018).

Anexo A-6. Comportamiento del gas en solucién en agua en funcidn de la presion.
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Anexo A-7. Comportamiento del factor volumétrico del agua en funcién de la presion.
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Anexo A-8. Comportamiento de la viscosidad del agua en funcion de la presién.

Hw vs P

0.35400 A

0.35375

0.35350 +

0.35325

. 0.35300 4

0.35275 1

0.35250 ~

0.35225 +

0.35200 +

T T T T T T
0 500 1000 1500 2000 2500 3000 3500
Presion de fondo fluyente (Ipc)

Fuente: Rivas, E (2018).

165



Anexo A-9. Comportamiento de la tasa de produccion de agua en funcion de la presion.
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Anexo A-10. Comportamiento del factor de compresibilidad del gas en funcion de la presién.
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Anexo A-11. Comportamiento del factor volumétrico del gas en funcién de la presion.
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Anexo A-12. Comportamiento de la viscosidad del gas en funcién de la presiéon.
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Anexo A-13. Comportamiento de la densidad del gas en funcion de la presién.

pg vs P
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Fuente: Rivas, E (2018).

Anexo A-14. Comportamiento de la tasa de produccion de gas en funcidén de la presion.
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