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Introduccion

El proposito de analizar el flujo de fluidos desde el yacimiento al pozo es para
obtener el rendimiento del pozo y representarlo de manera que podamos evaluar
el comportamiento de la formacion. El procedimiento esta relacionado a la
variacion de presion y a parametros del yacimiento como espesor, viscosidad,
factor de volumen etc. EI comportamiento de flujo indicara la respuesta de la
formacion dado el abatimiento de presion en el pozo productor. La representacion
grafica se realiza mediante datos de produccién a diferentes presiones de
abatimiento. Conociendo la composicién del fluido y el comportamiento de las
fases; podemos generalizar las curvas y relacionarlas para obtener el gasto de

produccion presente y futuro.

En el primer capitulo se muestra la permeabilidad y los diferentes tipos que hay,
Se mencionan los periodos y estados de flujo, Mediante el uso de la curva IPR se
analiza el indice de productividad, para yacimientos saturados y bajo saturados y
el éxito o fracaso del tratamiento a un pozo. Asi como también el efecto del
acuifero en la productividad. Con el propésito de analizar el flujo de fluidos desde
el yacimiento hasta el pozo y representarlo de manera que podamos evaluar el
comportamiento de la formacibn mediante los parametros de profundidad y
presion, de acuerdo con la composicion del fluido y a parametros de flujo, en el
segundo capitulo se presentan diferentes modelos para la construccion de la curva
IPR de un pozo, y asi optimizar los parametros de produccién, dependiendo del
tipo de yacimiento presente. En el tercer capitulo se presentan las curvas VLP,
para obtener la capacidad de transporte optima de el pozo. las cuales se obtienen
mediante el analisis de curvas de gradientes de presion contra profundidad donde
se analizan las pérdidas de presién en tuberias verticales para yacimientos de
aceite y gas o mediante correlaciones. El cuarto y ultimo capitulo analiza el efecto
de las variables que afectan el flujo vertical de los pozos, y como modifica la forma
de la envolvente de presion de las curvas IPR y VLP. De igual manera en todos

los temas se redactan conclusiones y recomendaciones para su elaboracién, con



el objetivo de obtener datos confiables presentes y futuros del comportamiento del

yacimiento.
Objetivo

El material didactico para la construccion de curvas IPR y VLP, pretende apoyar a
la docencia y al aprendizaje, en el ambito de la productividad de los pozos
petroleros de yacimientos saturados, bajo saturados y de gas seco. Mediante el
desarrollo de modelos y ejemplos, que sirvan de andlisis de la productividad de un
pozo a fin de extraer los hidrocarburos con la maxima capacidad posible,

manejable en el equipo de produccion.



| Introduccion al comportamiento afluente del pozo

1.1 Introduccion

En esta seccion se discuten los antecedentes y se presentan los conceptos

fundamentales propios de la productividad de pozos, necesarios para entender el

comportamiento de los sistemas fluyentes.

Metas

Al leer este capitulo, debes ser capaz de:

Definir la permeabilidad y sus diferentes tipos, asi como determinarla,
ademas, de relacionarla con el yacimiento y como esta afecta en la
ingenieria de yacimientos.

Identificar los diferentes estados de flujo y las ecuaciones que los
gobiernan.

Entender y utilizar las ecuaciones de presion del yacimiento y su
comportamiento a las condiciones que se encuentre el mismo.

Realizar y utilizar la curva de comportamiento de afluencia para el analisis
de la productividad de los pozos y del yacimiento, para una mejor toma de
decisiones, mediante la interpretacion adecuada del gréfico.

llustrar los efectos de la relacion gas aceite y de la relacidon agua aceite, en
la forma de la IPR y en el indice de productividad en funcion de la caida
promedio de presion del pozo.

1.2 Curvas de permeabilidad

La permeabilidad es la medicion de la capacidad de una roca para transmitir

fluidos, en la industria petrolera, es reportada en unidades de Darcy (d) y milidarcy



(md). Este parametro surge directamente de la ecuacién empirica de Darcy para

flujo viscoso a través de una roca de permeabilidad constante k, misma que es:

donde % es el gasto volumétrico por unidad de &rea de la seccion trasversal donde

. - d . .z
ocurre el flujo, k es la permeabilidad absoluta, d—z es el gradiente de presion

respecto a la direccién x y p es la viscosidad del fluido

Por lo general los yacimientos de aceite contienen un porcentaje de agua
congénita, lo que hace que se presente una mayor resistencia al flujo del aceite,
ya que el agua bloguea algunos de los canales de flujo. Ademas, existe la
posibilidad de que una cantidad de gas surja de los liquidos presentes. En este
caso, como el medio no esta saturado por un soélo fluido, se define la

permeabilidad efectiva a las fases como:

k, _q°“0<d_p> e 1.2
A \dl
d -1
k., = _qW“W(_p) e 1.3
A \d
qghg (dp)
k ﬂ<_) OO OO ORI 1.4
g A \dl



donde los subindices o, w y g hacen referencia a las fases aceite, agua y gas,
respectivamente. Cabe sefalar que las ecuaciones [1. 2] a [1. 4] consideran que la

presion en todas las fases es la misma (condicién de presion capilar cero).

Las curvas de permeabilidad efectiva dependen de las saturaciones de aceite y
agua (S, y Sy, respectivamente). Se deben recalcar tres aspectos importantes

llustrados en la Figura 1.1:

1. Elfactor k, disminuye rdpidamente al incrementarse S,,, a partir de cero. De

igual manera lo hace la curva de k,, respecto a S,.

2. Existe una saturacion minima a la cual el fluido se movera, que se conoce
como; saturacion residual o saturacion critica: saturacion de aceite residual
(Sor), saturacion de aceite critica (S,.), saturacion de agua residual (S,,),

saturacion de agua critica (Syyc)-
3. Los valores de k, Yy k,,, Son siempre menores que k.

Finalmente, se introduce la permeabilidad relativa. Esta es la relacion de la

permeabilidad efectiva a un fluido entre la permeabilidad absoluta, siendo:

k - . . k . .
Ko = f la permeabilidad relativa al aceite, k., = TW la permeabilidad relativa al

agua y kg =%, la permeabilidad relativa al gas. Las curvas de permeabilidad

relativa tienen la forma mostrada en la Figura 1.2. Los valores de ko, Kpy Y Kig

tienden a incrementarse con el grado de consolidacién de la roca.
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Figura 1. 1 Curvas tipicas de permeabilidad efectiva (sistema agua-aceite).
NIND. (1964). Principles of oil well production.
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NIND. (1964). Principles of oil well production.



1.3 Estados de flujo en el yacimiento

El comportamiento de la presidon a condiciones de flujo es un reflejo de la
expansion y flujo de los elementos del sistema conformado por el pozo, el
yacimiento y sus fronteras. De esta manera, al no haber alteraciones, el sistema
se encuentra estatico y a condiciones iniciales; mientras que, al comenzar su
produccion, se genera un gradiente de presidn que permite la expansion y
movimiento de los fluidos, primero a lo largo de las tuberias del pozo y después a

través del medio poroso.

Considerando lo anterior, y observando la Figura 1.3, en donde se presenta el
comportamiento de un pozo vertical y completamente penetrado que produce a

gasto constante; tipicamente pueden definirse los siguientes periodos de flujo:

1. Periodo influenciado por el pozo, donde se aprecia la influencia del volumen
de fluidos que estan almacenados en las tuberias, asi como de las
vecindades del pozo en el medio poroso (que pueden presentar algun tipo
de dafio). La duracion de este periodo se encuentra acotado por el tiempo

al final del almacenamiento del pozo.

2. Periodo temprano en la formacion, donde se observa el impacto de los
parametros del yacimiento sobre el perfil de presion, ya sin la influencia del
pozo y sus vecindades. Su duracion termina al tiempo que el frente de
expansion reconoce las fronteras laterales del yacimiento y se presenta el
efecto de la geometria del pozo, donde el yacimiento deja de comportarse

como infinito.

3. Periodo intermedio en la formacion, donde se manifiestan los efectos de la
geometria del yacimiento sobre la respuesta de presion. Su duracién
concluye una vez que se reconocen todas las fronteras fisicas del medio al

tiempo del inicio del periodo de flujo pseudo-estacionario.

4. Periodo tardio en la formacion, que muestra el comportamiento del sistema

influenciado por sus fronteras fisicas.



Cabe sefalar que en casos donde la presion de fondo del pozo permanece
constante, los mismos periodos son observados en el gasto, que declina a lo largo
del tiempo. A su vez, pueden definirse los estados de flujo en el yacimiento que se

indican a continuacion.

=
o
Q
Periodo
temprano
\ Permdg Mantenimiento de presion
intermedio p y
: ! H Z Periodo tardio
I +
: [ i :
H : = Expansion en un yacimiento cerrado =
Lews teia tpss t

Figura 1. 3 Crecimiento del radio de investigacion en un yacimiento radial

cilindrico a diferentes valores de movilidad y un mismo gasto constante.

1.3.1 Estado transitorio

La Figura 1.4 muestra el comportamiento de un perfil radial de presion para un
sistema que fluye: a) a presiéon de fondo fluyente constante y b) a gasto constante.

Como se observa, conforme avanza el tiempo el radio de investigacion en el

8



medio poroso y en ningun caso el radio de investigacion aumenta, sin llegar a

conocer las fronteras.

Zyacomlento __pozo
I'4 P
| iru B
' 1
K — —_— o e ——— ‘Pi
Pi — > \ i ///
1
tiempo \ l'/// tiempo
a1V
a) i b)
: i i
r Produccién a p,,s constante |;| Produccién a q constante r

Figura 1. 4 Perfiles de presién transitorios en un yacimiento radial que
produce a condiciones de: a) gasto constante, y b) presion de fondo fluyente

constante.

En este caso, se define que el comportamiento observado coincide con que:

ap Ouy.
otly,

donde x; define la direccién de flujo de interés.

1.3.2 Estado Estacionario

Cuando el yacimiento es dominado por una frontera externa que permite la

recarga total del volumen de fluidos extraido, se define un estado de

9



mantenimiento de presion, por lo que no hay expansion y la produccion ocurre por
el desplazamiento de los fluidos nativos, que son empujados por aquellos que
ingresan a través de la frontera. EI comportamiento observado es como en la

Figura 1.5, y se tiene que:

ap Jug|
otly, ot |

1

Figura 1. 5 Perfil de presion estacionario en un yacimiento radial.

1.3.3 Estado Pseudo-estacionario

Cuando la frontera externa del yacimiento es de no flujo y se produce a gasto
constante (Figura 1.6), como la declinacion de presion es proporcional al volumen
de fluidos extraidos, se obtiene que:

ap ou
—| =cte y ¥ LT 1.7

Xj

10
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Figura 1. 6 Perfil de presion pseudo-estacionario para un yacimiento radial.

1.4 Ecuacién de presion para flujo radial

En un yacimiento radial cilindrico, como el de la Figura 1.7, la ecuacién basica
que describe el comportamiento del sistema gobernado por las fronteras en estado
estacionario, donde las condiciones de flujo no cambian con el tiempo y

suponiendo que el liquido tiene una compresibilidad constante, es:

aBoMo ( r )
- 0 ) e 1.
P = Pwt 5 007082kn " \ry)’ 8

la presion p [psi] en la formaciéon a un radio del pozo de r,, [ft], con viscosidad
I, [centipoises] y permeabilidad k [md], a una distancia de la formacién r, a un

factor de volumen B, es:

11



Presion p

Presion Pys

Figura 1. 7 Un pozo en un yacimiento homogéneo infinito.

Cabe sefalar que la ecuacién 1.8, es una idealizacién, siendo que en ella p
aumenta directamente con r y en la practica su valor deberia estar acotado a la

presion estatica (ps), como se muestra en la Figura 1.8.

Un caso méas realista es el obtenido en estado pseudo-estacionario, que se
encuentra dada por;

_ qBoHo (r_e) B 1]
pPe(r,t) = pur(t) +—0.007082kh In - S| 1.9

donde p,,¢ €s la presion de fondo fluyendo, p. es la presion en la frontera externa y

ps €s la presion estatica de la formacion.

12
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Presionreal

Presidn [psi]

|l
1
I
f

1 r/ry Fe/Tw

Figura 1. 8 Distribucién de presion en la formacion.

1.5 indice de productividad

El comportamiento de afluencia de los yacimientos bajo saturados puede ser
determinado por medio de la evaluacién del indice de productividad de los pozos,
a las condiciones en las que se encuentren al momento de iniciar su produccion.
Para determinarlo se toma la presiéon de fondo fluyendo del pozo (p.), asi como el
gasto (q). Después de esto se cierra el pozo y se registran las presiones para

construir la curva donde se obtiene la presion estética (ps).

Antes de que se bosqueje un método, se muestra un pozo produciendo a gasto
continuo, a una presion menor que la presion de burbujeo, donde el espacio anular
se encuentra lleno de gas (el pozo no cuenta con un empacador), si se cierra el
pozo por algunos dias, el pozo presentara condiciones similares a las que se
muestra en la Figura 1.9.

13



En dado caso que el pozo se abra a produccion se producira gas libre y aceite,
donde la mayoria de las burbujas de gas seran arrastradas por el aceite, pero un
cierto niumero sera mezclado con el aceite por segregacién gravitacional, al cruzar
a través de la zapata al anular y desplazara el liquido acumulado, asi como se

muestra en la Figura 1.10.

Supodngase que se requiere encontrar la IPR de un pozo sin empacador que
produce a gasto constante, donde la presion de fondo fluyendo se encuentra por
debajo del punto de burbuja. Entonces la presién de fondo fluyendo es igual a la
presion ejercida en la tuberia de produccion mas la presion ejercida por la

columna de gas en el espacio anular;

Pwf = Pc + presion ejercida por la colimna de gas ..o 1.10

La presion ejercida por la columna de gas dependera del gradiente de presion
ejercido por la composicion de los hidrocarburos presentes y que a su vez
determinara su factor de compresibilidad, el gradiente termal geotérmico y la
longitud de la columna de gas.

La correccion para calcular la presion debida a la columna de gas es relativamente
pequefia y no se necesita determinar con un alto grado de exactitud, debido a que
la mayoria de los campos presentan casi la misma composicion (mas del 80 por

ciento de metano), y que el gradiente geotérmico no varia mucho.

Al hacer una grafica de valores de presion de fondo fluyendo dividido entre la
presion de la cabeza de la tuberia de revestimiento contra valores de profundidad

de la tuberia, Gilbert derivé la siguiente formula empirica;

1.5
Presion ejercida por la colimna de gas = p. %, ................................ 1.11



Figura 1. 9 Contacto gas aceite en un pozo cerrado. NIND. (1964). Principles
of oil well production.

F~Gas

Gas libre mas
s aceite

Aumento de
burbujas de gas
en el anular

Figura 1. 10 El pozo inmediatamente después de abrirlo a produccion. NIND.

(1964). Principles of oil well production.
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donde: p. es la presion en la cabeza de la tuberia de revestimiento [psia] y D es la

profundidad de la tuberia en miles de pies.

Combinando las ecuaciones [1.10] y [1.11], obtenemos;

Pt = Pe (L 2o0)i oo 1.12

Ejemplo 1.1 Determinacion del IP, la presién estatica y el potencial de la

formacion.

Un pozo fluyente con 3000 [ft] de tuberia, presenta una presién en la cabeza de la
tuberia de revestimiento, de 550 [psig] cuando el gasto de produccién es de 42
[bpd] y de 320 [psig], cuando el gasto de produccion es 66 [bpd]. ¢Cual es el

indice de productividad del pozo, la presion estatica y su potencial?

En la primera prueba la presion en la cabeza de la tuberia de revestimiento fue de
550 [psig], o 565 [psia]. De la ecuacién [1.12]. Se obtiene la presion de fondo

fluyendo.
565(1+%)=595 [psia] = 580 [psig].

Note que la correccién por presién ejercida por la columna de gas es solo 30 [psi].
Por lo tanto, la exactitud en la correccion no es demasiado importante. Asi cuando

era 42 [bpd], pys = 580 [psig]. El resultado graficado se muestra en la Figura 1.11.

En la segunda prueba la presion en la tuberia de revestimiento fue de 320 [psig] o

335 [psia]. Asi que usando la ecuacién [1.12], se obtiene;

1.5

335(1 +1—00) = 353 [psia] = 338 [psig].
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Figura 1. 11 IPR de datos de un pozo tomado a dos gastos diferentes del

ejemplo [1.1].

El gasto de produccion de la segunda prueba fue de 66 [bpd], graficando como B
de la Figura 1.11. La presién estatica del pozo es 1000 [psig], el potencial del
pozo es 100 [bpd] y el indice de productividad es:

100 0 bl. psi
1000  dia

Este ejemplo ilustra un simple método para determinar el comportamiento de
afluencia de un pozo. Y lo Gnico que tiene que hacerse es medir la presion del
pozo a dos diferentes gastos estabilizados y también para una presion estabilizada
en la cabeza de la tuberia de revestimiento a diferentes gastos.

Cuando un pozo es puesto a produccion, la presion en la cabeza de la tuberia de
revestimiento caera y subird hasta estabilizarse, a menos que la presiéon de fondo
fluyendo este por debajo del punto de burbuja. El efecto se ilustra en la Figura
1.12. A medida que el pozo sea puesto a produccién la presién estética caera

hasta la p,¢. Ya que a la presion ejercida en la cabeza de la sarta de la tuberia de
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revestimiento se le suma la ejercida por la columna de gas en el espacio anular
mas la presion ejercida por el liquido en el espacio anular siendo la presion de
fondo p., igual a la presion en la cabeza de la tuberia de revestimiento. Al
continuar el flujo, el espacio anular gradualmente se llenara con gas, y la presiéon
ejercida por la columna de liquido disminuir4 continuamente, mientras la presion
de fondo fluyendo permanece constante (se asume que el pozo fluye a gasto
estacionario), la presion en la cabeza de la tuberia de revestimiento debe alcanzar
la condicidn ilustrada en la Figura 1.12 (d), que es cuando la presion en la cabeza

de la tuberia de revestimiento se estabiliza.

Dado que el espacio anular esta lleno de gas se puede estimar la presion de fondo
fluyendo mediante la presibn que se genera en la cabeza de la tuberia de
revestimiento, siempre y cuando se cumplan tres cosas: 1) que el pozo no cuente
con un empacador en el espacio anular. 2) El pozo debe estar fluyendo a gasto
constante (no all4d fluctuaciones de presion en la cabeza de la tuberia de
revestimiento de mas de 50 [psi]. 3) La presién de fondo fluyendo debe ser menor

que la presion de burbujeo.

Si el valor de la presion de fondo fluyendo es cercano a la presion de burbuja,
tendremos condiciones de presion como las que se muestran en la Figura 1.13,
por lo que el método anterior sera erroneo. Por lo que se utiliza una sonda de
sonido de reconocimiento para determinar la profundidad del contacto liquido-gas
en el espacio anular y calcular la presion ejercida por las columnas de liquido y
gas. Finalmente, si el pozo fluye con una presion de fondo fluyendo por encima de
la presion de burbujeo, tendremos una relacién de gasto gas/aceite igual al valor

inicial de solubilidad del gas.
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Figura 1. 12 Reapertura de un pozo, (a) pozo cerrado, (b) pozo

inmediatamente abierto, (c) pozo poco después de abrirse: el nivel del fluido
en el espacio anular disminuye y la presion en la cabeza de la tuberia
comienza a aumentar, (d) condiciones de flujo estable. NIND. (1964).

Principles of oil well production.

El indice de productividad (IP), es directamente proporcional a una caida de

presion existente en el sistema yacimiento-pozo.

Y T o T o 1.13

Lo T o Tl o 10 1.14
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Pwi Calculado Pui Verdadero

Presion [psig]

Figura 1. 13 Condiciones de flujo del pozo cuando la presiéon de fondo
fluyendo excede la presion del punto de burbuja. NIND. (1964). Principles of

oil well production.

De acuerdo con lo anterior, el indice de productividad (IP o J) es expresado como:

do bl ]
= | R PSI | . 1.15
] (ps — Pwp) ldia~
El indice de productividad especifico es:
] q bl psi]
= = e |k | . 1.1
=5 T R, — pup) ldia R °

20



Si se considera flujo radial, entonces, el indice de productividad también podra

obtenerse con la siguiente expresion:

_0.00708K,h [ bl

=TT —'*PSi]' ........................................................................... 1.17
MoBo In (ﬁ) dia

y el indice de productividad especifico se obtiene con la siguiente ecuacion;

0.00708K, [bl psi
TR T in (=) aa )
(0] pgl0] rW

Ejemplo 1.2. Determinacion de los parametros basicos de un sistema

fluyente

Un campo es perforado con espaciamiento rectangular de 80 acres (Figura 1.14).
La presion de yacimiento es 1000 [psi], la permeabilidad es k =50 [md], el espesor
neto h =20 [ft], la viscosidad del aceite p,= 3 [cp] y el factor de volumen B,= 1.25.
Si el pozo se terminé con una tuberia de revestimiento de 7 [in]. ¢ Cudl es el indice
de productividad y el gasto de produccién por pozo cuando la presion de

produccion al fondo del pozo es 500 [psi]?

x es la distancia entre los pozos.
x?= 80 x 43560.

x =1864 [ft].
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Figura 1. 14 Espaento de un campo petrolero, de 80 [acres].

Solucioén.

La primera aproximacion es la del radio de drene del pozo r,=932[ft]. Dado que
ry=37 [in], =3200 y In (:—e):&os.
Usando la ecuacion [1.14] obtenemos el gasto;

bl
dial”

_ 0.007082 _ 50x20x(1000 — 500)
1= 7175 3x8.06

=117[

Con la ecuacion [1.15], determinamos el indice de productividad;

bl

0.00708 50x20 ]
= = 0.234 [— * p51] ,
dia

X
1.25 3x8.06

y con la ecuacion [1.16] el indice de productividad especifico:
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0.234 0.0117 [bl psi
=——=0. —x—.
Js 20 dia ft

Supobngase por el momento que el indice de productividad del pozo es una
constante independiente al gasto de produccion, entonces escribimos la ecuacion

[1.15] como sigue;

Asumiendo J constante, se obtendra la ecuacién de una recta (Figura 1.15).

El &ngulo 6 formado entre el gasto y la presion, tal que:

OB Jps
AN 0 = = 0 = 1.20
an 0A p. |

El valor de q en el punto B, que es ]JP,, se denomina; potencial del pozo y sera
denotado por el simbolo q'; Es el maximo gasto al cual la formacién puede
producir. De la Figura 1.15, se espera que la linea AB presente una curvatura
como se ilustra en la Figura 1.16. El indice de productividad a un gasto dado de
produccion se define como el cambio de produccion dado un abatimiento de

., . d
presion, o lo que es igual a ﬁ = tan®.
wif
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Figura 1. 15 Representacién grafica del indice de productividad para un
yacimiento bajo saturado. NIND. (1964). Principles of oil well production.

Ps \

Presion de fondo fluyendo [psi] »

Gasto total de produccién [bpd]

Figura 1. 16 El indice de productividad disminuye a medida que el gasto de

produccion aumenta: Relacién del comportamiento de afluencia. NIND.

(1964). Principles of oil well production.
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1.6 Importancia de conocer el comportamiento de afluencia del pozo

Considere un pozo al que se le ha instalado una bomba y que ha producido
50[ bpd], sin produccion de agua y sin problemas reportados, por algunos afos.
Sin embargo, la produccién ha disminuido mas de lo que puede ser permitido por

el limite econémico. Una de dos posibles situaciones ha sucedido:

1. La formacién ya no es capaz de producir 50 [bpd], y debe valorarse una

estimulacion a la formacion; o

2. existe un posible defecto mecanico en el equipo de produccién, dando
como resultado una menor eficiencia. En este caso, la posible solucion es

sacar y remplazar la bomba

Para valorar la mejor alternativa, se hara un andlisis basico de la productividad del
pozo. Para ello, lo primero que se determina es la IPR del pozo. Si esta fuera

como la que se muestra en la Figura 1.17, ningin cambio en la bomba resultara
en un aumento en la produccion de 50 [%]. Por lo cual se debera considerar el
realizar un trabajo de estimulacion de la formacibn como: fracturamiento o
acidificacion.

Sin embargo, si se tiene una IPR como la que se muestra en la Figura 1.18, es
posible que un trabajo mecéanico restaure la produccion, debido a que la presion
media del yacimiento es lo suficientemente alta, para aportar el gasto deseado de

50 [bpd] a través de la tuberia de produccion.
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Presion de fondo fluyendo [psi)

u
o =

Gasto total de produccion [bpd]

Figura 1. 17 La IPR muestra que la formacién es incapaz de producir el gasto

deseado. Fuente. NIND. (1964). Principles of oil well production.

Presion de fondo fluyendo [psi)

50
|

0 Gasto total de produccion [bpd]

Figura 1. 18 La IPR muestra que la formacion es capaz de producir el gasto

deseado. Fuente: NIND. (1964). Principles of oil well production.
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Otra manera en la que podemos hacer uso de la IPR se ilustra a continuacion.

Ejemplo 1.3. Determinacion del éxito o fracaso de un tratamiento al pozo

mediante el uso de la curva IPR

Suponga que una empresa ha estado estimulando algunos pozos y necesita
estimar el éxito del programa, por lo cual se utilizan figuras IPR antes y después
de la estimulacion. Los datos de los pozos para evaluar el programa se
encuentran en la Tabla 1.1.

Tabla 1. 1 Gastos de los pozos Ay B antes y después del tratamiento.

Pozo Gasto de produccion Gasto de produccion una semana
. bl . . bl
antes del tratamiento [E] después del tratamiento [E]
A 60, fluyendo 100, fluyendo
B 35, bombeado 36, bombeado
Solucion

Si las curvas IPR de los pozos antes y después del tratamiento son las que se
muestran en las Figuras 1.19 y 1.120. El tratamiento seria un éxito en el pozo By

un fracaso en A.

Como se observa, el tratamiento no tiene efecto en el IPR del pozo A. El
rendimiento de produccion de la formacién no ha sido mejorado, por lo que el
tratamiento fue un fracaso; El resultado del incremento de la produccion de 60 a
100 [bpd] fue fortuito y pudo haber sido causado por el desalojo de alguna

obstruccioén en la tuberia debido al tratamiento.
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Figura 1. 19 IPR del pozo A ejemplo [1.2]. La estimulacién en la formacién
fallo, a pesar del incremento en el gasto de produccidon. NIND. (1964).

Principles of oil well production.

Después

N

Presion de fondofluyendo[psi]

0 35 36 50 100
Gasto total de produccion [bpd]

Figura 1. 20 IPR del pozo B. La estimulacion de la formacion fue un éxito, a
pesar de que el gasto de produccion no se alterd. NIND. (1964). Principles of

oil well production.
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Por otro lado, el tratamiento en B ha incrementado el potencial de la formacion
considerablemente. Y el por qué el antes y después son idénticos, existen muchas

explicaciones:
1. La bomba no se colocé correctamente.
2. La bomba se dafié al momento de sacarla.
3. Aumento la relacion gas aceite debido al tratamiento.
4. Entre otras posibles explicaciones.

El cierre del pozo para tratamiento es a menudo usado para cambiar la bomba u
otro equipo del pozo y generalmente para limpiarlo, para que se logre un

subsecuente incremento en la produccion.

1.7 Forma de la IPR y efectos del abatimiento de presion para gastos

de aceite/gas

La mayor caida de presiéon (Ap) de la formacion productora ocurre en las
vecindades del pozo. Si la presion de fondo fluyendo, estéa por debajo del punto de
burbuja del aceite, cuando el aceite se mueve hacia las paredes del pozo, la
presiéon disminuye continuamente, permitiendo que gas se libere del condensado,
por lo que la saturacién de gas libre aumenta continuamente. Lo que implica que
la permeabilidad relativa al gas lo haga del mismo modo. A mayor abatimiento de
presion en las paredes del pozo, el efecto sera mayor. Por lo que se espera que el
indice de productividad disminuya. El abatimiento de presién tiene un efecto
considerable en la relacion gas aceite, no solo por el incremento a la
permeabilidad efectiva al gas, sino también por el gas que se libera de las

vecindades del pozo y que aumenta la relacion gas/aceite.

Para presiones cerca del punto de burbuja o formaciones altamente permeables el

efecto del gasto en el indice de productividad sera muy pequerio.
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Las formaciones productoras son practicamente capas estratificadas con diferente
permeabilidad. Para ilustrar los efectos de tal estratificacion en la forma de la IPR

y sobre la relacién gas/aceite, considerar el siguiente ejemplo;

Ejemplo 1.4. Forma de la IPR de acuerdo con la permeabilidad

Existen tres zonas, con permeabilidades de 10, 100 y 1[md] respectivamente
(Figura 1.21). Asumiendo que no hay comunicacion vertical entre las zonas,
excepto a través del pozo. Evidentemente el mayor aporte de produccion sera de
la formacién de 100 [md], teniendo un mayor abatimiento de produccién en esta

Zona.

Suponga que la presion en las zonas de 100 [md], es 1000 [psig], 10 [md] es 1200
[psig] y para 1[md] 1500 [psig]. Ademas, que el pozo se ha medido a diferentes
gastos para obtener el IPR, obteniendo tres diferentes curvas que se muestran en

la Figura 1.22.

Impermeable

10 md

N

N B w30 % g

[ ‘. < ‘. A Y
IR e 3

+ Impermeable "’f

—

e

T 100 md
.I.
\\*"\;&%\‘ -[‘ Impermeable N
{ 1md
iy G SENESE—

Figura 1. 21 Estratificacion idealizada de la formacion del ejemplo [1.4].
NIND. (1964). Principles of oil well production.
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1 \
1

Gasto total de produccién [bpd]

Figura 1. 22 Composicion de la IPR, para la formacion idealizada del ejemplo
[1.3]. NIND. (1964). Principles of oil well production.

A una saturacion de aceite dada, la permeabilidad efectiva al gas sera mayor a la

permeabilidad efectiva al aceite, a mayor grado de cementacion y consolidacion.

Suponga que se ha asegurado suficiente produccion a un agotamiento dado, se
asume que se hicieron pruebas de produccion para datos desde un cero virtual
hasta cerca del potencial del pozo. A gastos pequefios, la presion de fondo
fluyendo serd alta y solo los estratos con presiones altas contribuiran a la
produccion. Estas capas serdn aquellas con mayor grado de cementacion y
consolidacion, por lo tanto, se tendran valores de permeabilidad relativa del gas al
aceite mas altos. Conforme la produccioén aumenta las zonas menos consolidadas
comenzaran a aportar produccion, por lo que disminuird la relacién gas-aceite. Por
lo que la produccién caera conforme el gasto se incremente. Sin embargo, si las
zonas del yacimiento que sufran caidas de presion altas produciran grandes

gastos debido a las altas saturaciones de gas libre, la relacibn gas aceite
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comenzara a incrementarse, obteniendo una curva como la que se muestra en la
Figura 1.23.

Relacion gas/faceite [ft3 /bl]

0 Gasto de produccién [bpd]

Figura 1. 23 Relacién gas/aceite contra el gasto de produccién. NIND. (1964).

Principles of oil well production.

1.8 Historial del indice de productividad en funciéon de la caida
promedio de presion

Al alcanzar el punto de burbuja el gas se libera, por lo que el gas libre aumentara

continuamente, esto causara un efecto en la forma de la gréafica.

De la Figura 1.24. Se asume que el indice de productividad sera constante hasta
alcanzar el punto de burbuja, para las curvas 1y 3 el indice de productividad sera
distinto de cero, mientras que para la 2 sera cero cuando la presion del yacimiento
alcance los 100 [psig]. Hay muchas cosas que pueden causar declives en el indice
de productividad, como bloqueo por gas, contaminacion por arena, por creacion de
bloques de agua, entre otras posibilidades.
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~

0 Abatimiento de presion del yacimiento [psi]

Figura 1. 24 Indice de productividad en funcion de la caida promedio de
presion del yacimiento. NIND. (1964). Principles of oil well production.

1.8. Historia de relacion gas/aceite: Mecanismo de produccién del

yacimiento por agotamiento de presion

BoloKg

Bgugko)]. Siempre y cuando la

La relacion gas aceite en superficie es igual a [Rs + (

presion del yacimiento se mantenga por encima del punto de burbuja no habra gas
libre, excepto tal vez en las vecindades del pozo, si se produce una caida de
presion tan grande, que cause liberacion de gas. Si la presion del yacimiento es
mayor a la presion de saturacion, el RGA sera igual al Rg, volumen inicial de gas

en solucion por unidad de volumen de aceite en tanque.

Cuando la presion del yacimiento esta por debajo pero cerca de la presion de

burbuja habra movimiento de gas libre en la formacion. Dado que el factor de
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volumen es regularmente pequefio y la relacién de viscosidades (u,/pg), €S

Bouokg

grande, el término (
Bgligko

) serd comparado con Rg. A medida que la presion

disminuya, la relacion gas aceite aumentara debido al aumento de (k—g) sin

(0]

embargo si la presion del yacimiento disminuye lo suficiente la relacion gas aceite

disminuira de nuevo.

El factor de volumen del gas se define como el volumen en [bl], que ocupa un [ft3]

de gas a presion y temperatura de yacimiento.

pBg 147 1 B = 14.7 7T 1 91
ZT_52056140g_5614X520p ..................................................... .
Suponiendo constante Zy T y si
A= 14.7 7T
© 5.614x520 '’
entonces:
B,k
RGA instantanea = Rg + EM. ............................................................. 1.22
A Kk,

De la ecuacion [1.22] se observa que cuando p sea aproximadamente 2000 [psia],

una caida de presion de 100 [psia] tendran un efecto pequefio en el valor de [%] y
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. Bolok o : .
el incremento en (%), dominara. Cuando p sea aproximadamente 200 [psia],
gRo

una caida de 100 [psia], reducira a la mitad el valor de %, asi que afectara a

Bolok ., -, : .

(%), a la ecuacién y la relacion gas aceite comenzara a descender a menudo
gho

que la produccion acumulada aumente.

En las etapas finales de la produccién los gastos seran pequefios, por lo que se

obtendra solo un pequefio incremento en la produccion acumulada y las relaciones

gas aceite seran como las que se muestran en las Figuras 1.25y 1.26.

Relacion gasfaceite [ft 3 /bl]

Produccion acumulada [bl]

Figura 1. 25 Comportamiento tipico de la relacién gas aceite contra la
produccion acumulada. NIND. (1964). Principles of oil well production.
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Figura 1. 26 Comportamiento tipico de la relacion gas aceite contra el tiempo
de agotamiento de presion del yacimiento. NIND. (1964). Principles of oil well

production.
1.9 Efecto del abatimiento de presidn en la relacion agua/aceite

Cuando el agua se estd moviendo desde el acuifero hacia el pozo a través de la
sarta, es posible determinar si la presion del acuifero es mayor a la del yacimiento

de aceite, mediante el andlisis IPR. Como se muestra a continuacion;

Ejemplo 1.5. Relacién agua/aceite en un pozo

Determinar la presion estatica y el indice de productividad de agua y aceite para el
sistema que se presenta en la Tabla 1.2, considerando los valores indicados en la

Tabla 1.3. {Qué gasto de agua se espera fluya del acuifero al yacimiento de
aceite si se cerrara el pozo?

Tabla 1. 2 Valores de gastos totales y corte de agua a una p,s dada.

Gato total [%] Corte de agua [%] | Presién de fondo fluyendo [psig]

a7 85 1300
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90 60 920

125 48 630

162 45 310
Solucién

Primero graficamos la IPR del gasto total y calculamos los cortes de agua (Figura

1.27).

Tabla 1. 3 Valores de gastos de agua y aceite a una p,,s dada.

Gato Corte de Gasto de Gasto de Presion de fondo
total [%] agua [%] agua [%] aceite [%] fluyendo [psig]
47 85 40 7 1300
90 60 54 36 920
125 48 60 65 630
162 45 73 89 310

De la Figura 1.27, obtenemos:

1. Presion estatica de la zona de aceite = 1350 [psia].

2. indice de productividad de la zona de aceite = —= = 0.089 [bl x 2.

1350

3. Presion estatica de la zona de agua = 2600 [psia].

dia
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4. indice de productividad de la zona de agua = % =0.0315 [bl x ZTZ].
5. Al cerrar el pozo se espera que la presiéon de fondo se estabilice a 1700

[psia] y que el agua fluya a la zona de aceite, a razén de 28 [ bpd ].

En ambos IPR se ilustra una recta, sin embargo, Gilbert advierte que el
agotamiento diferencial es progresivo durante periodos de flujo prolongados, no
importa si la permeabilidad lateral y vertical es grande y hay flujo entre las capas
productoras, durante dichos periodos de cierre, a menos que se inyecte un lodo
adecuado en la zona productora. El influjo de agua a las zonas de aceite causara

dafio permanente y en algunos casos afectara la permeabilidad efectiva al aceite.
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Figura 1. 27 Curva IPR y de corte de agua, del ejemplo [1.5]
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1.10 Historial del corte de agua

Considere que fluye agua y aceite a través de la formacion: sin presencia de gas,
considerando efectos gravitacionales despreciables y negando presiones
capilares. Ademas, si q,; fue la produccion inicial de la zona productora, a una
caida de presion en una etapa temprana de produccion libre de agua, y q,, q,, SOn

los gastos actuales de aceite y agua de la misma zona, entonces;

ignorando el factor de volumen de formacion y la variacion de la viscosidad del
aceite respecto a la presién. Multiplicando numerador y denominador de la

ecuacion [1.23] por u, tenemos;

Suponga que se mueve agua al yacimiento a través de formaciones irregulares

permeables, a medida que la produccién sigue, la saturacion de aceite en la

formacion disminuira y [k—] aumentara, asi como la relacion agua aceite también lo
0

hara. La magnitud de la cantidad de agua que invada la formacion influird en la

forma de las curvas de permeabilidad, y en los valores de [5—"]. Sin embargo, es de

esperarse que la relacién agua aceite se estabilice e incremente lentamente. La

razon de esto es porque una vez que el acuifero inunde la formacion irregular de
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agua y alla establecido un camino de descarga hasta el pozo entonces en ese
momento el agua viajara por esa zona de menor resistencia en lugar de inundar
las zonas saturadas con aceite, como se ilustra en la Figura 1.28. En la practica
se espera que la relacion agua aceite aumente debido al incremento de agua que

entra al yacimiento.

/

/

4

Relacidnaguafacaite [bl /Bl

rd

Produccion acumulada [bl]
Figura 1. 28 Comportamiento tipico de la relacion agua aceite. NIND. (1964).
Principles of oil well production.

Finalmente se tiene que el valor del indice de productividad actual sera mayor a la

inicial si;

ko + (5_;) ky, >k es decir, si k> (i—:) (k —

ko):

Solo para liquidos en una sola fase.
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2. Construccion de la Curva IPR de un pozo petrolero

2.1 Introduccioén

La curva IPR es una representacion grafica de la tasa de produccién del pozo
contra la presién del fondo fluyendo. De la cual, la forma de la curva es gobernada
por la composicion del fluido del yacimiento y el comportamiento de las fases
fluidas en condiciones de flujo. Sirve para determinar el potencial de produccién de
un yacimiento con respecto al sistema de produccion y(o) a las instalaciones del
Sistema Artificial de Produccion. Ademas de utilizarse para optimizar los
parametros de produccion y para determinar el IPR para un tiempo dado, para lo

cual se realizan procedimientos iterativos.

Las curvas analiticas de IPR se pueden desarrollar para cualquier estado de
agotamiento, siempre y cuando las permeabilidades relativas y propiedades PVT
de los fluidos se conozcan.

Metas
Al leer este capitulo, debes ser capaz de:

Entender y Determinar las curvas IPR para un tiempo dado de diferentes tipos de

yacimientos.

Determinar el comportamiento de un pozo y su potencial de produccién para
cualquier estado de agotamiento.

Predecir el comportamiento de los pozos mediante el uso de ecuaciones de

presion, a diferentes métodos.

Aplicacion de los modelos matematicos de los diferentes métodos para generar las

curvas IPR.
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2.2 Método de Vogel

En 1968, Vogel propuso la ecuacion [2.1] para predecir el comportamiento de
pozos que producen con empuje de gas disuelto, usando una grafica normalizada,

con presiones y gastos adimensionales:

donde p,s es la presion de fondo fluyendo [llniz] Pws €S la presion estatica del

Ib

in2

yacimiento [lln—bz] do €s el gasto de aceite medido a la py¢ [ ] Y Qomsx €S €l

potencial del pozo (considerando p,,;= 0 [iln—bz]).

La ecuacion [2.1] puede interpretarse como una solucidén general para yacimientos
de aceite con empuje de gas disuelto. Esta ecuacién aplica a casos donde no
existe dafio a la formacion, es decir la eficiencia de flujo (EF) es igual a 1. La

representacion grafica de la Ecuacion [2.1] se muestra en la Figura 2.1:

Vogel representa un modelo homogéneo donde las caracteristicas estructurales
del medio poroso no se reflejan. Los cambios en los indices de productividad son
atribuidos a los cambios en saturacion, permeabilidades relativas y al abatimiento

de presion.

Para el desarrollo de su modelo, realiz6 calculos con datos de yacimientos
hipotéticos y presentd una soluciobn al problema de la determinacion del

comportamiento de afluencia para yacimientos con empuje por gas en solucion.
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Figura 2. 1 Curva adimensional de afluencia de Vogel para pozos sin dafo de

un yacimiento con empuje por gas disuelto, EF= 1.
Sus consideraciones fueron las siguientes:

1. El medio poroso es homogéneo e isotropico, con una saturacién de agua

constante.
2. Elyacimiento es cilindrico.

3. La composicién y el equilibrio entre fases, es constante para el aceite y gas.
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4. Los efectos de segregacion gravitacional son despreciables.

5. Existe una condicién de estado pseudo-estacionario en la cual el ritmo de
reduccion de saturacién en el yacimiento es el mismo en todos los puntos

para un instante dado.
6. No se considera la compresibilidad de la roca y del agua de formacién.

Para utilizar la correlacion de Vogel se requiere una prueba de produccion y ésta
consiste en obtener un gasto de aceite a una presion de fondo fluyendo (q,, pwt) Y
conociendo la p,,s podemos obtener el gasto maximo que aportaria la formacion,
este es un gasto tedrico, porque se obtiene cuando p,s = 0 y en la practica esta
condicion no se presenta sin que antes el pozo deje de fluir. Con el valor del gasto

maximo podemos calcular los diferentes gastos esperados para diferentes p,,.

Otra forma de expresar la ecuacion [2.1] es en funcién de la presion de fondo

fluyendo.

0.1+ /0.801L
omax 2. 2

Pwf = Pws 08 s e eeaeeeaaseeaaseeaaseesasesaareraarrrrareraarrnaas

Ejemplo 2.1. Aplicacion del método de Vogel

Al realizar una prueba de produccion se obtuvo la siguiente informacion: pys =
2000 Lln—bz] Pws = 2500 [lln—bz] Y o= 650 [bpd]. Se requiere construir la curva IPR de

este pozo.
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Solucién

Calcular [22].

Jomax

D _1_4o (pm) B (pwf)z ,
Jomax Pws Pws

do 2000 20002
= 1-02(200) g5 (2200
Qomax 2500 2500

Jo

Jomax

= 0.328.

Obtener qomax -

Qo _ 650
Qomax = 57378 = 0,328

= 1981.7 [bl]
B © o ldial”

Sustituir la pws Y Qomax-

/ —01+ [0.8-do_
_ Jomax
Pwf = Pws \ 0.8 / .

En la expresion del paso anterior, sustituir los valores supuestos para gastos de
produccion y obtener p,; para cada gasto supuesto utilizando la expresion

mencionada, para obtener la Tabla 2.1 y asi poder construir la curva IPR.

Construir la curva de IPR utilizando los datos obtenidos en el paso anterior.

Graficando p,,f contra q, se obtiene la Figura 2.2.

Otra forma de obtener la curva de IPR de un pozo de aceite y gas y condensado,

es utilizando la Figura 2.1.
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Tabla 2. 1 Valores de p,s para cada qg.

qo [bl/dia] Puwe[lb/in?]
0 2500
500 2124
650 2000
1200 1470.6
1600 953.4
1981.7 0
3000
2400 \'\

AN
N

1200 \

600

Presion de fondo fluyendo [psig]

1] 400 800 1200 1600 2000

Gasto q,[bpd]

Figura 2. 2 Curva de IPR para el ejemplo 2.1.



El procedimiento es el siguiente:

1.

7.

Se requiere una prueba de producciéon del pozo, con la cual se obtiene q,,

Pwf Y Pws-

Calcular (pwi/pws), COn este valor entrar a la Figura 2.1 y obtener su

correspondiente (qo,/90 max)-
Obtener g, 4x CON €l q, conocido.
Suponer varios gastos de produccion.

Para cada gasto supuesto calcular (qo supuesto/domax) CON estos valores

entrar a la Figura 2.1 y obtener sus correspondientes (pw¢/Pws)-
Como se conoce p,,s Se despeja la p,,r para cada gasto supuesto.

Se construye la curva de IPR graficando las p,¢ obtenidas en el paso

anterior contra los gastos supuestos.

Para aclarar el uso de la curva adimensional de IPR se presenta el siguiente

ejemplo.

Ejemplo 2.2. Uso de la curva adimensional de afluencia para pozos sin dafio
propuesta por Vogel.

De la prueba de produccién de un pozo se obtuvo la p,,s = 2200 [iln—bz],pws =

3000 [lln—bz] ,Y 4o = 200 [bpd]. Se requiere construir la curva IPR de este pozo.

Solucién

1.

Determinar el g, max
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2. Calcular el q, para una py,s = 1500 Lln_bz]

3. Trazar la curva de IPR para este pozo.

Pwt _ 2200
Pws 3000

Con este valor, entramos a la Figura 2.1 y obtenemos (L) = 0.435,

Jomax
Por lo tanto;

bl
dial”

q
Gomix = 5435 = 460 [

Si pwr = 1500 Lln—bz] entonces:

1500 .
Pwf — 222 = .5, con este valor entramos en la Figura 2.1, para obtener; —2— =
Pws 3000 JQomax
0.7, por lo que;

bl
= 0.7 (4 =322 |—|.
4o = 0.7 (460) = 3 [ dia]

Se suponen valores de p,¢, para valores de q,, para obtener la Tabla 2.2. Para
obtener la IPR (Figura 2.3).
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Tabla 2. 2 Valores de p,s para cada q,.

1b 3000 2500 2000 1500 1000 500 0
Pwf [—2
1mn
E 0 127 235 322 389 435 460
%D 4ia
3500
2800 \\
&g
a
)
€ 2100 AN
-
=1
2 \
[=]
=
=
& \
L 1400
=
o
b \
o \
700
0
0 100 200 300 400 50
Gasto q,[bpd]

Figura 2. 3 Curva del comportamiento de afluencia del pozo para el ejemplo

[2.2].
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2.3 Método de Standing.

La curva de la ecuacién [2.2], sOlo es aplicable para eficiencias de flujo igual a 1.
Por ello, Standing (1970) extiende el trabajo de Vogel (1968) y presenta un
método grafico basado en el método de Vogel, donde considera la eficiencia de
flujo distinta de uno.

BE = VS D e e 2.3

Pws — Pwr

. . . ~ Ib ..
donde: p,s es la presion de fondo fluyendo con dafio [m—z] Pws €S la presion

estatica del yacimiento [%] y p’,,¢ €S la presion de fondo fluyendo sin dafio Lln—bz]

i

La Ap, es la diferencia entre p;,¢ Y pws, QuUe representa una resistencia adicional al

flujo en las vecindades del pozo.

Para determinar las caidas de presion por dafio (Aps), se calcula el factor de dafio
(S), a partir de pruebas de presion, donde Aps se obtiene con la siguiente

expresion:

qu .
2mkh 4

Apg =

donde S es el factor de dafo (adimensional).
Una vez obtenida Apg se puede obtener la eficiencia de flujo (EF).

La Figura 2.4 muestra el concepto empleado por Standing para establecer la

eficiencia de flujo.

52



1

]

1

(]

||l

1
1 w
1 1]
1 ]
: ]
- IR
, _ I+
Pwt | -7 ! e
I | w
i L ;1:-'
Ap, ! | o
i e
: 1| T
p i 8
Wl i O

]

. |

! I

h 1

] (]

I I

| I

]
; |
Ty r I-'||[

Figura 2. 4 Presiones de fondo fluyendo, en un pozo dafiado. Ramirez, S, J.

(2015). Fundamentos de la tecnologia de productividad de pozos petroleros.

Standing creo una gréfica de referencia que sirve para la construccién de la curva
IPR, la cual es valida para eficiencias de flujo entre 0.5 y 1 (Figura 2.5). Con la

cual es posible determinar:
1. El gasto maximo posible para pozos con o sin dafio, o bien, estimulados.
2. El gasto para cualquier p,,; y diferentes valores de EF.

3. Lacurva de IPR para pozos dafiados o estimulados o sin dafo.
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Relacion de Gastos

EF=1.0

qomﬂx

Figura 2. 5 Curvas de afluencia para pozos con EF # 1, de yacimientos con
empuje por gas disuelto. Beggs, H. D. (1991). “Production optimization using

Nodal Analysis”.

La eficiencia de flujo para flujo radial puede determinarse con la siguiente

ecuacion:
0.47 1,
EF = 1n0(. 47rrw ) TS 2.5
In (Te) +S
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Aplicando la ecuacién de Vogel, pero en este caso, considerando la presion de

fondo fluyendo dafiada.

Se establece la siguiente correlacion:

14 14 2
G _ 1_02 <pr ) ~ 0.8 <pr> e 2.6
Jomax Pws Pws

donde; pys = Pws — (Pws — Pwr) * EF.

Con la ecuacion [2.6] se tendran casos en los que se presente un comportamiento
como se muestra en la Figura 2.6; este comportamiento se debe a que el método
de Standing para presiones de fondo fluyendo bajas y altas eficiencias de flujo no
genera resultados consistentes, debido a que se obtienen valores negativos de
pws Para estos casos se dispone de métodos alternos como el propuesto por

Harrison y Fetkovich.

Para altos valores de EF y bajos valores de p,,, ¢

S

ey

D\f cOmienza a ser negativo

=

La ecuacidn predice un comportamiento incorrecto

Presion de fondo fluyendo [psi]

Gasto [bl/dia]

Figura 2. 6 Errores al extrapolar con el método de Standing. Ramirez, S, J.

(2015). Fundamentos de la tecnologia de productividad de pozos petroleros.
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Ecuacién de Harrison.

Cuando p,,; empieza a ser negativa, puede utilizarse la ecuacion propuesta por
Harrison, que es una ecuacion equivalente a la de Vogel, la cual puede utilizarse

tanto para valores positivos como negativos de pi;.

do

Jomax

1.792 pwf,)

=1—0.2*e( Pws e eaeeeeeaeeereaeeeeeaeeareriaieraea 2.7

Ejemplo 2.3. Aplicacion del método de Standing.
Determinar el qomax (EF = 1) para un pozo del cual se tiene la siguiente

informacion: pus = 2130 |2, py,s = 3000 [ -2, q,= 130 [bpd] y EF = 0.6.

Solucién

Pwr _ 2130

— 9%  Enlacurvade

Con este valor entrar a la Figura 2.5 y buscar el valor de
9o max (EF=1)

EF=0.6.

Jo(EF=0.6) — 0.283

o max (EF=1)
Por lo tanto:

do 130
Qomix (BF=1) = 587 = 0282

bl
Qo max (EF=1) = 461 [E :
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Para obtener q, msx Para una EF= 0.6, se requiere suponer que p.¢ = 0 y obtener

el valor de q, /9o max (Er=1), Cuando py¢/pws = 0, en la curva de EF = 0.6;

JQo(EF=0.6) — 0.79

(o max (EF=1)

Por lo tanto:

bl
Qo méx(EF=0.6) = do max(EF=1)(0.79) == 364.19 [@]
A partir de la definicion de EF, se obtiene py,s = pws — (Pws — Pwr)EF:
P, _2478[ ]yAP—pwf— 348[ ]

Para construir la curva de IPR (Figura 2.7) de este pozo dafado, se sigue el
mismo procedimiento descrito anteriormente por Vogel, pero considerando que
do max (EF=0.6) — 364.19 [bl/dia], para obtener la Tabla 2.3.

Tabla 2. 3 Valores de presion y gasto para el ejemplo [2.3].

Pws [Psi] q,[bpd]
3000 0
2500 60.2
2130 102.7
2000 116.8
1500 166.4
1000 208.9
500 251.4
0 279.7
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Py [psi]

1000

]
Ln
]

0 100 150 200 250 300

q,[bpd]

Figura 2. 7 Curva IPR del ejemplo de amplicaciéon de standing EF=0.6.

2.4 IPR Compuestas.

El siguiente método puede ser usado para determinar las curvas de IPR para

pozos de aceite con produccion de agua, el cual se basan en lo siguiente:
1. El célculo de la presion de fondo fluyendo a ciertos gastos de flujo total.

2. El célculo del gasto total a ciertas presiones de flujo.

2.4.1 Calculo de la presion de fondo fluyendo a ciertos gastos de flujo total
para las curvas de IPR compuestas.

La Figura 2.8, es empleada para derivar las ecuaciones que permiten calcular la
presién de fondo fluyendo a ciertos gastos de flujo total, para una presién de

yacimiento mayor que la presién de burbujeo.
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Figura 2. 8 Curva de IPR compuesta. Ramirez, S, J. (2015). Fundamentos de

la tecnologia de productividad de pozos petroleros.

A partir de esta figura, la curva de IPR compuesta puede ser dividida en tres

intervalos:

1. Elintervalo entre 0 y el gasto a la presion de burbujeo (0 < q; < qp).
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En este intervalo, ocurre una relacion lineal entre el gasto y la presion de fondo
fluyendo, por lo que la presién de fondo fluyendo en el gasto total puede ser

determinado de la siguiente forma:

pwfzpws_T- ..................................................................................... 2.8

2. El intervalo entre el gasto de flujo a la presién de burbujeo y el gasto de

flujo maximo de aceite (qp < qt < 9o max)-

En este caso, la presion de fondo fluyendo para el gasto total puede ser

determinado de la siguiente forma:

Pwr = FO (pwfo) + Fw (prW) ) ereeeeeaaaareeeeessasareesesssaierrrsataetrrrrettaairrrrnans 2.9

donde: F, es la fraccibn de aceite [Adimensional, F,es la fraccion de agua
[Adimensional], pws, €S la p, s Obtenida de la curva de IPR para el aceite y pyry €S

la p,,¢ Obtenida de la curva de IPR para el agua.

A partir de la ecuacion de Vogel, p, s, puede ser calculada de la siguiente forma:

dt — Jp

Pwio = 0.125(py) [-1+ [81—80 [
Jomax — b

donde:
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o' max = qbﬂ%’ Y dp =J (Pwe-Pp)-

A partir del indice de productividad constante, p,s, puede ser calculado como

sigue:

q
Pwfw = Dws — Tt ..................................................................................... 2.11

Sustituyendo las ecuaciones [2.10] y [2.11] en la ecuacién [2.9] se obtiene la

presion de fondo fluyendo en el gasto total, esto es:

dt t — db

Pt = Fuy (pws——)+ F, (0.125)py, —1+j81—80[ a 1l . 212

] Jomax — 9b

3. Elintervalo entre el gasto méximo de aceite y el gasto maximo total (q, msx<

At < dtmax)-

Se llevar el gasto total lo mas proximo a el gasto maximo; q; = 0.999 q, max-

dado que la diferencia entre q; Y q,max €S MUy pequeia, se puede asumir que a,
= a, Y B1=B, Y la tangente de estos angulos puede ser calculada geométricamente

a partir del triangulo formado, obteniendo lo siguiente;

CD CG
tanf3; = e ytano; = oy
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donde;

El punto D recae sobre la curva de IPR compuesta, asi que:

Pwm = Fo (pwfo) + Fw (pwfw)-

O bien, a partir de la Figura 2.8;

Pwip = Fo (pwf) + Fy (pwa)-

0.999 L —
PwfB = 0-125(pb) —1++vV81-80 [ Jo max qb]]

Jomax — b
B 0.999 q, max
PwfB = Pws — ] .
Por lo tanto:

Puid = Fu(Pus = 2 ) 4 Fo (0.125)py [~1 + VBT — 80 ~temi] - 3 15

Jo max— db

A partir de la Figura 2.8, tenemos que pysc = Pwig, donde G también recae sobre

la curva de IPR compuesta para q; = qo max-

pPwic = Fo (pwfo) — Fy (pwfw)-

Si gt = Qo max Y Pwfo = 0, €NtONCES tenemos que;
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do méx)

Pwic = Fw (pwfw) = Fy (pws - ]

Pwfc = Pwic = Fw (pws -
Sustituyendo las ecuaciones [2.15] y [2.16] en la ecuacidn. [2.14] se obtiene;

CD = F(pys — 22domixy 4 F_(0.125)p,[—1 + V81 — 80 S domix=dby - 5 17

] Jo max— db

Ya que CG es la diferencia entre q; Y q, max, t€N€MOS que;
CD = Qo mix — 0.999G0 max = 0.00100 max:  +ereereererererrermrrererssreesseseeserenen, 2.18

De aqui que, a partir de las ecuaciones [2.17] y [2.18], se puede calcular la tan a,
o tan B;. La presién de fondo fluyendo en el gasto entre el gasto maximo y el gasto

maximo total puede ser calculado empleando la siguiente ecuacion:

do méx) _ ( _ Jo max
t

; ] )(tan B). o 2.19

Pwt = Fyw = (pws -

El gasto maximo total (para la curva de IPR compuesta) puede ser calculado

empleando la siguiente ecuacion:
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Jtméax = o max T Pwfc (tan ).

O bien:

q ,
Qt max = 9o max + Fuw (pws - °;“a") (CAN ). oo, 2.20

2.4.2 Calculo del gasto total a determinadas presiones de fondo fluyendo
para la curva de IPR compuesta.

De acuerdo con la Figura 2.8, se puede observar que la curva de IPR compuesta
puede ser dividida en tres intervalos, y en cada intervalo. El gasto total a ciertas

presiones de fondo fluyendo puede ser calculado de la siguiente forma:

1. Para presiones entre la presién del yacimiento y la presion de burbujeo,

(pb< Pwf < pws)a el gasto total es igual a,qc=] (pws - pwf)-

2. Para presiones entre la presion de burbujeo y la presion de fondo fluyendo,
donde el gasto de aceite es igual a el gasto maximo, esto es; (Pwc< Pw<

pp) €l gasto total es:

Qo= "D ParaB A D, 2.21
............................................................. 2.22
qt=%, ParaB =0,
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Figura 2. 9 Curvas de IPR compuestas. Ramirez, S, J. (2015). Fundamentos

de latecnologia de productividad de pozos petroleros.

donde:

— Pws + 0.125 Fopb — Fwbws _ Fuw

A B= —r—j,
0.125 F,py, Y= 0125 F,pp )




3. Para presiones de fondo fluyendo de entre 0 < p,+< pwsc, €l gasto total es:

o 2 A B) + 0 2.24

D= A2—(80)— > g9, 2.25
Jomax — 9b
qo = Dot T Qomax WANE) = Pur e 2.26

tan 3

2.4.3 Calculos preliminares para construir las curvas de IPR compuestas a
partir de los datos de una prueba.

Las variables necesarias para construir las curvas de IPR compuestas son: la
presion promedio del yacimiento (p,s), la presion de burbujeo (py), la presion de

fondo fluyendo (p.), el gasto total (q;) y la fraccion de agua (F,,).
Existen dos posibles situaciones:

1. Cuando la presiéon de fondo fluyendo de la prueba es mas grande que la
presion de burbujeo (pwer > pp), las variables necesarias para construir la
curva de IPR compuesta pueden ser calculadas empleando las siguientes

ecuaciones:

dir
Pws — PwfT
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donde: q.7 es el gasto total de las pruebas realizadas y p, s €S la presion de fondo

fluyendo de la prueba realizada.

Qb = J(Pus — Db)s  «eeeeeerennnnnnnnnnnnnnnnnnnnnnnnnnnnnnnnnnnnnnnnsssnnsnsssssnssnssnnssnnnnnnnnnnns 2.28

Jo max Jdp 1Q) I .
Jo max

Jtmix = domax + Fw (pws - ] ) (tan O(): ....................................... 2.30

donde la tan o puede ser determinada aplicando la ecuacion [2.13].

2. La presion de fondo fluyendo de la prueba es menor que la presion de
burbujeo, (pwsr < pp)- Para determinar qy,9, max Y 9t max » S€ debera calcular

el indice de productividad.

A continuacién, se muestra la derivacion de la ecuacion para determinar J para

una IPR compuesta como la que se muestra en la Figura 2.8.

Gt = Fo (QoB) F Fwl(Quwb):  coerrererriiii e 2.31

Pwfr Pwer)?
doB = b *+ (domax — qp)[1 — 0.2 <L> - 0.8 (L) 1.
Pob Pp

Si:
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2
A=1-02 <pw—”)—o.8 (pw—”) .
Pb Pb

doB = (p T (qo max — qb) X A.

dv = ](pws - pb)

Por lo tanto:

do = J(Pws — Pb) t+ [ap + Lpo db]A.

18
Jp

Qon = J(Pws — Db) + (1_§) A e 2.33

QD = J(Dws = DWIT):  rreeeeerrrrmmeemmmmrmreesasnnreeesasnrreeeaannrreesassnneeeesasnneeees 2.34

Sustituyendo las ecuaciones [2.33] y [2.34] en la ecuacidn [2.31] se tiene que:

_ A pp
dc = Fo J(Pws — Db +1—8] + Fy J(Pws — Pwsr)-
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A pp

dc =J | Fo [(Pws — Pb +ﬁ] + Fw (Pws — Pwsr) |-

Finalmente, para obtener J se tiene que:

dtr

] =
7N 2.35
F0 [(pws - Pb + 1_pr] + Fw (pws - pwa)

Si J puede ser determinado a partir de la ecuacion [2.35],qp, 9o max Y 9t max POAran

ser determinados aplicando las ecuaciones [2.28] y [2.30] respectivamente.

2.4.4 Curva de IPR compuesta para presion de yacimiento por debajo de la
presion de burbujeo.

Las ecuaciones previas para construir las curvas de IPR compuestas para
presiones de flujo por abajo de la presion de burbujeo, pueden ser empleadas
cambiando p, por pys, Y considerando que el valor de q;, es igual a cero, el

procedimiento a seguir es el mismo que se ha utilizado anteriormente.

Ejemplo 2.4. Determinacion de las IPR compuestas (pys > Pb)-

Al realizar una prueba de produccién en un pozo se obtuvieron los siguientes

datos: presion de yacimiento = 2550 [lln—bz] presion de burbujeo = 2100 [lln—bz] presion

de fondo fluyendo = 2300 Lln—bz] y un gasto total, q; = 500 [db—;].

(Se puede observar que la presion del yacimiento es mayor que la presion de

burbujeo). Se requiere:
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Determinar las curvas de IPR compuestas para valores de F,, igual a: 0.0, 0.25,

0.50. 0.75y 1.0.

Solucion
Ejemplo para el calculo preliminar de F,,= 0.50:

Dado que py¢r > pp, S€ tiene que:

bl

- 500 _ da
2550 — 2300 b [

in?

bl
qp = (0.2)(2550 — 2100) = 900 [E]

_ 9004 2100 _ 423333 [ bl]
Qomix = 18 229 [ qal

Aplicando la ecuacién para calcular CD:

0.001(3233.333) 0.999(3233.333-900)

3233.333-900

CD=10.5

+ 0.5 (0.125)(2100) l—1 + \/81 — 80

Ch=7.86.
Aplicando la ecuacion para calcular CG:

CG = 0.001 (3233.333) = 3.23,
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CG 3.23

tana = ﬁz m=041,
t = 1 = ! = 2.44
arlB_tancx_O.41_ B

Empleando la ecuacion para obtener el gasto maximo total:

3233.333
Qemax = 3233.333+ 0.5 (2550 - —) (0.41),
bl
Jt max = 3424.66 I:E:I,
El calculo de p,,r a ciertos gastos totales quedaria como:
bl
Para q; =600 [a] dr < qp >
e 600 Ib
Pwt = Pws — T = 2500 — (T) = 2250 [m—z],
bl
Para q; = 1500 [E] db <t < qo max-

1500 — 900

1500
Pws = 0.5 (2550 = T) +0.5 (0.125)(2100) [-1 + \[81 — 80 {3233_333 —500

Ib
pwf = 1789.03 [m_z]'

|
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bl
Para q; = 3300 [a] (do max < Gt < e max)-

3233.333 3233.333
—) - (3300 -

P = 0.5 (2550 - = .

) (2.44),

Ib
pur = 30399 ||

Los calculos de los gastos totales a ciertas presiones de fondo fluyendo son las

siguientes:
Calculamos la presion de fondo fluyendo a q; = qg max= 3233.333[%], esto es:

3233.333)

Ib
Pwic = 0.5 (2550 - = 466.67 [m—z]

Ib
Para p,,s = 2400 [m—z] Pwf = Pb:

bl
q = 2(2550 — 2400) = 300 [—]
dia

bl
Para pye = 1500 ||, Puia < Pur< Pb:

A 1500 + 0.125 (0.5)(2100) — 0.5(2550)
B 0.125(0.5)(2100) B

2.71,

0.5

B = 0125 (05)(2100)(2)

= 0.001905,
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80
C =2 (271)(0.001905) + o — o = 0.04461,

900
3233.333 —900

D = (2.71)? 80 { }— 81 = —104.5131,

B =0, por lo tanto:

_ —0.04461 + 1/(0.04461)2 — 4(0.001905)2(—104.5131) 203113 [bl]
e = 2(0.001905)2 - 7 |dial

bl
Para p,,s= 350 [E] » Pwf < PwfG-

_ 46667 +3233.333(244) =350 . [bl]
e = 2.44 =  |dial

Los resultados de los calculos preliminares para otros valores de F,, se muestran

en la Tabla 2.4.

Los resultados de los célculos de los gastos totales a las presiones de fondo

fluyendo para cada valor de F,, se muestran en la Tabla 2.5
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Tabla 2. 4 Célculos preliminares para diferentes valores de F,, para el

ejemplo [2.4].
Fo
0 0.25 0.5 0.75 1
J 2 2 2 2 2

db 900 900 900 900 900
Qomax | 3233.33 | 3233.33 | 3233.33 | 3233.33 | 3233.33
tan a 0.23 0.29 0.41 0.68 2
tanp 4.38 3.41 2.44 1.47 0.5
Qt max 3233.33 | 3301.73 | 3424.52 | 3709.38 5100
Pwfc 0 233.33 | 466.67 700 | -
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Tabla 2. 5 Resultados de los célculos efectuados del ejemplo 2.4.

q: @F,

Pwt 0 0.25 0.5 0.75 1
2550 0 0 0 0 0
2400 300 300 300 300 300
2300 500 500 500 500 500
2100 900 900 900 900 900
1700 1632 1647 1663 1681 1700
1400 2093 2132 2177 2232 2300
1000 2588 2663 2758 2887 3100

600 2948 3043 3160 3301 3900

200 3172 3243 3343 3573 4700

0 3233 3302 3425 3709 5100
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3000

o 1000 2000 3000 4000 5000 G000

o [bpd]

Figura 2. 10 Curvas de IPR compuestas del ejemplo 2.4.

Ejemplo 2.5. Determinacién de las IPR compuestas (pwr < Pp)-
Dados los siguientes datos: presion del yacimiento = 2800 [lln—bz] presion  de

burbujeo = 2400 [lil—bz] presién de fondo fluyendo total (py¢r) = 1200 Lln—bz] y gasto

total, q,r = 1480 [bpd]. Se requiere construir la curva IPR compuesta para F,=
0.50.

Solucién

Célculo preliminar:
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A=10-0.2 1200 0.8 12002—07
o ' (2400) ' (2400) B

bl
qp = 1.01 (2800 — 2400) = 403.64 [E]

= 1480 _ 101
0.5(2800 — 2400 + %&07)) +0.5(2800 — 1200)
= 403.64 + 1.01(2400) _ 1749.09 [bl]
Qo max = U2 18 7 dia)
tana = 0.21 y tan § = 4.84.
= 1749.09 + 0.5 (2800 1749.09 0.21) = 1859.18 [bl]
Qemax = ' ' ( 1.01 )( 21) = ¢ [amal

Los resultados del ejemplo 2.5 se presentan en la Tabla 2.6 y en la Figura 2.11 se

muestra su IPR.
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Tabla 2. 6 Relacién de presidn contra gasto total del ejemplo (2.5).

Pwf qt
2800 0
2600 202
2400 404
2000 791
1600 1140
1200 1438

800 1662

400 1777

0 1859
% 1500

1000
q,[bpd]

1200

1600

1800
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Figura 2. 11 Grafica de la curva de IPR compuesta del ejercicio 2.5.

Ejemplo 2.6. Determinacién de las IPR compuestas (pyws < Pp)-
Dados los siguientes datos: presion del yacimiento = 2250 Lln—bz] presién de

burbujeo = 3000 Lln—bz] presion de fondo fluyendo total (p,,sr) = 1800 [llniz] gasto

total (q,T) = 900 [bpd]. Se requiere elaborar las curvas de IPR compuestas para
F,=0.0,0.25, 0.50, 0.75, y 1.0.

Solucién

Los célculos preliminares para cada valor de F,, son elaborados empleando el
mismo procedimiento como en el ejemplo de aplicacion [2.4], excepto que los
valores de py=pws Y qp= 0 se deben sustituir. Los resultados se muestran en las
Tablas 2.7y 2.8.

Tabla 2. 7 Célculos preliminares para el calculo de la IPR compuesta.

F,
0 0.25 0.5 0.75 1
] 2.2 2.14 2.09 2.05 2
Qomix | 2743.9 | 2678.57 | 2616.28 | 2556.82 | —— —
tan « 0.25 0.31 0.43 0.69 2
tan g 4.02 3.21 2.35 1.45 0.5
Qemsx | 2743.9 | 2756.55 | 2829.27 | 3075.67 | 4500
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Tabla 2. 8 Relacion de gastos de flujo y Presién de fondo fluyendo para cada

valor de F,,.
q: @F,,

P, 0 0.25 0.5 0.75 1
2550 0 0 0 0 0
2000 522 515 510 505 500
1800 900 897 896 897 900
1400 1553 1571 1598 1638 1700
1000 2066 2110 2175 2280 2500

800 2271 2323 2399 2517 2900
400 2577 2618 2659 2799 3700

0 2744 2757 2829 3076 4500
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Qalbpd]

Figura 2. 12 Grafica de las curvas de IPR compuestas para cada valor de F,,.

Método de Fetkovich.

Muskat (1933) advirtié que el indice de productividad de un pozo a un tiempo 1 se
podria relacionar con el indice de productividad de un pozo a un tiempo 2
mediante la siguiente relacion:
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Doénde:B,es el Factor de volumen del aceite, | es el indice de productividad, k., la

permeabilidad relativa del aceite y y, la viscosidad del aceite.

Fetkovich (1973) encontr6 que, en los calculos de balance de materia para
yacimientos con empuje de gas disuelto, k,, es aproximadamente lineal con la
presion. Con base en eso desarrollo la siguiente ecuacion, la cual aproxima el

cambio en la permeabilidad al aceite con la disminucién de la presion:

ko(Py) _ Dy 2.37
K; Pyi
O bien:
_ p
Kro(By) = S50 cooeeeeeeeeeeeee ettt 2.38
pyi

Donde k., se toma con respecto a k; y se define en un punto donde no existe Ap.

py es la presion promedio del yacimiento, también conocida como p,,. Fetkovich

Construyo la Figura 2.13, que define el lugar geométrico de valores de {:%} en
0~0 ﬁy

funcién de la presion a una disminucion cero. Utilizando sus dos ecuaciones:

% n
Qo1 = J51 (P2 = Pag)".  wevveeemmmmmsenseeesessssesssss s 2.39

83



Pb

| £
=2
Kol Sp)
1o (piBy(p)
q = Jo (P4s — Par)
b,=0

Presion p Pws

Figura 2. 13 Grafica de Fetkovich del lugar geométrico de valores [{k—rl;’} ]

u00py

contra la presion.

Donde J* = lim J. La ecuacién anterior define el gasto en funcion de la
y

Pwf-p

disminucion de presion y:

Alogq,
n =
Alog(p2 — pZ,)

Al corregir por disminucion de presion. La ecuacion final propuesta por Fetkovich

es la siguiente:

84



* Py2 n
qoz ]01 <_L> (py22 - pwfz) S measaasasaasasasEasEsEsEasEsEEEEsEsEEEEsEsEETEsEsEEsEsEEEEsEEEas 2 41
pyl

Si se efectla una prueba de tres o cuatro puntos para el tiempo presente, es

posible predecir las curvas IPR para otras presiones estaticas del yacimiento
utilizando la ecuacion anterior.

La ecuacién de Fetkovich se puede modificar a una ecuacion similar a la ecuacion

de Vogel y establecerla en términos del indice de productividad 0 qp, 4x-

n
qu = C(p2 —py) .
Eliminando el coeficiente C, resulta:

n

o _ (5% —pid)" _ 1_<M>2
qL max (I_)yz)n f)y .

Ademas, si la caida de presion tiende a cero, se tiene que py,¢ = Py.

Jp
L max = 7},

Por lo que la ecuacién de Fetkovich se puede expresar como:
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Fetkovich también sugirié que para el caso de yacimientos bajo saturados:

o JPb pwr)\?]"
qL_](py_pb)-i-?ll_(E)l. .................................................... 2.43

Tomando logaritmos en ambos lados de la ecuacion anterior, resulta:

2
logq, = log (%) + nlog [1 — <?> ]

2
Una gréfica de ll — (%) l en funcién de q; en escala doble logaritmica, resultara
y

una linea recta teniendo una pendiente igual al exponente n. El valor de J se

puede entonces calcular usando cualquier punto de la grafica lineal.

0 (M)l
I_)y Pb
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Ejemplo 2.7. Aplicacion del método de Fetkovich:

Se ha realizado una prueba de flujo en un pozo, los resultados se muestran en la

Tabla 2.9. El yacimiento cuenta con una p, = 3600 [psia]. Calcular la IPR y

determinar el q, max-

Solucién

Tabla 2. 9 Resultados de la prueba de presidon del ejemplo 2.7.

STB
Qo [E Pwi [psia]
263 3170
383 2897
497 2440
640 2150

Calcular Ap? de la tabla 2.9:
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Tabla 2. 10 Presiéon de fondo fluyendo, gasto y Ap?.

Qo [% Put [psia] | Ap* = [pR — pi]x 106 [psia?]
263 3170 2.911
383 2897 4.567
497 2440 7.007
640 2150 8.338

Calculo de n, q, Y 9, max- Para calcular n, se realiza la gréafica doble logaritmica de
p2 — pZ¢vsq, COMO se muestra en la Figura 2.14. Los gastos de produccion

corresponden a un cambio en Ap? sobre un ciclo.

Alogq,  log750 —log105

"= AlogAp? ~ log107 —log 106 0.854,
_ do _ 750 0.00079 [ STB ]
TGy ey 0T dia — psial
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q,[bpd] AOF = 940
1 10 100 1000

P& — pir [psia’]

105 750
Figura 2. 14 Gréafica doble logaritmica de p4 — p2¢ vs q,

0.854

do = 0.00079(36002 — pZ,) """,

STB

Qomax = 0.00079(36002 — 0)°-854 = 937 [dl,a ,

Los resultados se muestran en las Tablas 2.9 y 2.10. Para generar los datos de la
curva IPR (Tabla 2.11). Se asumen valores de p, Y Se calcula el correspondiente
g, (Figura 2.15).
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Tabla 2. 11 Presion de fondo fluyendo contra gasto del ejemplo 2.7.

STB
Pur [psia] | 9o L&EI
3600 0
3000 340
2500 503
2000 682
1500 796
1000 875
500 922

0 937

n

Puwr [ps

Figura 2. 15 Gréfica de presion de fondo fluyendo contra gasto del ejemplo
[2.7].
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2.6 Método de Fetkovich-Vogel.

Si se toman las ecuaciones de Fetkovich para la presion estatica a un tiempo 1y
se divide entre la ecuacion de flujo para la presion estética a un tiempo 2, se llega
a una ecuacion para determinar q, nhsx @ Un tiempo 2, se llega a una ecuacion para
determinar q, msx @ Un tiempo 2, que se puede utilizar en la ecuacion de Vogel

directamente para preparar la curva IPR.

. _ n
Qo1 = ]Ol(pyz2 — prZ) ) eeeeeeeeeeseeeeeeeeseeeeeessneeeeetaneeeetia e aaa .. 2. 44
I33/'1 * 2 — 2\
Jo1 = | = ]ol(pyz — Pwf ) © e srasaasrasrasaasaasEsEasEasErsEEsEEsEEsEEsrr s rrrrarrannn 2.45
pyZ

Resolviendo para g, msx (considerando n=1 vy p,,=0) y dividiendo las ecuaciones
[2.44] y [2.45] se obtiene:

— 3
Qomax1 _ <%> T 2. 46

Jo max2 5y2

Por lo tanto, solo se necesita una prueba al tiempo presente a partir de la cual se

puede obtener g, max1- Conociendo qgmsx1 Y Py1- S€ puede resolver para qq maxz
para cualquier otra presion estatica deseada (p,,) y utilizando la ecuacion de

Vogel, se puede construir una curva completa de IPR para un tiempo 2 (py,).
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Ejemplo 2.8 Aplicacion del método de Fetkovich-Vogel.
Dados los siguientes datos de presion del yacimiento p,;= 3000 [iln—bz], una presion
de burbuja p,= 3000 [iln—bz], a un gasto q = 200 [bpd], a una presion de fondo

fluyendo p,.¢ = 2500 [].

Solucién

do max» CUando la presion estatica disminuye a 2000 [iln—bz]_

_ Ib Ib
do. Para py = 2000 [—] Y pwe = 1000 [—].

1. Resolver g, max @ Py = 3000 [iln—bz] utilizando la ecuacion de Vogel:

2
do _l1-02 <p_lf> ~038 <p_lf> .
o max py py

B 200 _200 o [bl
o mix L~ 02 (2500) 08 (2500)2 0.28 dial
{3000/ ~ *°\3000

2. Encontrar q, msx a py = 2000 [iln_bz]’
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_ 3
Jo max1 — <py2> — (ﬂ)3 = 3.37,

Jo max2 f)yl

720 bl
213 [2],

Por lo tanto qq max2 = T

2
Pwt Pwt
Qo2 = Yo max2 [1 - 0.2 (%) —-0.8 (%) ];

_ 213 |1 0.2 (1999 08<1000)2 —149[bl]
Qoz = “\2000  ~"°\2000/ /|~ dial’

De esta forma se puede predecir los gastos de produccion futuros para cualquier

disminucién de presion.

Ejemplo 2.9 Aplicacion del método de Fetkovich-Vogel.

Una prueba de presion recaba la siguiente informacion: presion promedio del
yacimiento = 2085 [psig], gasto de produccion de 282 [bpd] a una presion de fondo

fluyendo = 1765 [psig]. Presién de burbuja = 2100 [psig].

. _ 9o
o (max) — 27
1-02 (M) —08 (@)
Pyp Pyp
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~ 282
Qo max) = 7770 570.847) — 0.8(0.847)?

o (maxyr = 1097(1915/2100)3 = 832 [psia]

0.2(1485) 0.8(1485)2

dor = 832X [1=—7577 19002

dor = 295 [bpd]

= 1097 [bpd].

Se calcula el valor de cada gasto para cada valor de presion de fondo fluyendo,

para construir la IPR de la Figura 2.16. Los resultados se muestran en la Tabla

2.12.
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Tabla 2. 12 Valores de gastos presentes y futuros para cada valor de presién

de fondo fluyendo del ejemplo 2.9

Pwr Qop ot
2085 0 76.9772853
1800 253 150.267036
1765 282 219.869252
1618 400 295.353086
1300 618 406.550693
1000 790 560.044321
700 923 680.350139
300 1046 789.13241
0 1097 832
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Pwi [psigl

Futura Presente

\

Qo[bpd]

Figura 2. 16 Gréfica IPR presente y futura, calculada mediante el método de
Fetkovich-Vogel.

2.7 Método de Standing para IPR futuras.

Standing (1970) utilizé la ecuacion de Vogel (1968) en combinacion con la relacion
de Muskat (1937), concernientes a los indices de productividad presentes y
futuros. El procedimiento requiere determinar saturaciones futuras a partir de las

cuales se pueden obtener valores de k., . Las siguientes relaciones se utilizaron
para desarrollar el método:

, (= _ n
q01 = ]Ol(pyzz —_ pwa) ) eesrearsaaeaasaassassassasssasssrsarsasraataersatrattanraarnans 2 47
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kro ]
b HoBol,,
i [h

uoBo f

Los subindices p y f indican condiciones presentes y futuras, respectivamente.

|. ................................................................................ 2.48

2
G = Qoricy l1 ~0.2 (pr) ~08 (pr) l .............................................. 2. 49
pWS pWS
_ Gmad S Bw) e 2.50

Amix = 95~ = T1g

Donde J* = lim ], cuando py,s = Py.

]* _ 1.8 (qméx)
py '

La ecuacion de Vogel se puede reordenar, resultando:

9o =<1—@> 1+o.8<@> e 2.53
Umax py py
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Mediante la sustitucion de q, = ](f)y — pwf), en la ecuacion [2.53] se obtiene:

j= do <1+0.8@>, ............................................................................. 2.54
Amax py

dividiendo las ecuaciones [2.54] entre [2.52] se obtiene;

1
J_ —<1+o.8¥>, ........................................................................... 2.55
-~ 18 By

Sustituyendo la ecuacion [2.49] en [2.50], obtenemos;

= 2
q = Py 1—0.2(@)—0.8(@) e 2. 56
1.8 Py Py

Donde J* para cualquier p, futura se determina a partir de:

Ko
HoBo £

If - ]p[kro ] .
MoBol,
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Es necesario realizar una prueba en el pozo al tiempo presente, de tal forma que

py Y el valor presente de J se pueda determinar.

Procedimiento.

1. Calcular el valor presente de J;:

7.08x10~3kh
P~ T 3 ' oottt 2.58
B,[In=5—>+S
HoBo [ nrw 4 ]
2. Calcular el valor futuro de J:
i
boZols 2.59

Jf = ]E[I{T- .................................................................................
MoBo

Para utilizar esta ecuacion se necesitan valores presentes y futuros de k., lo, Bo,
por lo que hay que realizar célculos de balance de materia para establecer las
saturaciones en funcion de py, ya que k., esta en funcién de la saturacion de

aceite, las que a su vez estan en funcion de la presion estatica.

Ejemplo 2.10 Aplicacion del método de Standing.

Calcular el gasto para p,, = 1500 [Ib/in?] y 1000 [Ib/in?], cuando la presién del
yacimiento disminuye hasta 2000 [Ib/in?]. Dado el siguiente conjunto de datos de

un yacimiento, que se muestran en la Tabla 2.13:
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Tabla 2. 13 Conjunto de datos del ejemplo 2.10.

Variables Condiciones Condiciones Unidades
presentes futuras
o)
Presién de yacimiento 2500 2000 in2
Presion de fondo b
fluyendo 1750 m_Z]
Gasto de aceite 2024 [bpd]
Eficiencia de flujo 1.0 1.0 [ad]
Ko 0.8 0.75 [ad]
K.ps 62.5 62.5 [mD]
Mo 0.5421 0.6229 [cP]
lblo @c.y.l
B, 1.319 1.256 bl; @c.s.
Ie 1500 1500 [ft]
r,, 0.25 0.25 [ft]
h 50 50 [ft]

Solucién

1. CalcularJ;




q 2024

= =2.7.
Pws — Pwr 2500 — 1750

]:

2. Posteriormente, se emplea la ecuacion de Vogel;

2024
JQmix = = 4325 [—, .

1—&2@%%)—&8G£&f

3. Calculo de J;;

. (1.8)(4325)

3.11.
P 2500

4. Calculo de J;.

0.75
. _|(0.6229)(1.2562)
Jp = 0.8
(0.5421)(1.319)

= 2.67.

5. Calculo del gasto para una presion de fondo fluyendo especifica:

Para py¢ = 1500 [Ib/in?] y p, = 2000 [Ib/in?];
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_ 267000 [, 02(1500> 08<1500>2 _1186[131]
Qo = 18 “\2000/ ~ "°\2000/ | dial

Para py¢ = 1000 [Ib/in?*] y p, = 2000 [Ib/in?];

_ @67)(2000)[, 02(1000) 08(1000) 5[
Qo = 18 “\2000 2000

Seguimos para diferentes valores de presion de fondo fluyendo hasta lograr la

gréfica IPR futura.

Ejemplo 2.11 Aplicacion del método de Standing.

Dado el conjunto de datos que se muestran en la Tabla 2.14 de un pozo que
produce a un q, = 400 [bpd], con una p,s = 1815 [psig]. Generar la IPR presente y

futura.
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Tabla 2. 14 Conjunto de valores para el ejemplo [2.11]

Tiempo presente | Tiempo futuro | Unidades
py | 2250 1800 [psig]
B, | 3.11 3.59 [cp]
B, | 1.173 1.150 [[bl@c.y/bl@c.s]
S, | 0.768 0.741
k,, | 0.815 0.685
Solucién
q _ do
o (max)p — 27
1-02 (But) - g (But)
Pyp Pyp
400
Jo (max)p = PR
1815 1815
1-0.2 (2755) ~ 98(3253)
400
Qo max)p = 5315 1257 [bpd].
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El valor del gasto para cada presion de fondo fluyendo presente se calcula con la

2
siguiente ecuacion; qop, = 1257 [1 — 0.2 (pg) 0.8 (;;Lsg) ].

ko, _ 0815
(uoBo)p_ (3.11)(1.173) 7T
ko, _ 0685
(uoBo £~ (359115

Lp57[180000166)) o bpd]

Qo max)f = 2250(0.223)| pal.

El valor del gasto para cada presion de fondo fluyendo futuro se calcula con la

2
siguiente ecuacion; q.s = 749 [1 —-0.2 (pgv;g) 0.8 (I;LOB) ]

Para obtener los valores presentes y futuros de los gastos, establecemos valores
de presion de fondo fluyendo. Al realizar esto obtenemos la Tabla 2.15, los cuales

se ilustran en la Figura.
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Tabla 2. 15 Valores de gastos presentes y futuros a cada valor de presién de

fondo fluyendo para el ejemplo [2.11].

Pwf Qop ot
2250 0
2000 197
1800 378 0
1600 542 142
1400 690 270
500 1148 661
0 1257 749

=
=]
=

IPR Futura

600 800
q,[bpd]

Figura 2. 17 IPR presente y futura para el ejemplo [2.11]
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2.8 Método de Couto-Golan

Couto y Golan (1982) propusieron una relacion general de comportamiento de
afluencia para pozos con mecanismo de empuje por gas en solucién, para
cualquier eficiencia de flujo y etapa de produccién. Su ecuacién general de IPR
esta basada en una extension de los trabajos de Vogel (1968) y Standing (1970), y

puede escribirse de la siguiente forma para un area de drene circular:

_ 6.282kh ( Kro

9% =04~ P\ B ) JA-R[1-04444]JQA-B)]. 2.60
ln(w) HoBo b

La ecuacion anterior se puede utilizar para determinar la presion media del area
de drene y la eficiencia de flujo cuando soélo se tienen disponibles datos de presion
de fondo fluyendo y gastos. Para determinar la presion media del yacimiento, se
requiere conocer la geometria del area de drene, la cual se puede utilizar para una

extrapolaciéon de los valores de presion. En esta ecuacién | es la eficiencia de flujo

(EF) y R esta en funcién de pys Y p que es la presion media del yacimiento, R = 2!

Ps

Asimismo, presentaron un procedimiento para determinar la eficiencia de flujo a
partir de los datos de una prueba a dos gastos. El método requiere que el valor de

la presion media sea conocido.

Para el procedimiento planteado se deberan medir las presiones de fondo

fluyendo para tres gastos estabilizados.

La ecuacion se describe para dos gastos diferentes, dichos gastos son obtenidos
a la misma presion media y la relacion esta dada por:
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Qo1 _ (1-R)[1—-0.4444](1 —Ry)]

= e eeeeeeeeeeennneeeeennn——————————nnnn——nnnnannnnnnnns 2.61
doz (1 —R)[1—-0.4444](1 —R,)]
Despejando la eficiencia de flujo de la ecuacion:
_ 22502 R~ 4@ —Rp) 2. 62

qu(l - Rl)z - qol(1 - RZ)Z

Con esta ecuacion es posible determinar la presion media y la eficiencia de flujo si

los datos de presion estan disponibles para, por lo menos tres gastos.

_ 225(do2(1 = Ry) — qos (1 — R,)) 2.63
1-2 Qoz(1 —Ry)? — qo1 (1 — Ry)?

Y para el segundo y tercer gasto se tendra respectivamente:

_ 2.25(qo3(1 = Ry) = do2(1 = Ry))
23 do3(1 —R1)? — qo2(1 — Ry)?

Los valores desconocidos en las ecuaciones [2.63] y [2.64] son la eficiencia de
flujo (suponiendo que esta es constante y que se tiene un gasto independiente del
factor de dafo, J;_, =J,_3) y la presidbn media del yacimiento (R). Al resolver
simultaneamente las ecuaciones se tendran los valores de la eficiencia de flujo y la

presion media del yacimiento, los valores obtenidos pueden ser sustituidos en la
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ecuacion [2.60] para derivar la transmisibilidad efectiva del yacimiento kh *k;];’.

HobBo

Para obtener los datos requeridos para este procedimiento, se deberan medir las

presiones de fondo fluyendo para tres gastos estabilizados. Ademas, se requerira

de la medicion precisa de las presiones de flujo y los gastos de flujo para obtener

resultados validos, especialmente para la eficiencia de flujo.

Ejemplo 2.12 de aplicacién Couto-Golan

Los siguientes datos de la Tabla 2.16, se obtuvieron mediante una prueba de

presién. Suponiendo los valores de los parametros y presiones de fondo fluyendo,

y utilizando la ecuacion [2.60], obtenemos los valores de la Tabla 2.17.

Tabla 2. 16 Presiéon de fondo fluyendo contra gasto.

1b bl
Pwf [m_z 4o dia
1500 1245
1750 955
2000 670
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2600
p = 2496

E 2500 \‘ Eficiencia de flujo
2 \ =0,84
@
E
=]
s
c
2
6
% 2400

2300

0 0,5 1 1,5 2 2,5 3

Eficiencia de flujo

Figura 2. 18 Solucién gréafica para una presion media y una eficiencia de flujo
a partir de tres pruebas de flujo.

Solucién

Se calcula ] como una funcion de las presiones de yacimiento supuestas. Los

resultados se muestran en la Figura 2.18. La solucién gréfica proporciona una

presion de yacimiento de 2496 Lln—bz] y una eficiencia de flujo de 0.84. Los valores

empleados en la derivacion de los gastos proporcionaron valores de 2500 [lln—bz] y

0.8 respectivamente. Esto muestra que el procedimiento proporciona la eficiencia
de flujo y la presidbn media correcta cuando las mediciones (en este caso

calculadas) de presion de fondo fluyendo y gastos se obtienen de forma precisa.
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Tabla 2. 17 Valores de presion y gastos reportados y verdaderos.

pws verdader Error asignad p,,s reportad q, verdader| Error asignad q, reportad
Ib Ib 1b bl bl bl
o] | s | el | (@ dia dia
1500 -4 1446 1235 10 1245
1750 5 1755 965 -10 955
2000 10 2010 669 -1 670

Empleando los datos anunciados en las Tablas 2.16 y 2.17 se resuelve

graficamente, y los resultados se muestran en la Figura 2.19. La solucion gréfica
proporciona una presiéon media del yacimiento de 2506 [lln—bz abs] y una eficiencia de

flujo de 1.2. Este resultado sugiere que este método puede proporcionar una
estimacion razonable de la presion media del yacimiento siempre y cuando los

errores moderados estén presentes en los datos medidos.
De lo anterior se puede concluir lo siguiente:

Para pozos con empuje de gas en solucién con una eficiencia de flujo constante,
la presion media del area de drene y la eficiencia de flujo se pueden determinar
empleando solamente datos medidos de presion de fondo fluyendo y gasto. Se

requiere un minimo de tres datos de gasto para el método propuesto.

Para obtener valores fiables de eficiencia de flujo, los datos medidos deberan ser

precisos.

Si se conoce la geometria de area de drene, la transmisibilidad del yacimiento
también puede ser determinada basandose sélo con datos de presion de fondo

fluyendo.
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2600
\ p = 2506
|
Eficiencia de flujo

= \ =12
£ 2500 N
2 \
=]
4]
£
[}
S
c
o
o
® 2400

2300

0 0,5 1 1,5 2 2,5 3

Eficiencia de flujo

Figura 2. 19 Solucion grafica para una presién media y eficiencia de flujo a

partir de tres pruebas de flujo.

2.9 Método de Uhri-Blount (punto pivote).

El método de Uhri-Blount (1982) sirve para predecir el IPR de pozos productores
de aceite de yacimientos con empuje de gas disuelto, sin requerir datos PVT,
saturaciones o permeabilidades relativas. Este método puede ser aplicado grafica
0 numéricamente mediante el calculo de la relacion entre el indice de

productividad y la presion de yacimiento.
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Los efectos de dafio a la formacidn y estados mecanicos de los pozos son
tomados en cuenta intrinsecamente. La técnica del método de punto pivote se
basa en la ecuacién de Vogel y requiere de al menos dos pares de datos a
diferentes tiempos. Si el factor de dafio cambia, la forma de la curva propuesta
cambiara también. El indice de productividad se determina a partir de la diferencia

de la ecuacion de Vogel;

d ,
Qo _ Gmax (—0.2 16 p‘”f). .......................................................... 2.65
def Pws Pws

. : . . - d
El método consiste basicamente en construir una grafica de d& VS pws, CON la

Pwf

informacion las dos pruebas de produccion a diferentes tiempos, una prueba
pasada y otra presente, o0 ambas pueden ser a diferentes tiempos en el pasado.
Donde se puede trazar una envolvente que servira de referencia para el célculo de
nuevas pyr Y qo @ pws futuras previa determinacion del potencial del pozo en ese

momento, dado por la siguiente relacion.

dq, } {dqo }
- = 9X TR 2. 66
{dpwf dpwf

Pwf=Pws Pwf=0

Procedimiento grafico:

Teniendo 2 pruebas de produccién a diferentes tiempos, calcular el gasto maximo
a partir de cada una de las pruebas utilizando la ecuacién de Vogel. Para cada

dqe

prueba de produccion, calcular e para pwr= 0y pwr = Pws,» Utilizando las
f

siguientes ecuaciones, respectivamente:
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= 1 eetresrererereseeeteaeeretratear ettt erarrrrans 2.26
dpwf@pwf=0 Pws

44, T 2.27
prpwfzpws Pws

. ;g . d . .
Para realizar la gréfica, trazar los ejes x — y con dp& como eje vertical y p,ys COMO
wf

dqo
dpws

eje horizontal y graficar el valor de VS pwf COMO se muestra en la Figura 2.20,

a partir de las pruebas de produccion dadas.

Pr q,
P2 A 3
P Presion del yacimiento

Figura 2. 20 llustracién para construir la envolvente de la presién del

yacimiento empleando el método de punto pivote.
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Determinar los puntos:

d .
P= {&} , de la primera prueba.
def pwf=0
d .
Q= {d&} , de la primera prueba.
Pwf Pwf=Pws
d
R = {i} , de la segunda prueba.
dpwr Pwf=0
d
S = {d&} , de la segunda prueba.
Pwf Pwf=Pws

Trazar una linea recta entre P—-Q y R—S y prolongar estas lineas hasta que estas
se intercepten. La interseccién es llamada el punto pivote (PP).

Si O es el punto de origen, la linea OP divide (sobre el eje vertical) en varias
partes, por ejemplo, en cuatro partes, esto es P; P, P; . Dibujar lineas a partir del
punto pivote (PP) hacia P; P, P; . Es decir, PP -P; PP - P, y PP -P; y prolongar

las lineas lo suficiente para generar la envolvente.

Sobre el eje vertical o eje ;&, determinar los puntos q4, q,, q3, donde las distintas

Pwf

0gq;0q, y Oqs; son determinadas basandose en el valor OP,,0P, y OP;,

respectivamente.
0q; = OP; x9; Oq, = OP, x9; 0q; =0P;x9.

A partir de q;q, Y qs, dibujar lineas horizontales hasta que intercepten la

extension PP: P, , P, y P;, respectivamente y obtener los puntos R;,R, y Rs.

Unir los puntos S, R;,R, ¥ R3, Qy O. La curva generada es llamada “envolvente

de presion de yacimiento”.
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Si el eje horizontal es considerado para ser la presion de yacimiento (pys),

entonces, el eje vertical es [1.8 %].
ws

Utilizando la envolvente de presion del yacimiento a partir del paso y para ciertos

valores de presion de yacimiento en el futuro, el valor [1.8 %] puede ser
S

w.

determinado; a partir de esto, el gasto maximo puede ser calculado.

Una curva IPR en el futuro, se puede predecir mediante la aplicacion de la
ecuacion de Vogel basada en la presion del yacimiento futura (p,,s) y €l gasto

méximo calculado en el paso.

Existen dos formas para predecir las curvas de IPR:

Solucién numérica empleando el método de punto pivote.
Solucién numérica empleando la ecuacion de la envolvente p,,.

Para la aproximacion de la solucion numérica se derivaron las siguientes

ecuaciones:

* 1.8 [(qoméx)z p\Z/vsl *Pws2 — (qoméx)lpsvsz * pwsl]

pi = ———tomax’2 Bwst Z Pwsz 7 MlomaxdPwsz T Pwstd 2.67
wf (qoméx)lpsvsz - (qoméx)g
dqo ) 0.2 p:vf
_ = (Qorse) l T L 2. 68
<dpwf AomixJ1 ws1 p\Z/vsl
w6
<_ 3 o ) = dpwg 5 para Py =0, i, 2.69
Pwt/s 148 (ﬁ)
Pwsf
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d 0.2 4
( qo) = (qmaX)f,para Pwt # 0. o 2.70
f

dpwf Pwst

P2, yddpi son las coordenadas del punto pivote y los subindices 1y 2 se refieren a
wf
las pruebas del pozo 1 y 2 respectivamente; el subindice f indica una condicion

futura de la curva.

Uhri y Blount obtuvieron una expresion analitica para la envolvente p,. Esta

ecuacion es la siguiente:

Omax _ prs
Pws  PwstD

Donde A y n son constantes para un pozo particular. Estas constantes se pueden
determinar empleando los valores de presién y gasto maximo a partir de las

pruebas de la forma siguiente:

Pws1 — Pws2

A= .
pwslz _ pWSZZ ........................................................................ 2.72
(qméx)l (qméx)z
prsl ]
n= e T 2.73
Pust [(Qas — 1

El siguiente procedimiento se puede emplear para predecir las curvas IPR futuras:
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1. Utilizando la ecuacion de Vogel, calcular el gasto maximo para ambas

pruebas, es decir, (qmax)1 Y (Amax)2-
2. Utilizando la ecuacion [2.68], calcular p.

d ny
3. Calcular dp& empleando la ecuacion [2.69].
wif

4. Para una presion de yacimiento futura particular, calcular (— ;p&) , para
wf/ f
pwr = 0, empleando la ecuacion [2.70]

5. Basado en el resultado del paso 4, se puede obtener el gasto maximo a una

presion de yacimiento futura particular utilizando [2.71].

El procedimiento para predecir las curvas IPR futuras utilizando la ecuacion de la

envolvente p, €s el siguiente:

1. Aplicando la ecuacion de Vogel, determinar los gastos maximos para

ambas pruebas.
2. Calcular Ay n empleando [2.72] y [2.73] respectivamente.

3. Calcular el gasto maximo para una presion del yacimiento futuro particular
utilizando [2.71].

4. Empleando la ecuacién de Vogel para obtener la curva de IPR futura para

una presion de yacimiento particular.

Se puede obtener la curva IPR futura utilizando la ecuacion de Vogel basada en
los valores de pwsr ¥V (Qmax)s: Para la aproximacion de la solucion numérica

empleando la ecuacion de la envolvente p,,s.
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Ejemplo 2.13 Aplicacion del método de UHRI-BLOUNT (PUNTO PIVOTE)
Calcular el gasto maximo cuando la presion del yacimiento disminuye a 1600 [iln—bz],

asfi como el gasto para py,s= 1200 [iln—bz] cuando py,s= 1600 [iln_bz]-

El conjunto de datos para este ejemplo se obtuvo de dos pruebas realizadas en un

pozo, tal como se muestra en la Tabla 2.18.

Tabla 2. 18 Datos de pruebas realizadas en un pozo, del ejemplo 2.11.

Prueba Pws Pwf do
1 1900 1650 511.6
2 1750 1575 290.92
Solucién

1. Calcular el gasto maximo de cada prueba utilizando la ecuacion de Vogel y

después calcular ;—° para p.,+=0 Y pw= Pws, Para obtener la Tabla 2.19.
wf

Tabla 2. 19 Gastos calculados en cada prueba.

© op. =0 dq, @p. = @p
Prueba Amax Pur dp,.s W
1 2294.26 0.2415 2.1735
2 1691.4 0.1933 1.7397




2. Representar graficamente 3

pivote.

empleando la ecuacion [2.68] y obtenemos la Tabla 2.20.

dgo

Pwf

d
3. Suponer algunos valores de ;—" @pyr =0 y calcular dpq"
wf

wf

en funcion de p,s y determinar el punto

@pyf = @pys,

\\\

Tabla 2. 20 Valores supuestos de ddpi.
wf
Jo @p,.¢ = 0 (supuesto) | d9o
Pwf @Pwr = Pws
dP,¢
0.15 1.35
0.1 0.9
0.05 0.45
—f%g s A/

15

2000

25

Presion del racimiento
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Figura 2. 21 Grafica de la envolvente para el ejemplo de aplicacion.

4. Utilizando los pasos 6, 7, 8 y 9 del procedimiento grafico, dibujar la
envolvente, como se ilustra en la Figura 2.21.

5. Utilizando la envolvente para p,,s= 1600 [iln—bz], el valor de 1.8 im&= 1 4. E|

Aws

gasto maximo es;

e

6. Empleando la ecuacién de Vogel, el gasto para p,,ss = 1200 [iln—bz] es;

—1224(1-02 (1200) 0. 8(1200> 498 [
Qo = 1600 1600 dial

2.10 Método de Kelkar para pozos de gas y condensado.

El método de Kelkar (1985) se basa en la suposicion de que B €s una variacion

Hobo

lineal de la presion del yacimiento. Para aplicar este método se requiere de la

informacion de dos puntos (a diferentes presiones del yacimiento).

Fetkovich (1973) fue el primero en sugerir que, para un empuje de gas en

solucién, Kro se puede considerar como una funcién lineal. Aqui se mostrara que

O

todos los métodos discutidos anteriormente, consideran que |* es referido a Kro

Hobo

mediante la siguiente relacion:
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. Kro
J* = constante * ( ) R RRSRR 2.74
HoBo

Pws

donde J* esta relacionado con q,,s, de la ecuacion de Vogel,

De la relacién de Fetkovich cuando n = 1.

Para n # 1, como una aproximacion, si uno de los valores calculados de |* para

Pwr = 0.999 (pys), Se puede escribir como:

J = comstante x T 2.77
Pws

En general, se puede concluir que ]J* es directamente proporcional a qomix €
inversamente proporcional a pys. Por lo tanto, Si qomixs ¥ Pws SON conocidos, J*

podra ser calculado.

. . S K
Como se muestra en la Figura 2.22, si se supone una relacién lineal entre ﬁ;’ y

0~o

: . , k .
p, a interseccion sobre el eje Y corresponde al valor de ;];’ a la presion

Hobo

121



ro

atmosférica. Por consiguiente, una ecuacién que relaciona 5 Y pse puede
o0~o0

escribir como:

donde a y b son constantes y

ro
(u B = F(Da)s oot 2.79
(O Rl 0] Pa
.
Fd
*
i
-
F
r
4
-
+
4
4
*
F
F
Fa
FJ
Fd
Fa
4
,l’
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Figura 2. 22 Relacion entre k—’];’ yp.

Hobo
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Whitson definio a X de la siguiente manera:

X= S e ——— 2.80
( Kro ) F(pws)
KoBo/p
Entonces la ecuacion [2.78] se puede escribir como:
F 1-X
F(p) = XF(py,o) + LX) e 2.81

pWS

Si se emplea la ecuacion de Darcy para flujo radial, el gasto puede ser calculado

mediante:

Pws
q = constante * f FD)AD, e, 2.82

Pwf

Si pyr S€ cambia a p, el qomsx S€ calcula sustituyendo las ecuaciones [2.83] en

[2.84] y calculando q, Y qomax. 1@ relacion puede ser establecida por:

2X 1-X 2
G _q_ ( ) (pr> - ( )(pr) e 2.83
JQomax 1+X Pws 1+X Pws

Sustituyendo el valor de X por 1/9, se podra obtener la relacion de Vogel quien

supone que X permanece constante, durante la operacion de produccion. Uhri y
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Blount emplearon la misma relacion para predecir el gasto de produccion futuro.
Como muestra Whitson (1983), la intercesion sobre el eje Y debera ser 1/9 de
F(pws)- Si se cuenta con dos conjuntos de datos a dos diferentes tiempos, F (p) se

podréa calcular. Por consiguiente, las dos ecuaciones se podran escribir como:

F (p) = alpwsl + bl' ............................................................................... 2. 84

F (p) = dzPws2 + bz‘ ............................................................................. 2.85

Para la relacion de Vogel es:

F(pwsl) F(pwsz)
=9 0, 2. 86
b, Y b,
Por lo tanto:
8 b, 8b,
a; = Y @ D . e e e e eaaaas 2. 87
pwsl pwsZ

Las dos lineas generadas por las ecuaciones [2.86] y [2.87] se interceptaran en un
cierto punto, y se denominara como “punto pivote”. Este procedimiento se muestra

en la Figura 2.23.
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¥4 .
4
/
Punto ;
pivote

Figura 2. 23 Representacion grafica de las lineas generadas por [2.86] y
[2.87].

Para que la linea recta futura pase por el “punto pivote”, es necesaria la siguiente
condicién;
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donde A* y n son dos constantes. Combinando la ecuacion [2.88] y [2.87], se tiene

que:

k 8A* A*
( r°>=(—)p+<ﬂ>. ........................................................ 2. 89
HoBo Pws + 1 Pws + 1

Evaluando para p, Se obtiene;

( Kro ) = (%) .................................................................... 2.90
I’lOBO pWS + n

Pws

Sustituyendo [2.74] en la ecuacién [2.90], se tiene;

A*
i Y 2.91
Pws + 1
Sustituyendo la ecuacion [2.82] en [2.91];
A pws2
X . eeeeeeeeeeeeeeeeeeeeeeeeeeaeeeeeeaaaeeeeeeaabe e e e bae e e s aaaaaas 2.92
omax pws +n

Existen dos incognitas en la ecuacién anterior, y por consiguiente se necesitan dos
conjuntos de datos. La ecuacién [2.94] es idéntica a la propuesta por Uhri y Blount
(1982), excepto en que para llegar a ellas se emplearon diferentes

aproximaciones. Aunque esta relacion es util en la prediccion de datos actuales de
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produccion, la mayor desventaja recae en el hecho de que X se considera
constante. Es evidente que los valores propuestos por Vogel permanecen
constantes para F(p ) conforme la presion del yacimiento se abate, no asi el valor
de X el cual se incrementa. El incremento puede ser tan alto como 0.5, causando
errores significativos en predicciones futuras. Fetkovich simplific6 este problema

suponiendo que F(p)pasa a través del origen:

También supuso que el valor de la pendiente “a” cambia conforme varia la presion
del yacimiento y es directamente proporcional a la presion del yacimiento. Por
ejemplo, si “a,,“es la pendiente para la presion media del yacimiento de py, (punto
de burbuja), entonces la pendiente “a,,s “a cualquier otra presion puede ser

relacionada como:

a
( pws> S 2.94
a Py Pb

a pws = Constante * p,¢
Combinando las ecuaciones [2.92] y [2.93] se tiene que:

F(Pws) = J* = CONSTANTE * Piyg?.  crreeerrveeeiiireeiiieesisaeessneeessseeessneeeenns 2.28
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Combinando las ecuaciones [2.95] y [2.76]:

Qomax = CONSEANTE * Puycd. o 2.95

La ecuacion [2.95] requiere el calculo de una sola variable; por lo tanto se requiere
s6lo un punto como dato. Fetkovich (1973) emplea el mismo método sugerido por
Uhri y Blount (1982), excepto que el “punto pivote” es el origen. En lugar de
elaborar una suposicion que simplifique el hecho de que una linea recta pase por
el origen, se asume que la linea recta pase por un punto fijo sobre el eje Y

(correspondiente F(p,)), entonces se puede reescribir la ecuacion [2.93], como:

F(P) = aP 4+ F(Pa): oottt 2. 96

El valor de F(p,), no se conoce, por tanto, se supondra que la pendiente es
directamente proporcional a la presibn media del yacimiento, o bien, que la
ecuacion [2.93] es valida. Sustituyéndola en la ecuacion [2.96] y reordenando

términos, se tiene que:

]% == F(pWSl) == ApW512 + B. ................................................................ 2 97

]% = F(pWSZ) = ApWSZZ + B. ................................................................ 2 98

dado que las ecuaciones anteriores contienen dos constantes, se necesita un

conjunto de puntos como datos para resolver las dos incégnitas A y B. Si se
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conocen los valores de q,msx €N dos diferentes puntos, las ecuaciones [2.97] y

[2.98] pueden ser reescritas como:

qoméxl = A*pW513 + BpWSl' ............................................................... 2. 99

qoméXZ == A*pWSZ3 + BpWSZ' ................................................................. 2. 100

Donde A* y B* son constantes. Una vez que los valores A* y B* se conocen, el
Jdomszx Tfuturo puede ser calculado. La ventaja de emplear este método es que
permite el cambio en X manteniendo F(p,) constante. En otras palabras, el “punto

pivote” esta localizado en F(p,).

Ejemplo 2.14 Aplicacion del método de Kelkar

Un pozo productor de aceite ubicado en un yacimiento con empuje de gas disuelto

tiene una produccién de 158.1 [bpd] y una presién de fondo fluyendo de 1300

[lln—bz] mientras que la presién media del yacimiento es de 2263 Lln—bz] Una prueba
de flujo previa mostré una produccion de 120 [bpd] con una pys = 2346 [lln—bz] y una

pws = 1800 Lln—bz] A partir de la relacion general de Vogel se determind que g, max

para los dos casos es 254.6 [bpd] y 319.3 [bpd] respectivamente.

Solucién
319.3 ﬂ
— i dia
]1_(2346) 0.1361 |
in2
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bl

., (2546 dia
5 = (—2263) =0.1125 B
in2
A=D1l G690,
Pws] — Pwsjy
( i =15 >
2 2
Br = bws1i T Pwsa) 2034,

L
Pws?  Dwss

Evaluando a una presion media del yacimiento futura de 2139 Llniz] se obtiene:
do max = A*p\s;vs + B'pws,

bl
Qo mix = 168.6 [E]'

Este nuevo valor de q, n3x S€ puede utilizar en la relacion de Vogel para generar la

curva IPR futura que se muestra en la Figura 2.24.
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Figura 2. 24 Grafica IPR futura del ejemplo [2.14]

2.12 Método de Eickemer.

Eickemer se basa en el método que propuso Fetkovich y considera que n=1y

pw=0, el cociente de las siguientes ecuaciones a un tiempo t;.

* n
qu = ]Ol(p\ZNSl —_ p‘sz) W emmaaaasasaaaaEaasssssEEEEasEssEEEEErEEssEsEEEErsEEstEEEErrrnnany 2 101
I Pws2 2 2\
Q02 = J62 | ) (D251 = DZE) © oot 2.102
pwsl

permitira obtener q, nsx @ Un tiempo t,, Asi:
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3
o max1 _ (pwsl

Jo max2 Pws2

La solucion de la ecuacion anterior requiere una prueba del pozo al tiempo

presente t;, a partir del cual se puede obtener q, max1- CONOCIENAO gy msx1 Y Pwsi »

se puede resolver g a cualquier otra presion estatica considerada y como

complemento, puede construirse una curva completa de IPR para t.

Ejemplo 2.15 Aplicacion del método de Eickemer.

Un pozo productor de aceite ubicado en un yacimiento con empuje de gas disuelto

presenta los siguientes datos de la Tabla 2.21.

Tabla 2. 21. Datos de gastos para cada presion de fondo fluyendo presentes

del pozo.

qo [bl/dia]

Pwe[Ib/in?] presente

0 2500
500 2124
650 2000

1200 1470.6
1600 953.4
1981.7 0
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Mediante el uso de la ecuacion [2.103], determinamos el gasto maximo para una
presion estatica futura.

do maxz = %Lé"g = 1174.5 [bpd].
(pwsl

Pws2

Determinamos los valores futuros de los gastos a cada presion de fondo fluyendo
futura considerada, y asi obtener la Tabla 2.22. Los valores son graficados para

obtener la Figura.

Tabla 2. 22 Valores de gastos futuros para cada valor de presién de fondo

fluyendo futuro.

qo [bl/dia] Pwe[lb/in?] futuros
0 2100
282.85359 1800
669.047286 1300
849.626131 1000
991.851948 700
1121.8261 300
1174.56152 0
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Figura 2. 25 Grafica IPR futura del ejemplo [2.15].

2.13 Método de Couto.

Couto manipulo la ecuacién de Standing para pozos dafiados;

2
—do  _1-02 (M) ~ 0.8 (M) ,
AmaxEF=1 Pr Pr

Couto llegé a establecer una ecuacion para predecir curvas IPR presentes y

también para predecir curvas IPR futuras. Para un area de drene circular:
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o = 3.49 ()

>) (EN(1 - R[18 - 0.8 B -R)]. . 2 104

oy (s

Para un area de drene no circular, la ecuaciéon anterior se puede generalizar de la

siguiente manera:

Qo = 349 (@) — pws( )(EF)(l —R)[1.8-0.8 (EF) (1-R)] oo, 2.105

Donde el factor de conversion es igual a 0.001127 para unidades de [ft], [iln—bz],

[cP], [mD] y [bpd]. EF:? [Adimenciona].

La ecuacién [2.105] se puede utilizar para predecir las curvas de IPR en un tiempo
presente o para cualquier valor de eficiencia de flujo, o bien, en cualquier etapa de
disminucién del yacimiento. Para valores de EF> 1, se obtendra un resultado

similar del que se obtiene empleando el método de Standing.

Ejemplo 2.16 Aplicacion del método de Couto.

Dado el siguiente conjunto de datos: B,@cy = 1319[bl°@°y] h = 50 [ft], k, =

bl @cs.
50 mD, Py = 2500 |2, re = 1500 [ft], 1y, = 0.25 [ft], 1o @cy. = 0.5421 [cp] yk =
62.5 [mD].
Solucion
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Calcular el gasto para p,,s = 1000 Lln—bz] y el gasto maximo para EF=0.6 y EF=1.2.

Solucion:

Empleando la ecuacion [2.104] para EF= 0.6, EF= 1.2 y p,,s = 1000 [iln—bz], el gasto

se puede calcular de la siguiente forma:

1000 _ 04
2500

qo = 3.49 (0.001127)[(50 (62.5))/(In(0.472) 1500/0.25) (2500)(0.8
/(0.5421)(1.319) )(0.6)(1 — 0.4)[1.8 — 0.8(0.6)(1 — 0.4)]

= (4325.21)(0.6)(1 — 0.4)[1.8 — 0.8 (0.6)(1 — 0.4)] = 2354.3 [—bl‘é i@:-s-]_

El gasto maximo para EF=0.6 es:
Umax = (4325.21)(0.6)(1 — 0)[1.8 — 0.8 (0.6)(1 — 0)],

bl, @cs.
Qi = 3425.56 [—‘éiacs],

Para EF= 1.2 el gasto a p,,s = 1000 [%]’

Qo = (4325.21)(1.2)(1 — 0.4)[1.8 — 0.8 (1.2)(1 — 0.4)],
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blo@cs]
= 3811.72 |[———
qo = 38 [ dia [

El gasto maximo para EF= 1.2 seria:

Qomax = (4325.21) (1.2) (1 — 0)[1.8 — 0.8 (1.2)(1 — 0)],
_ blo @c.s.
Qomax = 4359.81 [—dia ]

Como se puede observar al aplicar el método propuesto por Couto se simplifica en
forma considerable la manera de construir las curvas de IPR, ya sea para un
tiempo presente o futuro. Una vez calculado q,,sx @ un determinado valor de EF y
la disminucién de presion, se puede recurrir a la ecuacién propuesta por Vogel
para llevar a cabo la elaboracion de la curva de IPR, que permitird determinar las
condiciones necesarias para una optima produccién del pozo productor en estudio.
Otro aspecto importante que cabe resaltar es que el q,nsx S€ Obtiene cuando
pws = 0, es decir, cuando no se presenta resistencia al flujo. Para el calculo de la
IPR futura se pueden utilizar las ecuaciones [2.104] y [2.105], suponiendo valores
de presion de fondo fluyendo y calcular cada gasto a su correspondiente eficiencia

de flujo.
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Tabla 2. 23 Valores de gastos a cada eficiencia de flujo para cada valor de

presion de fondo fluyendo.

Pwt Ydo @ EF=0.6 4o @ EF=12
2500 0 0
1800 1511.63112 1923.89696
1300 2328.28462 2963.27566
1000 2713.04352 3452.96952
700 3018.87752 3842.21336
300 3303.88411 4204.94955
0 3425.56 4359.81
o EF= 06 12
E 1500
£
1000
: 0 500 1000 1500 2000 2500 3000 3500 4000 4500 5000
q,[bpd]

Figura 2. 26 Grafica IPR para las eficiencias de flujo de 0.6 y 1.2 del ejemplo

[2.16]
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Ejemplo 2.17 Aplicacion del método de Couto.

Calcular g a py¢= 1500 [psia] y 1000 [psia] cuando p, ha bajado a 2000 [psia]. Se
da con los siguientes datos presentes: p,= 2500 [psia], Kaps= 62.5 [mD], k., = 0.8,

EF=1, p,= 0.5421 [cP], B, = 1.319, r, = 1500 [ft], h=50 [ft] y r, = 0.25 [ft].

Solucién

Empleando la ecuacion [2.104]:

Qo = 3.49 (0.001127){%}2500(L)(1)(1 — R)[1.8-0.8 (1) (1-R)].

025 0.5421x1.319
4o = 4325.21 (1 — R)[1.8 — 0.8 (1)(1 — R)].
Para 1500 [psia] y py = 2000 [psia], se obtiene:

1500

= m = 075

Qe = 2964.25 (1 — 0.75)[1.8 — 0.8 (1)(1 — 0.75)],

=1730.1 [STB]
Qo = “ldial
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Para 1000 [psia] y P, = 2000 [psia],

1000
2000

o = 4325.21 (1 — 0.5)[1.8 — 0.8 (1)(1 — 0.5)],
= 3027.64 [STB]
Qo = % dia

2.14 Método de Fuad Qasem.

Fuad Qasem (1996) propone una expresion, la cual fue el resultado de una
investigacion que desarrollé por medio de un simulador de doble porosidad y doble
permeabilidad, con el cual generé curvas IPR para yacimientos naturalmente
fracturados, que producian por empuje de gas en solucidon. En la expresion
propuesta tomo en cuenta términos que caracterizan el sistema de fracturas, como

el coeficiente de almacenamiento del sistema de fracturas (w), el parametro de

flujo inter-poros (A) y la relacion (?), la expresion es:
b

B
Qo _4_ (pr) T 2.106
pWS

Jo max

Considerando los siguientes rangos para 2x10™* =2 A 2 2x1078 y 1x107! 2 w 2

1x1073, B se determinara con la siguiente ecuacion:
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-0.111
B = 1.28(— log())*1%5(— log(1))?-035 (?) e 2.107
b

Considerando los siguientes rangos para 2x1078 2 A 2 2x1072, 1x107! 2 w 2

1x1073, B se determinara con la siguiente ecuacion:

—-0.131
B = 21.56( log(w))®105 (— log(X)) 1383 (%) e 2.108
b

El valor de B se encuentra en el rango de 1.15a 1.73.

La correlacion establecida por Fuad Qasem se aplica estrictamente a condiciones
de flujo pseudo-estacionario. Cabe mencionar que otro parametro importante para

el analisis de la sensibilidad de las curvas de IPR, es la gravedad especifica del

aceite (°API).

Dada la ecuacion [2.109] el gasto normalizado se muestra en la parte izquierda,
donde gomaxf Y domsxp representan los gastos maximos futuro y pasado
respectivamente. En el lado derecho tenemos la presion promedio normalizada del
yacimiento. Este método se basa en el de Standing para la prediccion del

rendimiento del yacimiento a diferentes presiones del yacimiento.
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Esta ecuacion se basa en el gasto de flujo de aceite durante el flujo pseudo-

estacionario:

Pr
0.00708 k h f K.,

 [in(0472%¢/p, ) + 5] ) HoBo

o AP oo 2. 110

Fetkovich sugiere que la curva IPR futura puede estimarse usando la siguiente

relacion empirica:

! p_ —_
qQo = J4; (—i) (T s P LR 2.111

r1

Para el caso donde n=1, y i corresponde a una condicién inicial arbitraria por

debajo del punto de burbuja.

Camacho y Raghavan dan la siguiente relacion:

-3
Jomaxf _ Prf

=—=.
o max p prp

La cual provee predicciones IPR futuras bastante precisas a un corto tiempo:

Sukarno presenta un método para calcular gastos maximos futuros para dos fases

IPR. El método relaciona las funciones de pseudo-presion y de flujo maximo.
Esto es sustituyendo q, = g, msxr €N la ecuacion [2.110].
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Pre
0.00708 kh Ko

Qo mix £ = : Do e 2.113
[In(0.4727¢/r )+ S| ) HoBo
Y do = 9o maxis
0.00708 k h i
.007 K
Qo mixi = LO 4. wrerrererrerernrer e, 2.114

[in(0.472%¢/y, )+ S] J HoBo

Y dividiendo q max f POT 9o maxi» d@ cOmo resultado:

J'Op;f Kro dp

qO max f — HOBO 2 115
qoméXi p;i Kro d s eeessssesssssassssEssEsssEssssasssEEEEEEEE s ssEEEEEEEE R ssnans .
o B, 9P

Los resultados de la simulacion numérica se utilizan para obtener la relacion de los
maximos gastos normalizados y sus correspondientes presiones de yacimiento
normalizadas. Las Figuras 2.27, 2.28, 2.29 y 2.30, muestran la relacion para un
rango de fractura del yacimiento w= 1x10~° a 0.01. Estas figuras tienen formas
similares, para valores de flujo inter-poroso A = 2x1077 las diferencias entre las
curvas son pequefias, sin embargo, para valores por debajo de este las

variaciones entre las curvas son significantes.
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Figura 2. 30 (:—:)pwfzo VS %, para varios valores de A a w= 0.01.
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Las Figuras 2.27, 2.28, 2.29 y 2.30, muestra los valores de la exponente m en
funcién de A y w donde m es el exponente de la relacion de las presiones
promedio del yacimiento. Usando un método de regresion no linear para la

prediccion de gastos maximos futuros:

(Q0)puicopr _ (g)m

(qo)pwfﬂ,‘pb pb

(o) pwreopr ¥ (q())pwf=0_pb Son gastos correspondientes del yacimiento y del punto

de burbuja. En caso de que 2x10™* > A > 2x1077 y 1x107! > w = 1x1073, m se

calcula como:

m = 1.62 (—log @)% 154 (=1ogA)%%87, 2. 117
Y cuando 2x1077 > A > 2x107%y 1x1072 > w > 1x1073, m se calcula como:

m = 0.0148 (—log ®)?3%3(—1logA)?*L. i 2.118

Procedimiento:

Para aplicar este método se requiere contar inicialmente con datos como el
coeficiente de almacenamiento del sistema de fracturas (w), el parametro de flujo

inter-poros (A), pws, Pp, Y Minimo una prueba de produccién (pys, qo)-
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De acuerdo a los valores de w y A, calcular B, segun corresponda la ecuacion
[2.107] 0 [2.108].

Una vez conocido el valor de B, calcular el potencial del yacimiento (qgmax)

aplicando la ecuacion [2.106].

De acuerdo a lo anterior, para construir la curva de IPR, se deben suponer valores

de p s, l0s cuales pueden ser considerados desde cero hasta que pyr = Pws-

Para el calculo de IPR futuras se requiere encontrar el valor de m mediante las

ecuaciones [2.117]o [2.118], segun corresponda dados los valores de Ay w.

Una vez obtenido el valor de m, utilizamos la ecuacion [2.116], para obtener los
valores de los gastos a presiones de fondo fluyendo supuestas. Al obtener los
valores de los gastos solo queda graficar los puntos y finalmente trazar la curva de

afluencia uniendo los puntos.

Ejemplo 2.17 Aplicacion del método de Fuad Qasem

Mediante los valores del yacimiento naturalmente fracturado mostrados en la

Tabla 2.18, obtener su correspondiente IPR.
Solucién

Primero requerimos obtener los datos de coeficiente de almacenamiento del

sistema de fracturas (w), el parametro de flujo inter-poros (A), pws, Pp-

De acuerdo a los valores de w y A, calcular B, segun corresponda la ecuacion
[2.107] 0 [2.108].

Para w = 1x1072 A = 2x107°.

—-0.111
B=1.28 (- log(1x10~2))%105(— log(2x10~6))0-035 (ﬂ) .

4014.7
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Tabla 2. 24 Datos de un yacimiento para el ejemplo [2.18] de Fuad Qasem.

Propiedades de yacimientos Rango Caso base
Presion promedio del yacimiento [psi]| 600 - 4014.7 600 - 4014.7
Presion de burbuja 4014.7 4014.7
Saturacién de gas critica 0.027 - 0.06 Sgmc = f(km)
Saturacion de aceite residual 0.15-0.28 Somr = f(km)
Saturacion de agua conata 0.18-0.51 Swmi = f(km)
° API 25-45 35
Densidad del gas 0.6 -0.7 0.7
Temperatura del yacimiento, °F 180 - 190 190
Radio de drene, ft 3008.8 3008.8
Radio del pozo, ft 0.33 0.33
Espesor del yacimiento, ft 24 - 48 24
Almacenamiento de fractura, w 1,00E-05 1E-5-0.1
Permeabilidad de fractura, md 100 - 200 100
Porosidad de matriz 0.11-0.28 0.11-0.28
Permeabilidad de matriz, md 0.00001 - 10 0.00001 - 10

Coeficiente de flujo inter-poroso, A

2x107* — 2x107°

2x107* — 2x107°

Tamafo de blogue de la matriz, ft

8-33

8

Darfo

-4.12-13.4

0
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Una vez conocido el valor de B, calcular el potencial del yacimiento en analisis

(9o max), @plicando la ecuacion [2.106].

De acuerdo a lo anterior, para construir la curva de IPR, se deben suponer valores

de pwr, l0s cuales pueden ser considerados desde cero hasta que pyws = Pws-

Para el calculo de IPR futuras, se utiliza la ecuacion [9.116], por lo que se requiere
encontrar el valor de m mediante las ecuaciones [2.117]o [2.118], segun

corresponda dados los valores de A y w.

2.11 Procedimiento sugerido

Con el objeto de proporcionar un procedimiento para utilizar la formacién
precedente de un pozo productor por debajo de la presion de saturacion. Shell Oil

Company (1964) sugiere lo siguiente:

1. Representar graficamente el indice de productividad contra la recuperacion
acumulada (Figura 2.31) a partir de las pruebas realizadas durante la vida
del pozo (Tabla 2.25). Estas pruebas deberan estar dirigidas en la misma
distribucion de presion o proximas a ella. En este ejemplo, se tienen los tres

puntos siguientes:

Tabla 2.25 indice de productividad y recuperacién acumulada de un pozo.

IP 2.1 0.7 0.35

Recuperacion
acumulada 2000 13000 18400
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indice de productividad promedio [bpd/psi]

2.5

15

0,5

0 10000 20000 30000 40000 50000

Produccion acumulada [bpd]

Figura 2. 31 Variacion de IP en funcién de la recuperaciéon acumulada.

Ramirez, S, J. (2015). Fundamentos de la tecnologia de productividad de

pozos petroleros.

2. Representar gréficamente los datos dados en el paso 1 sobre papel

semilogaritmico como se muestra en la Figura 2.32. Se obtiene una linea
recta, a partir de la cual el IP en el limite econdmico se puede observar, asi
como también la disminucion necesaria para el gasto de produccion en el

limite econémico. Si se supone un limite econémico de 40000 [bl], se

bpd

encontrara que el IP de la Figura 2.32 es 0.04 I— . La disminucién de la

1b
in2

presion necesaria para este gasto de 4 [bpd]es igual a (4/0.04) = 100 Lln—bz]

Esto se puede utilizar como referencia de la disminucién de presion para
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preparar una curva de gasto en funcion de la produccién acumulada,
aungue no coincide necesariamente con la disminucién de presion que se
utilizé en cada prueba para los indices de productividad a diferentes

recuperaciones acumuladas.

10

20000

indice de productividad promedio [bpd/psi]

0.1

Produccion acumulada [bpd]

Figura 2. 32 Cambio de IP en funcién de larecuperaciéon acumulada.
Ramirez, S, J. (2015). Fundamentos de la tecnologia de productividad de

pozos petroleros.

3. Realizar un estudio o prueba de IPR que consista de al menos tres gastos
estabilizados y una medida de incremento de presion (presion de fondo
fluyendo), como se muestran en la Tabla 2.26.
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Tabla 2. 26 Gasto de aceite a una presion de fondo fluyendo dada.

a, [bpd] | p,,¢ [psi]
0 910
85 650
120 520
130 480

1000

Q00

00—\

F0O0 \

600

i

5 s

: \

200 A\

\\\
300 \ \
200
\ \\
100
\ N
] \ .
50 100 150 200 250 300 350
Gasto[bpd]

Figura 2. 33 Curva de comportamiento de afluencia IPR. Ramirez, S, J. (2015).

Fundamentos de la tecnologia de productividad de pozos petroleros.
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4. Representar graficamente los resultados del estudio del IPR tal como se
muestra en la Figura 2.33. Esto permitira verificar que los resultados
conforman una curva suave, que generalmente se céncava hacia el origen.
Los resultados que se desvian apreciablemente de los valores del ejemplo

podrian invalidar la prueba o medida, y se deberan emplear con precaucion.

5. Representar graficamente los resultados del estudio de IPR en papel
logaritmico tal como se muestra en la Figura 2.34. Esta debera ser una
linea recta con una pendiente cercana a 45°. La prueba fue tomada a una
recuperacion de 18400 [bl]. Se debe advertir que el IP decrece con la

disminucion de presion, como es de esperar en este tipo de yacimientos.

1000

Recuperacion [bl]
0

5000

10000

15000

18400

20000

10 | 25000

30000

8

//

Gasto superficial [bl/dia]

35000

40000

10 100 1000 10000

Abatimiento de presién [Ib/in?]

Figura 2. 34 Grafica de gasto en funcién de la disminucidn de presion.
Ramirez, S, J. (2015). Fundamentos de la tecnologia de productividad de

pozos petroleros.
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6. Predecir el comportamiento del IP para un pozo a diferentes recuperaciones
acumulativas del aceite, desde la presion de saturacion hasta la dltima

etapa de recuperacién, empleando métodos adimensionales.

7. Seleccionar una referencia de disminucion de presion para obtener un
gasto en un punto de control de referencia de disminucién en el limite
econdémico de produccion. Esto puede ser arbitrario mientras sea baja
magnitud, sin embargo, una buena practica es estimar el limite econémico a
partir del gréfico, tal como se muestra en la Figura 2.32. Para calcular la
disminucién de presién se requiere producir a un gasto de limite econémico.
En este caso se emplean 4 [bpd], resultando una disminucion de presion

igual a 100 [psi].

8. Construir la curva de comportamiento del IPR estimado referido a la

disminucién, como se muestra en la Figura 2.34. Esta es una linea
o ., o 1b
descendente en la disminucion de presion de referencia igual a 100 [m—z] y

corresponde al agotamiento en la recuperacion final de 4[bpd] con una
supuesta pendiente de 45°. Se puede advertir en la gréfica de la Figura
2.34 que la linea 1 no tiene la misma pendiente que la linea 2. Se puede
sugerir dibujar la linea 2 paralela a la linea 1 ya que la linea 1 muestra el

comportamiento del pozo a partir de datos de campo.

9. Representar graficamente el gasto de produccion de 4 [bpd] en la
disminucion de presion de referencia de 100 Lln—bz] en funcion de la

recuperacion de aceite acumulado en papel semi-logaritmico tal como se

muestra en la Figura 2.34. Emplear el gasto de 4 [bpd] en la disminucién
de presion de referencia de 100 [lln%] en la recuperacion final como un punto

de control y el gasto de 4 [bpd] en la misma disminucién de referencia 100
1b

in2

], que se determiné a partir de las curvas de IPR. Como segundo punto

de control. Dibujar una linea recta como la que se ilustra en la grafica. A

partir de esta linea determinar varios gastos en la disminucién de presion
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10.

Ejemp

. Ib .
de referencia de 100 [m—z] para otras recuperaciones acumuladas y

representar graficamente estos puntos como puntos de control para
predecir el comportamiento del IPR a diferentes recuperaciones
acumuladas de aceite. Construir curvas de IPR para recuperaciones
acumuladas de aceite, tal como se ilustra mediante lineas discontinuas en

la Figura 2.34 y haciendo uso de los gastos obtenidos de la Figura 2.35
para una disminucion de 100 [lln—bz] Se sugiere que todas estas lineas sean

dibujadas paralelamente a la linea 1 de la Figura 2.34 a menos que otros

estudios de IPR estén disponibles en otras recuperaciones acumuladas.

A partir de la Figura 2.34, se puede construir una curva IPR de P, a
cualquier recuperacion acumulada y permitir asi la determinacion de gastos
de produccidn futuros variando las presiones de fondo fluyendo. Para poder
determinar esto se debera conocer la presion estatica del yacimiento (B,s) a

la recuperacion acumulada.

lo 2.18 método sugerido.

Supodngase que se tienen disponibles los datos de presion estatica de yacimiento

(pws) Y de recuperacion acumulada (N,) como se muestran en la Tabla 2.27.

Tabla 2. 27 Recuperacién acumulada a ciertas presiones del yacimiento.

Ib
Pws [m_z] Recuperacion acumulada [bl]

1280 0
900 18400
700 30000
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Al representar graficamente estos datos en papel semilogaritmico se genera una
linea recta, proporcionando las presiones estéticas (p,,s) a las recuperaciones

acumuladas requeridas, para generar la Tabla 2.28.

Tabla 2. 28 Presiones estaticas obtenidas.

Recuperacion acumulada
[b1) Pus [1
10000 1030
18400 900
30000 700

A partir de la Figura 2.35 las correspondientes p,,s Y la recuperacién acumulada,
se pueden preparar los datos de p,,s en funcion de q para cada recuperacion

acumulada y presion estatica (p,,s) para obtener las Tablas 2.29, 2.30y 2.31:

Tabla 2. 29 Para N,= 10000.

pos ]| o0 [12] | a [2] o

1030 100 125 930

1030 300 230 730

1030 500 320 530

1030 800 420 230
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Tabla 2. 30 Para N,= 18400:

P 1] |2 2] [0 [22] P 5]
900 100 48 800
900 300 100 600
900 500 150 400
900 700 195 200

Tabla 2. 31 Para N,= 30000.

P ] 20 [22] |0 2] P
700 100 13 600
700 200 24 500
700 400 42 300
700 500 52 200

Una vez que se ha calculado toda la informacién necesaria, se procede a la

representacion gréafica tal como muestra la Figura 2.36.
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Figura 2. 35 Gastos estimados para un abatimiento de 100 [iln—bz].
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Ejemplo 2.19 método sugerido.
Se tomaron las siguientes pruebas de produccion de un pozo cuando la
produccion acumulada era de 45000 [bl] y pws = 1600 [lln—bz] Considerando la

informacion de las Tablas 2.26 y 2.27, que se ha obtenido durante la vida

productiva del pozo determinar el IPR futuro.

Tabla 2. 32 Datos de pys, IPy produccién acumulada de la prueba realizada.

Ib Produccion
Pws m_z] I= acumulada [bl]
2800 5 0
2500 1.8 20000
2000 1 30000
1600 0.46 45000

Tabla 2. 33 Datos de gasto contra p,,s de la prueba realizada.

Gasto [bl] Pwf [E]

dia in2
200 1200
250 1000
300 750

Todas las pruebas se realizaron a un abatimiento de presion entre 300 y 400 Lln—bz]
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Se puede determinar lo siguiente:

1.

2.

El IP a un limite econémico supuesto de 100000 [bl] de produccidn.

La disminucion de presion necesaria para producir un gasto de 8 [bpd] en

un limite econémico supuesto.

Construir una curva de gasto en funcion de la presioén de flujo en papel de
coordenadas rectangulares para apreciar la forma de la curva.

Elaborar una gréafica de gasto en funcién de la disminucion de presién en
papel log-log para una produccién acumulada de 45000 [bl]. Esta linea
refleja el cambio de IP dependiendo de la disminucion de presion. Por

ejemplo, para AP =100, IP =1

Construir curvas que tengan la misma pendiente del paso (4) sobre la

misma gréfica para producciones acumuladas de 0, 20000, 30000 [bl], etc.

Con la disminucién de presion de referencia que se determind en el paso

(2), construir un gréafico de gasto en funcion de la produccion acumulada.

Determinar los gastos de produccion posibles a diferentes recuperaciones

acumuladas para la disminucién de presién de referencia.

Construir curvas de IPR para recuperaciones acumuladas de 20000, 45000
y 50000 [bl].

Solucién

Para determinar el IP en el limite econémico de 100000 [bl] se deberan preparar

las Figuras 2.37 y 2.38. A partir de estas figuras, se puede leer el valor de IP que

en este caso es igual a 0.025 [—

bpd

a una producciéon acumulada de 100000 [bl].

1b
in2

La disminucion de presion necesaria para producir en el limite econémico es;
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Abatimiento = 2 = 2 =

1b
P~ 0025 320 [m_z

La grafica de gasto en funcién de la presion de flujo se puede apreciar en la
Figura 2.39.
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Figura 2. 37 IP en funcién de la produccién.
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Figura 2. 38 IP en funcion de la produccion.
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Figura 2. 39 Presion de fondo en funcién del gasto.
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Figura 2. 40 Gasto en funcion de la declinacion de P.

La Figura 2.40 ilustra una grafica de gasto en funcion de la disminucion de presion
donde se puede apreciar una linea para una produccion acumulada de 45000 [bl],
que se ha elaborado a partir de datos proporcionados en el problema. Las lineas
adicionales que tienen la misma pendiente son representadas graficamente para
recuperaciones de 0, 20000, 30000, 60000, 80000 y 100000 [bl].

Una gréafica de gasto en funcion de la produccién acumulada con una disminucion
de presion de referencia igual a 320 [lil—bz] se muestra en la Figura 2.41 y los
valores se muestran en la Tabla 2.34.Esto muestra que inicialmente el pozo es
capaz de producir 16000 [bpd] con una disminucion de 320 [lln—bz] pero disminuye a

8 [bpd] después de la producciéon de 100000 [bl]. Se pueden incluir otras lineas

para diferentes disminuciones de presion en la misma grafica.
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Tabla 2. 34 Posibles gastos para la declinacion de presién de referencia de

320 [iln_bz]’ para diferentes producciones acumuladas.

Produccion acumulada [bl] IP q (para Ap = 320 [iln_bz])
0 5 1600
20000 1.8 576
30000 1 320
60000 0.21 67
80000 0.072 23
10000

Gasto de produccion (ap = 320 [psi] )

10 |

0 10 20 30 40 50 B0 70 B0 a0
Produccion acumulada [miles de bls]

Figura 2. 41 Gasto en funcién de la produccion acumulada.
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2.15 Obtencidn de las propiedades de los fluidos petroleros.

Las propiedades de los fluidos deben ser evaluadas exactitud, y tantas veces sea
necesario ya que estas varian conforme cambia la presién y la temperatura de la
mezcla de hidrocarburos. Son necesarias para el analisis del disefio del equipo e
instalaciones, ademas, que las utilizamos para determinar el comportamiento y el
rendimiento del pozo. Existen diferentes maneras de obtener estos parametros; ya

sea mediante formulas, correlaciones o con pruebas de presion.
Densidad del gas. Esta se obtiene a partir de la ley de los gases reales, siendo;

m PYg
= —=27—
Pe \% zT

pg:B—! ...........................................................................................

donde; py es la densidad del gas [Ib/ft*], B, es el factor de volumen del gas
[ft3@c_y,/ft3@cls_], Yg €s la densidad especifica del gas, z es el factor de

compresibilidad de gas, p es la presion y T es la temperatura.

Densidad especifica del gas. La ecuacion para determinar la densidad especifica
Pg

Paire

del gas es la siguiente; y, = y dado que tanto el aire como el gas seco se

comportan de acuerdo con la ley de los gases ideales, entonces;

pM

o= —RT__ M,
g pMaire Maire,
RT
Me 2.120
Yo = ) e eeeeeaeeeeeeeaeeeseeeeeeeaeeeneeeaeeeaeeea e et e e e e e e e e e eanns .
g Maire
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donde; y, es la densidad relativa del gas, M, es el peso molecular aparente del

gas [lb,/lb, —mol] ¥y M,;.. €s el peso molecular del aire igual a 28.9625
[b,,/lb,, — mol].

donde; M; es el peso molecular del componente j en la mezcla [lby, /lb,, — mol], y;

es el componente j de la mezcla [%], n es el nimero de componentes de la

mezcla.

Factor de compresibilidad de los gases reales.

Para determinar z se utilizara la correlacion grafica de Standing, M. B. & Katz, D.
L. (Figura 2.42). Por lo que requerimos la presion y temperatura pseudoreducidas,

gue estan en funcion de la presién y temperatura pseudocriticas de la mezcla:

p
P T T s 2.123
Ppc
y
Tpr = ! 2.124
pr Tpc’ ....................................................................................... .
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donde; p,- €s la presion pseudoreducida [psia], T, es la temperatura
pseudoreducida [°R], p es la presion a la cual se requiere determinar z, T es la
temperatura a la cual se requiere determinar z [°R], p,. €s la presion pseudocritica
de la mezclay T, es la temperatura pseudocritica de la mezcla. estas dos Ultimas

dadas por las siguientes ecuaciones:

Tpe = 168 + 3255 — 12.5Y], oo 2.125

Ppe = 706 + 15Yg = 37.5Y2.  oooiieeieeeeeeee e 2.126

Factor de volumen del gas de la formacién. Es el volumen que ocupa un barril
de gas a condiciones del yacimiento, a condiciones estandar entre el volumen de

gas que ocupa esa misma cantidad de gas a condiciones de yacimiento, y que

esta dado por la siguiente ecuacion. B, = Vgﬂ esta se simplifica mediante el uso
g @cs.
de la ley de gases reales;
z, T,
Bg = 0.0282=F e 2.127

Py
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Figura 2. 42 Correlacién grafica de Standing M. B. & Katz D. L. Beggs, H. D.

(1991). “Production optimization using Nodal Analysis”.
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Densidad relativa del aceite.

Correlacion de Vazquez, M.E. y Beggs, H.D. Para obtener la presion de
burbuja, la relacién de solubilidad, el factor de volumen del aceite y la

compresibilidad del aceite.

Po = [ & Cax°API | 2.129
Cy X Ygc X e( T+460 )
Densidad especifica del gas corregida a 100 psia [adim].
Yee = Yg |1+ 5.912 x 1075CAPD(Tiep) (1og(1p152‘_’7))]. ........................ 2. 130
Relacion de solubilidad.
R, = C1chpcze(%)- ......................................................................... 2.131

Factor de volumen del aceite.
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B, = 1+ C4R, + [(Cs + C4R) X (T — 60) <ﬂ>]. ................................

Ygc

donde: py, es la presion de burbuja [psia], R es la relacién de solubilidad p = py

[ft3/bl], T es la temperatura del yacimiento [°F], Ygc €S la densidad especifica del

gas corregida a 100 psia [adim], °API es la densidad del aceite, y,es la densidad

especifica de gas [adim], ps, €s la presion en el separador [psia] y Tsep, €S la

temperatura en el separador [°F], T es la temperatura del yacimiento [°F]. Los

valores de C,,C,, C5,C,4, Cs y Cq, Se obtienen de la Tabla 2.35.

Tabla 2. 35 Coeficientes paralos valores de C de Vazquez, M.E. y Beggs, H.D.

Constante °API = 30 °API > 30
Cq 0.0362 0.0178
C, 1.0937 1.1870
C; 25.72 23.931
Cy 4.677x107* 4.67x107*
Cs 1.751x107° 1.1x107°
Ce -1.811x1078 1.337x107°

Factor de volumen total.

B; = B, + (Rsi -

RIBg. .



Tensién superficial.

0o = (42.4 — 0.047T — 0.267°AP1)e~00007P e 2.134

Densidad del aceite saturado.

62.4Y, + 0.01362RYgq

Po B 2.135
Viscosidad del aceite saturado.

Ho = A0, eeeeeeeee ettt ettt ettt ettt ettt ettt ettt 2.136
y la viscosidad del aceite para p = 1 [atm] es:

Hom = 10X = 1, oo, 2.137

donde; a = 10.715(Rg + 100)7%515 b = 5.44(Rg + 150)79338 X = YT~163 Y = 10%,
Z = 3.0324 — 0.02023°API.

Compresibilidad del aceite bajo saturado.
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_ (=1433+(5XRg)+(17.2XT)+(-1180Xygs ) +(12.61X°API))
pXx103

Co

donde; ygs es la densidad relativa del gas normalizada a una presion de

separacion de 100 [psia].

Densidad del aceite bajo saturado.

Po = PolCoPTPD) e 2. 139
Viscosidad del aceite bajo saturado.
Pim
|J-o = U‘Ob(_) B s aeaasaeaasseaassEaassEaassEaasaEsastEsastasastasa sty 2 140
Pb

-5 . . . .,
donde; m = 2.6p187e(-11:513-8.98x107>) 1, " es |a viscosidad del aceite a la presion

de saturacion.

Factor de volumen del aceite bajo saturado
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Pruebas de presion.

Las pruebas de presion mas comunes que se utilizan para determinar las

propiedades de los fluidos del yacimiento, que afectan el comportamiento de flujo

a través del pozo, son las siguientes:

1.
2.
3.
4.
5.
6.

7. Pruebas isocronales modificadas.

Pruebas de incremento.
Pruebas de decremento.
Pruebas de interferencia.
Pruebas de formacion.
Pruebas de potencial.

Pruebas isocronales.

Las pruebas de decremento de presion consisten en una serie de mediciones de

presion de fondo fluyendo para gasto constante. El andlisis de las pruebas de

decremento esta basado en soluciones a la ecuacién de difusion, la cual describe

el flujo de fluidos en medios porosos de un fluido hacia el pozo en un yacimiento

homogéneo, isotropico e infinito, siendo el fluido del yacimiento ligeramente

compresible. Generalmente antes de llevar a cabo esta prueba, se cierra el pozo

por un tiempo, para que la presion se estabilice, para obtener un grafico como el

que se muestra en la Figura 2.43.
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hujo despues del daffo
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g| metodo de flujo semi-es@cionarnio (Prueba de
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Presion de fondo fluyendo [psig]
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Figura 2. 43 Historial de presidon contra tiempo, para una prueba de
decremento a gasto constante. Meneses Paez. (2012). Anédlisis de pruebas de

presion a presion constante.

Una prueba de incremento de presion consiste en realizar una serie de mediciones
de la presién de fondo del pozo, para tiempos At después del cierre. Para llevar a
cabo esta prueba es necesario que el pozo produzca a un gasto constante por un
periodo de tiempo antes del cierre. La presiéon es medida inmediatamente antes

del cierre y durante el periodo de cierre y tomada en funcion del tiempo.

Las pruebas de interferencia son aquellas que involucran al menos dos pozos, uno
llamado activo y otro observador (Figura 2.44). El primero basicamente es aquel
en el cual se haran las operaciones para generar el disturbio, necesario para
evaluar la comunicacion con el pozo vecino. El segundo ser& el receptor de las
variaciones generadas por el pozo activo. En este tipo de pruebas se obtiene
informacion sobre la region localizada entre los pozos y asi caracterizar la zona
productora y establecer direcciones preferenciales de flujo con lo cual el desarrollo

de un campo se puede optimizar.
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Figura 2. 44 Prueba de interferencia entre dos pozos. Torres Martén. (2011).

Pruebas de interferencia de presion en yacimientos de gas.

Las pruebas de potencial se realizan para determinar la capacidad de produccion
tedrica de los pozos bajo condiciones de flujo abierto. La capacidad a flujo abierto
de los pozos de gas se obtiene extrapolando los resultados de las pruebas hechas
a diferentes gastos moderados de produccion, en lugar de abrir los pozos a flujo
total. En este método, un pozo se pone a producir a un gasto constante
seleccionado hasta que la presion de fondo fluyendo se estabiliza. El gasto
estabilizado y la presidn de fondo se registran y a continuacion se cambia el gasto.
Asi el pozo esta fluyendo a un nuevo gasto hasta alcanzar nuevamente el estado
pseudo-estacionario. La presion se puede medir con un registrador de fondo o
bien, a partir del calculo utilizando valores medidos en superficie. Este proceso se
repite cada vez que se registra la presion y el gasto estabilizado. Se recomienda

utilizar cuatro gastos diferentes como se muestran en la Figura 2.45.
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Figura 2. 45 Variacion de gastos para una prueba de potencial. Ramirez
Juarez. (2009). Manual de interprestacién de pruebas de variacion de presién

en zonas de gas.

En las pruebas isocronales se realiza un cambio en el gasto de produccién de un
pozo de gas, esto provoca 0 genera una presion transitoria a un tiempo dado, la
onda de presion o disturbio que se propaga fuera del pozo es conocida como el
radio de drene de investigacion. Una prueba convencional de contrapresion utiliza
gastos de flujo hasta un tiempo dado donde se estabilice y asi obtener un gréfico
como el de la Figura 2.46. Por lo cual, los tiempos de flujo deberan ser
suficientemente grandes para permitir que el radio de investigacion alcance el
limite del yacimiento o el punto de interferencia con pozos cercanos, para
establecer una curva de productividad, sin que se deje de fluir el pozo tiempo

Innecesario para alcanzar condiciones estabilizadas a cada gasto.
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Las pruebas isocronales modificadas no requieren de largos periodos de cierre. En
este tipo de pruebas se emplean las presiones de cierre no estabilizadas para
calcular la diferencia de la relacién de presiones para el proximo gasto. El proceso

de analisis es el mismo que se obtiene con las pruebas normales.

gasto extendido

v

Figura 2. 46 Diagrama de gasto y presion para una prueba isocronal.

Hernandez Lara (1996).Disefio de pruebas de variacion de presion.

Los andlisis PVT son absolutamente necesarios para llevar a cabo el andlisis de
pruebas de presion-produccion, analisis nodales, predecir la vida productiva y
definir los esquemas 6ptimos de produccion. El método de muestreo de pruebas
PVT, consiste en bajar un dispositivo de muestreo. La muestra se lleva a

superficie. En general, basta con tres contenedores para realizar los experimentos:

1. Prueba de expansion a composicion constante; Es una prueba de liberacion

instantdnea donde la muestra original es sometida a un proceso de
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expansion a composicién y temperatura constante (Figura 2.47). A partir de

esta prueba se obtienen las siguientes propiedades:
e Presion de burbuja (P,).
. ., ., \%
e Volumen relativo en funcion de la presion (Vr = V—).
b

e Compresibilidad del aceite (C,).

T T T =17
, -
[ Petrdleo | .= JPetrélea] || Ipetroleo Gas
o L
,l,, ,l, ,1, Petréleo
l 1
=
Hy H, H, H, Petréleo

H,
Figura 2. 47 Expansion a composicion constante para aceite negro.

Hernandez Lara (1996).Disefio de pruebas de variacion de presion.

2. Prueba de liberacion diferencial; es un estudio de agotamiento de presion.
Se efectia un proceso diferencial aproximado a través de una serie de

pasos, de separaciones instantdneas a la temperatura del yacimiento
Figura 2.48.

De esta prueba se obtienen las siguientes propiedades:

e Relacion gas aceite en solucién Rg.
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e Factor de volumen del aceite B,.

e Factor de volumen del gas B,.

e Factor de volumen total B;.

e Densidad del aceite p,.

e Gravedad especifica del gas vy,.

e Gravedad API del aceite residual °API.

e Factor de compresibilidad del gas Z.

P =P P, <P, P, P, P, < P, <P,

@ Q@ Qé:@ Op

T Gas
Gas
= Petral =
etroleo
'L :[; Petréleo Gas
= fl\ = o
'1’ = = | Petrdleo IL
. [
v | Petréleo I 1
w1 g =
y o .
H - Petréleo
8 H
B 3
H 1
H, 8
H,
I

T & 0 &

Figura 2. 48 Esquema del experimento de liberacion diferencial. Hernandez

9

Lara (1996).Disefio de pruebas de variaciéon de presion.

Prueba de viscosidad; se toma una muestra de hidrocarburos del pozo y mediante
un viscosimetro capilar o electromagnético, para diferentes presiones y

temperaturas, se obtiene una curva de viscosidad contra presion.
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Prueba de separadores; se realizan separaciones instantaneas en un separador
de laboratorio, con el objetivo de cuantificar su efecto en las propiedades del
aceite al cambiar las condiciones de presion y temperatura (Figura 2.49). Por

medio de esta prueba podemos obtener:

e La presion optima de separacion que produce la mayor cantidad de liquido
y la menor cantidad de gas en el tanque.

e Factor de volumen del aceite a py, By,
e Gravedad API del aceite del tanque.
e Relacién gas aceite soluble a py, Rgy,.

e Composicion del gas.

Gas

Liguido

Tangue

Liguido

Liguido

Figura 2. 49 Prueba de separadores. Hernandez Lara (1996).Disefio de

pruebas de variacion de presion.

Otros parametros necesarios que se requieren para la elaboracién de las curvas

IPRy VLP, son la porosidad, espesor y permeabilidad.

Porosidad; es una propiedad intrinseca de la formacion que se puede determinar

mediante el analisis de nucleos y de registros geofisicos: de neutrén compensado
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(CNL), de densidad de la formacién (FDC) y sénico. Si se cuenta con el registro
FDC o CNL, de la curva correspondiente a dicho registro se lee un valor de
porosidad promedio para un intervalo considerado y si se tienen diferentes
intervalos de un espesor dado, se utiliza la siguiente correlacion para obtener la

porosidad promedio correspondiente:

En caso de que se tenga un registro sénico, para obtener la porosidad se utiliza la

siguiente expresion:

_ Atlog_Atma
Atg—Aty,

En el caso de carbonatos y arenas no compactadas, se emplean otras relaciones,

donde: At, es alrededor de 189 [%] Atjog, €s leido directamente del registro y

para At,,,, se puede usar la Tabla 2.36.

El espesor de la formacion productora debe ser aquel que corresponda al intervalo
gue realmente esté aportando flujo hacia el pozo. Para conocer con suficiente
precision el espesor (h) se pueden utilizar los registros de molinete, de rayos

gamma y/o de temperatura.
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Tabla 2. 36 Valores de tiempo de transito comunmente usados para distintos

tipos de roca.

st 129
Arenizcas 55.5-51.0
Calizas 476 -435
Dolomitas 43.5
Anhidritas 50
Sal 66.7
Tuberias (acero) | 57
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lll. Construccion de la curva de capacidad de

transporte (VLP) de un pozo petrolero

3.1 Introduccion.

Para analizar el comportamiento de flujo en el pozo es necesario dividirlo y
analizarlo por separado, se divide en tantos nodos sea necesario, principalmente
se divide en tres partes; del yacimiento al pozo, a través de la tuberia del pozo y
por ultimo en la linea de descarga. Entre estos nodos habra pérdidas de presion

como las que se muestran en la Figura 3.1.

Bajo condiciones normales de flujo, es posible tener dos o tres regimenes de flujo

presentes en el comportamiento de afluencia vertical del pozo.

Las pérdidas de presion en la tuberia vertical son el resultado de la interaccion de
tres fuerzas: 1. El gradiente de presion hidrostatica, 2. Perdidas de presion por

friccion, 3. Perdidas de presion por resbalamiento.

El gradiente de presion hidrostatica causa un incremento en la presion a medida

que aumenta la profundidad y esta en funcién de la densidad del fluido.

Las pérdidas de presién por friccidbn son aquellas causadas por el movimiento de
los fluidos contra las paredes de la tuberia, que estan en funcion del tamafio de la

tuberia y de las propiedades de flujo del fluido.

Las pérdidas de presion por resbalamiento son causadas por el movimiento de un
fluido a través de otro a diferente fase y depende del tamafio de la tuberia y del

régimen de flujo.
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Metas

Al leer este capitulo, debes ser capaz de:

Determinar el comportamiento de afluencia para pozos verticales, a diferentes
RGA, con o sin corte de agua.
Determinar las pérdidas de presion que ocurren en la tuberia vertical de pozos

de aceite.

Determinar el rendimiento del aparejo de produccion.
Realizar la curva VLP de un pozo petrolero mediante alguno de los métodos
mencionados en este capitulo.

Ap,

Ap,

Ap, =

Ap, =

Ap; =

Ap, =

Apr =

2

P. — Pwes = Pérdidas de presion en el yacimiento.

Pwss — Pu¢ = Perdidas de presion en el radio de drene.
Pwi— Pwn = Pérdidas de presion en la T.P.
Pwh — Psep = Pérdidas de presion en las lineas de flujo.

Pws — Psep = Pérdidas de presion totales

Figura 3. 1 Pérdidas de presién en un sistema de produccién.
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3.2 Grafica de presidén-gasto-profundidad.

A patrtir del conocimiento de la IPR de un pozo es posible, graficar la relacion de la
presién contra el gasto para diferentes profundidades, mediante el uso de las
curvas de distribucion de la presion. Por ejemplo, si la parte superior de la
formacién productora (la parte inferior de la tuberia de produccion) esta a 7448 [ft]
de profundidad, se pueden graficar las curvas de la presion contra el gasto a
intervalos de 1000 [ft], hasta alcanzar el cabezal de la tuberia de produccién, La

gréafica presion-gasto-profundidad se ilustra en la siguiente Figura 3.2.

Profundidad [ft]
—448
—1448
— 2448
—3448

— 3448

Presién [psig]

5448
6448

Gasto [bpd]

Figura 3. 2 Curvas de presion-gasto-profundidad. Beggs, H. D. (1991)

“Production optimization using Nodal Analysis”.

3.3 Ecuacion general de energia en pozos verticales.

La ecuacion general de energia que gobierna el flujo de fluidos en la tuberias

verticales se encuentra dada por;

Ap Ap Ap Ap
) = (— — S 3.1
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donde; (%)T es el gradiente de presion total, (i—‘;)e es el gradiente de presion
debido a la elevacion, (%)ac es el gradiente de presion debido a la aceleracion,

(i—i)f es el gradiente de presién debido a la friccion.
Gradiente de presién por friccion;
fpvi,

Ap
(o) = o ettt 3.2
AL 2g.d

donde; f es el factor de friccion, p es la densidad del fluido, v,, es la velocidad del
fluido [ft/seg], didametro de la tuberia [ft], g. es el factor de conversidn gravitacional
=32.2 [Ib,, X ft/ Ibs x s?].

El factor por friccion f, esta en funcion del Niumero de Reynolds (Ngg) Y la

rugosidad relativa en la tuberia (e/d).

Gradiente de presion por elevacion;

Ap,  psgsenb
(AL)e = g 3.3

donde; ps es la densidad de la mezcla con resbalamiento [Ib,,/ft3], g es la
constante gravitacional = 32.2 [ft/seg?] y g. es el factor de conversion gravitacional
= 32.2 [Ib,, X ft/lbs X seg?].
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Gradiente de presion por aceleracion;

A Av?2
(—p)ac = D i e 3.4
AL 2g AL

donde: ps es la densidad de la mezcla con resbalamiento [lb,,/ft3], v, es la
velocidad de la mezcla [ft/seg], g. es el factor de conversion gravitacional = 32.2
[Ib,, X ft/lb¢ x seg?] y L es la longitud de la tuberia.

La velocidad de la mezcla es;

Vin = Vo Vg Vg, 3.5
donde:

vy = 22X 12_5‘1080, ............................................................................... 3.6
v, = 2% 1(1’;5qWBW, ............................................................................... 3.7

vy = 65X 107°qgBy _ Qo(R—R)Bg 38

A T A X 86400 °
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Para flujo laminar, el factor de friccion esta dado por;

Para flujo turbulento, el factor de friccibn esta dado por la siguiente ecuacion,
donde se supone el valor de f; inicial y se realiza un proceso iterativo de f, hasta

que se tenga un error de 0.0001;

€ 2.514

f= [—210g(3.715 d+ NRe\/f_s)]

donde: ¢ es la rugosidad de la tuberia [ft], d es el diametro de la tuberia [ft], Ng. €S

el numero de Reynolds [adim], f; es el factor de friccidn supuesto [adim].

El nimero de Reynolds Ng., €s un pardmetro adimensional cuyo valor se obtiene
con la ecuacion [3.11], que indica si el régimen de flujo es laminar o turbulento

como se muestra en la Tabla 3.1.

_ pvd
Nge = 1488(7) .................................................................................. 3.11
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Tabla 3. 1 Régimen de flujo segun el numero de Reynolds.

Numero de Reynolds [Nge] Régimen
<2300 Laminar
>3100 Turbulento

3,2 correlaciones para flujo vertical en tuberias

Dado que alrededor del 80 por ciento de las pérdidas de presién ocurren en el

pozo, es muy importante conocer los factores de pérdidas de presion de afluencia

del pozo. Las pérdidas de presion en tuberias se pueden determinar de manera

empirica mediante correlaciones. Existen tres categorias en las que se dividen las

correlaciones para el calculo de caidas de presion en tuberias, que se muestran

en la Tabla 3.2.

Tabla 3. 2 Tipo de categorias de las correlaciones.

Consideraciones

Categoria A

Categoria B

Categoria C

Resbalamiento

No consideran

Si consideran

Si consideran

Densidad de la | En funcién de las | En funciobn del | En funcién del
masa propiedades  de | colgamiento colgamiento
los fluidos
Factor de Empiricamente Propiedades Propiedades del
friccion combinadas de fluido en la fase
las fases continua

Patrén de flujo

No consideran

No se distinguen

Si consideran
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3.3 Comportamiento de afluencia vertical. Poettmann y Carpenter.

A un determinado valor de presion de fondo fluyendo p,, la formacién producira
agua, aceite y gas a ciertos gastos. La presion diferencial a través de lo largo de la
tuberia, desde la presién de fondo fluyendo hasta la presion en la cabeza de la
tuberia, no puede ser menor que la presion atmosférica, para permitir que los

fluidos migren de la formacion al pozo a ciertos gastos.

Poettmann y Carpenter, basaron sus andalisis en la ecuacion de energia, donde se
asume que la variacion de energia cinética del fluido a través de la tuberia es
despreciable, y que las pérdidas de presién por friccion y deslizamiento se pueden

expresar mediante la siguiente formula;

Ah
— 2
W; = afv QD 3.12

donde: v es la velocidad promedio de la mezcla en el intervalo Ah, D es el diametro
interno de la tuberia y el factor f debe determinarse empiricamente, para lo cual
Poettmann y Carpenter utilizaron diametros de tuberia de produccion de 27, 2 152" y
3”, en el que incorporaron la ecuacion general de energia y datos de 34 pozos
fluyentes de aceite y 15 con bombeo neumatico. El aceite gas y agua se
consideraron en una sola fase, sin determinar colgamiento, para introducir el factor
de pérdida de energia, para viscosidades menores a 5[cp], RGL menores a
1500[ft3/bl] y gastos mayores a 400 bpd. Usando estas suposiciones, fueron

capaces de reducir la ecuacion de energia a la forma siguiente;
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donde AP es la caida de presién en el intervalo vertical Ah [psi], p es la densidad

promedio del fluido en ese intervalo [fkt’—i * ft].

f (qM)*

K= :
(7413 x 1019D5)

donde: fes el factor de pérdida de energia, q es el gasto de produccion de liquido
[bpd], M es la masa total del liquido y gas asociado con un barril de liquido

almacenado en el tanque [Ib] y D es el diametro interior de la tuberia [ft].

La masa total del liquido se calcula mediante la siguiente ecuacion;

M = 3505 (Y, + Yoy WOR) + 0.0764 RYg, oooooovvvvveeceeeeseeeeeeeeeceeees 3.15
y
f=5415x 1073 — 5723 x 10~* (:X—lMOG) +
1.848 x 10~* (dqx—lM"6)2 +3.5843 x 1076 (:x_lewf .................................... 3.16

La densidad promedio del aceite la podemos determinar con la ecuacion 3.17 o
3.19.

350Y, + 0.0764YgqRs
S61%E e

r):
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donde: B, es el factor de volumen del aceite [blg.y./blacs], Rs €S la relacion de
solubilidad [ft3/bl], Y, es la gravedad especifica del aceite [adim] y Ygq €S la
densidad especifica del gas disuelto, misma que se calcula con la ecuacion [3.16],

[adim].

_ 12.5 + °API

od = =5 —3.5715 X 107%(PCAPIRg,  eerrrrrrreiiiiieniiiee e 3.18

Para presiones mayores a la presion de burbuja la densidad promedio se calcula
mediante la ecuacion [3.19];

donde: p,, es la densidad del aceite a la presién de burbuja [Ib/ft3], p, es la

presion de burbuja [psia] y C, es la Compresibilidad isotérmica del aceite [psi~2].

El gasto Optimo puede obtenerse con la siguiente ecuacion.

~ 91970D
- 350.5y0 + 0.0764Ryg + 350.5yWWOR ---------------------------------------

dop

Ejemplo 3.1 Aplicacion del método de Poettmann y Carpenter.

Considere que se perforo un pozo. Se cuenta con la IPR, la presion estatica del
yacimiento, el comportamiento del corte de agua y el comportamiento de la

relacion gas aceite. También se han determinado ciertas propiedades del gas y
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aceite, tales como; el factor de volumen de formacion, la solubilidad del gas, la

densidad del gas y del aceite, y el factor de volumen de formacion del gas.

Calculamos un valor determinado de presion de fondo fluyendo p., Yy el gasto de
aceite, agua y gas al cual produce, mediante las propiedades de flujo. Después se
divide la tuberia en intervalos iguales, H,H,, H,H;, H3H,, sucesivamente todo el
valor de Ah, como se muestra en la Figura 3.3, siendo las presiones
P, P;,P,,... Las correspondientes de H, H3 H,,... Ya que la presion que le
corresponde a H, es p,,s. Asumiendo que se calculé f. Usamos la ecuacion [3.13]
para calcular las caidas de presion en el intervalo H,H,. Entonces calculamos p,.

K

Se saca el promedio entre pyr Y p, Y Se reemplaza en p,s para calcular p + = Se

repite el proceso para cada intervalo a través de la tuberia hasta alcanzar la

superficie.

Tomando diferentes valores de presion de fondo fluyendo, es posible desarrollar
una grafica como la que se muestra en la Figura 3.4. Para cualquier tamafio de
tuberia. Empezamos con el valor de presion de fondo fluyendo definido por el
punto A, El gasto de produccion de la formacion se determina moviéndose
horizontalmente al punto B en la IPR y entonces verticalmente hacia abajo al

punto C. Con el gasto de produccion definido por C
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Figura 3. 3 Division de la tuberia en intervalos de igual longitud para efectos
de calculo.

La ecuaciéon de Poettmann-Carpenter se usa para calcular el valor de la presion en
la cabeza del pozo (punto D). El gasto maximo al cual el pozo es capaz de fluir se
define por el punto E, que corresponde a una presion de cabeza del pozo igual a
cero. El punto E siempre caera a la izquierda de q' ya que al haber perdidas de
presidn un pozo nunca alcanzara a producir el potencial por flujo natural del
yacimiento. En la practica, un pozo nunca producird con una presion en la cabeza
de cero, ya que las lineas de flujo y el separador en superficie siempre ejerceran
una presion en contra del flujo. Si se decide producir con una presion en la cabeza
del pozo de 100 [psi]; se trazara una linea horizontal a la altura equivalente de 100
[psi] y la interseccion con la curva de presion en la cabeza del pozo sera el punto

F y G seréa el gasto equivalente a esa presion.
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A B
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1
£ I
=
2 THP I
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£ /' \\ :
/ \:I\D IPR
! 1
]
]
L ) F '
ol 1 - cre = G TN\ E !
0 Gasto total de produccion [bl/fdia]

Figura 3. 4 Presiéon de fondo fluyendo y presion en la cabeza de la tuberia en
funcién del gasto de produccién. NIND. (1964). Principles of oil well

production.

El tipo de grafica mostrado en la Figura 3.4, también puede utilizarse para
determinar el tamafio 6ptimo de tuberia para ese pozo, que permita el gasto

maximo a una determinada presién en la cabeza del pozo. Repitiendo el
procedimiento de Poettman y Carpenter para diametros del pozo de 2% "y 3% ", se
obtendran 2 curvas como las que se muestran en la Figura 3.11. En este ejemplo
se muestra que el gasto de la tuberia de 22” es mayor que la de 3% para una

presion de 200 [psi], pero menor a 100 [psi].
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IPR

Presion [psig)
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-
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1[][] ------------ - I

Gasto total de produccion [bl/dia]

Figura 3. 5 Determinacién del tamafio 6ptimo de la tuberia. NIND. (1964).

Principles of oil well production.

Para establecer el valor de f en relacién con las variables que envuelven el flujo de
agua, gas y aceite en la tuberia. Se utilizan valores PVT, de presion y temperatura.
Valores de f fueron calculados mediante datos de campo para correlacionarlos en

funcion del didametro de tuberia y la velocidad de la masa del fluido en la tuberia
Figura 3.6.

En términos de unidades obtenidas de datos de campo:

Dyp = (L4737x1075) T8, e 3.21
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Correlacién en funcion de f

0,001
01 1 10 100

Dy, = (1.4737x1075)74

Figura 3. 6 Correlacion de datos de campo en pozos fluyendo para distintos

valores del factor de friccién. NIND. (1964). Principles of oil well production.

El término de la viscosidad no es una variable utilizada en célculos de flujo vertical
bifasico, debido a que el grado de turbulencia es tal que la pérdida de energia
debida a la viscosidad es despreciable. Debido a la grafica logaritmica la
dispersion de los puntos, por ejemplo, cuando D¢ es 2.8, la curva da un valor de
1.8 paraf; pero el valor mas pequefio para f es 0.68 y el mas grande es 3.9.
Cuando D es 25, la curva da un valor para f igual a 0.012; el valor mas pequefio

es 0.0042 y el mas grande es 0.033.
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Figura 3. 7 Comparacion entre correlaciones de laboratorio y datos de
campo para pozos con altos gastos.

En la Figura 3.13 se ilustra una comparacion de resultados calculados de estas
correlaciones, con el factor de pérdida de energia calculado por Baxendell y
Thomas de pruebas de campo. Indicando un gran parecido entre los datos de

laboratorio y los de campo.

Ejemplo 3.2 Aplicacion del método de Poettmann y Carpenter

Dados los siguientes datos, determinar el comportamiento de afluencia vertical de
un pozo: D=1.995", T;= 120 [°F], T,= 150 [°F],], pws= 1000 [psig], patm= 14.7 [psia],
qo= 400 [bpd], q,, = 600 [bpd], R= 1250 [Ib,,/ft?], p,= 22 °API, Y,=0.65, Y,,=1.07,
L=2500 [ft].

Solucién:
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1. Dividimos la longitud de la tuberia en intervalos iguales AL=100.

2. Calculamos la masa en barriles de aceite a condiciones estandar.

1415 _ 09218
°© 2241315
WOR—600—15
400 Y

M = 350.5 (Y, + Y, WOR) + 0.0764 RY,,

=1

bl,

M = 350.5(0.9218) + 350.5(1.07 x 1.5) + 0.0764(0.65 x 1250) = 947 |
3. Calculamos el valor del factor de friccion f.mediante el uso del grafico 3.6.
_sy Mq
DVp = (14737X10 )F = 33578,

f = 0.008,
4. Calculamos el valor de K.

f(@M)>  0.008 x 1.4348 x 10

= = 0.09314
(7.413x101°D>)  7.413 x 101°(0.16625)

K =

5. Calculamos la relacion de solubilidad a la presion de fondo fluyendo,
mediante la Correlacion de Vazquez, M.E. y Beggs, H.D. Para lo cual
primero necesitamos la densidad especifica del gas corregida a presiéon y
temperatura de separador, que son 120 y 60 respectivamente, para este

caso.

Yee = Vg |1+5.912 x 1075CAPI(Tyep) (log f’fi‘;))]

120
Ve = 065 |1+ 5912 x 10°(22)(60) (10g (1755 )| = 065,
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por lo tanto:

(CgAPI)
R, = Clygcpcze T+460

25.724%22

ft3
Rs = 0.0362 * 0.682(10001'0937) * e( 150+460) = 119.2]

ﬁ]

6. Calculamos el B,.

)

API

B, =1+ C,Rs + (C5+C6RS)><(T—60)< )
C

ft3

B, =1+ 0.005 + (1.535 * 90 = 0.044) = 1.1 o3

7. Calculamos la densidad especifica del gas disuelto.

12.5 + °API e
ga = — 55—~ 35715 X 10°(°APDR,
12.5 + 22 i
Yoo = — 55— — 35715 X 107°(22)(324.9) = 0.68

8. Calculamos la presién de burbuja.

Rs

_ C
P = [ C3 x°API ez,
Cl X ch X e( T+460 )
3249
pp = S 75533 ]1/10937 = 2596 [psia]

0.0362 x 0.682 x e T50+460)

9. Calculamos la densidad promedio del fluido.

202



350Y, + 0.0764YgqR

r)z

5.615B,

_ 350%0.9218 4+ 0.0764 * 0.6806 * 119.2 b,

p= = 53.1[—]
5.615 1.1 ft3

10. Calculamos el gradiente de presion en el intervalo.
Ap 1 K
A= 1azlPt g]
Ap = ! 53.22 + 009514 X 100 = 36.8[psi
P= 142> 53.22 = 368[psig]

11.Obtenemos la p,.

P2 = pwf — Ap = 1000 — 176.8 = 963[psig]

12.Calculamos la nueva pyr;-

Pwrz = (P2 + Pwr)/2 = 981 [psig]

Con la nueva pys Se repite el proceso para cada intervalo a través de la tuberia
hasta alcanzar la superficie como se ilustra en la Figura 3.7.
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o Presion [psi]
-

- HZ 5'534

250[ft]

H5‘889
H4'907

H3'944

H,-963

. H,-1000

Figura 3. 8 Caidas de presién a través de la tuberia de produccién, ala
profundidad H, del ejemplo 3.2.

3.4 Comportamiento de afluencia Vertical: Duns y Ros.

Duns y Ros tomaron como base de su estudio, la ecuacion de balance de energia.
Para flujo en una sola fase, donde considero el gradiente de presion igual a la

suma de los gradientes; estético y de friccion.

1 5,
T Y 3.22

D

I _ o+ 4t
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donde; f es el factor de friccibn p es la densidad del fluido, g es la aceleracién

gravitacional, D es el didmetro interno de la tuberia y v es la velocidad del fluido.

Para flujo bifasico, se debe modificar el gradiente estatico de la ecuacion [3.22],
debido al efecto de deslizamiento del gas a través del liquido, por lo que Duns y

Ros lo reemplazaron por;

EIPIS T EgPEB: oo 3.23

donde p; y pg son las densidades del liquido y gas respectivamente, € y €, son las

tasas de retencion de flujo del liquido y gas respectivamente.

La tasa de retencion de flujo del liquido se define como el volumen de liquido
presente en una longitud de tuberia dada, dividido entre el volumen de dicha

longitud de tuberia, donde;

Aunque las alteraciones hechas por Duns y Ros, no cambian lo hecho por
Poettman y Carpenter, lo que hacen ellos, es separar el efecto del gas del liquido
y mediante una investigacion experimental para determinar los factores de
influencia del término del gradiente estatico y su relacion con el de friccion.

Haciendo uso de las ecuaciones [3.22], [3.23] y [3.24], para obtener;

1 dp Pg . .
——= ¢+ (1 — )=+ termino de friccion.  ......cccccccrriiiiiiiiiiiiiiiennn. 3.25
pigdh PI
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Ya que en la mayoria de los campos la densidad del gas es muy pequefia

comparada con la densidad del aceite, el término (1—61)% se puede omitir.
1

Dando como resultado;

1 dp

p_gﬁ = g + termino de friccidn. ..o, 3.26
1

Duns y Ros llevaron a cabo un analisis dimensional para aislar los grupos
adimensionales de mayor importancia, para determinar los gradientes de presién
para un flujo bifasico vertical, por lo que disefio un programa experimental para
determinar la influencia de estos grupos, en particular. Teniendo como resultado
més de 20000 datos y un rango de cobertura bastante amplio de didmetros de

tuberias, gastos de aceite y gas y de diferentes viscosidades de aceites.

El procedimiento para determinar las perdidas de presién a lo largo de la tuberia

es el siguiente:
1. Calcular la densidad relativa del aceite.

2. Obtener la masa asociada con un barril de liquido a condiciones estandar:

WOR
) + 350YW (m) + 00764Ryg ............. 3.27

1
M= 350v (1 ¥ WOR

3. Determinar la densidad de la fase liquida.

WOR

—————)) s 3.28
1+ WOR))

+ Yw(

1
= 62.42 -
pL= 6 8<y°(1+WOR)



4. Obtener la presion promedio y temperatura promedio.
5. Obtener z.

6. Calcular la densidad promedio de la fase de gas:

520 D

1
T g0 a) ) 3.29

Pg = Yg(0.0764)(

7. Calcular la viscosidad promedio del aceite con la ecuacion 2.136.

8. Calcular la viscosidad promedio del agua;

Ny = e(1.003—1.479><10_2><T+1.982><10_5><T2) ................................................. 3.30
9. Calcular la viscosidad de la mezcla del liquido.
WOR
W= |+ Te(———) e 3.31
H = Ho (1 n WOR) G wor)
10. Calcular la tension superficial de la mezcla del liquido.
WOR
= —_— e T 3.32
oL =% (1 mn WOR) *owlT T wor)
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11.Calcular R a la presion y temperatura promedio.
12.Calcular B, a la presion y temperatura promedio.
13.Calcular el area transversal de la tuberia.

14.Calcular el nimero de viscosidad del liquido.

1 0.25
Np, = 0.15726 x HL( 3) ................................................. 3.33
PLOL

15. Calcular la velocidad superficial del liquido v,

_ (5.6142)(144)q,, ( 1 ) N WOR 3.34
Vg1, = 86400XAp o 1+ WOR 1+WOR] ...................... .
16. Calcular el numero de velocidad del liquido.
oL 0.25
NLV = 1.938 x VL, <—> .......................................................... 335
oL
17.Calcular la velocidad superficial del gas:
1
V.. = 144 xa [R —Rs (1 + WOR)] (14'7)(T + 460)(5) .................... 3.36
58 86400 X A, p 520 1
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18. Calcular el numero de velocidad del gas.

pL 0.25
Ngy = 1.938 X Vg (G—L) ............................................................ 3.37

19. Calcular el nUmero de didmetro de la tuberia.

\, _ 120872 x D (pL>0-5 333
d _— 12 O_L ............................................................ .

Para flujo anular D = D, + D;
20. Seleccionar el régimen de flujo adecuado mediante la Figura 3.9.

21.Determinar el factor de resbalamiento dependiendo de la regién de flujo

obtenida en el paso 20.
a. Region I:

Los limites de la region son: 0 < Ng, < (L; + L, X Ny,), donde L; y L, se

obtienen de la Figura 3.11

El resbalamiento se obtiene mediante la siguiente ecuacion:

2

N
S = F1 + Fz X NLV + FS (1 +g1:IILV> ) emssssasassssssssasassssseeses 339
Fy
Fo = F3 — A4
5 37N, 3.40

donde; F,, F,, F; y F, se obtienen de la Figura 3.10.

b. Regidn Il.
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Los limites de la region son: (L; + L, X Niy) < Ng, < (30 +56 X Ny,)

El resbalamiento se obtiene con la siguiente ecuacion.

N0.982 F
S=(1+Fs) l(l( +g;7 3(;;) S e 3.41
Fg = 0.029 X Ng + Fg e 3.42

donde; Fs, Fy y F, se obtienen de la Figura 3.12.
c. Region 1l
El limite de la region es Ng, > (75 + 84 x N{y°).
El resbalamiento S = 0, por lo tanto el colgamiento del liquido es:
Hi, ! 3.43

_WM’ .....................................................

22.Determinar la velocidad de resbalamiento si el flujo se encuentra dentro de

la regiéon | o Il.

23.Determinar el colgamiento del liquido:

0.5
g Ve Vet [V = Veg = Vo) + v x|~ 3.45
L = )

2V,
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24.Determinar el numero de Reynolds para el liquido:

1488 x AL XVSL XD

RelL — 12 < uL )  esseusssessssessssesssseusssessssssessssessssessssessssensanen 346
25.Determinar el gradiente de friccion de acuerdo a la regiéon de flujo.
a. Regionly ll.
Niy(Niy + N
Ty = 2f, Lo (Nov gV), ..................................................... 3.47
Ng
fa
fr = (F1) 0 e 3.48
f3
E 0.5
\%
f=1+f 55(1; ............................................................ 3.49

donde; f; se obtiene de la Figura 3.13. y f, se obtiene de la Figura 3.14.
La abscisa es (f; X Z—zfx Nfl/3), f,, es valido para N;, = 0 y arriba del

limite dado por Ng, = 50 + 36Ny,

b. Region lll.
En el flujo niebla, donde; Ng, > 75 + 84 x N{;>.

Po Nev

= 2f, X ,
e v pr Ng
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En la region lll f, se toma como f; y podria ser obtenida de la Figura
3.13, para € >0.05D, el valor de f; es calculado con la siguiente

ecuacion;

f, = +0.067(=)
1 (410g0-0§7e)2 (D) .................................... 3.51

Para € < 0.05 D, el valor de D — ¢, podria ser sustituido por D durante el

calculo del gradiente de friccion y también debe sustituirse Vg, por,

Ve X D?
g = e 3.52
(D —¢)?
26.Determinar el gradiente estatico;
Pg
Tst = HL + (1 —HL) == e 3.53
PL
27.Determinar el gradiente de presion adimensional total:
a. Para las regiones |y Il.
TT = Tgp F T ceeeeeenreeeeetia e e e et e e e e et e e e e et e e e e eaa e e e eenanns 3.54
b. Para laregion lll (tomando en cuenta la aceleracion)
Tst + Tr 355

L T
1- (pL X Vsl + Pg X ng) (ng/p)

28.Convertir los gradientes a [psi/ft].
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dp _ Tee X Py
dhy 144 °

dp — T X PL
dhy 144

dp _trXpL
dhy 144

29.Determinar la longitud para esa caida de presion.

Ap
AD 7 e 3.59
dhtotal

Ah =
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Figura 3. 9 Regiones para la correlacion de Duns y Ros.
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Np

u

Figura 3. 10 Valores de F,, F,, F3 y F4 contra nimero de viscosidad Ny,

propuestos por Ros.
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Figura 3. 11 Factores L,y L, contra el nimero de diametro de la tuberia

propuestas por Ros.
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Figura 3. 12 Valores de Fs, Fg y F; contra el Niamero de viscosidad del liquido,

propuestos por Ros.
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de Reynolds, por Ros.

umero

-

Figura 3. 13 Valores de f; contrael n
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Figura 3. 14 Correccién de la friccion de burbuja por Ros.

3.5 Comportamiento de afluencia vertical; Gilbert.

El aproximamiento empirico que hace Gilbert para problemas de flujo bifasico en
tuberias verticales se basa en valores medidos, por pérdidas de presion en la
tuberia y construyo familias de curvas, que pueden usarse mediante la

extrapolacién e interpolacion.

Suponga que los siguientes valores se han tomado de una gran cantidad de pozos

fluyentes.

1.- Profundidad del pozo.

2.- Presién de fondo fluyendo.

3.- Presion en la cabeza del pozo.
4.- Gasto de liquido.

5.- Relacion gas liquido.
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6.- Tamano de tuberia.

Supodngase que la presiéon de fondo fluyendo depende de las otras cinco variables.

Como primer paso y en un intento por correlacionar los pozos se ponen a producir

a un mismo diametro de tuberia, con una relacion gas aceite y un gasto fijo.

Presion de fondo fluyendo [psig]

L]
u %
A B C D
\
N
F
—_ E
=
=
AN
T
g
. \ \
Gasto de produccion ] \
 Relacion gas/liguido = Constantes
lfamafio de tuberia

Figura 3. 15 Presion de fondo fluyendo en funcidon de la presion en la cabeza
de latuberiay la longitud de la tuberia: arelacién gas aceite constante,

gasto constante y diametro de tuberia constante.

218



Si la presién de fondo fluyendo se graficara en funcion de la profundidad, se
obtendra una grafica como en la Figura 3.15. Cada curva a, b, ¢ y d corresponde
a diferentes valores de presion en la cabeza del pozo. Siendo A, B, C y D los
puntos de interseccion de las curvas en la profundidad cero. Cada una de estas
curvas representa la distribucion de la presion a través de la tuberia para un pozo

fluyente a un gasto y una relacién gas aceite, fijos.

Supoéngase que un pozo esta fluyendo a una presién en la cabeza A y una valvula
esta conectada a una profundidad OF. A un tiempo dado se abre la valvula en F,
al mismo tiempo que la vélvula en el cabezal de la tuberia se cierra. Entonces la
distribucion de presién en la tuberia por debajo del punto F no seréa alterada, y el
pozo seguird produciendo al mismo gasto. Si suponemos ahora que el punto F es
la cabeza del pozo, entonces tendremos que el pozo esta fluyendo a una presion
en la cabeza del pozo de E. y que resulta igual a B. Por lo que si la curva antes del
punto E se mueve hacia delante una distancia BE esta debe coincidir con la curva
b. En otras palabras, las curvas a, b, c y d son en realidad todas partes de una
sola curva. Y pueden coincidir solo moviéndolas verticalmente. En la Figura 3.15
se muestra una curva con las presiones de la cabeza de la tuberia de A, B, Cy D

correspondientes a los de la Figura 3.15.

La curva la Figura 3.16 se usa para determinar la presién de fondo fluyendo a
partir de la presién en la cabeza de la tuberia, dada la distancia en pies de la
tuberia. La longitud equivalente de la tuberia se determina al sumar el valor de
presion en la cabeza del pozo mas la presion de fondo fluyendo correspondiente a
la longitud de la tuberia que muestra la grafica. La curva de la Figura 3.16 es la
curva de distribuciéon de presiones para un determinado tamafio de tuberia a

través del cual fluye liquido a un gasto fijo con una relacion gas aceite fija.
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Presion de fondo fluyendo [psig]

LI
D 1 1 1 1
A
Gasto de produccion
Relacion gas liguido = Constantes
_ lamario de tuberia —
& \ B :
=
)
=
=
=
- C
5 X
=

BN

Figura 3. 16 Curva de distribucion de presién: flujo vertical bifasico.

Antes de presentar la familia de curvas propuestas por Gilbert, se debe mencionar
gue la forma de la curva para distribuciones de presion bajas es céncava hacia
abajo en lugar de serlo céncava hacia arriba, (Figura 3.17). Para checar este
punto Baxendell y Thomas llevaron a cabo una cuidadosa prueba de presion, los

datos se ilustran en la Figura 3.17.
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Figura 3. 17 Validacion experimental de la curvatura revertida en rangos de

presion bajos de curvas de distribucidon de presion calculadas.

La familia de curvas de Gilbert, usa la relacion gas aceite como parametro para
generar la familia de curvas para cada tamafio de tuberia y gasto de liquido. Las
curvas se muestran en las Figuras 3.18 hasta la 3.41. En referencia a estas

figuras, la presion esta dada en psi, la profundidad en cientos de [ft], los gastos de

3
produccion en bpd, la relacion gas liquido en [%] y el tamafio de la tuberia en in
(OD), también hay dos escalas de profundidad. Las graficas mostradas cubren los
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diametros de tuberia de 1.66", 1.9, 22" Zg" y 3%. (OD); gastos de produccion 50,
100, 200, 400 y 600 [bpd].

Ejemplo 3.3 Aplicacion del método de Gilbert.

Encontrar la presion de fondo fluyente a 13000 [ft] para una tuberia de ZZ Si el

mft3

pozo esta fluyendo a 100 [bpd], con una relacion gas aceite de 1 T]’ con una

presion en la cabeza de 200 [psi].

Refiriéndonos a la familia de curvas para un diametro de 22" y un gasto de 100
[bpd] (Figura 3.28), y usando la curva de distribucion de presion que corresponde
a la relacion gas aceite de 1 [%tg] se ha visto que la profundidad equivalente de

200 [psi] de presion en la cabeza, es 2600 [ft]. La longitud de la tuberia es de 13
000 [ft], lo que su equivalente de presiéon es 18500 [ft].

Ejemplo 3.4 Aplicacion del método de Gilbert.

¢, Cual es la presion en la cabeza de la tuberia del pozo, terminado con 8000 |[ft]
de 2% que fluye a 600 [bpd], con relacion gas aceite de 0.4 [%ts] siendo la

presion en el fondo de la tuberia de 2200 [psi]?

Solucion

Basandonos en la curva de distribucion de presion apropiada (Figura 3.31).
La profundidad equivalente a la presion de la zapata = 12000 [ft].
Profundidad actual de la zapata = 8000 |[ft].

Profundidad equivalente de la presién en la cabeza de la tuberia = 4000 [ft].
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Presion en la cabeza de la tuberia = 530 [psi].

Ejemplo 3.5 Aplicacion del método de Gilbert.

Se espera que un pozo fluya con un indice de productividad de 0.4 [bpd * psi] y

una presion estética de 1500 [psi], a un gasto de 400 [bpd] a través de 4000 [ft]

3

en una tuberia de 2% La relacion gas aceite es 0.2 [mb%t] ¢ El pozo fluird al gasto

deseado?

La presién de fondo fluyendo cuando el gasto de produccién es 400 [bpd] puede

derivarse de la ecuacion [2.3].

q
1:)s - pwf’

]:

pwr = 500 psi.

De la curva de distribucion de presion (Figura 3.35), la profundidad equivalente de
la tuberia es 3200 [ft] y la longitud actual de la tuberia es 4000 [ft]. Por lo que

parece ser que el pozo no fluira al gasto deseado.

Hay dos posibles soluciones al problema de flujo:

Método 1. Calcular la presion en la zapata de la tuberia a varios gastos asumidos
de produccién, mediante el IPR. El cual se puede determinar asumiendo valores
de presion en la cabeza del pozo, mediante el uso de curvas de distribucién de
presion (Figura 3.42). Evidentemente el punto en el cual los valores calculados de
presion de fondo fluyendo de dos maneras da el gasto de produccion del pozo a
una presion en la cabeza de la tuberia y también la presion en la zapata de la
tuberia (Figura 3.42).
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Método 2. Calcular la presion de fondo fluyendo de caracteristicas de afluencia de
la formacién y entonces determinar la perdida de presion en la tuberia a varios
gastos asumidos. Obteniendo una curva de presion en la cabeza de la tuberia
contra el gasto (Figura 3.43). Por lo cual podemos encontrar el gasto de
produccion D correspondiente a un valor A de presién en la cabeza de la tuberia,

asi como, el correspondiente valor de presion de fondo fluyendo C.
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Figura 3. 18 Aproximacién de los gradientes de presion contra profundidad,

para una tuberia de 1,66” a un gasto de 50 [bpd] a varias relaciones

gas/liguido. W. E. Gilbert. (1954). “Flowing and gas-lift well performance”.
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Figura 3. 19 Aproximacién de los gradientes de presion contra profundidad,
para una tuberia de 1,66” a un gasto de 100 [bpd] a varias relaciones

gas/liguido. W. E. Gilbert. (1954). “Flowing and gas-lift well performance”.
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Figura 3. 20 Aproximacién de los gradientes de presiéon contra profundidad,
para una tuberia de 1,66” a un gasto de 200 [bpd] a varias relaciones

gas/liquido. W. E. Gilbert. (1954). “Flowing and gas-lift well performance”.
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Figura 3. 21 Aproximacién de los gradientes de presiéon contra profundidad,
para una tuberia de 1,66” a un gasto de 400 [bpd] a varias relaciones

gas/liquido. W. E. Gilbert. (1954). “Flowing and gas-lift well performance”.
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Figura 3. 22 Aproximacién de los gradientes de presion contra profundidad,

para una tuberia de 1,90” a un gasto de 50 [bpd] a varias relaciones

gas/liguido. W. E. Gilbert. (1954). “Flowing and gas-lift well performance”.
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Figura 3. 23 Aproximacion de los gradientes de presién contra profundidad,
para una tuberia de 1,90” a un gasto de 100 [bpd] a varias relaciones

gas/liquido. W. E. Gilbert. (1954). “Flowing and gas-lift well performance”.
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Figura 3. 24 Aproximacién de los gradientes de presion contra profundidad,
para una tuberia de 1,90” a un gasto de 200 [bpd] a varias relaciones
gas/liguido. W. E. Gilbert. (1954). “Flowing and gas-lift well performance”.
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Figura 3. 25 Aproximacion de los gradientes de presién contra profundidad,
para una tuberia de 1,90” a un gasto de 400 [bpd] a varias relaciones

gas/liquido. W. E. Gilbert. (1954). “Flowing and gas-lift well performance”.

232



Gradiente de presion [psi]
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Figura 3. 26 Aproximacién de los gradientes de presiéon contra profundidad,
para una tuberia de 1,90” a un gasto de 600 [bpd] a varias relaciones

gas/liquido. W. E. Gilbert. (1954). “Flowing and gas-lift well performance”.
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Figura 3. 27 Aproximacioén de los gradientes de presion contra profundidad,

para una tuberia de 2,375” a un gasto de 50 [bpd] a varias relaciones

gas/liguido. W. E. Gilbert. (1954). “Flowing and gas-lift well performance”.
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Figura 3. 28 Aproximacion de los gradientes de presién contra profundidad,
para una tuberia de 2,375” a un gasto de 100 [bpd] a varias relaciones

gas/liquido. W. E. Gilbert. (1954). “Flowing and gas-lift well performance”.
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Figura 3. 29 Aproximacién de los gradientes de presiéon contra profundidad,

para una tuberia de 2,375” a un gasto de 200 [bpd] a varias relaciones

gas/liguido. W. E. Gilbert. (1954). “Flowing and gas-lift well performance”.
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Figura 3. 30 Aproximacién de los gradientes de presiéon contra profundidad,
para una tuberia de 2,375” a un gasto de 400 [bpd] a varias relaciones

gas/liquido. W. E. Gilbert. (1954). “Flowing and gas-lift well performance”.
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Gradiente de presion [psi]
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Figura 3. 31 Aproximacién de los gradientes de presiéon contra profundidad,

para una tuberia de 2,375” a un gasto de 600 [bpd] a varias relaciones

gas/liquido. W. E. Gilbert. (1954). “Flowing and gas-lift well performance”.
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Figura 3. 32 Aproximacion de los gradientes de presién contra profundidad,

para una tuberia de 2,875” a un gasto de 50 [bpd] a varias relaciones

gas/liquido, propuestos por W. E. Gilbert.
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Figura 3. 33 Aproximacién de los gradientes de presion contra profundidad,
para una tuberia de 2,875” a un gasto de 100 [bpd] a varias relaciones

gas/liquido. W. E. Gilbert. (1954). “Flowing and gas-lift well performance”.
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Figura 3. 34 Aproximacion de los gradientes de presion contra profundidad,
para una tuberia de 2,875” a un gasto de 200 [bpd] a varias relaciones

gas/liguido. W. E. Gilbert. (1954). “Flowing and gas-lift well performance”.
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Figura 3. 35 Aproximacion de los gradientes de presion contra profundidad,
para una tuberia de 2,875” a un gasto de 400 [bpd] a varias relaciones

gas/liquido. W. E. Gilbert. (1954). “Flowing and gas-lift well performance”.
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Figura 3. 36 Aproximacién de los gradientes de presion contra profundidad,
para una tuberia de 2,875” a un gasto de 600 [bpd] a varias relaciones

gas/liquido. W. E. Gilbert. (1954). “Flowing and gas-lift well performance”.
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Figura 3. 37 Aproximacién de los gradientes de presion contra profundidad,
para una tuberia de 3,5” a un gasto de 50 [bpd] a varias relaciones
gas/liguido. W. E. Gilbert. (1954). “Flowing and gas-lift well performance”.
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Figura 3. 38 Aproximacién de los gradientes de presiéon contra profundidad,

para una tuberia de 3,5” a un gasto de 100 [bpd] a varias relaciones

gas/liguido. W. E. Gilbert. (1954). “Flowing and gas-lift well performance”.
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Figura 3. 39 Aproximacion de los gradientes de presién contra profundidad,

para una tuberia de 3,5” a un gasto de 200 [bpd] a varias relaciones

gas/liquido. W. E. Gilbert. (1954). “Flowing and gas-lift well performance”.
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Figura 3. 40 Aproximacién de los gradientes de presiéon contra profundidad,
para una tuberia de 3,5” a un gasto de 400 [bpd] a varias relaciones

gas/liquido. W. E. Gilbert. (1954). “Flowing and gas-lift well performance”.
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Figura 3. 41 Aproximacion de los gradientes de presién contra profundidad,
para una tuberia de 3,5” a un gasto de 600 [bpd] a varias relaciones

gas/liquido. W. E. Gilbert. (1954). “Flowing and gas-lift well performance”.
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Ejemplo 3.6 Aplicacion del método de Gilbert.

Un pozo productor de un yacimiento entre 5000 y 5052 [ft] es terminado con una
tuberia de 2% La tuberia cuelga a 5000 [ft]. El pozo tiene una presion estatica
en el fondo del pozo de 2000 [psi] y un indice de productividad de 0.3 [bpd * psi] y
produce con una relacion gas aceite de 300 [%] con un corte de agua del 10 por

ciento. ¢A qué gasto fluird el pozo a una presion en la cabeza del pozo de 100
[psi]?

Solucién

Calculo de la relacion gas aceite:

q [%] = gasto de produccién
do [%] = gasto de aceite

bl _
Qw [E] = gasto de agua

Tenemos que:

v _ o1,
q
as
835 _ 300.
o

Asi

as 300 300 (q —
RGO = 225 _ 30040 _ 300(q—qw)
q q q

=300 (1 _ %W) — 300 (1 — 0.1).
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=270 f°
B bl

Relacion del comportamiento de afluencia (IPR).

La presidn estatica ps es 2000 [psi], y el potencial del pozo q" es 0.3 x 2000, o 600

[bpd]. El IPR puede trazarse como se muestra en la Figura 3.44.
Hay dos procedimientos de calculo posibles:
Método 1.

Esto envuelve el célculo de p,¢ a varios valores de g, asuma una presion en la
cabeza de la tuberia de 100 [psi]. Los pasos se muestran en la Tabla 3.1. Se

graficaron valores de p,, en la Figura 3.44.

2500 ‘
Gasto de produccion asumida
2000
Poof del PR
\ \ @ 1. asumiendo la presion en la
1500 cabeza dela wuberia y el
= \\ comportamiento de afluencia.
g ®
‘.E ‘B \
E 1000
o
500 | \‘\
0
0 100 200 300 400 500 600 700

Gasto total de produccién [bl/dia]

Figura 3. 42 Método 1: Determinacion de la presion de fondo fluyendo de la
IPR asumiendo una presién en la cabeza de la tuberia.
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2500

@ Gasto de produccion asumida

2000
0 Pos del IPR
& THP asumiendo la presion en la
— 1500 \ cabeza de la tuberia y el
a comporiamiento de afluencia.
c
0
‘@
[
& 1000

500 \
AN

0 100 200 300 400 500 600 700
\ Gasto total de produccién [bl/dia]

Figura 3. 43 Método 2: Determinacion de la presion en la cabeza de la tuberia

a partir de la IPR.

2500

2000

1500

Método 1

Presion [psi]

:

500

h\\ Método 2 \

0 100 200 300 400 S00 500 700
Gasto total de produccion [blfdia]

Figura 3. 44 Determinacién grafica del gasto anticipado de produccion.
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Evidentemente.

bl

q =300
_30 L
w = dia
bl
Jo = 270 E

pwr = 1000 psi

Método 2.

Esto envuelve el calculo de la presion en la cabeza del pozo, a varios gastos de
produccion, usando el valor de p, a partir de la IPR. Los pasos se muestran en la
tabla [3.2]. La grafica de valores de presion en la cabeza del pozo se muestra en
la Figura 3.44. Esta curva interseca la presion en la cabeza de la tuberia de 100
[psi], a un gasto de produccion de 280 [bpd]. De la IPR obtenemos el valor de p¢

= 1070 [psi] a este gasto de produccion.

En este ejemplo, y debido a la dificultad para graficarlo, solo tres puntos en la
curva pueden encontrarse, el gasto de produccién de 300 [bpd], usando el

método uno es mas preciso.
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Tabla 3. 3 Ejemplo [3.6]. Determinacion de la pys & varios gastos, a una

presion en la cabeza de la tuberia de 100 [psig].

q bl Profundidad Profundidad Pws [Psi]
‘ldia equivalente de la |equivalente del
THP de 100 [ft] pozo [ft]

50, 500 5500 1275
100, 700 5700 1150
2004 800 5800 1050
400, 800 5800 975
600¢ 800 5800 910

Se asumen los gastos de flujo de la primera figura, y los calculos se llevan a cabo

ft3

como en el ejemplo [3.2] usando una relacién gas aceite de 0.27 [ﬁ]' Figuras

3.31ala 3.36.
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Tabla 3. 4 Ejemplo [3.6]. Determinacion de la presién en la cabeza de la
tuberia a varios gastos, a partir del comportamiento de la formacién y la

tuberia.

bl pws | Profundidad equivalente | Profundidad equivalente THP
4 [E] [psi] de lapys [ft] de la THP [ft] [psi]
50, 1833 7300 2300 450
100, | 1667 | 7500 2500 400
2004 |1333 | 6700 1700 250
400, | 667 4200
600, |0

Los valores en la segunda columna se pueden obtener de la IPR de la Figura 3.44
o puede calcularse mediante la siguiente formula para el indice de productividad;

Los demaés calculos se llevan a cabo como los mostrados en el ejemplo [3.3].
., . ft3 p
Usando una relacion gas aceite de 0.27 [ﬁ]. Se asume que la zapata de la tuberia

es la cima del yacimiento. Si la distancia de la tuberia estuviera colgando por
encima del horizonte productor, es necesario restar la perdida de presion de la

cima del horizonte productor a la zapata de la tuberia, para obtener la Tabla 3.2.
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Ejemplo 3.7 Construccion de la curva VLP de un pozo petrolero.

Un pozo con un yacimiento productor de 5000 a 5040 [ft] terminado con una

tuberia de produccién de 2 7/8”, colocada a 5000 [ft]. El indice de productividad

del pozo es 0.5 [bl/dia/psi] y la relacion gas liquido es 300 [%]. ¢,Cual sera el

gasto de flujo del pozo con una contrapresion en la cabeza de la tuberia de 100

[psi] si la presion estatica del fondo del pozo es 1400 y 1300 [psi]?

Calcular la presion de fondo fluyendo a varios gastos teniendo una presion en la

cabeza de la tuberia de 100 [psi], los resultados se muestran en la Tabla 3.3 y

graficados en la Figura 3.45, con una IPR adecuada a cada presion estatica de

1400 y 1300 [psi] respectivamente. En la figura se nota que el pozo es capaz de

fluir a 150 [bl/dia], cuando la presién del yacimiento era de 1400 [psi], sin

embargo, el pozo habria muerto antes que la presion callera a 1300 [psi],

aproximadamente a la presion de 1350 [psi].

Tabla 3. 5 Determinacion de la presion de fondo fluyendo a varios gastos.

q [ﬂ Profundidad Profundidad P, [psi]
dia equivalente de la THP | equivalente del
a 100 [psi] en [ft] pozo [ft]
50 500 5500 1250
100 700 5700 1150
200 800 5800 1050
400 800 5800 975
600 800 5800 910
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Figura 3. 45 Gréfica IPRy VLP de un pozo a punto de morir.

Cuando la presion estatica del fondo del pozo es 1350 [psi], La relacién gas/liquido
de 300 [ft3/bl] se encuentra por debajo de lo 6ptimo, por lo que, si se incrementa,
las pérdidas de presion de flujo a través de la tuberia disminuirian y el pozo
continuaria produciendo. Debido a esto se requiere conocer el gasto maximo de

produccion a una relaciéon gas/liquido optima.
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IV. Efecto de las variables que controlan la perdida de

presion en la productividad de los pozos

4.1 Introduccion.

Las variables que controlan la magnitud de la pérdida de presion por los efectos
de gradiente de presion hidrostatica, de friccion y de resbalamiento, son: el
tamafio de la tuberia, el gasto de flujo, la densidad y la viscosidad. Y debido a que
probablemente se presenten mas de una fase de flujo se deben tomar en cuenta
la relacién gas aceite y la relacién agua aceite.

La seleccién del equipo de perforacion se realiza a manera que se tenga la mayor
eficiencia, siendo en muchos casos la que ejerza menos variacion de presion,
como es el caso del estrangulador, que seré seleccionado a manera que no afecte
la presion en la cabeza de la tuberia. El tamafio de la tuberia del pozo debe ser el
adecuado para un potencial de produccién, de acuerdo con su IPR, a su relacién
gas aceite y al gasto. El gasto de fluido adecuado para los requerimientos de las
instalaciones y el yacimiento serd el que no ejerza una contrapresion en el pozo

que lo desestabilice, ya que esto puede ocasionar que no fluya continuamente.

Metas
Al leer este capitulo, debes ser capaz de:

Determinar el efecto que tienen las propiedades del aceite, como: la viscosidad, la
relacion gas liquido, la relacion agua aceite, el resbalamiento, en el rendimiento de

produccion del pozo.

Determinar el efecto que tienen las condiciones del yacimiento en la produccion

del pozo.
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Determinar el efecto que tiene la tuberia y el estrangulador en el prondstico de

produccion del pozo.
4.2 Efecto de los grados API del aceite.

En la Figura 4.1 vemos que, para un pozo dado, las pérdidas de presion en el
intervalo de 8000 [ft] para la curva de salmuera, es de aproximadamente 1700
[psi], pero a medida que aumenta los grados API, de la curva donde se muestran
50 ° API del aceite, las pérdidas de presion a la misma profundidad se reducen a
1200 [psi]. Concluyendo que, para condiciones de flujo similares, las pérdidas de

presion serdn menores a medida que el crudo sea menos denso.

Presion [psi]
0 500 1000 1500 2000
0
1000
2000
3000
1000

2000

Profundidad [ft]

6000
S0°API
7000
Salmuera
8000

9000

Figura 4. 1 Efecto de la viscosidad en las pérdidas de presion. SPE (2004)
“Qilfield review”.
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Figura 4. 2 Efecto de la viscosidad en las pérdidas de presién de flujo
vertical. SPE (2004) “Oilfield review”.

4.3 Efecto de la viscosidad del aceite.

En la Figura 4.2 vemos que a altas viscosidades se tendran mayores pérdidas de
presion. A medida que la viscosidad disminuye de 50 a 1 centipoise, la pérdida de
presion total en el intervalo de 8000 [ft], disminuye de 1900 [psi] a 1200 [psi].
También se nota que este efecto es mucho menos pronunciado cuando disminuye
la viscosidad de 10 a 1 centipoise. Por lo que se concluye que aceites menos

viscosos tendran menos pérdidas de presion.

4.4 Efecto de larelacion gas liquido.

En la Figura 4.3 vemos que a una relacion gas liquido de 250 [ft3/bl] las pérdidas

de presion de la formacion a la superficie son de alrededor de 1900 [psi], mientras
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que a una relacion gas liquido de 5000 [ft3/bl], las pérdidas de presién son de
alrededor 700 [psi]. Para la relacién gas liquido de 250 [ft3/bl], debemos contar
con una presion de fondo fluyendo de 2000 [psi], para que se presente flujo en
superficie. Mientras que para la relaciéon gas liquido de 5000 [ft3/bl] debemos de
contar con una presion de fondo fluyendo de 800 [psi] para que se presente flujo
en superficie. Es posible que para altas relaciones gas aceite las pérdidas de
presion aumenten de nuevo. Esto es debido a que cuando el exceso de gas se
presente, va a requerir que se tengan velocidades mas altas para mantener el
gasto de producciéon de liquido, y a mayor velocidad aumentan las pérdidas de

presion fraccional.
4.5 Efecto de larelacion agua aceite.

Vemos en la Figura 4.4, que a medida que la relacion agua aceite aumente de 0 a
1000, las pérdidas de presion en la tuberia también aumentan. Esto significa que
se requerira una presion de fondo fluyendo mayor para producir los hidrocarburos

que contienen agua.

Presion

0 500 1000 1500 2000
0
|
1000 :
|
2000 :
|
3000 |
=]
S I
5 4000 P\
2 1\ RGL =250
2 5000 | _
| \ RGL=5000
6000 : -
|
7000 :
|
8000 |
|

9000

Figura 4. 3 Efecto de la RGL en las pérdidas de presion en flujo vertical. SPE
(2004) “Oilfield review”.
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Figura 4. 4 Efecto de la Relacion agua aceite en las pérdidas de presiéon en
flujo vertical. SPE (2004) “Qilfield review”.

4.6 Efecto del resbalamiento.

Para observar el efecto del reshalamiento, se grafica la presion de fondo fluyendo
a diferentes gastos de flujo a varias relaciones gas liquido. En la Figura 4.5,
vemos que para una relacion gas liquido de 800, la presion de fondo fluyendo
requerida para mantener el flujo en superficie aumenta, a medida que el gasto de
flujo aumenta, debido a que las pérdidas de presion fraccional aumentan. Sin
embargo, a bajas relaciones gas liquido, vemos que para la curva de relacion gas
liquido de 400, la presion de fondo del pozo requerida disminuye a medida que
reduce el gasto hasta 150 [bpd], que es donde comienza a incrementarse
linealmente. Este efecto es causado por el resbalamiento, una condicién donde el
gasto de flujo de liquido es tan bajo que excesivas caidas de liquido ocurren,
sobre el aumento de las burbujas de gas. Bajo esta situacion se debe usar un

diametro de tuberia pequefio a velocidades altas.
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Resbalamiento
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Figura 4. 5 Efecto del resbalamiento en las pérdidas de presion en flujo
vertical. SPE (2004) “Qilfield review”.

4.7 Deslizamiento y resistencia al flujo: relacién gas liquido 6ptima.

Considere que liquido y gas libre se bombean desde el fondo a la parte superior
en un aparejo de produccion de diametro constante que esta en posicion vertical.
Un regulador de presibn mantiene una contrapresion constante en el extremo
superior del aparejo de produccion y se lleva un registro de la presion requerida en
el extremo inferior para forzar a que el liquido y el gas libre fluyan por la tuberia de
produccion. Supongase primero que la relacion gas-liquido se mantiene constante
mientras que varia el gasto del liquido. Cuando el gasto de liquido es muy bajo, lo

es también el gasto de gas libre. Por ejemplo, si la relacién gas-liquido es de 1.2

mft3
bl

], entonces a un gasto de liquido de 0.01 [bpd], el gasto de gas libre en la

parte superior de la tuberia es;
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0.01x1200x1728 in3

=0.2 .
1440 x 60 seg

La situacion en la tuberia es como la de una columna de liquido casi estacionario
a través de la cual el gas burbujea lentamente. Asi, la presion en el extremo
inferior es igual a la presion debida a la columna de liquido més la presion debida
a la resistencia al flujo, siendo el segundo término muy pequefio para un gasto de
0.01 [bpd].

Si se incrementa el gasto de salida de liquidos, manteniendo la relacion gas-aceite
constante, la velocidad del liquido se incrementar4 y habra menos tiempo para
que se deslice el gas en el liquido. En términos del régimen de flujo: bache, niebla
y anular, tomaran el lugar del flujo tipo burbuja y el gas ayudara a elevar el liquido
fuera de la tuberia de produccion. La disminucion del deslizamiento del gas y el
consecuente incremento en la capacidad para elevar el liquido hace que
disminuya la presion en la parte inferior de la tuberia de produccion sin que
importe que tan grande sea el volumen total del fluido que pase por la tuberia, por
unidad de tiempo. Hay un gasto limite para este fenédmeno, donde conforme se
incremente aun mas el gasto de liquidos, los incrementos de presion

acompanfaran finalmente a las altas velocidades de flujo.

El analisis anterior muestra que, para cualquier diametro y profundidad de tuberia
dados, hay un gasto 6ptimo de liquidos para una produccién a una RGL constante,
el cual ocasione la minima pérdida de presién en la tuberia de produccion. A
gastos menores del 6ptimo, la pérdida de presion aumenta conforme el gasto
disminuye debido al deslizamiento o paso del gas y la pérdida en la capacidad del
gas para elevar el liquido. A gastos mayores del 6ptimo, los volimenes
incrementados de fluido que se han forzado a fluir por la tuberia de produccion en
la unidad de tiempo ocasionan velocidades mas altas y consecuentemente,
mayores pérdidas por resistencia. A gastos muy bajos, la caida de presion se
aproxima a la presion estatica de la columna de liquido, de tal manera que la curva

de pérdida de presion contra el gasto de produccién de liquidos debe tender a la
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pérdida de presidon estatica cuando el gasto de producciéon de liquidos tiende a
cero. La forma general de las curvas de pérdida de presion contra el gasto de
produccion de liquidos se muestra en la Figura 4.6.

\HGL[&" /bl

Perdidas de presion en la tuberia de produccion [psi]

Gasto de produccion [bpd]

Figura 4. 6 Pérdidas de presion en funcién del gasto para varias RGL. SPE
(2004) “Oilfield review”.

A bajas RGL el régimen de flujo es el de tipo burbuja, el cual contiene pequefias
burbujas de gas dispersas en una columna continua de tal manera que el efecto
de elevacion del gas es pequefio y la caida de presion desde el fondo a la parte
superior de la tuberia de produccion es igual a la pérdida de presion debida a la
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resistencia al flujo, de tal manera que la curva de pérdida de presion contra la RGL
tiende a cero. Este valor final de la pérdida de presién incrementa con el gasto de
liquidos. Los incrementos en la RGL causaran las transiciones que hay del flujo de
burbuja al flujo tipo bache, al anular y finalmente de niebla. Pero si las relaciones
RGL son muy grandes, las velocidades altas en la tuberia produciran pérdidas
altas por resistencia y se incrementaran las pérdidas de presién. La forma general
de la curva de pérdida de presion contra la RGL se ilustra en la Figura 4.7.

[bl/dia]
600
400
200
——— 100

50

Perdidas de presidn en la tuberia de produccién [psi]

Relacién gas/liguido [mft3 /bl

Figura 4. 7 Pérdidas de presion en funcion de la RLG a diferentes gastos.
SPE (2004) “Qilfield review”.

Las Figuras 4.6 y 4.7 se pueden combinar en una imagen tridimensional (Figura
4.8):
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Figura 4. 8 Pérdidas de la presion en funcién de la RGL y el gasto.

Se pueden observar varias caracteristicas generales de un flujo vertical en dos
fases en la Figura 4.8:

1. Para cualquier relacion gas-liquido constante existe un gasto que requiere
una presion de fondo fluyendo minima. También, a este gasto la presion se

incrementa conforme disminuye la relacion gas-liquido.

2. Para cualquier gasto constante existe una relacion gas-liquido que

suministra una presion minima de fondo. Esta presion minima de fondo es
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directamente proporcional al gasto, mientras que la relacién gas-liquido

para una presion minima de fondo es inversamente proporcional al gasto.

Debe de hacerse notar que el fendmeno de resbalamiento disminuye en el espacio
anular, siendo bajo ciertas circunstancias, el conductor mas eficiente que la TP

misma.
4.8 Efecto del tamano de la tuberia.

Para demostrar el efecto del tamafio de la tuberia en el rendimiento del pozo, Se
ha realizado la Tabla 4.1, a partir de las curvas de distribucion de presion de
Gilbert. Los resultados graficados se muestran en las Figuras 4.9 a la 4.12. Las
primeras dos ilustran el efecto del gasto de liquido en la pérdida de presion para
varios tamafos de tuberia, y las demas ilustran el efecto del diametro de la tuberia
en las pérdidas de presion para varios gastos de flujo de liquido. De las Figuras
4.9y 4.10 es evidente que, a gastos de flujo bajos, bajas relaciones de gas aceite
y pequefios tamafios de tuberia es mayor la eficiencia. Esto debido al hecho que
puede ocurrir flujo anular y el fendbmeno de “slug”, en pequenos tamafos de
tuberias a la misma relacion gas aceite, el flujo tipo burbuja domina en tuberias
con grandes didmetros. Hay menor gas para que ocurra escurrimiento; por lo que

las pérdidas de presidn por escurrimiento disminuyen.
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Tabla 4. 1 Efectos del gasto y tamafio de tuberia en las pérdidas de presién

de flujo bifasico vertical: perdidas de presion en 10000 [ft] de tuberia (THP

cero).

Diametro de

Gasto de liquido [bl/dia]

tuberia
50 100 200 400
RGL = 1 [mft3/dfa]

1.66 840 990 1250 1670
19 950 900 1020 1210
2 3/8 1250 1000 960 1020
2718 1800 1450 1250 1160
31/2 2000 1700 1390 1250
RGL = 0.4 [mft?/dia]

1.66 1300 1250 1300 1510
19 1680 1430 1390 1460
2 3/8 2080 1800 1580 1600
2718 2500 2150 1970 1890
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31/2

2800 (E)

2400

2180

2000

Las pérdidas de presion por resistencia son mayores conforme se tenga un

diametro de tuberia méas pequefo. Las Figuras 4.9 a la 4.12 muestran claramente

que en las tuberias de diametros pequefios hay menos pérdidas de presion a

gastos pequenos, que los que hay a grandes gastos. Sin embargo, para los gastos

7” 1” . .7 .
de 2 5 Y 3 7 esta condicién se revierte completamente.

En general el tamafio de la tuberia del pozo debe adaptarse al potencial de

produccion, de acuerdo a su IPR, a su relacion gas aceite y al gasto que se desea

producir
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Figura 4. 9 Efecto del gasto de flujo contra las perdidas de presion en flujo vertical a varios tamafios de tuberias.
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Figura 4. 10 Efecto del gasto del pozo en las perdidas de presion en el flujo vertical a varios tamafios de tuberias.
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Figura 4. 11 Efecto del tamafio de tuberia en perdidas de presidn en flujo vertical: varios gastos de flujo.
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Figura 4. 12 Efecto del tamafio de tuberia en perdidas de presidn en flujo vertical: varios gastos de flujo.
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Ejemplo 4.1 Tamafio 6ptimo de tuberia.

Dados los siguientes datos de profundidad del pozo; 5200 [ft], diametro de la

tuberia de revestimiento de 7” a 5050 [ft], presion estatica a 5000 [ft] de 1850
[psig], una relacion gas aceite de 0.4 [mb—ff] y un diametro de tuberia de produccién

de 2 %" colocada a 5000 |[ft].

El pozo esta fluyendo a 250 [bpd] con una presién en la cabeza de la tuberia de
revestimiento de 1245 [psig]. Pero la tuberia esta corroida y tiene que sacarse y
reemplazarse. Contamos con tres distintos tamafos de tuberias: 2 3", 1.9” y 3 1%".
¢, Qué tamanfo de tuberia debe usarse si se desea obtener el mayor gasto posible,

si tenemos una presion en la cabeza de la tuberia de 170 [psig]?

Solucién

Los valores de D y P. para este ejemplo son, 5y 1260 respectivamente, por lo que

tenemos de la ecuacion;

51.5

Pws = 1260 (1 + m) [psig] = 1387[psig].

A partir de la ecuacion del indice de productividad;

q 250 L
= = 0. - % .
s — pur 1850 — 1387 dia  PS!

] =

El potencial del pozo es Jps 0 1000 [bpd] . Por lo que obtenemos una curva IPR
como el que se muestra en la Figura 4.14. Determinaremos la presion en la

cabeza de la tuberia a varios gastos usando la correcta presion de fondo fluyendo.

Ya que no hay suficiente informacion para determinar si la curva IPR cuenta con
alguna curvatura, lo mejor que se puede hacer es determinar el indice de

productividad y asumir el IPR como una linea recta.
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Presion en la cabeza de la tuberia [psig)

THP=170[psig]

N\

Gasto de produccion [bpd)

Figura 4. 13 Determinacion del tamafio 6ptimo de tuberia.

En la Figura 4.13 se muestran valores graficados de la Tabla 4.2 de gasto contra

la presién en la cabeza de la tuberia. Para una presion de 170 [psig] tenemos:
Tuberia de 3%": 430 [bpd].
Tuberia de 2%": 500 [bpd].

Tuberia de 1.9”: 515 [bpd].

Sin embargo, la curva de la tuberia de 2 3% “es casi tan buena como la de 1.9”, sin
embargo, la tuberia de 2 % “es mas conveniente para el pozo, porque tiene mayor
fuerza y el mayor diametro permite una amplia seleccién de herramientas que se

pueden correr dentro del pozo.
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El siguiente ejemplo ilustra una manera diferente de usar las curvas de distribucion

de presion.

Ejemplo 4.2 Evaluacién del tratamiento de estimulacion de la formacion.

Se tienen datos de un pozo terminado en una estructura de arrecife de piedra
caliza; de profundidad de 4052 [ft], con una tuberia de revestimiento de 7“a

profundidad de 4020 [ft] y una tuberia de produccion de 3 %2 “, a profundidad de
4000 [ft]. El pozo fluye a 280 [bpd] de aceite a una relacién gas aceite de 600 [%

y una presion en la cabeza de la tuberia de 300 [psi]. Se decide realizar un
tratamiento de acidificacion. Durante el tratamiento 10000 galones de acido fueron
inyectados a la formacion, donde se necesité una presién en superficie de 3200

[psi] para superar la presion estatica del yacimiento de 1800 [psi], para lograr un

gasto de inyeccion deseado de 2 [ﬁ] Después del tratamiento el gasto de

produccion de aceite se establecio a 320 [bpd] a través de la tuberia de 3% con

3
una relacion gas aceite de 1000 [f;—l] y una presion en la cabeza de la tuberia de
300 [psi].
¢,Cual habria sido el gasto de produccion del pozo a una presion en la cabeza de
la tuberia de 300 [psi], si en lugar del tratamiento de acidificacion de la tuberia de
3% ”, se hubiera reemplazado la tuberia de produccién con una de 2% ”, asumiendo

gue en el cambio de tuberia no se produjo dafio?
Solucién

El primer paso que realizar, es calcular la presion de fondo fluyendo a varios

gastos de produccion y la relacion gas aceite de 600 [ft3/bl] usando una tuberia
de 3% ” y una presion en la cabeza de la tuberia de 300 [psi]. Los resultados se

muestran en las Tablas 4.2, 4.3, 4.4 y son graficados en la Figura 4.14. El gasto
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de produccion antes de la acidificacion era de 280 [bpd], a través de la tuberia de
3% ” (punto 1 de la Figura 4.14). La presion estética del pozo estd dada como 1800

[psi]. Asumimos que la IPR es una linea recta.
Potencial del pozo después del tratamiento.

La presion de fondo fluyendo a varios gastos de produccion a través de una
tuberia de 3% con una presién en la cabeza de la tuberia de 300 [psi] y una

relacion gas aceite de 1000 [ft3/bl] son calculados en la Tabla 4.4 y los

resultados graficados en la Figura 4.14.

El gasto de produccion después de la acidificaciéon es de 320 [bpd] a través de
una tuberia de 3% (punto 2 de la Figura 4.14). Se puede ver de la figura que el
valor cae dentro de la curva IPR original. Por lo que la acidificacién fue un fracaso

para el mejoramiento de la productividad del pozo. El efecto del tratamiento de
acidificacion causo el incremento de la relacion gas aceite del pozo.

e Los valores de p,s se determinan usando el gasto de flujo y el indice de
productividad, ademas que la profundidad equivalente de p,,+ se toma de curvas
de distribucién de presién. Restando la profundidad de la tuberia de 5000 de la
figura se tiene la profundidad equivalente de la THP.

277



Tabla 4. 2 Valores de q; [bl/dia], pwr [psi],

profundidad

pwt [ft], profundidad equivalente de la THP [ft] y THP [psi].

equivalente de la

Profundidad

Profundidad

q; [bl/dia] Pwr [Psi] equivalente | equivalente de THP [psi]
de la pyr [ft] la THP [ft]
Tuberia de 1.9”

50 1760 10400 5400 740
100 1660 11200 6200 780
200 1480 10500 5500 650
400 1100 8000 3000 360
600 740 5300 300 30

Tuberia de 2 3/8”
50 1760 8900 3900 600
100 1660 9500 4500 660
200 1480 9600 4600 580
400 1100 7500 2500 310
600 740 5300 300 30
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Profundidad

Profundidad

q; [bl/dia] Pwr [Psi] equivalente | equivalente de THP [psi]
de la pyr [ft] la THP [ft]
Tuberia de 3 1/2”
50 1760 7100 2100 470
100 1660 7600 2600 480
200 1480 7600 2600 400
400 1100 6500 1500 200
600 740 5000 0 0
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Tabla 4. 3 Ejemplo 4.2: Calculos de presidn en la zapata para una tuberia de 3

1/2 ", avarios gastos de flujo, con una relacion gas aceite de 600 [ft3/bl].

Profundidad _ _
_ Profundidad equivalente
q; [bl/dia] equivalente de la Pwr [Psi]
. del pozo [ft]
THP de 300 psi [ft]
50 1600 5600 1150
100 2000 6000 1030
200 2300 6300 970
400 2800 6800 950
600 2700 6700 950

€ Tuberiade 31/2" a una RGL=0,6 [mft?/dia]
B Tuberiade 31/2” a una RGL=1[mft?/dia]

© Tuberiade 23/8" a una RGL=10,6 [mft?/dia]

Presion de afluencia [psig)
o

Gasto de produccion [bpd]
Figura 4. 14 Evaluacién del tratamiento de estimulacion de la formacion.
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Tabla 4. 4 Ejemplo 4.2: Calculos de presidn en la zapata para una tuberia de 3

1/2 ", avarios gastos de flujo, con una relacion gas aceite de 1000 [ft3/bl].

q; [bl/dia] Profundidad | Profundidad | pys [psi]
equivalente equivalente
de la THP de | del pozo [ft]
300 psi [ft]
50 2000 6000 1000
100 2800 6800 970
200 3100 7100 850
400 3500 7500 810
600 3300 7300 820

Los resultados de la Figura 4.14, muestran que la curva corta la IPR a un gasto de
produccion de 330 [bpd] aproximadamente, por lo que un cambio en el tamafio de

la tuberia habria sido igual de efectivo y mucho mas barato que una acidificacion.

4.9 Rendimiento del estrangulador.

En la practica se escoge el estrangulador de un pozo fluyente a manera que se
tenga la menor variacion de presion dentro de la tuberia (causado, por ejemplo,
por la descarga del separador) que no afecten la presion en la cabeza de la
tuberia o el rendimiento del pozo. Esto implica flujo de fluido a través del

estrangulador a velocidades mayores que las del sonido, por lo cual, para

281



satisfacer este requerimiento se necesita que la presion en la cabeza de la tuberia
sea al menos el doble del promedio de presién en la linea de descarga. Puede
mostrarse tedricamente; asumiendo un estrangulador de corte y haciendo varias
simplificaciones con respecto a las caracteristicas de volumen y presion de aceite

y gas, mediante la siguiente ecuacion;

CRO.Sq
Sz’

Pir =

donde pi es la presion en la cabeza de la tuberia [psia], R es la relacion gas
liquido [ft3/bl], q es el gasto [bpd], S es el tamafio del estrangulador 614 yC =

constante definida por el sistema de unidades que se utilice, siendo

aproximadamente 600.

Usando datos de produccién de un campo en California, Gilbert obtuvo la siguiente

férmula empirica;

435 R%5q
D = o R e 4.30

SZ

Ahora p;s esta en [psig].
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Tabla 4. 5 Ejemplo 4.2: Calculos de presidn en la zapata para una tuberia de 2

3/8 ", a varios gastos de flujo, con una relacidn gas aceite de 600 [ft3/bl].

q; [bl/dia] Profundidad | Profundidad | pys [psi]
equivalente equivalente
de la THP de | del pozo [ft]
300 psi [ft]
50 2400 6400 910
100 2800 6800 880
200 3000 7000 800
400 2900 6900 810
600 2800 6800 860

Con la ecuacion 4.6 Gilbert crea un nomograma (Figura 4.15), la seccién

. . . 10,, .y
izquierda, representa el rendimiento de un estrangulador de =Y la seccion

derecha es un método de correccion de resultados para otros tamafios de

estranguladores.
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Ejemplo 4.3 Calculo de la presién en la cabeza de la tuberia.

Un pozo esta produciendo a 100 [bpd] con una relacion gas aceite de 700 [ft3/bl].
Si el tamafno del estrangulador es de V2 “calcular la presion en la cabeza de la
tuberia a partir del nomograma de Gilbert y de la ecuacion [4.5].

Solucién
Uso del nomograma,;

Entrando en el grafico a 100 [bpd] obtenemos su correspondiente relacion gas
aceite de 700 [ft3/bl]. Con este valor nos movemos horizontalmente al lado
derecho del grafico hasta intersectar la linea del estrangulador de g una vez
mas nos movemos verticalmente hasta interceptar la linea correspondiente al
estrangulador de :,_2 entonces se lee la presion en la cabeza de la tuberia de la
escala del lado izquierdo de la grafica derecha. Para este caso el resultado da 190
[psig].

Uso de la formula.

Al Insertar el valor de 600, para la constante C en la ecuacion [4.3]. La ecuacién

se convierte en;

600 R%5q

Sz [ps]a] ........................................................................... 4. 31

Pir =

En este ejemplo;

RS = 0.7°5 = 0.837,
q = 100,

284



S? = 162 = 256,
Asi:

600 = 0.837 = 100
256

Ptr = = 196 [psia] = 181 [psig].

Ejemplo 4.4 Efecto del estrangulador en la relacién gas aceite.

Un pozo produce a través de un estrangulador de %a “a 100 [ft3/bl]con una
presion en la cabeza de la tuberia de 150 [psi]. ¢Cual es la relacion gas aceite

calculada mediante la Figura 4.15 y la ecuacion [4.6]? ¢ Cudl seria la relacién gas

. . . 17,,
aceite si consideramos un estrangulador de ” ?

Solucién

Entrar del lado derecho de la gréfica de la Figura 4.15 a 150 [psi] hasta

”

. , . 16
interceptar en la linea correspondiente al estrangulador de o, Mmoverse

)

verticalmente hasta la linea correspondiente al estrangulador de g‘, y después
horizontalmente al lado derecho de la gréfica hasta interceptar la linea vertical a
100 [bpd]. Leer la relacion gas/liquido usando la diagonal de la gréfica.

mft3]

Relacion gas liquido = 0.44 [T .

. . . 17,,
Realizando el mismo procedimiento para un estrangulador de P tenemos un

resultado de;

mft3]

Relacion gas liquido = 0.55 [T :

Si utilizamos la ecuacion [4.6], obtenemos los siguientes valores de relacion gas
liquido:

3
Estrangulador de i" = 0.456 [mft ]

bl I’
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17, ft3
Estrangulador de =" = 0.561 m—]

64 bl
El ejemplo [4.4], ilustra la gran variacion de la relacion gas aceite resultado de un
pequefio cambio en el tamafio del estrangulador y sefiala el peligro de usar la
formula del rendimiento del estrangulador para calcular la relacién gas liquido. La

razén de esto se observa en la ecuacion [4.3]. En la siguiente forma;

2
R = (ptr) g4
(Cq)?
Gasto de produccion [bpd] Tamaiio del estrangulador = %
30 S0 70 100 150200 300 500 700 1000 s 789
7 X777 10
7 S8 20000 7V
— S Z 2V
e %7 & 1o /
RLE {/‘ 2 aow ////////4“
° Z @ A AT A
s 7 iz L
g v 2/ VAV 717/1,7//4
9 44 450 - VI 1))
3 v 20 S W%/ 7 "
:§ //é ////9 d | 1m0 AL -
-48
° / 74, /// i c / /,//// /
x v 4 'III 7‘ w ‘m II rA IIII ll s 2 :
% ; é: f ~§ L v ,/;//[/II o777 777
0.0/ ,/ /q/ L2 g e 777 A’V
[ o
%4455 W4 2 x Y1, W,
///'//’ gald g K, /;/ ;// 73 o
HAe » S WM NS
—viwan o s #se) 7 o
7o v o 70 ’[” 4 /1/1
LL AL 0/ /1Y 747
PN o

Figura 4. 15 Carta de rendimiento del estrangulador de 1/64”. NIND. (1964).
Principles of oil well production.
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A menos que el estrangulador se renueve constantemente, los efectos del gas, del
corte de arena o depdsitos de asfaltos y cerumen no causaran distorsiones en la
forma, que causaria que el pozo se des calibre. La severidad de estos efectos
puede notarse en la productividad del pozo; en la relacion gas liquido y en la

presion en la cabeza del pozo.
Ejemplo 4.5 Efecto del estrangulador en el gasto de produccion

Usando los datos del ejemplo [3.5] que tamafio de estrangulador se requiere en la
linea de descarga para mantener una presion en la cabeza de la tuberia de 100

[psi]? ¢ Cudl seria el gasto de produccion con un estrangulador de 74 “?

Solucién

El gasto de flujo con una presién en la cabeza de la tuberia de 100 [psi] es 270
[bpd] de aceite y 30 [bpd] de agua. La relacién gas/liquido es 0.27 [ft3/bl].
Usando los valores de la Figura 4.16, S es igual a 32, por lo que el tamafo del

estrangulador es %2 “.

Para determinar el gasto de produccion en un estrangulador de % “. Notese que
P ¥ q son desconocidos. Sustituyendo 0.27 por Ry 16 para S en la ecuacion [4.6]

queda;

435 x 0.27%°q
162

P = =1.13q.

Teniendo como resultado una linea recta de una grafica de presion contra gasto
gue atraviesa el origen. Un segundo punto se encuentra, al entrar con un gasto de
600 [bpd], entonces p; =678 [psig]. Trazando la linea en la Figura 4.16, vemos
que corta la curva de presion en la cabeza del pozo a un gasto de 210 [bpd] y
una presion de 235 [psi]. Estos valores definen que el mejor rendimiento se

obtendra con el estrangulador de %4 “.
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Método 1

\

e

Presién [psig]

Rendimiento del estrangulador 1,/4"

Método 2

THP = 100 [psig)]

Gasto de produccion [bpd]

Figura 4. 16 Ejemplo 4.5: Pronostico del gasto de produccion através de

ciertos tamafos de estranguladores.

4.10 Condiciones de flujo estable e inestable.

De la ecuacion de rendimiento del estrangulador se tiene que la presion en la
cabeza de la tuberia pi es proporcional al gasto de produccion q. Esto se cumple

solo si se tiene condicion de flujo por encima de la velocidad del sonido.

La Figura 4.16 ilustra la presion en la cabeza de la tuberia y las curvas de
rendimiento de algunos estranguladores tipicos. En general hay dos posibles

condiciones de flujo, por cada tamafo de estrangulador.
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THP

Presion [psig]

Rendimiento del
estrangulador

Presian de la linea de flujo

Gasto de produccion [bpd]

Figura 4. 17 Dos posibles gastos de produccion para un tamafio de
estrangulador dado. NIND. (1964). Principles of oil well production.

Suponga que el pozo produce en un dado punto y por alguna razén aumenta
ligeramente (Figura 4.18). Entonces la presion en el estrangulador aumenta hasta
A y la presion en la cabeza de la tuberia, basada en el comportamiento de
afluencia de la formacién combinada con el comportamiento de flujo en tuberia
vertical, disminuye a B. Una contrapresion AB presente en el pozo y la formacion
causa una disminucién en el gasto de produccion. Similarmente, si por alguna
razon el gasto de produccion cae ligeramente, habria una liberacion de presion
para restaurar el gasto a su valor original. Asi en la posicién 1 se tiene un estado

de equilibrio, obteniendo flujo estacionario a un gasto fijo.
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THP

Estrangulador -~

Presion [psig]

Gasto de produccion [bpd]

Figura 4. 18 Estabilidad de flujo: gastos de flujo altos. NIND. (1964).
Principles of oil well production.

THP

Estrangulador

Presion [psig]

Gasto de produccion [bpd]

Figura 4. 19 Estabilidad de flujo: gastos de flujo bajos. NIND. (1964).

Principles of oil well production.
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Por otro lado, suponga que la produccion del pozo en la posiciébn 2 disminuye
ligeramente (Figura 4.19). La presion en el estrangulador disminuye a C, pero la
presion en la cabeza de la tuberia, basada en el andlisis del comportamiento del
pozo y del yacimiento, disminuye a D. El efecto incrementa la contra presion en el
pozo, la presién de fondo fluyendo y el corte de agua. Si ocurre un pequefio
incremento en la produccion y se continla hasta que la posicion 1 es alcanzada.
Entonces 2 sera una posicion de equilibrio inestable y el pozo no podr& fluir
continuamente a un gasto de produccién correspondiente a través del
estrangulador. La posicién 3 de la Figura 4.20 es usualmente inestable ya que no
es posible mantener condiciones de flujo estacionario a gastos por debajo de un

valor maximo de presion en la cabeza de la tuberia.

Rendimiento del
estrangulador

Presion [psig]

THP

/

Gasto de produccion [bpd]

Figura 4. 20 Cambio de estrangulador excedido para las condiciones de flujo.
NIND. (1964). Principles of oil well production.
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4.11 Efectos del cambio de estrangulador.
Para ilustrar este punto se muestra el siguiente ejemplo;

Ejemplo 4.6 Efectos del cambio del estrangulador.

Dados los datos del ejemplo [4.1]. Se requiere cambiar el estrangulador del pozo a
un gasto de flujo continuo de 400 [bpd] en una tuberia de 2%" a un gasto de

produccion de 200 [bpd]. Asumir que no hay empacador en la tuberia de
revestimiento y que la presion de fondo fluyendo estad por debajo del punto de
burbuja. ¢ Como cambia el volumen de gas almacenado en el espacio anular como

resultado del cambio de estrangulador?
Solucién

De la IPR de la Figura 4.13, se tienen un gasto de produccion de 400 [bpd], con
una presion de fondo fluyendo de 1110 [psig] y 200 [bpd] a 1480 [psig]. En ambos
gastos se tienen condiciones de flujo continuo, el espacio anular esta lleno de gas,

asi que la presién en la cabeza de la tuberia de revestimiento puede calcularse a
. ., .. . D15 .,
partir de la ecuacion empirica de Gilbert; pys = pc (1 +m).Usando la ecuacion

encontraremos la presion promedio en el espacio anular, cuando el pozo fluye a
400 [bpd] se tienen 1068 [psig] y cuando el pozo fluye a 200 [bpd] se tienen 1419
[psia]. Asumiendo que la temperatura en el espacio anular es 110 °F y el factor de
compresibilidad es Z=0.8. El volumen del gas libre V; en el espacio anular, cuando

el pozo fluye a 400 [bpd] se obtiene de la siguiente manera;

1068(50%19)  15%V;
0.8%(460+110) 520 °

H 4 » 3" 5 H
Ya que el espacio anular entre las tuberias de 7 y 27" tiene un contenido de

3
alrededor de 19 [%ft]. El volumen V, de gas libre almacenado en el espacio

anular cuando el pozo fluye a 200 [bpd], esta dado por;
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1419(50%19) _ 15V,
0.8+(460+110) 520

De esta ecuacion obtenemos;
VZ - V1:25300 ft3

Antes de que se establezca flujo continuo, 25300 [ft3] de gas deben de
suministrarse de la formacion al espacio anular y la relacion gas liquido debe ser

menor que lo habitual.

La reduccion del orificio en superficie causa un incremento en la contrapresion en
la tuberia, que causa una disminucién del gasto. La contrapresion en la formacion
no cambia instantaneamente, debido a la presion ejercida en la cabeza de la
tuberia de revestimiento mas la presién debida a la columna de gas en el espacio
anular. La formacién a produciendo por la TP y el espacio anular. El gasto de
produccion en el espacio anular causa que la presién de fondo fluyendo aumente,
debido a la columna de liquido sumado a la contrapresion y al gas en el espacio

anular, lo que ocasiona un menor gasto de produccion.

Existe el riesgo de que si se altera la presion en el espacio anular muy
rapidamente por la columna de liquido esto causara una sobrepresién de fondo
fluyendo, que puede alterar el gasto tanto que puede ocasionar que el pozo muera

en el proceso.

Cuando el gas empieza a desplazar al aceite que se ha acumulado en el espacio
anular, la relaciéon gas liquido en la tuberia de produccion se reduce no solo por la
pérdida de gas que entra al espacio anular, sino también por la produccion de
aceite proveniente del espacio anular. Durante este periodo en el que la relacion
gas aceite se reduce en la tuberia, la perdida de presion aumenta y la presién en
la cabeza de la tuberia caerad. Asi inmediatamente después del cambio de
estrangulador, hay un periodo critico donde la presion en la cabeza de la tuberia
cae hasta tal grado que se le puede matar al pozo. Se tiene, por lo tanto, que para

pozos que producen sin un empacador en el espacio anular, que producen con
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presiones de fondo fluyendo por debajo de lo 6ptimo y relaciones gas aceite
préximas al limite del flujo natural, deben considerarse cuidados extras para el
cambio de estrangulador. El cambio de estrangulador debe hacerse en un periodo
de varios dias, usando tamafios de estrangulador intermedios para no causar un

incremento agudo en la presién en la cabeza de la tuberia de revestimiento.

4.12 Efecto de la presion estatica en la eficiencia del pozo.

La eficiencia para flujo vertical bifasico declina a medida que cae la presion
estatica del yacimiento; ya que aumenta la caida de presidén en la tuberia. Esta
disminucién en la eficiencia se refleja en el gasto de produccion del pozo al
estrangulador, asi las curvas de declive de produccion basados en el
comportamiento de flujo, frecuentemente dan resultados sin sentido. Para ilustrar

el punto considere el siguiente ejemplo.
Ejemplo 4.7 Efecto de la presion estatica.

Un pozo productor de una zona entre 5000 y 5020 [ft], esta terminado con una
tuberia de 2 7%’. Sostenida a 5000 [ft] ¢A qué gasto fluira el pozo en un
estrangulador de 2" cuando se tenga una presion estatica de yacimiento de: 1)
2500 2), 2000, 3) 1500 y 4) 1300 [psig]. Asumiendo que la relacion gas aceite

permanece constante a 300 [g] y el indice de productividad permanece en 0.3

[bpd * psi]?
Solucién

Para resolver este problema se construye la presion en la cabeza de la tuberia y
curvas IPR para el pozo a cada valor de presion estatica dadas y se dibuja en la
linea del comportamiento del estrangulador para determinar los gastos de flujo.

Los resultados se muestran en la Figura 4.21, que indican que:

1. A una presion estatica de 2500 [psig]: g= 425 [bpd] = potencial de 56.7%.
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2. A una presion estatica de 2000 [psig]: g= 280 [bpd] = potencial de 46.7%.

3. A una presion estética de 1500 [psig]: g= 160 [bpd]= potencial de 35.5%.

0 [bpd]= potencial de 0%.

4. A una presion estética de 1300 [psig]: q

© THP p.= 2500 [psig]
) THP p,= 2000 [psig]

IPR p, = 2500 [psi
g el Q THP p,= 1500 [psig]

IPR p.= 2000 [psig]

Presion [psig]

HH IPR p,= 1500 [psi

IPR p, = 1300 [psig]

Rendimiento del
estrangulador de 1/2"

ER

Gasto de produccion [bpd]

Figura 4. 21 Ejemplo 4.7; Pronéstico de producciéon de un pozo a tamarfio de

estrangulador constante. NIND. (1964). Principles of oil well production.

En la Figura 4.22 el potencial de la formacion y el gasto de produccion actual se
grafican en funcién de la presién del yacimiento. La figura muestra la curva de
declive del gasto de produccion aproximadamente paralela al potencial de la
formacién en el rango de presion de 2500 a 1500 [psig]. La diferencia entre el
gasto actual de produccion y el potencial de la formacion es alrededor de 300
[bpd]. La situacion entre 1500 y 1300 [psig], sufre cambios en el indice de
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productividad y en la relacion gas aceite, a medida que la presion declina, por lo
gue es de esperar que la extrapolacién de la curva de declive del gasto del pozo
va a llevar a resultados sin sentido.

Patencial de la formacidn

Gasto q,[bpd]

Gasto del pozo enun
estrangulador de 1/2"

Presion estatica del pozo [psig]

Figura 4. 22 Comparacioén entre el potencial del pozo y su gasto de

produccion fluyendo.

4.13 Induccion del flujo vertical bifasico

Hay muchas causas que pueden llevar a intentar inducir el flujo de un pozo, como,
por ejemplo; El pozo pudo haber muerto por un trabajo fallido o pudo haberse
cerrado para realizar un estudio de reconocimiento, por lo que se requiere de la
presién de la bomba ya que no se puede volver a producir naturalmente. La
presion estatica del yacimiento pudo haber declinado al punto de no poder fluir a

través de la tuberia instalada en el pozo, aunque el instalar una tuberia mas
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pequefia permitiria prolongar el flujo. Si se produjo un bache de agua de la
formacion pudo haber sido lo suficiente mente grande para matar el pozo; se pudo
haber instalado un estrangulador en superficie muy pequefio lo que causo que el
pozo se atascara o se pudo haber cortado al pozo y que esto condujera a matar el
pozo. Existen muchas otras posibilidades, que llevan al mismo problema; de saber
si instalar un sistema artificial de produccién o reiniciar el pozo. La solucién a este
problema depende de la situacion del mercado. Si se decide que el pozo siga
fluyendo, el primer paso es determinar si el pozo puede continuar fluyendo; y el
segundo paso es decidir qué equipo se necesita cambiar; el tercer paso es poner

a producir el pozo de nuevo. Se discute el procedimiento en el siguiente ejemplo.

Ejemplo 4.8 Induccion a un pozo.

Supongase el indice de productividad en un pozo de 0.5 [bpd * psi], que fluye a

través de una tuberia de 3% ” en una tuberia de 4000 [ft]. Si la relacién gas aceite

del pozo fue de 200 [f;—f] cuando la presion estatica era 1300 [psig], el pozo

producia a 150 [bpd], a una presién en la cabeza de la tuberia de 100 [psig] (ver
la Figura 4.23). Asuma que la relacién gas liquido no ha cambiado y que el pozo
solo murio, la presion estatica actual es 1200 [psig]. Los calculos muestran que el
gasto de flujo de 250 [bpd], a una presion en la cabeza de la tuberia de 100 [psig]
es alcanzable en una tuberia de 1.9” (Figura 4.23). Si la gravedad del aceite es
19 °API, la presion estatica de 1200 [psig], soportara una columna de aceite
muerto de 2940 [ft]. Como resultado después del cambio de tuberia, el nivel de

fluido estatico en el pozo es 1060 [ft], por lo que el problema es inducir el flujo.

Solucién

Un método seria el de limpiar el pozo, siendo ineficiente, ya que una vez que el

pozo comienza a fluir, la formacién tiene que suplir el gas en el espacio anular
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(desplazando el liquido almacenado) y esto reduce la relacion gas liquido en la
tuberia. Asi la pérdida de presiéon en la tuberia durante etapas tempranas sera
mayor que las que ocurren cuando hay flujo continuo. Ya que el pozo no es lo
suficientemente fuerte, puede morir varias veces durante el periodo de arranque,

necesitando varios periodos de limpieza durante muchas horas o inclusive dias.

IPR = p,= 1300 [psig]

IPR = p.= 1200 [psig)

Tuberia de 3 1/2" con THP = 100 [psig]

_ Tuberia de 3 1/2" con THP =0 [psig]

NS

Tuberia de 1,9" con THP = 100 [psig]

Presion [psig]

Tuberia de 1,97
Rendimiento del estrangulador de 18/64"

Gasto de produccion [bpd]

Figura 4. 23 Comportamiento vertical de flujo bifasico: efecto del tamafio de
tuberiay capacidad de flujo. NIND. (1964). Principles of oil well production.

Un segundo método es utilizar un compresor para hacer que el pozo vuelva a
producir. Existen dos posibilidades; que la presion de salida del compresor sea o

no capaz de inyectar gas alrededor de la zapata de la tuberia.

Si el compresor es capaz de inyectar gas alrededor de la zapata de la tuberia,

entonces se utilizar4 para suministrar gas para aligerar la columna de fluido en la
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tuberia, hasta el momento donde la formaciébn sea capaz de suplir el gas

necesario por si misma.

Supoéngase en el ejemplo bajo consideracion, que se decide arrancar el pozo a

200 [bpd], con una presién en la cabeza de la tuberia de 150 [psig]. Para el
ejemplo debe utilizarse un estrangulador de g la curva del comportamiento del

estrangulador se muestra en la Figura 4.23. Como dUltimo paso para la
construccion de la Figura 4.23, se incluye la curva de presion de la cabeza de la

tuberia de revestimiento en funcion del gasto. Para un valor de 4000 [ft], el valor
.5
de 1+ (%) es 1.08, por lo que cuando p.s es 1200 [psig], p. es 1110 [psig];

cuando p,r es O [psig] también lo es p.. La linea que une estos dos puntos la

etiguetamos como CHP de la Figura 4.23.
El procedimiento en campo se realiza de la siguiente manera:

Enganchar el compresor a la tuberia y hacer que el nivel de aceite disminuya,
debido a la inyecciébn de gas. El aceite que se encuentra en la tuberia se

desplazara hacia el espacio anular y a la formacion.

Eventualmente la tuberia se llenara completamente de gas. Con la continua
inyeccion de gas, parte de este ingresara al espacio anular de modo que
desplazara el aceite muerto y ademas aumentara continuamente la presion en la
cabeza de la tuberia de revestimiento. También se invadira a la formacion con el
gas inyectado y el aceite desplazado del espacio anular. (Algunas veces el
compresor se engancha directamente a la tuberia de revestimiento, lo que causa
que considerables volimenes de gas se pierdan en la formacion, solo en
condiciones adversas extraordinarias se requiere que la tuberia de produccién

este parcialmente llena de aceite).

La inyeccion de gas debe detenerse cuando la presion de la cabeza de la tuberia
de revestimiento alcance los 1110 [psig], ya que en ese momento se habra

desplazado todo el volumen de aceite muerto de la tuberia de revestimiento y en
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caso de que el compresor se alla enganchado de la tuberia de produccion,

entonces también se habra desplazado todo el aceite de su interior.

En este paso se coloca el compresor en la tuberia de revestimiento y el pozo se
pone a producir (El hecho de colocar el compresor en el espacio anular es para
suplir la falta de energia presente en el yacimiento). La presion en la cabeza de la

tuberia de revestimiento cae a medida que cae la presion de fondo fluyendo.

La produccién continua hasta que la presion en la tuberia de revestimiento
disminuye por debajo de la presion de operacion (es decir 750 [psig] en el caso de

la Figura 4.23). Entonces se cierra la tuberia de revestimiento y se deja a
., . . 18,,
produccion el pozo a través del estrangulador seleccionado (a ), que se ha

seleccionado para las condiciones de flujo deseadas.

Si la presion en la cabeza de la tuberia de revestimiento permanece a 750 [psig] 0
cercana, entonces debe observarse que la presion en la cabeza de la tuberia de
produccion no caiga demasiado cerca de la curva de presion. Si lo hace sera
necesario regularizar el flujo a una presiéon en la cabeza de la tuberia de
revestimiento mayor a través de un estrangulador mas pequefio. (Ya que la
relacion gas liqguido aumenta paulatinamente después de haberlo puesto a

produccion y probablemente requiera un cambio de estrangulador en pocos dias).

Si la presion en la cabeza de la tuberia de revestimiento comienza a caer después
de haber cambiado la linea de flujo, entonces debe reducirse el tamafio del

estrangulador.

Si la presion en la tuberia de revestimiento empieza a aumentar después del paso
anterior, entonces se requiere ya sea una linea de flujo mas grande del
estrangulador o el espacio anular debe ser presurizado una vez mas y conectarlo

a una presion mas grande.

Bajo las condiciones de flujo predichas, la presion en la cabeza de la tuberia de

revestimiento sera 750 [psig], a un gasto de 200 [bpd], suponga que el compresor
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se mantuvo conectado, hasta que la presién callo a 550 [psig]. Entonces la presion
de fondo fluyendo sera de aproximadamente 600 [psig], y la produccion sera de

300 [bpd] (Figura 4.23). Para pasar este gasto de flujo a través del estrangulador
de z—z se requiere una presion en la cabeza de la tuberia de 225 [psig], mientras

que el pozo por si solo puede sostener 20 [psig]. La energia adicional es suplida
por el compresor. Sin embargo, al momento de desconectarse, la presion en la
cabeza de la tuberia caera a 20 [psig], lo cual permite que el estrangulador pase
30 [bpd]. El exceso de produccion de la formaciébn se mueve sobre el espacio
anular, aumentando la presion en la cabeza de la tuberia de revestimiento y la

presion de fondo fluyendo, lo que puede matar al pozo.

Cuando el compresor no es lo suficientemente fuerte para inyectar gas alrededor
de la zapata, se debe conectar el compresor a la tuberia de revestimiento y a la
tuberia de produccién y aumentar la presion tanto como se pueda; esto disminuira
el nivel del aceite muerto en el pozo y desplazara parte, dentro de la formacion
(Figura 4.24 a). Mantener el compresor en el espacio anular y abrir la tuberia a
produccion (Figura 4.24 b); parte del aceite y gas de la formacion se mueve a la
tuberia, reduciendo el promedio del gradiente de presién del fluido en la tuberia.
Estos pasos se repiten tanto como se requiera (Figura 4.24 c y d). Cada vez que
se abate el nivel de presion en la tuberia se libera aceite y gas. Después de un
tiempo se habran producido varios baches de gas y el aceite pesado, se habran
reemplazado por una mezcla de fluidos de formacion y de aceite muerto.
Eventualmente un punto sera alcanzado en el cual la presion del gas y de aceite
en el espacio anular sea menor que la presion de fondo estatico por lo tanto la
formacion comenzara a producir. Cierta cantidad de gas proveniente de la
formacion invadird el espacio anular desplazando el aceite a la tuberia de
produccion reduciendo el volumen de gas disponible para levantar el aceite de la

tuberia; por lo que el pozo puede morir y el compresor tiene que volver a usarse.
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Compresor TP produciendo Compresor TP produciendo
Compresory .~ Compresor,

Figura 4. 24 Arranque de un pozo a produccién. NIND. (1964). Principles of
oil well production.

Cuando el pozo es de nuevo puesto a produccion, inicialmente se produce en una
linea abierta y se cambia a la linea del estrangulador cuando la produccion se

encuentra estable.

Si el compresor no esta disponible, pero si el pozo tiene una alta presion en la
cabeza de la tuberia de produccion, se puede inducir a produccion al conectar la
tuberia de revestimiento con la tuberia de produccion y abrir el pozo a la

atmosfera.

Otro método para traer de vuelta a la produccién un pozo muerto es usar una
tuberia pequefia y colocara dentro de la tuberia de produccion, siendo un método
muy eficiente cuando se tienen grandes presiones en la cabeza de la tuberia de

revestimiento.
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4.14 Pronostico de produccién de un yacimiento.

La extrapolacion de curvas de declinacién no da un resultado muy confiable del
pronéstico futuro del pozo o del yacimiento. El siguiente ejemplo ilustra un método
mas exacto. El mayor inconveniente de este método es la ausencia de
conocimientos de la IPR. Un segundo inconveniente es el del trabajo

computacional y su prondstico preciso.

En el ejemplo mostrado se realizaron extrapolaciones arbitrarias de curvas de
presion y relacion gas aceite contra produccion acumulada. En el ejemplo usado
para ilustrar este método se tomaron datos de produccién de cuatro pozos, que
drenan un mismo yacimiento. Los datos se muestran en la Tabla 4.6, los pozos A
y C fluyen contra una presion en tuberia de 100 [psig] con 4500 [ft] de largo de
diametro de 2 3&”. El pozo B esta bombeando y al pozo C que acaba de morir se le
instalo una bomba. La presion inicial del yacimiento es 2350 [psig], a 4120 [ft] bajo
nivel del mar. Se tomaron registros de presién que se muestran en la Tabla 4.7, y
la relacion gas aceite se muestra en la Tabla 4.8, estos valores se ilustran en la
Figura 4.25.

No se tiene produccion de agua, el mecanismo de produccion es por agotamiento
de produccion. Con un volumen original del yacimiento de 10 millones de barriles a
condiciones estandar. El yacimiento tiene una presion estatica promedio de 1410
[psig] y una produccion acumulada de aceite de 669000 [bl]. Asumiendo que los
pozos Ay C son capaces de fluir hasta que mueran y se les comience a bombear.
El problema es determinar el historial de produccién futuro de cada pozo y la
produccion acumulada esperada del yacimiento.
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Tabla 4. 6 Presion estética del pozo e indice de productividad.

Nombre del pozo

Presion de fondo estatica

[psig]

indice de productividad
bpd
Lpsi-

A 2350 0.22
1820 0.19
1710 0.09
1420 0.14
B 2100 0.06
1730 0.07
1550 0.05
C 2100 0.19
1660 0.15
1400 0.12
D 2100 0.11
1770 0.09
1420 0.07
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Tabla 4. 7 Presién estéatica del yacimiento a una produccién acumulada
dada.

Produccién Promedio de
acumulada de | la presion

aceite [10* bl] | estatica [psi]

0.031 2100
0.353 1720
0.669 1410

Presion estatica promedio [psig]
Relacién gas/aceite [ft? /bl]

Produccién acumulada promedio [10° bl]

Figura 4. 25 Pronostico de produccién; historial de larelacion gas aceite y de

presion.
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Tabla 4. 8 Historial de la relacion gas aceite del yacimiento.

Produccion
acumulada
aceite [10* bl]

de

Relacién

3
aceite [bel]

gas

0.120 209
0.229 208
0.307 214
0.402 220
0.471 242
0.533 240
0.565 255
0.602 298
0.641 353
0.669 365
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Se asume que las IPR son lineas rectas y que hay una presion de fondo fluyendo
constante de 150 [psig], durante la fase de bombeo. El pozo alcanza su limite

economico cuando la produccién cae por debajo de los 5 [bpd].
Comportamiento de la presion estética.

La grafica de presion estatica en funcion de la produccion de aceite acumulada de
la Tabla 4.7 se muestra en la Figura 4.25. La manera en que la presion estatica
cae, indica que la presion del punto de burbuja del crudo es un poco mas de los
2000 [psi] y fue alcanzado a una produccion acumulada de aceite de alrededor de
40000 [bl].

Declive del indice de productividad.

Preparar una curva de declinacion del indice de productividad que ajuste de la
mejor manera posible con los datos disponibles. Usando el simbolo J; para el
indice de productividad del pozo por encima del punto de burbuja de 2000 [psig] vy

tomando la informacion de la Tabla 4.6, llegamos a la siguiente conclusion:

(Joa = 0.22,
Ji)s = 0.06,
Ji)c = 0.19,
(Jop = 0.11,
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Presion inicial de 2350 [psig]

u/1il

Presion estatica promedio [psig]

Figura 4. 26 Prondstico de produccion; indice de productividad.

Ahora determinar (]l_) y graficar el valor en funcion de la presion. Al realizar esto en
1

papel semilogaritmico se obtendra el resultado que se muestra en la Figura 4.26.
Con excepcion de un punto en el pozo A y B los valores caen perfectamente en
una linea recta. Los valores ajustados para el pozo B graficados en la Figura 4.26
caen perfectamente con la tendencia definida por los otros 3 pozos. Se han
obtenido asumiendo que el indice de productividad inicial del pozo B era 0.08

[bpd * psi], y no el medido de 0.06 [bpd * psi].
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1600  Presion estatica
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Rendimiento del pozo A
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Presion [psig]

160 180 200
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Gasto de produccion del pozo A [bpd]

Figura 4. 27 Prondstico de produccion; comportamiento de afluencia futuro del pozo A.
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La grafica de la relacidon gas aceite contra el aceite acumulado puede extrapolarse
con gran exactitud. Para determinar los indices de productividad futuros,
potenciales y gastos de produccién de bombeo se utilizan las Figuras 4.25 a la

4.27 y los calculos necesarios se muestran en las Tablas 4.9, 4.10y 4.11.

En la Figura 4.27 la IPR del pozo A es graficado a una presion estatica de
yacimiento de 1500, 1410, 1300, 1200 y 1000 [psig]. La informacién necesaria
para la construccion de estas graficas se encuentra en la Tabla 4.10. La relacion
gas aceite correspondientes a varias presiones puede obtenerse de la Figura
4.25.

Usando las curvas de distribucion de presion para flujo a través de una tuberia de
2 %" y una presion en la cabeza de la tuberia de 100 [psig], el gasto de flujo del
pozo a cada una de las presiones estaticas puede determinarse al graficar la
presion a la altura de la zapata contra el gasto de produccion y encontrar el punto
de interseccion con la correspondiente IPR.
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Tabla 4. 9 indices de productividad.

Presion Aceite l/]i indices de productividad
estatica acumulado  del [bl/dia/psi]
[psig] yacimiento

[103 bl] A B C D
1500 575 0.680 0.150 |0.054 |0.129 |0.075
1410 669 0.635 0.140 |0.051 |0.121 |0.070
1300 780 0.590 0.130 |0.047 |0.112 |0.065
1200 880 0.550 0.121 |0.044 |0.104 |0.061
1000 1090 0.475 0.105 |0.038 |0.090 |0.052
800 1300 0.410 0.090 |0.033 |0.078 |0.045
600 1500 0.350 0.077 |0.028 |0.067 |0.039
400 1710 0.305 0.067 |0.024 |0.058 |0.034
300 1820 0.285 0.063 |0.023 |0.054 |0.031
200 1920 0.265 0.058 |0.021 |0.050 |0.029
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Tabla 4. 10 Variacion en el potencial del pozo con la presién estéatica del

yacimiento.

Presion Potencial [bl/dia]
estética

[psig] A B C D
1500 150 81 193.5 | 1125
1410 1974 | 719 170.6 | 98.7
1300 169 61.1 145.6 | 84.5
1200 145.2 |52.8 124.8 | 73.2
1000 105 38 90 52
800 72 26.4 62.4 36
600 46.2 16.8 40.2 23.4
400 26.8 9.6 23.2 13.6
300 18.9 6.9 16.2 9.3
200 11.6 4.2 10 5.8

Los célculos se muestran en la Tabla 4.12 y se grafican en la Figura 4.27. El pozo

morird cuando la curva de comportamiento de afluencia se vuelva tangencial a la
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correspondiente linea IPR. Evidentemente esto ocurre en el pozo A cuando la
presion estética es ligeramente menor de 1200 [psi]. Para simplificar los célculos,
se asume que el pozo A morira cuando la presion estéatica all4 caido a 1200 [psi].

Un resumen de gastos del pozo A se da en la Tabla 4.14.

Un analisis similar del que se le hizo al pozo al pozo A se muestra en la Figura
4.28. Varios gastos de produccion del pozo C a varias presiones se muestran en la
Tabla 4.15.

4.14.1 Comportamiento futuro del yacimiento.

Utilizando la informacién que se muestra en las Tablas 4.9, 4.11, 4.14 y 4.15 se
realizaron las Tablas 4.16 y 4.17 que resumen el comportamiento futuro de la
formacién. A la presion del yacimiento de 400 [psi], se tendra una produccion
acumulada de 1710000 [bl] a una vida estimada de 20 afios. Ya que los gastos de
produccion después de este punto parecen ser demasiado bajo, para cualquier
prediccién futura precisa. Graficas de gastos de produccién futuros del yacimiento
contra tiempo y produccién acumulada, se muestran en la Figuras 4.29 y 4.30,

respectivamente.

Usando la informacién de las Tablas 4.16 y 4.17, las figuras que muestran los
gastos de produccion futuros se muestran en la Figura 4.31. Se usa la Tabla 4.17
para calcular la producciéon acumulada futura para cada pozo, en funcion de la
presion del yacimiento. Los resultados se muestran en la Tabla 4.18. En la Figura
4.32 se muestran las curvas de gastos de produccion contra la produccién
acumulada de los cuatro pozos. Sin embargo, en etapas tempranas de bombeo el
declive del gasto de produccién de pozos individuales parece ser exponencial,
esto tiende a desaparecer después a medida que el pozo produce. Las curvas
para los pozos B y D en la Figura 4.32, son inesperadas e ilustran el tipo de

desviacion de las curvas de declinacion.

313



Tabla 4. 11 Gastos de produccion bombeados futuros.

Presion Presion estatica | Gastos de produccion
estatica menor a 150 [psig] | bombeados [bl/dia]
[psig]

A B C D
1500 1350 2025 | 729 174.2 |101.3
1410 1260 176.4 | 64.3 1525 | 88.2
1300 1150 1495 |54.1 128.8 | 74.8
1200 1050 1271 | 46.2 109.2 |64.1
1000 850 89.3 32.3 76.5 44.2
800 650 58.5 21.5 50.7 29.3
600 450 34.7 12.6 30.2 17.6
400 250 16.8 6 14.5 8.5
300 150 9.5 3.5 8.1 4.7
200 50 2.9 1.1 2 15
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Rendimiento del pozo C

1000

g

Presion [psig)

RGA

0 20 40 60 80 100 120 140 160 180 200
Gasto de produccion del pozo C [bpd]

Figura 4. 28 Prondstico de produccion: Comportamiento de flujo futuro del pozo C.
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Tabla 4. 12 Comportamiento de flujo futuro del pozo A.

Presion | RGA | Gasto de | Profundidad Profundidad Py [psig]
estéatica [g] produccién equivalente de | equivalente de
[psig] [bl/dia] 100-psi de THP | latuberia [ft]
[ft]
1500 285 |50 500 5000 990
100 500 5000 850
200 700 5200 810
1410 360 |50 700 5200 910
100 600 5100 790
200 700 5200 710
1300 465 |50 900 5400 830
100 900 5400 730
200 800 5300 650
1200 570 |50 1000 5500 780
100 1000 5500 690
200 1000 5500 610
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Tabla 4. 13 Relacién gas aceite predicho para el yacimiento.

Presion Relacion
estatica gas/aceite [%]
[psig]

1500 1350

1410 1260

1300 1150

1200 1050

1000 850

Tabla 4. 14 Gastos de flujo futuro del pozo A.

Presion del yacimiento [psig]

Gasto de flujo [bl/dia]

1410 82
1300 66
1200 51
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Tabla 4. 15 Gastos de flujo futuro del pozo C.

Presion del yacimiento [psig]

Gasto de flujo [bl/dia]

1410 66
1300 53
1250 45

)

o

=

&

g 2

®

(U]

Tiempo en meses

Figura 4. 29 Prondstico de produccién; gasto de produccién futuro del

yacimiento en funcion del tiempo.
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Tabla 4. 16 Gastos de produccién predichos del yacimiento contra la

presion.
Presion Produccion Incremento Gastos de produccion [bl/dia]
estatica | acumulada acumulado
[psig] [103 b [103 bI] A B C D | Total
1410 669 82 64.3 66 88.2 | 300.5
1300 780 111 66 54.1 53 74.8 | 247.9
1250 830 50 58.5 |50.2 45 69.5 | 223.2
118.8 297
1200 880 50 51 46.2 109.2 | 64.1 | 270.5
127.1 346.6
1000 1000 120 89.3 |32.3 76.5 |44.2 2423
800 1300 200 585 | 215 50.7 |29.3|160
600 1500 200 34.7 | 12.6 30.2 |17.6|95.1
400 1710 210 16.8 |6 145 |85 |458
300 1820 110 9.5 35 8.1 4.7 |25.8
200 1920 100 2.9 2.5 5.4
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Tabla 4. 17 Comportamiento del gasto de produccién predicho del

yacimiento contra el tiempo.

Presién Promedio del gasto de producciéon | Tiempo | Tiempo
[psig] [bl/dia] en acumulado
meses en meses
A B C D Total
1410/1300 74 59.2 595 (815 274.2 13.3 "13.3
1300/1250 62.3 52.2 |49 72.2 235.7 7 20.3
1250/1200 54.8 48.2 | 114 66.8 283.8 5.8 26.1
1200/1000 108.2 39.3 929 |54.2 294.6 23.5 49.6
1000/800 73.9 269 |(63.6 |36.8 201.2 34.3 83.9
800/600 46.6 171 | 405 |235 127.7 51.5 135.4
600/400 25.8 9.3 224 131 70.6 97.8 233.2
400/300 13.2 11.3 | 6.6 31.1 116.4 349.6
300/200 6.2 5.3 11.5 286.1 635.7
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Figura 4. 30 Pronéstico de produccién; gasto de produccién futuro del

yacimiento en funcién de la produccion acumulada.
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Tabla 4. 18 Produccion acumulada predicha en funcién de la presién.

Presion del yacimiento [psig]

Produccién acumulada futura [103 bl]

A B C D Total
1410 0 0 0 0 0
1300 30 23.9 24.1 33 111
1250 43.2 35 34.5 48.3 161
1200 52.9 43.5 54.5 60.1 211
1000 130 71.6 120.7 | 98.7 421
800 207.1 | 99.7 186.9 | 137.8 | 631
600 280.1 | 126.5 | 250.3 |174.1 | 831
400 356.9 | 154.1 | 317 213 1041
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Figura 4. 31 Prondstico de produccion; gasto de produccion futuro por pozo en funcion del tiempo.
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Figura 4. 32 Pronostico de produccion; gasto de produccion futuro por pozo en funcion de la produccion

acumulada futura.
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4.15 Efecto de los pequefios cambios en la relacién gas/aceite en la

presion.

Para cualquier pozo fluyendo, el resultado de la presion de fondo fluyendo menos
las pérdidas de presién en la tuberia es igual a la presion en la cabeza de la

tuberia, tal que se tiene;

Pwt — Ap = pir.
CR%3
CRO.S
pws— Ap = gz &
0.5
Pwt— Ap = 52 ](ps - pwf)-

La ecuacion, se puede reescribir de la siguiente forma;

0.5

SZ

Pwf (1 + Jps + Ap>. ......................................................................... 4. 32

La manera en el cual la presion de fondo fluyendo varia con pequefios cambios en
la relacién gas aceite, puede encontrarse con la razén de cambio [dp,/dR] de la

ecuacion [4.4]. Si derivamos esta ecuacion con respecto a R, tenemos;

dpus (1 CROS ]> 1 CROS 1 CROS

R\ )t T e T T

dpus ) CR%5 \ 1 CR%® N d @
°"aR sz )= sz 9T gr 4P)
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Finalmente;

dpwf 1+CR0.5 _ 1 + d (A) 4,33
dR SZ J = 2Rptf dR p © e rassesassesassrssssrssssessssessssrarssrannrrnnns .

Supodngase que un pozo produce con una relacién gas aceite por debajo de lo
Optimo, un pequefio incremento causaria una pérdida de presion en la tuberia por
lo que daria [d(AP)/dR] negativo. La ecuacion [4.5] muestra que si [p;s/2r] es
menor que [d(AP)/dR]entonces [dp,¢/dr| sera negativo, por lo que la presion en
la zapata de la tuberia caera y el gasto de produccién aumentara al aumentar la
relacion gas liquido. Por el contrario, si [pis/2r] es mas grande que — [d(AP)/dR],
la presion en la zapata de la tuberia aumentara y el gasto de produccion
disminuird al aumentar la relacién gas aceite. El punto preciso de balance entre
estos dos casos es dependiente de la forma de las curvas de distribucion de
presion, para flujo vertical bifasico. Pero en general entre menor sea el
estrangulador instalado en la cabeza del pozo, mayor sera la presion en la cabeza
de la tuberia (pi) y mayor la probabilidad de que la presion de admision aumente

a medida que aumente la relacion gas aceite.

La inspeccion de las curvas de distribucion de presién confirma que el valor de —
[d(AP)/dR] aumenta, ya sea que el tamafio de la tuberia disminuya o que lo haga
el gasto de flujo de liquido; por lo que a menor tamafo de tuberia y gastos de
produccion pequefios es mas probable que la presion de fondo fluyendo disminuya
y que la relacion gas aceite aumente. Ademas, la magnitud de — [d(AP)/dR]
aumenta a medida que aumenta la profundidad del pozo. Por lo que a mayor
profundidad es méas probable es que la presion de admision disminuya, cuando la

relacion gas aceite aumenta. Los siguientes dos ejemplos ilustran la magnitud.
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Ejemplo 4.9 Efecto de la relacion gas/liquido en la presién.

Un pozo de 2000 [ft] terminado con una tuberia de 3% fluye a 600 [bpd], relacion
gas liquido de 1 [mcf/bl], contra una presién en la cabeza de la tuberia de 600
[psi].

Solucién

Refiriéndonos a las curvas de gradiente de presion de Gilbert, AP = 300 [psi] a un
gasto dado y una relacion gas liquido. A una relacién gas liquido de 1.2 [mcf/
bl], AP = 260 [psi] a 600 [bpd].Asi;

40 psi
— (AP) = — = —200 —
dR( ) 0.2 Oomcf
P 600 ps
R- 2 000
d (AP) + L P = —200+ 300 = 100 ps
dR 2R U7 - mcf

dP .
— Es positivo.

Ejemplo 4.10 Efecto de la relacion gas/liquido en la presion.

Un pozo de 5000 [ft] terminado con una tuberia de 2% La tuberia fluye a 200

[bpd], a una relacién gas/aceite de 1 [mft3/bl], contra una presién en la cabeza de

la tuberia de 200 [psi].

Solucién
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Refiriéndonos a las curvas de gradiente de presion de Gilbert, Ap = 470 [psi] a un

gasto dado y una relacién gas aceite. A una relacion gas liquido de 1.2 %’]

Ap = 430 [psi] a 200 [bpd]. Asi;

(AP) = —— = —200 ps
dR 0.2 mcf
Ptf 200 ps
T 100 =
2R 2 00 mcf
4 AP) + = py = 200 + 100 = —100 25
dR 2RPY T = mef

d .
—f es negativo.

De los dos ejemplos anteriores notamos que, para pozos suficientemente
profundos, tuberias terminadas con diametros pequefios, que producen a bajos
gastos, con presiones bajas en la cabeza de la tuberia y con relaciones gas liquido
debajo de lo 6ptimo, pequefios decrementos en la presion de admision llevaran a

pequefios aumentos en la relacién gas liquido.

Preguntas a Discusion.
¢, Qué pasa si el agua congénita es mayor que la critica?

¢En que afecta si el yacimiento no es homogéneo y cdmo se establece en el

modelo?
¢, Como se efectia el movimiento de fluidos?

¢,Como saber si se requiere un trabajo mecanico en la formacién o una

acidificacion en el pozo?

¢ El mecanismo de desplazamiento afecta la forma de la IPR?

328



¢, Cuales son las limitaciones y asunciones de las ecuaciones para la construccion
de las curvas IPR y VLP?

¢Por qué no podemos utilizar el mismo método para todos los tipos de

yacimientos?
¢ Cuando es necesario realizar una correccion en el modelo y su interpretacion?

¢, Cudles son los tres diferentes estados de flujo presentes en un pozo cuando se
produce a gasto constante?

Conclusiones

Al establecer las caracteristicas del yacimiento a través de pruebas es importante
seguir procedimientos, graficos y métodos de interpretacibn con cautela, se
requiere ademas que se cuente con informacidén. Estos modelos se basan en
yacimientos idealizados con cierto numero de asunciones. Para cada una de las
pruebas se requiere analizar la informacién e interpretarse para saber que técnica

utilizar y que mejor convenga.
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Nomenclatura

(dp/dh)s;
(dp/dh)g
(dp/dh)r
E

h

Ap

Ah

Area

Area que ocupa el liquido en la tuberia
Area de la seccién transversal de la tuberia
Factor de volumen del gas

Factor de volumen del aceite

Factor de volumen del agua
Compresibilidad del aceite
Compresibilidad del agua

Diametro

Gradiente de presion estatico
Gradiente de presion por friccion
Gradiente de presion total

Eficiencia de flujo en tuberia
Profundidad

Gradiente de presion

Gradiente de profundidad

Colgamiento de liquido

Longitud

[in?]
[f@c.y./f@c.s.]
[bl,@c.y./bl,@c.s. ]

[bl,,@c.y./bl,@c.s. ]
[in2/Ib]
[in2/Ib]
[in]
[psi/ft]
[psi/ft]
[psi/ft]
[fraccién]

[ft]

[ft]

[ft]

[Adimensional]

[ft]
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Masa de la mezcla de fluidos por barril de aceite [Ib,@c.s./bl,@c.s.]

producido

m Masa [Ibp,]

Nqg NuUmero de didmetro [Adimensional]
Ngy Numero de velocidad del gas [Adimensional]
Npy Numero de viscosidad del liquido [Adimensional]
Ny Numero de velocidad del liquido [Adimensional]
Ny Numero de Reynolds [Adimensional]
n Numero de moles del gas [1bmoi]

p Presion [psia]

p Presion media [psia]
Patm Presion atmosférica [psia]

Pb Presién de saturacion o burbujeo [psia]

Ppc Presién Pseudocritica [psia]

Ppr Presién Pseudoreducida [psia]

Pth Presién en la cabeza del pozo [psia]

Pwe Presion de fondo fluyendo [psia]

Pws Presion estatica [psia]

dg Gasto total de gas producido [ft3/dia]

qL Gasto total de gas producido [bpd]

331



do
dr

Qw

RGL

Tatm

pc

pr

YL
Yo

Yw

Hg

ML

Ho

Gasto total de aceite producido
Gasto total en el sistema
Gasto total de agua producida
Relacién gas-liquido

Relacion de solubilidad
Temperatura

Temperatura atmosférica
Temperatura pseudocritica
Temperatura pseudoreducida
Volumen

Velocidad de flujo

Relacion agua-aceite

Densidad relativa del gas producido

Densidad relativa del liquido
Densidad relativa del aceite

Densidad relativa del agua

Rugosidad de la pared en tuberias

Viscosidad del gas

Viscosidad del liquido

Viscosidad del aceite

[bpd]

[bpd]

[bpd]
[ft3@c.s./bl @c.s. ]
[ft*@c.s./bl,@c.s. ]

[°F]

[ft°]
[ft/seg]

[bl, @c.s./bl,@c.s. ]
[Adimensional]
[Adimensional]
[Adimensional]
[Adimensional]

[in]
[cp]
[cp]

[cp]
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Hw

Pg

PL

Po

Pr

Pw

Viscosidad del agua
Densidad media del fluido
Densidad del gas

Densidad del liquido
Densidad del aceite
Densidad pseudoreducida
Densidad del agua saturada
Tension superficial

Tension superficial del liquido
Tension superficial del aceite

Tension superficial del agua

[cp]
[b,, /ft3]
[b,,/ft3]
[Ib, /ft3]
[b,,/ft3]
[b,,/ft3]
[b,,/ft3]

[dinas/cm]
[dinas/cm]
[dinas/cm]

[dinas/cm]
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