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INTRODUCCION

Hoy mas que nunca en el medio petrolero se busca obtener la mayor y la mas eficiente
produccion de hidrocarburos que sea posible, debido al fluctuante mercado en que nos
encontramos. Es por ello que ademas de la inclusion de nuevas tecnologias es
necesario regresar a los principios basicos que nos permitan ir generando un marco
sustentable para el éxito econdmico a pesar del ambiente volatil que aqueja este

negocio.

Basados en esto, en este trabajo se destaca la importancia de la terminacion de pozos y
su relevancia para la industria, asi como su seguimiento a lo largo de la vida del pozo,

concluyendo con la implementacién de un sistema artificial de produccion.

Las terminaciones de pozos en la ingenieria petrolera es probablemente el punto de
unién de todas las disciplinas técnicas en esta industria, retroalimentada por las ciencias
de la tierra y de perforacion, debe estar equilibrada con las predicciones de la ingenieria
de yacimientos y los requisitos del area de produccion para asi elegir la mas apropiada

segun sea el caso.

Todo esto debe estar disefiado de tal forma que se tenga contemplada la integridad del
pozo, la vida de este, que puede variar desde unos cuantos afios en aguas profundas

hasta varias decenas de afios para el caso de pozo de tigth gas.

Dichos requisitos de disefio van desde el manejo de presiones y las fluctuaciones en la
temperatura que son llevadas al extremo en los yacimientos no convencionales que se

han vuelto tan en boga en el mundo y en nuestro pais.

Posterior a haber elegido la terminacion adecuada segun las caracteristicas propias de
cada yacimiento es importante abordar el tema del dafio partiendo de la premisa de
evitar generarlo en medida de que sea posible ya que toda remocién de este se ve
traducida en costos extra e inclusive en la generacion de mas dafio a la formacion

productora.




Siguiendo por este proceso el paso obligado a tratar es el flujo de fluidos a través del
medio poroso, que nos lleva como consecuencia basica y logica el estudio de la
ecuacion de Darcy desde su origen donde se define la caracteristica del medio poroso
que determina el movimiento de los fluidos, asi como las fuerzas que intervienen en el

movimiento de estos.

Posterior a ello el transporte de los hidrocarburos hasta la superficie sigue siendo el
objetivo final de todo pozo, por eso es necesario analizar como optimizar las caidas de
presion a lo largo del sistema integral de produccién ya que si bien siempre es necesario
que exista una caida de presion para generar produccion, estas deben ser tales que no
restrinjan el flujo o desperdicien la energia propia del yacimiento que bien puede ser

utilizada para incrementar la produccion.

Por dicha razon la herramienta conocida como analisis nodal se convierte en una ayuda
imperativa para aprovechar de manera éptima la energia, al elegir el aparejo mas
adecuado para una mayor produccién de hidrocarburos a una menor caida de presion

posible.

De igual forma como resultado del andlisis nodal llega un momento en la vida del
yacimiento y pozo donde este no es capaz de fluir de manera auténoma por lo que se
toma la decisién posterior a un estudio detallado de las caracteristicas de los fluidos y
facilidades de insumos donde se implementa el sistema artificial de produccion que mas
se ajuste a dichas caracteristicas para intentar incrementar al maximo posible la

produccioén.

Con la ejecucion de esta serie de pasos se pretende demostrar que son varias las
etapas que se realizan de manera habitual en todos los pozos las cuales en el momento
de su ejecucion se ven de manera individual y no de manera integral como dicta la
practica internacional y que con la realizacion de estas de manera integral con la debida

sensibilidad, la productividad del pozo aumenta de manera considerable.




CAPITULO 1

TIPOS DE TERMINACION DE POZO0S: CONVENCIONAL Y NO
CONVENCIONAL

1.1 Terminacion de pozos convencionales

La terminacion de un pozo es esencial para la productividad del mismo, ya que es la que
comunica el yacimiento con el pozo, por lo tanto es muy importante seleccionar la
terminacion que nos de la mayor productividad debido a las diferentes caracteristicas del
yacimiento, y evitar el dafio al pozo y al yacimiento. Hay diversos tipos de terminacion y
cada una satisface diferentes necesidades, por este motivo se da la siguiente

clasificacion, atendiendo a las condiciones del agujero:

e Terminacion en agujero descubierto

e Terminacidn con agujero revestido

e Terminacion con tuberia ranurada no cementada
e Terminacion sin tuberia de produccion (tubingless)

e Terminacion Inteligente

1.1.2 Terminacién en agujero descubierto

En esta terminacién la zona productora es perforada después de cementar la Ultima
tuberia de revestimiento o liner en la cima del intervalo productor, por lo tanto la
produccion sale directamente del yacimiento al pozo lo que causa ciertas ventajas y

desventajas al seleccionar este tipo de terminacion:
Ventajas:

e Esta terminacion es operacionalmente simple y de bajo costo
¢ El flujo hacia el pozo es a través de los 360°

e Buen acceso en formaciones naturalmente fracturadas




Desventajas:

e El enjarre puede afectar la productividad, a menos que se lave la zona

e La produccion tiene que pasar por cualquier zona dafiada

¢ No hay proteccion contra el colapso del pozo

¢ No se pueden aislar zonas

e Esta terminacion es para formaciones no deleznables (principalmente calizas y
dolomias)

e Problemas con los contactos gas-aceite y/o agua aceite

La terminacion de pozos en agujero descubierto se usa en una sola zona productora que
ademas esté bien consolidada o con un método de control de arena, como lo es el
empacamiento de grava y donde no haya problemas de contacto gas-aceite y/o agua-
aceite. Por lo general se utiliza en formaciones de baja presion donde el intervalo de

aceite es considerablemente grande.

Ultima TR 6 Liner
cementado

Cima del
intervalo
productor

Zona

Productora

Figura 1.1. Terminacion en agujero descubierto, destacando la cementacion de la TR en

la cima de la formacion productora.




1.1.3 Terminacion con agujero revestido

Después que la zona productora es perforada, una tuberia de revestimiento o liner es
introducida y cementada. Posteriormente se introducen pistolas las cuales son las que
hacen el conducto por medio de los disparos entre el yacimiento y el pozo. Estos
disparos deben de atravesar la tuberia de revestimiento, el cemento y preferentemente la
zona invadida del fluido de perforacion, asi se evitara que el flujo de hidrocarburos pase

por una zona dafiada que perjudicara su productividad.
Ventajas:

¢ No se necesita limpiar el enjarre

e Los disparos atraviesan la zona invadida

e Se pueden aislar zonas

e Se pueden producir varios intervalos de interés

e Buena integridad del pozo si es cementado adecuadamente

e Proteccion contra el colapso

e Se puede utilizar para cualquier formacion

e Control de pozos con problemas en contacto gas-aceite y/o agua-aceite

e Provee cierto control de arenamiento en el pozo

Desventajas:

e Mayor costo y operacionalmente mas flexible
e Mayor tiempo para poner en produccion el pozo
e Es menor el flujo del yacimiento al pozo

e Se genera un dafo adicional por los disparos




Tuberia de
revestimiento
de produccion § .

Figura 1.2. Terminacion con agujero revestido, destacando la TR de explotacion

cementada hasta unos metros debajo de la base del intervalo productor del yacimiento.

Esta terminacion nos brinda una mejor selectividad entre intervalos y fluidos producidos,
la Gnica condicion es lograr una buena cementacion entre el yacimiento y la tuberia de
revestimiento, ya que si esta, es inadecuada pone en peligro la integridad del pozo o

durante la vida del pozo.

Actualmente este tipo de terminacion es el mejor y mas usado, ya que ofrece mayores
posibilidades para efectuar reparaciones posteriores. Se utiliza también en problemas de
contacto gas-aceite y/o cuando hay diferentes intervalos productores ademas de que se

pueden probar las zonas de interés.




1.1.4 Terminacién con tuberia ranurada no cementada

Después de haber perforado el intervalo productor, se introduce una tuberia ranurada o
liner ranurado que se ancla por medio de un empacador cerca de la zapata de la tuberia
de revestimiento que por lo general se encuentra en la cima del intervalo productor. Esta
tuberia no es cementada, esto quiere decir, que no se necesitan pistolas para disparar la

zona productora.
Ventajas:

e Costo menor a la terminacion con agujero revestido

e El pozo queda en contacto directo con el yacimiento

e Elflujo es radial hacia el pozo a través de los 360°

e Buen acceso a las fracturas

e Las ranuras proveen cierto control de arenamiento en el pozo

e Elliner provee proteccion contra el colapso del pozo

e La zapata de la tuberia de revestimiento puede colocarse en la cima del intervalo
productor

e Se puede proveer aislamiento de zonas instalando empacadores entre el liner y la

formacion

Desventajas:

e El enjarre puede afectar la productividad a menos que se lave la zona
e La produccién tiene que pasar por cualquier zona dafiada
e Incrementa la dificultad en la estimulacién y el fracturamiento del pozo por no

tener control de la inyeccion de los fluidos en las paredes del pozo.

Este tipo de terminacidon nos permite aislar zonas del intervalo productor, instalando
empacadores entre el liner ranurado y la formacion asi podemos evitar problemas con

los contactos o conificacion de agua y/o gas. Ademas de ser una terminacidbn menos




costosa que la terminacion con agujero revestido también nos ahorra tiempo en poner en
produccion el pozo. Aqui se debera tener cuidado de que la formacidbn no sea
naturalmente fracturada, ya que de nada servira el poner los empacadores mencionados

(ECP), “external casing packers”.

Las desventajas mencionadas anteriormente se pueden eliminar, (el enjarre puede
eliminarse lavando bien la zona y el dafio por fluidos de perforacién se puede eliminar
por procesos de estimulacion) la principal debilidad de esta terminacion es el
fracturamiento y la estimulacién del pozo, ya que no se tiene un buen control en los

volimenes e inyeccion de los fluidos para dichos tratamientos.

Esta terminacion en conjunto con los empacadores hinchables nos proporcionan un
método efectivo y rapido de produccion, una de las ventajas es la reduccion del dafio a la
formacion, principalmente durante la cementacion de la TR si fuera el caso. Esto se
traducird en un aumento en el indice de productividad, ya que por medio del uso de los
empacadores hinchables se elimina la cementacion, y con la tuberia ranurada se evitan

los disparos hacia la formacion.

Estos empacadores hinchables trabajan por medio de la absorcién de hidrocarburos y/o
agua, mediante un proceso termodindmico en donde se presenta una atraccion entre
moléculas, lo cual causa que la estructura molecular cambie, ocasionando que el aceite

o agua forme parte de ella y expanda su volumen.

La funcion principal de estos empacadores junto con esta terminacidn, es proporcionar
aislamiento entre zonas, donde se puede evitar zonas fracturadas en las cuales se
pueda producir agua, o simplemente aislar contactos agua-aceite y/o gas-aceite,

realizando una explotacion selectiva.




Ultima TR 6 Liner
cementado

Empacador

Zapata

Liner
ranurado

Figura 1.3. Terminacién con Tuberia Ranurada no Cementada, cubriendo en su totalidad

el intervalo productor, tomando ventaja de tener todo el intervalo abierto a produccién.

1.1.5 Terminacidn sin tuberia de produccién (tubingless)

Este tipo de terminacién se puede realizar como cualquiera de las terminaciones antes
mencionadas. Pero a diferencia de las deméas esta terminacion se realiza como su
nombre lo indica sin tuberia de produccion, es decir que la produccion de hidrocarburos

es por la tuberia de revestimiento.
Ventajas:

e Costo inicial mucho menor que la terminacién con agujero descubierto

e Tiempo menor para poner en produccion el pozo




e Ahorro de tiempo en la perforacion del pozo

Desventajas

e Posible corrosion por fluidos producidos en la TR

e Poco eficiente para controlar el pozo en caso de algun descontrol, necesidad de
utilizar tuberia flexible.

e Dificultad para hacer reparaciones al pozo

¢ Dificultad para instalar algun sistema artificial de produccion, por los diametros tan

reducidos que se utilizan como tubingless.

La terminacion sin tuberia de produccion solo se usa en ciertas condiciones, ya que la
produccion fluye por la tuberia de revestimiento y si el hidrocarburo presenta algun
componente que favorece a la corrosion o simplemente arena en el flujo podria presentar
abrasion lo que debilitaria la tuberia y podria ocasionar fugas hacia otras formaciones lo
cual disminuiria la produccion e inclusive podria ocasionar la pérdida del pozo.
Generalmente este tipo de terminaciones se utiliza en yacimientos donde la vida del
mismo es relativamente corta, el hidrocarburo es limpio y no se requeriran sistemas

artificiales.
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Figura 1.4. Terminacion sin Tuberia de Produccién (Tubingless), donde la ultima tuberia

introducida tiene dos funciones: revestidor y produccion.




1.1.6 Terminacidn Inteligente

La terminacion inteligente es un sistema que se encuentra automatizado lo que permite
la obtencion, transmision y andlisis de los datos del yacimiento, con ello se toman
decisiones para optimizar la produccion, ciclos de inyeccion y control del pozo. La
principal ventaja obtenida de este tipo de terminacion es la capacidad de activar
remotamente el funcionamiento de los intervalos de manera independiente, mediante
lineas hidraulicas o eléctricas. La terminacion inteligente permite a su vez, un monitoreo

continuo del yacimiento y evaluacién de los intervalos individualmente.

Las terminaciones inteligentes fueron desarrolladas para incrementar la productividad de
los pozos y reducir el nimero de pozos necesarios para el desarrollo de un yacimiento
petrolero, asi como las intervenciones al pozo. La implementacién de sensores de fondo
permite al ingeniero la obtencion de informacién y controlar la inyeccién de fluidos. Su
aplicacion se inclina a la explotacion de campos con intervalos multiples ya que permite

la produccién simultanea de diversos intervalos
Ventajas

e Permite una produccién simultanea

e Menores tiempos de operacion

e Monitoreo continuo

e Automatizacion del Pozo

e Incremento del factor de recuperacién

e Se reduce al minimo el nUmero de intervenciones mayores al pozo

Desventajas

e Mayores Costos de Equipos
e Mayor Inversion inicial
e Operacién complicada

e Demasiados accesorios moviles forman parte de la terminacion
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Figura 1.5. Terminacion inteligente, destacando en esta, los accesorios introducidos en
el aparejo de produccidon que permiten activar actuadores desde la superficie donde se
pueden cerrar o abrir intervalos, sin necesidad de intervencidn externa de quipos, ya sea

tuberia flexible, linea de acero, etc.

1.2 Terminaciéon en yacimientos no convencionales

Debido a las caracteristicas petrofisicas de baja permeabilidad de estos yacimientos no
convencionales, el analisis y disefio de la terminacién y estimulacion de los pozos
comprenden una parte muy importante. Las propiedades de las rocas y la distribucion de
las fracturas naturales (de existir) dentro de los yacimientos de shale tienen gran
implicacidbn en su estimulacién y recuperacion, y ha de ubicarse su direccion para

interceptarlas con los pozos.

Para su explotacion y debido a sus muy bajas permeabilidades, menos de 0.1 md es

necesaria la creacion de fracturas mediante el proceso de fracturamiento hidraulico, en el




cual se bombean agua, arena y otros elementos para generar un conjunto de fracturas

multiples y mantenerlas abiertas.

Se necesitan fluidos especiales que ayudan al disefio y longitud de la red de fracturas,
aditivos especiales y enormes volimenes de agua se bombean a la formacién desde

pozos horizontales que se perforan para alcanzar las éptimas longitudes horizontales.

En la estimulacion del pozo mediante un fracturamiento hidraulico, se emplean fluidos
gue son inyectados a presiones mayores que la presion de fractura de la formacién que
se quiera explotar a través del pozo. Por lo cual se resalta la seguridad del pozo a través
de la instalacién de tuberias de revestimiento adicionales para proteger a los acuiferos
de alguna contaminacién que se pueda generar de una fuga a través de la tuberia. La
profundidad media de los acuiferos es menor a 500 metros, mientras que la de los pozos

de shale oscila entre los 1,500 m y los 3,000 m.

Acuifero entre 200y 800 m Pozo deagua

Mantos freaticos de
agua dulce, protegidos
con TR superficial

TRintermedia

Distancie & l= zone productora de
shale ge< 2 000 & 3,000m

Figura 1.6. Mostrando una terminacion de un pozo horizontal con fracturamiento multiple.

También se realizan pruebas de integridad de presion de pozo antes de efectuar las
operaciones de estimulacion por fractura, mediante pruebas hidraulicas y registros de
cementaciéon de pozos para comprobar la integridad mecanica antes de realizar el
fracturamiento esto con el fin de prevenir migraciones. Las pruebas en la integridad de la

tuberia de revestimiento, pueden detectar a tiempo anomalias disminuyendo el potencial




de accidentes y el riesgo al medio ambiente. Una vez aislado el pozo y sellado
herméticamente, sin comunicacién con las formaciones y el manto freatico a 1,000 —
1,400 metros de la zona de produccion del shale gas/oil, es posible realizar el trabajo de
fracturamiento hidraulico sin ocasionar dafios en el subsuelo. Es aqui cuando se procede

a la inyeccion de los elementos para hacer el fracturamiento hidraulico maltiple.

El proceso para continuar con la terminacion del pozo, una vez cementada la TR de

explotacion, es el siguiente:
1. El equipo de perforacion se desmantela y retira de la localizacién.

2. Una vez que se han analizado totalmente los registros procedentes, de las muestras
extraidas del propio pozo, se define un programa de estimulacion hidraulica y se instala

el equipo necesario.

3. La estimulacién hidraulica tiene el objetivo de generar fracturas dentro de la formacién
rocosa constituida principalmente por lutitas. Estas fracturas se mantienen abiertas
mediante un agente apuntalante a fin de proporcionar vias para que los hidrocarburos
fluyan hacia el pozo y crear la capacidad de flujo y el cambio de la geometria de flujo y el

aumento de la productividad del pozo.

4. Después de una prueba de corta duracién se limpia el pozo con la atenciéon que puede
implicar la quema controlada de parte del gas natural presente en el pozo, el equipo se
retira para ser puesto a producir, ya que el pozo esta limpio.

En general las terminaciones en una formacion no convencional de lutitas pueden ser en
agujero descubierto o agujero entubado y cementado. Dichas terminacion deberan ser
seleccionadas en funcion de las caracteristicas de materia organica, madurez y
fragilidad de la Iutita y del area en especifico; de su sensibilidad respecto a la
profundidad; de la complejidad de los requerimientos de la operacion; de la capacidad de
descarga de fluido del pozo; de si es necesario un sistema artificial de produccion; y la
mas importante, de la compatibilidad de los fluidos a inyectar con los de la formacién en

la operacion de fracturamiento multiple.




Operaciones clave en el Fracturamiento Tapon y disparo Camisas Hydrajet-Tapones de arena

Hidréulico deslizables
Intervalos 30 30 30
Tiempo de perforacion/etapas y/o tiempo de 4 0.1 0.5

movimiento de BHA (hrs)

Total de perforaciones/tiempo de movimiento 40 3 15
(hrs)

Namero de intervalos/etapas 3 1 1
Gasto de tratamiento (bls/min) 60 60 20
Volumen total de fluido (gal) 1,500,000 1,500,000 1,500,000
Volumen total de apuntalante (Ibm) 1,500,000 1,500,000 1,500,000
Tiempo total de bombeo (hrs) 10 10 31
Potencia hidraulica (HP) 30,000 30,000 15,000
Tiempo total del método de fractura (hrs) 50 14 45
Tiempo de limpieza final del fondo del pozo (hrs) 70 0 0

Tabla 1.1. Operaciones que forman parte de un fracturamiento mdailtiple donde se
destacan los principales pasos operativos que llevan a la conclusion de los trabajos de

un fracturamiento multiple.
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Figura 1.7. Ejemplo de una terminacion en yacimientos no convencionales (shale oil),
utilizando empacadores para agujero descubierto en cada etapa fracturada, esto en la

seccién horizontal del pozo.




1.3 Terminaciones por Regiones en México

A continuacion se muestra ejemplos de terminaciones tipo que se realizan en los

diferentes campos petroleros de México, y por ende en las diferentes regiones de

México, las cuales por sus caracteristicas de produccion de fluidos y localizacion

geografica se pueden dividir en:

Burgos

Poza Rica-Tampico
Veracruz

Agua Dulce-Sur
RMNE y RMSO

No Convencionales (Chicontepec-Shale gas)

1.3.1 Regién de Burgos

Ubicacioén
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Figura 1.8. Ubicacion de la Cuenca de Burgos, localizada al NE del pais, destacando

como una region de produccion de gas no asociado, principalmente, en los estados de

Tamaulipas, Nuevo Ledn y Coahuila.
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e Principales campos de la Cuenca de

Burgos

Mision, Cafdn, Reynosa, Trevifio, Brasil, 18

marzo, Fortuna, Primavera, Benavides, San
Bernardo, Pefla Blanca, Arcabuz, Culebra, Santa

Rosalia, Arcos, Oasis, Corindén, Pandura, etc.

Figura 1.9. Campos dentro de la Cuenca de Burgos, destacando tres franjas principales

como productoras de gas no asociado: Paleoceno, Eoceno y Oligoceno.




Terminacion tubingless en el campo Culebra dentro de la Cuenca de Burgos

Cabezal: 95/8"x 7" x 3 %"

i
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Figura 1.10. Terminacién Tubingless en un pozo dentro de la Cuenca de Burgos,
destacando la terminacion del pozo con TP de 3 2" cementada a 2070 m en el campo

Culebra.

La Cuenca de Burgos es productora en México de gas no asociado, del Paleoceno,
Eoceno y Oligoceno, dependiendo de la ubicacion geografica de sus campos, en general
se puede decir que las formaciones se comportan como un tigh gas donde prevalece la
baja permeabilidad de sus yacimientos, por lo que es necesario aparte de una geometria

tubingless de sus pozos, realizar un fracturamiento hidraulico convencional por medio de




inyeccion de fluidos base agua y apuntalante, con lo cual es la forma de poder obtener

produccion comercial de gas no asociado de estos campos-pozos.

1.3.2 Regién Norte

\
W

REGION SUR

M

Figura 1.11. Ubicacion de la Region Norte, se puede decir que es la region petrolera de
México con mayor extension territorial, siendo su limite inferior al Sur de la Republica
Mexicana, cercano a los limites con el Activo Cinco Presidentes de la Region Sur y la

Cuenca de Burgos también forma parte de la Region Norte.

Destacan en esta regidbn como campos productores de aceite que forman parte del
Activo denominado Poza Rica Altamira, estando localizados sus yacimientos en la
cuenca geoldgica, denominada Tampico Misantla. Los yacimientos de este Activo son
productores principalmente de aceite, y la principal formacion es de caracteristicas de

carbonatos, ya sea el Cretacico y el Jurasico.
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Figura 1.12. Campos del Activo Poza Rica Altamira, destacando en color rojo la famosa
Faja de Oro terrestre y marina que produce de formaciones carbonatadas de ambiente
de deposito Arrecifal, mencién importante para los campos que producen de la

formaciones Cretacico Tamabray Jurasico Superior San Andrés.

Terminacion Campo Faja de Oro

TR133!8"545ID1’ﬂJ—55J 110 mis

312 mis
TR 9 5/8" 38 Ib/ft J-55

TP 2 7/8" 6.4 Ib/ft N-808 HRR

775.98 mis
Camisa deslizable 2 7/8" 6.4 |b/ft
785.54 mts

Nipple Asiento
787.08 mis

SwellPacker 3 1/5" x 5 3/4" x 3"
826 mts

TR 7" 26 Ib/ft N-80

TP 3 1/2 9.2 Ib/ft N-80 VAM TOP 850.44 mis

SwellPacker 3.5/5.75x3
SwellPacker 3 1/5" x 5 3/14" x 3"

881 mts

Figura 1.13. Terminacion con Agujero Descubierto Pozo Temapache 205, productor de la
formacion el Abra de ambiente de depdésito Arrecifal y con un gran empuje hidraulico que

mantiene la presion original del yacimiento.




Este pozo se terminé en agujero descubierto, cementando la TR de 77 a 826 m, que
seria la entrada o cima de la formacion productora el Abra, el aparejo de produccion se
compone TP 2 7/8”, camisa deslizable, niple de asiento, empacador inflable en la base
de 1aTR7”, extension de TP 3 2" dentro del agujero descubierto de 826 a 881 m con

empacador inflable a 859.4 m.

Por lo general las terminaciones que se efectan en estos campos del Activo Poza Rica
Altamira son con agujero entubado, cementado y disparos, pero se puede resumir como
una terminacion sencilla con empacador, destaca aparte la terminacién en la formacion
Cretacico el Abra, donde generalmente los pozos son terminados o fueron terminados en

agujero descubierto.

1.3.3 Provincia Petrolera de Veracruz

Ubicacioén

Figura 1.14. Ubicacion de la Cuenca de Veracruz, en el oriente de México, quedando
comprendida principalmente en el Estado de Veracruz y extendiéndose hacia la actual
plataforma continental del Golfo de México, actualmente estd cuenca es reconocida
como productora de gas no asociado, con produccién de hidrocarburos comerciales




proveniente de formaciones a nivel Terciario principalmente y también, pero en menor

importancia a nivel Mesozoico.

Campos del Activo Integral Veracruz, destacan actualmente los campos: Cocuite,
Angostura, Mirador, Copite, Matapionche y Mecayucan, estos ultimos tres campos
productores de aceite en rocas calizas Cretacicas y los ultimos descubrimientos en

campos terciarios como, Playuela, Lizamba, Vistoso, Apertura, Arquimia y Papan.
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Figural.15. Campos Activo Integral Veracruz, en el oriente de la Republica Mexicana.

El historial de las terminaciones en esta provincia ha sido principalmente una terminacion
sencilla con empacador y agujero revestido y cementado, en algunos campos a nivel
terciario se ha tenido que utilizar cedazo o gravel pack para control de arena.
Ultimamente se ha realizado terminaciones conocidas como tubingless, estas principales

en yacimientos de gas seco.




Ejemplo de Terminacion de pozos reciente-actual en el Activo Integral Veracruz

TROGE", JL55 36 LESFET, BOH 25 m
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PT 3034m

Figura 1.16. Terminacion tubingless Pozo Antares 87, con TP 3 2" como revestidor y

tuberia de produccion.

Aunqgue tradicionalmente en el Activo Veracruz se realizaron terminaciones sencillas con
empacador y TR de explotacidbn cementada, a Ultimas fechas se han implementado

terminaciones tubingless en campos de gas seco principalmente.

Se presenta como ejemplo la terminacion tubingless, con TP 3 2" cementada a la

profundidad de 3028 m, destacando la sencillez y economia de la técnica de terminacion.

1.3.4 Regién Sur

La Region Sur  de Petroleos Mexicanos, actualmente esta constituida por cuatro

Activos: Bellota-Jujo, Cinco Presidentes, Samaria-Luna y Macuspana-Muspac.

Recientemente ha destacado por su actividad el Activo Cinco Presidente, habiendo

tenido incrementos de produccion hasta de 70 mil barriles por dia de aceite en los




altimos afos. Los Activos como Samaria-Luna y Bellota-Jujo, su produccion actual
proviene de yacimientos de hidrocarburos localizados a nivel Cretacico, destacando
principalmente terminaciones sencillas con empacador y TR de explotacion o TR corta

cementadas.

Los Activos Cinco Presidentes y lo campos de Macuspana producen principalmente de
yacimientos del Terciario y los campos de Muspac de yacimientos del Cretécico y

Jurasico.

Destaca en la Region Sur, el Complejo Antonio J. Bermudez, localizado en estado de
Tabasco, a 17 km al NW de la ciudad de Villahermosa, Tabasco, este complejo esta
integrado por los campos: Samaria, Cunduacéan, iride y Oxiacaque, cuya explotacion
inicio en mayo de 1973 con la terminacién del pozo Samaria 101, productor de aceite

ligero de 29 grados API.

Las terminaciones tipo en el complejo A.J. Bermldez se puede afirmar que son del tipo
sencilla con empacador y consta de los siguientes accesorios: TP 3 2" 0 4 %", camisa
deslizable, tramos de TP 3 '2” o 4 %", tope localizador, empacador permanente y
extremo del aparejo o tubo cola. La TR de explotacion generalmente es una TR corta de

5”, ver figura 1.17.
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Figura. 1.17. Aparejo de terminacion del Complejo A. J. Bermudez.




Terminaciones en el Activo Cinco Presidentes
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Figura 1.18. Ubicacion Activo Integral Cinco Presidentes en el Sureste de México, dentro
de la Provincia del Sureste, quedando comprendida principalmente en la Cuenca Salina
del Istmo, limita al Sur con la Sierra de Chiapas, al W con la falla del Istmo que la separa
de la Cuenca de Veracruz y al Este con la falla de Comalcalco. Su centro administrativo

se localiza en la ciudad de Agua Dulce, Veracruz.

Ejemplo de terminacién de pozos en el Activo Cinco Presidentes, el campo Rabasa.




Figura 1.19. Ubicacion Campo Rabasa, en el Activo Cinco Presidentes, dentro del
municipio de Agua Dulce, Veracruz, a 4 km al SE del pozo Rabasa 1y 25.4 km al SE de

Coatzacoalcos, Veracruz.

La produccion en este campo proviene principalmente de yacimientos de hidrocarburos a
nivel Terciario, localizados en sedimentos del Mioceno Inferior y del Mioceno Medio. Se
obtuvo en el pozo Rabasa 101 una produccién inicial de 1867 bpd de aceite de 27

grados APl y 1.2 mmpcd de gas natural.

Terminacion Campo Rabasa

Estado mecanico actual

Figura 1.20. Terminacion sencilla con empacador, produciendo por T.P. y por T.R.

Campo Rabasa 142.




1.3.6 Regién Marina Noreste

Se encuentra ubicada en el Sureste del pais, e incluye parte de la plataforma continental
y el talud del Golfo de México. Abarca una superficie de mas de 166 mil kildmetros
cuadrados y se localiza dentro de aguas territoriales nacionales, frente a las costas de
Campeche, Yucatan y Quintana Roo, su ubicacion geografica se muestra en la Figura
1.21.

Superficie: 166,000 km'
LIMITE DE LA ZONA
ECONOMICA EXCLUSIVA

REGION MARINA SURCESTE |

REGION MARINA NORESTE

Superficie Total: 518,390 km* YUGATAN caleti

QUINTANA-
CAMPECHE "o

VERACRUZ  TABASCO .

Figura 1.21. Ubicacion geogréfica de la Region Marina Noreste, la cual comprende las
aguas territoriales dentro del Golfo de México, frente a las costas de Campeche, Yucatan

y Quintana Roo.

La region esta organizada con dos activos de produccion, denominados: Cantarell y Ku
Maloob Zaap. La RMNE es productora principalmente de aceite pesado de 22 grados

API principalmente, destacando los campos del Complejo Cantarell y Ku Maloob Zaap.
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Figura 1.22. Activos Region Marina Noreste, localizados en el Golfo de México, hacia la
porcién occidental de la Peninsula de Yucatan y frente a los estados de Campeche y
Tabasco, aproximadamente a 80 km de la costa.

Terminacion Region Marina Noreste
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Figura 1.23 Terminacion Tipo Cola Extendida Pozo Zaap-50




En la Figura 1.23 podemos se observa una terminacion del Tipo Cola Extendida
correspondiente al Pozo Zaap 50 que consta de un empacador, Liner ranurado de 7 5/8”
desde los 3087 md hasta los 3745 md de igual forma contiene un tramo de T.P. de 3 1/2”
a una profundidad de 3300 md.

1.3.7 Regién Marina Suroeste

Esta region se encuentra en el sureste del pais, dentro de la plataforma y talud
continental del Golfo de México, abarca una superficie de 352,390 kil6metros cuadrados
y esta limitada por los estados de Veracruz, Tabasco y Campeche en la parte Sur, por la
RMNE en la direccién este, al norte por las lineas limitrofes de aguas territoriales y al
oeste por el proyecto de aguas profundas Golfo de México A de la Regidén Norte, la figura

1.24 muestra la ubicacion de la RMSO.
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Figura 1.24. Ubicacion Region Marina Suroeste




Campos Region Marina Suroeste
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Figura 1.25. Presenta la localizacion de los campos descubiertos y productores de la
RMSO.

La figura 1.25 muestra los campos de la RMSO, los cuales producen principalmente
aceite de muy buena calidad, aceites ligeros, destacan los campos Abkatun, Pol, Chuc

al NE de la regién y SW los campos Och, Uech y Kax.

Ejemplo de terminacion de pozos en la RMSO, mostrando un pozo del campo Kab, el

cual por sus caracteristicas de la formacion fue terminado con tuberia ranurada de 5”.
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CAPITULO 2
DANO A LA FORMACION

2.1 Definicion

Es la pérdida de productividad o inyectabilidad parcial o total y natural o inducida de un
pozo resultado de un contacto de la roca con fluidos o materiales extrafios o de un
obturamiento de los canales permeables asociados con el proceso natural de

produccioén.

Es importante sefialar que en condiciones normales de los pozos, sobre todo en su
terminacion, la zona de la formacion vecina a la pared del pozo se encuentra dafiada
debido a los trabajos de perforacion misma, a la cementacion de tuberias y al conjunto
de operaciones requeridas para poner al pozo a producir e incluso a la misma actividad

de produccién del pozo.

En condiciones reales, es comun que exista una caida de presion ocasionada por el
factor dafo. Van Everdingen y Hurst (1953), introdujeron el concepto de factor de dafio
(S) de la formacién después de observar que para un gasto dado la presion de fondo
fluyendo medida en el pozo era menor que la calculada teéricamente lo que indicaba que

habia una caida de presion adicional a la calculada te6ricamente.

La figura 2.1 presenta lo comentado lineas arriba, destacando la figura 2.1-b

principalmente.
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Figura 2.1. Condiciones esquematicas del flujo Darcy en un yacimiento radial circulado.
Donde:

q = gasto (bpd)

k = permeabilidad (md)

h = espesor neto (ft)

Pws = presion de fondo estatica (psi)

Pwf = Presion de fondo fluyendo ideal (psi)

u = viscosidad dinamica (cp)

1, = radio de drene (ft)

1, = radio del pozo (ft)




Ademas se encontré que esta caida de presion adicional era independiente del tiempo;
atribuyéndola a una pequefa zona de permeabilidad reducida alrededor del pozo a la

que se denomind zona dafiada o zona invadida.
“‘EFECTO SKIN”, S, por Everdingen y Hurst:

Dada por:

qu
APs = —_
5= 2nkh

Donde:

APs = caida de presion debida al dafio (psi)
q = gasto (bpd)

u = viscosidad dinamica (cp)

k = permeabilidad (md)

h = espesor neto (ft)

De donde:

Pwf (ideal) = %s + Pwf(real)

Substituyendo Pwf (ideal) se tiene:

_ 2mkh(Pws — Pwf (real))
u(n (1=) +5)

El dafio a la formacion puede ser causado por procesos simples o complejos,
presentandose en cualquiera de las etapas de la vida de un pozo. En estas
intervenciones a los pozos la fuente del dafio la propicia el contacto e invasion de

materiales extrafios en la formacion. Durante el proceso natural de produccion de los




pozos, puede originarse también el dafo, al alterarse las caracteristicas originales de los

fluidos del yacimiento o de los minerales que constituyen la roca.

2.2 Mecanismos de Formacion de Daino

2.2.1 Reduccidén de la Permeabilidad Absoluta de la Formacién.

Esto puede presentarse Unicamente por particulas solidas depositadas en tales espacios
o al aumento del volumen del material sélido que compone la roca. Dependiendo de su
tamafo, las particulas sélidas pueden invadir los conductos porosos quedandose

atrapadas en los poros, en sus interconexiones o en fisuras naturales o inducidas.

Estas particulas solidas pueden provenir de los fluidos de control, de las lechadas de
cemento, de los recortes de la barrena o estar presentes en la propia formacion.
Independientemente de como se cause la reduccion del espacio vacio, esta afecta
considerablemente la permeabilidad de la roca, proporcionando una disminucion dréstica
tanto en la porosidad como en el radio medio de los conductos porosos y en

consecuencia un decremento en la permeabilidad absoluta de la roca.

2.2.2 Reduccién de la permeabilidad relativa.

Este fendmeno puede ser ocasionado por el incremento de la saturacion de agua cerca
de la pared del pozo, como resultado de una alta invasion de filtrado o simplemente por
la conificacion o digitaciéon del agua de formacién, depende del incremento en la
saturacion de agua y el radio de invasion. También el filtrado puede formar un bloqueo
por agua. Si el filtrado contiene surfactantes usados en los fluidos de perforacion,
terminacion o reparacion, se puede cambiar la mojabilidad de la roca, y como resultado
se puede reducir la permeabilidad relativa al aceite, ademas de alterar la permeabilidad.

La geometria de los poros, asociada con el area superficial, afecta a los cambios de

permeabilidad relativa; al disminuir el volumen de los poros con las particulas




transportadas dentro del yacimiento, se aumenta su area superficial, por lo tanto las
posibilidades de aumentar la permeabilidad relativa al agua aumentan con el incremento

de la saturacién de agua, dejando menor espacio disponible para el flujo de aceite.

2.2.3 Alteracion de la mojabilidad de la roca

Esta comprobado que un medio poroso mojado por agua facilita el flujo del aceite. Los
fluidos que invaden la formacién pueden tender a dejar la roca mojada por aceite, lo cual
redunda en una disminucion en la permeabilidad relativa al mismo.

Esto es causado generalmente por surfactantes de tipo catidnico o no-ibnico, contenidos
en los fluidos de perforacion, cementacion, terminacion, limpieza y estimulacion. Este
efecto produce una reduccion en la permeabilidad relativa a los hidrocarburos, hasta en

un 50%, pudiendo ser mayor en las rocas de mas baja permeabilidad.

Los cambios de mojabilidad pueden ser causados por los tratamientos quimicos que
contienen inhibidores de corrosion o inhibidores de incrustaciones. Es una reduccion en
la permeabilidad efectiva o relativa al aceite debido al incremento en la saturacion de

agua en la vecindad del pozo (figura 2.2).

Los fluidos perdidos o inyectados en la formacion pueden ser incompatibles con los
hidrocarburos, el agua congénita (es el agua que tiene el yacimiento cuando este se

descubre, agua original) de la formacion o los minerales de la formacion.

La incompatibilidad de los fluidos puede ser probada en el laboratorio usando los fluidos

involucrados.
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Figura 2.2. Permeabilidad relativa del agua y del aceite en funcién de la saturacién de
estos, donde se puede observar que al aumentar la saturacién de agua, dificulta la

movilidad del aceite.

2.2.4 Alteracidén de la Viscosidad de los Fluidos.

Ocurre debido a incompatibilidad de los fluidos que invaden la roca con los fluidos de
formacion pudiéndose crear emulsiones estables. Las emulsiones se forman cuando el
filtrado inyectado hacia la formacién se mezcla con los fluidos contenidos en esta (agua y

aceite).

Los surfactantes, en union con solidos finos, tales como las arcillas de formacion o del
fluido de perforacibn o particulas de hidrocarburos sélidos, tienen la tendencia de

estabilizar estas emulsiones.

También la mojabilidad del yacimiento y de las particulas transportadas son factores
importantes para la estabilidad de la emulsion, y de estas también depende la fase

continua de dichas emulsiones. Las formaciones mojadas por aceite, tienen la tendencia




a formar emulsiones mas estables y de viscosidades mas altas que las mojadas por

agua.

Adicionalmente cuando los hidrocarburos son producidos, los cambios de presion y
temperatura al dirigirse estos al pozo, pueden ocasionar cambios en su constitucion, por

perdida de ligeros o precipitacion de material asfaltico o parafinico.

Esto promovera una mayor viscosidad de los fluidos ademas de la propension a formar

emulsiones y verdaderos depdésitos semisoélidos alrededor de la pared del pozo.

2.3 Tipos de dafio

2.3.1 Dafio por invasion de fluidos.

La principal fuente de dafio a la formacion es el contacto de area con fluidos extrafios a
esta, los fluidos mas comunes son: fluidos de perforacion, cementacién, terminacién o

reparacion, asi como también, los fluidos de limpieza y estimulacion (figura 2.3).

El radio de invasién de un fluido en la formacion, depende de: volumen perdido, la
porosidad y permeabilidad de la formacion y de su interaccién con los fluidos contenidos

en la formacién o con los componentes mineralégicos de la roca.

En ausencia de estos dos ultimos efectos, un mismo volumen de fluido perdido tendra
mayor penetracion en la formacién en zona de baja porosidad que en las zonas de alta
porosidad; la penetracion de fluidos extrafios a la formacion cominmente es de 2 pies,

aun cuando en algunos casos pueden llegar hasta 10 pies o mas.
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Figura 2.3. Dafio por invasion de fluidos, particularmente ocasionado por el filtrado del
lodo de perforacion, asi mismo indicando un taponamiento ocasionado por solidos del

lodo y el cemento.

La severidad del dafio que ocurre por la invasion de fluidos depende de la composicion y
sensibilidad de la formacion a los mismos y de las propiedades petrofisicas de la
formacion; la fuente es la propia perforacion del pozo; el lodo de perforacién forma un

enjarre en las paredes del pozo, debido al filtrado de fluidos.

Este filtrado continla aun cuando el enjarre ya esta formado, con una velocidad mucho
mas baja; el volumen de filtrado y consecuentemente su penetracion en la formacion,
depende en gran medida del tipo de lodo, el tiempo de exposicidbn y la presion

diferencial.

En forma similar se tiene la invasion de fluidos al cementar, reparar, estimular, o en
procesos de inyeccion de agua. La principal fuente de dafio a la formacion es el contacto
de area con fluidos la invasion de fluidos en la formacién causa los siguientes tipos de

dafio.

m
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2.3.2 Daiio por blogueo por agua.

La invasion de los fluidos base agua propicia que localmente en la vecindad del pozo se
promueva una alta saturacion de la misma, con la consecuente disminucién de la
permeabilidad relativa a los hidrocarburos; el bloqueo por agua no debe considerarse
como el mismo dafio que el hinchamiento de arcillas, aun cuando los dos pueden ocurrir

simultdneamente (figura 2.4).

Este bloqueo se ve favorecido por la presencia en el sistema poroso de arcillas como la
illita, ya que su forma propicia una mayor area mojada por agua, incrementando la
adsorcion de ésta a las paredes de los poros, por ende aumentando las fuerzas

retentivas en la formacion.

Figura 2.4. Se observa un bloqueo hacia el aceite por parte del agua que bien podria ser
provocado por una disminucién relativa al hidrocarburo debido al incremento de la

saturacion de la misma.




2.3.3 Dafio por bloqueo de aceite.

Cualquier fluido base aceite que invada yacimientos de gas, especialmente en zonas de
baja permeabilidad, causaran reducciones considerables en la permeabilidad relativa del
gas. Este problema es mas grave que en el caso de bloqueo de agua, dado la mayor
viscosidad del fluido que invade la formacion (figura 2.5).

La reduccion en la permeabilidad efectiva o relativa al aceite debido al incremento en la
saturacion de aceite en la vecindad del pozo. Incrementa la viscosidad del fluido en la

formacion.

Figura 2.5. Dafio por bloqueo de aceite que es producto del incremento en la saturacién
de este, imposibilitando el flujo debido al aumento en la viscosidad del fluido en la

formacion.

2.3.4 Dafio por blogueo de emulsiones

La invasiéon de fluidos puede entremezclarse con los fluidos en la formacion pudiendo
formar emulsiones. Estas emulsiones tienen alta viscosidad, particularmente las




emulsiones de agua en aceite. Filtrados con alto pH de lodos o lechadas de cemento
pueden emulsificarse con aceites de formacion.

Estas emulsiones si no son estables no generan dafio a la formacion. Sin embargo
algunas emulsiones son estables por la presencia de agentes activos de superficie
(surfactantes, contenidos en los fluidos de invasibn o en los del yacimiento).
Adicionalmente la presencia de las particulas finas y otros solidos ayuda a la

estabilizacion de las emulsiones.

2.3.5 Dafio por cambios de mojabilidad.

Como se menciond anteriormente un medio poroso mojado por agua facilita el flujo del
aceite. Los fluidos que invaden la formacion pueden tender a dejar la roca mojada por
aceite lo cual disminuye la permeabilidad relativa al mismo. Este efecto produce una
reduccion en la permeabilidad relativa a los hidrocarburos hasta en un 50% pudiendo ser
mayor en las rocas de mas baja permeabilidad.

2.3.6 Dafio por invasion de sélidos.

Los solidos en diferentes variedades de tamafios pueden ser facilmente trasportados
hacia el yacimiento durante la etapa de formacion de enjarre. Los sélidos mas grandes
pueden formar puentes en la parte inferior de la pared del pozo, estos pueden
depositarse entre los granos de la roca, cerca de zonas con barreras verticales, haciendo

imposible su remocion.

Los sélidos pequefios pueden formar enjarres mintsculos dentro del sistema de poros,
iniciando un sistema de taponamiento muy efectivo; sin embargo esto puede eliminarse
parcialmente con el flujo a contracorriente y con el uso de particulas mejor distribuidas,

gue permiten una formacién mas rapida del enjarre en la pared del pozo.

El efecto de taponamiento durante la formacion del enjarre, no va mas alla de 5 a 8 cm.

dentro del yacimiento; el uso de polimeros para reducir el filtrado, es de gran ayuda,




pues permite formar el enjarre rapidamente y provee de un medio filtrante muy efectivo al
enjarre, disminuyendo la cantidad de solidos acarreados hacia la formacion durante el

tiempo de exposicion del yacimiento con el fluido en uso.

Es el mas comun tipo de dafio ya que se debe al obturamiento del sistema poroso
causado por los componentes solidos de los fluidos de perforacion, cementacion,
terminacion, reparacion o estimulacion. Estos materiales solidos estan constituidos por

arcillas, barita, recortes de la barrena, etc. (figura 2.6).

Los solidos que invaden la formacion pueden ser compresibles e incompresibles, siendo
que los primeros penetran mas por su facilidad a deformarse ajustarse a la forma y
tamafo de las restricciones de los poros. Dependiendo del tamafio, comportamiento y
tipo de sdlidos, estos pueden removerse en contraflujo, sin embargo muchas veces no

es posible alcanzar ciertas presiones diferenciales y el dafio puede ser mas severo.

Si los sélidos que invaden la formacién son particulas pequefias como arcillas, éxidos,
precipitaciones de solidos dentro de la formacion pueden tener penetraciones mas
profundas sobre todo en formaciones mas permeable, ocasionado obturamientos mas

dificiles de remover.




Material Organico Migracion de Finos

Figura 2.6. Dafio por invasion de solidos donde se observa a la izquierda la invasion por
material organico por ejemplo asfaltenos o parafinas. Y del lado izquierdo el blogqueo

debido a materiales finos.

Adicionalmente las pérdidas de volimenes considerables del lodo de perforacidén u otros
fluidos sucios, a través de fisuras, cavernas o fracturas inducidas, propician invasiones

considerables de solidos a la formacion, siempre dificiles de remover.

2.3.7 Dafio asociado a la produccién.

La produccién de los pozos propicia cambios de presion y temperatura cerca de la pared
de pozo o en ella. Estos cambios conducen a un desequilibrio de los fluidos de agua, gas
y/o aceite, con la consecuente precipitacién y depdsitos de sélidos organicos (asfaltenos

o parafinas) y/o sélidos inorganicos (sales).

Otra fuente comun de dafio asociado con el flujo de los fluidos de la formacién al pozo es
la migracion de los finos (silicatos principalmente), sobre todo en formaciones poco
consolidadas o mal cementadas propicia el obturamiento de los canales porosos

conduciendo al dafio de la formacion.




Blogueos emulsiones v/o agua

Figura 2.7. Debido a la produccion es posible generar la migracién de finos en
formaciones consolidadas y con cementaciones deficientes o incluso debido a

emulsiones generadas por el cambio de condiciones en la vecindad del pozo.

Este dafio generalmente se localiza en la formacién cercana a la pared del pozo y en los
tuneles de los disparos. También otro dafio que esta asociado con la produccion es el
blogueo de agua o gas por su canalizacién o conificacion reduciendo la produccion de

aceite, e incluso llega al grado de dejar de fluir.

2.4 Operaciones en el pozo que causan daiio.

2.4.1 Perforacién

Desde que la barrena entra a la zona productora hasta que se alcanza la profundidad
total del pozo, esta zona expuesta a lodos de perforacién y operaciones diversas, que
afectaran fuertemente la capacidad de produccion del pozo; cuando se perfora a través
de la zona productora, la calidad del fluido de control y la presion diferencial ejercida

contra la formacién son criticas.




El dafio y su efecto en la productividad del pozo resultan de la interaccion del filtrado del
lodo con los fluidos y minerales que contiene la roca y de la invasion de solidos tanto del

propio fluido de perforacion como de los recortes de la barrena.

2.4.2 Cementacidn

Durante la cementacion de la tuberia de revestimiento, al bajar esta puede causarse una
presion diferencial adicional contra las zonas productoras, comprimiendo el enjarre y
aumentando las posibilidades de pérdida de fluidos. Las lechadas de cemento también
producen un alto filtrado y los propios sélidos pueden invadir la formacion.

Los fluidos lavadores y espaciadores, y otros productos quimicos contenidos en la propia
lechada de cemento, utilizados normalmente durante la cementacién, pueden ser fuentes

potenciales de dafio a la formacion.

Los filtrados de lechadas con pH elevado, son particularmente dafinos en formaciones
arcillosas, adicionalmente al entrar en contacto con salmueras de la formacion de alta

concentracion de calcio, pueden provocar precipitaciones de sales.

2.4.3 Terminacién y Reparacién

Durante la terminacion del pozo se llevan a cabo varias operaciones, como son: control,
recementaciones, limpiezas del pozo, asentamiento de aparejo de produccion,
perforacién o disparo del intervalo a explorar e induccion del pozo a produccién.

El control del pozo y la recementacion de tuberias propician la inyeccion forzada de
fluidos y sélidos. Si el asentamiento del aparejo de produccion se lleva a cabo después
de haber sido perforado el intervalo de interés, pueden ocurrir pérdidas de fluido de

control, agravandose si este fluido contiene sélidos.




2.4.4 Produccién

Los intervalos disparados son susceptibles de ser taponados por sélidos (arcillas y otros
finos) que emigran de la formacién al ser arrastrados por el flujo de fluidos al pozo; en
formaciones de arenas poco consolidadas este problema es mayor. Si el yacimiento esta

depresionado, sera mucho mas facil dafiar la formacion con estos sélidos.

Durante la produccién de un pozo pueden originarse cambios en la estabilidad de los
fluidos producidos, pudiéndose propiciar precipitaciones organicas (asfaltenos y/o
parafinas) o inorganicas (sales) con el consecuente obturamiento del espacio poroso y el

dafo a la formacion.

Asimismo en pozos de gas pueden ocurrir fenédmenos de condensacion retrégrada que
ocasionan blogueos de liquidos en la vecindad del pozo. En ocasiones es necesario usar
productos quimicos para inhibir precipitaciones o corrosion, su efecto puede alterar las

condiciones de mojabilidad de la roca en forma desfavorable.

2.4.5 Tratamientos de estimulacién

La estimulacién de pozos debe ser cuidadosamente disefiada para evitar que los fluidos
de tratamiento inyectados contra formacion, puedan dejar residuos por precipitaciones

secundarias o incompatibilidades con los fluidos de la formacién.

Obviamente estos efectos causaran dafios dificiles de remover y en ocasiones
permanentes. Los fluidos acidos de estimulacion son de las fuentes de mayor
potencialidad de dafios, una seleccién inapropiada del fluido de estimulaciéon o el no
tomar en cuenta las condiciones de los pozos en los que se realiza una estimulacion,

puede llevar a dafios severos y en ocasiones permanentes.




Al inyectar un acido, los productos de corrosion (oxido férrico) de las tuberias son
disueltos y llevados a la formacion en los fluidos de estimulacion; al gastarse el acido,

estos productos compuestos de fierro, vuelven a precipitarse en la roca.

2.4.6 Inyeccién de agua

Generalmente se ocasiona dafio en estos casos cuando el agua no esta tratada
apropiadamente, pudiendo contener solidos por uso inadecuado de los filtros, por el
contenido de sales no compatibles con el agua de formacién, por acarreo de finos de la
misma formacion, por incompatibilidad con las arcillas, por bacterias, por geles

residuales en la inyeccién de polimeros, etcétera.

2.4.7 Inveccién de gas

El gas generalmente alcanza flujo turbulento en todas las instalaciones antes de llegar al
intervalo abierto, esto ocasiona un efecto de barrido de grasa para rocas, escamas de
corrosion u otros sélidos que taponaran los poros del yacimiento. Asimismo el gas
inyectado puede acarrear productos quimicos, residuos de lubricante de las compresoras
y otros materiales, todo lo cual reduce la permeabilidad al gas y su inyectibilidad.

Todo pozo al inicio de su explotacion o durante la misma, se encuentra en menor 0
mayor grado dafiado, por lo que se hace imprescindible la remocion del mismo; esta
remocion permitira restituir las condiciones naturales de produccion o inyeccién en su
caso. La remocion del dafio resulta en lo general dificil y costosa, por lo que el enfoque
basico debe ser su prevencién, por lo menos su minimizacién debe ser enfoque principal

con el que se planee cualquier operacién en un pozo.




2.5 Daiio en pozos horizontales

Se debe que durante la perforacion de un pozo puede ser necesario tener una diferencial
de presion positiva desde el pozo a la formacion para prevenir el flujo de fluidos del
yacimiento al pozo.

Esto resulta en un flujo limitado de lodo en la formacién y particulas suspendidas que
durante la perforacién puede obstruir algunos espacios de poro alrededor del pozo lo

cual resulta un dafio.

Una zona dafiada y la caida de presion asociada es un efecto del factor de dafio:

_ _Khn(dp)
~ 142quoBo

Donde:

S = dafio a la formacion (adm)
k = permeabilidad (md)

AP = caida de presion (psi)

q = gasto (bpd)

U, = viscosidad dinamica del aceite (cp)

. (volumen de acite + gas disuelto @c.y.
B, = factor de volumen del aceite ( - )
volumen de aceite @c.s.

La caida de presion en la regién de dafio para un pozo horizontal es considerablemente
pequefia que un pozo vertical, la minima influencia en la productividad por dafio en la
cercania del pozo horizontal en un yacimiento de alta permeabilidad explica el éxito de

los proyectos de pozos horizontales.




2.6 Remediacion del Daino a la Formacion

Esta comprobado que la mejor manera de reducir el dafio a la formacion es la prevision
del dafio a la formacién y ya de manera practica es mediante operaciones de remocion
del dafio, ¢pero como sabemos que el pozo esta dafiado?, en el mejor de los casos
existen procedimientos para saber cuantitativamente que grado de dafio tenemos en el
pozo, y esto lo logramos mediante la toma de informacion, que es principalmente
medicion de gastos y presiones y esto lo convertimos en una prueba ya sea de
incremento o0 decremento de presion. Para posteriormente pasar a la etapa de
remediacion del dafio a la formacion mediante trabajos de estimulacion de pozos, estas

estimulaciones seran del tipo limpieza o matriciales.

Es importante mencionar que existen estimulaciones mediante fracturamiento hidraulico,
ya sea tipo apuntalante o acido que tienen el objetivo o son utilizadas en formaciones
gue presentan permeabilidades con valores promedio de maximo 5 milidarcys, pero que
tienen un objetivo mas importante que el de rebasar el dafio, que es el de crear

capacidad de flujo y cambiar la geometria de flujo en el pozo.

2.6.1 Tipos de estimulacién

Posterior a la terminacion del pozo o durante la vida productiva generalmente se requiere
de una restauracion o mantenimiento del intervalo productor o inyector. Para ello existen
2 técnicas principalmente para la estimulacion de pozos. La diferencia entre los dos tipos
de estimulacion radica en los gastos y las presiones de inyeccion, el siguiente diagrama

ejemplifica los tipos de estimulacion existentes.




Estimulaciéon de

Pozos

Estimulacion

.. Fracturamiento
matricial

Estimulacion Estimulacion Fracturamiento Fracturamiento
matricial acida matricial no acida Hidraulico Acido

Figura 2.8. Tipos de estimulaciones

2.6.1.1 Estimulacion matricial.

La estimulacibn matricial se caracteriza por procedimientos que se encuentran a
presiones menores de la presién de fractura, lo que permite que el fluido penetre en

forma de radial para la remocion del dafio en las vecindades del pozo.

La seleccion de una estimulacion depende de factores importantes como; el tipo y
severidad del dafio, asi como la compatibilidad del sistema roca-fluidos de la formacion y
dependiendo de los requerimientos del pozo se implementara una estimulacién acida o

no acida.

2.6.1.2. Estimulaciéon matricial dcida

En la estimulacién acida los fluidos de tratamiento provocan una reaccion quimica que
permite la disolucion de los materiales que afectan la formacion y los sélidos contenidos

en la roca. El éxito de una estimulacion acida consiste en la correcta selecciéon del acido.




Estimulacién Matricial Acida

Acido Clorhidrico Acido
(HCL) Fluorhidrico

Acidos Organicos

Figura 2.9. Estimulacién matricial acida.
Acido Clorhidrico

Este acido es el mas utilizado en la estimulacién de pozos, en el mercado se encuentra
en concentracion del 32% y se le conoce comunmente como acido muriatico. El acido

clorhidrico es implementado en formaciones carbonatadas (calizas, dolomias).
Reaccion en calizas

2HCL + CaCO3; - CaCl, + H,O + CO0,

Reaccion en dolomias

4HCL + CaMg (CO3)2 > CaCL, + MgCL; + 2H,0 + 2CO,

Acido Fluorhidrico

El &cido fluorhidrico permite la disolucion de minerales silicios como; feldespatos,
cuarzos y arcillas, este acido es implementado principalmente en formaciones arcillosas
o arenosas. Sin embargo su aplicacion se ha enfocado para la remocion del dafio

ocasionado por arcillas.
Reaccion en arcillas

Na,SiO4 + 8HF - SiF4 + 4NaF + 4H,0




Los principales inconvenientes durante la operacién del acido fluorhidrico son que el
acido es gastado rapidamente y en formaciones con alta temperatura realiza una pobre

penetracion.
Acidos Organicos

Estos acidos son considerados mas débiles que el acido clorhidrico, dentro de los cuales
se encuentra el acido acético y acido formico. El acido acético es utlizado para la
remocion de incrustaciones calcéreas y en la estimulacion de formaciones de calizas y

dolomias en altas temperaturas.
Reaccion Acido acético en calcita
2CH3COOH + CaCO3; > Ca(CH3C00); + H,0O + CO,

El principal uso del acido férmico es la estimulacion de rocas calcéareas en pozos que se

encuentran en altas temperaturas.
Reaccion del acido férmico en calcita
2HCOOH + CaCO3 » Ca(HCOO); + H,0 + CO0,

2.6.2.1 Fracturamiento Hidrdulico

El fracturamiento hidraulico es el proceso mediante el cual se inyecta un fluido a una
presion superior a la presion de fractura, lo que provoca que la fractura se propague
desde el punto de inyeccién, logrando asi un canal de flujo que proporciona un area
adicional de drene. Antes de realizar un fracturamiento hidraulico se realiza una prueba

de inyectividad o minifrack, la cual proporcionara los siguientes parametros:
1) Gradiente de fractura
2) Ubicacién de zonas no tratadas

3) Altura de la fractura




4) Perforaciones existentes
5) Grado de perdida de fluido de la formacidn, ya sea instantanea o promedio

La fractura que se produce proporciona canales con alta conductividad desde el

yacimiento hasta el fondo del pozo su implementacion se orienta a:
1) Formaciones con baja permeabilidad
2) Permitir que los fluidos producidos atraviesen el dafio profundo

3) Mejora el indice de productividad mediante la creacién de canales de flujo de alta

conductividad en el area de drene.

Este método es aplicado en pozos con bajo indice de productividad, de lo contrario no
seria posible incrementar la presion con las bombas de lodos comunes, lo que requeriria

bombas de alta presion de 500 [atm] y altos gastos.

2.6.2.2 Fracturamiento Acido

El fracturamiento &cido es un proceso de estimulacion, mediante el cual el acido es
inyectado a la formacién con una presion suficiente para fracturar la formacion y abrir
canales naturales. El acido inyectado por lo general es acido clorhidrico que fluye a lo
largo de la fractura disolviendo la roca en la cara de la fractura, la longitud de la fractura
es directamente proporcional al volumen de acido inyectado, el ritmo de reaccién y las
pérdidas por filtrado en la formacion. Operativamente el fracturamiento se realiza
inyectando un fluido altamente viscoso, con efecto de crear la fractura y mantenerla
abierta durante el tratamiento, posteriormente es inyectado el acido que reacciona con la
formacion creando un amplio gravado y finalmente un fluido para desplazar el acido
dentro de la fractura. La efectividad de la operacion esta determinada por la longitud de

fractura realizada en el pozo.




Como podemos ver a lo largo de este capitulo el dafio a la formacién puede ser
originado ya sea por procesos simples o complejos, surgiendo a lo largo de la vida de un

pozo.

En primer lugar, la perforacién constituye el mas importante origen del dafio, que puede
verse incrementado en la cementacion, en la terminacion, en las reparaciones o incluso

en las mismas operaciones de estimulacion.

De la misma forma, la puesta a produccién de los pozos puede dar origen al dafio,
cuando debido a esto se alteran las caracteristicas propias de los fluidos o bien la de los

minerales que conforman la roca.

Por ello es de vital importancia diagnosticar especificamente las causas que generan el
dafio, para con ello prevenirlo o removerlo segun sea el caso. La remocion del dafio es
por lo general dificil y costosa, por ello es imperativo prevenirlo o por lo menos

minimizarlo al realizarse cualquier operacion en el pozo.

Tipo de dafio Fluido de estimulacion matricial recomendable

Bloqueo por agua Pozos de gas: agua o acido con alcoholes y surfactantes

Pozos de aceite: agua o acido y surfactantes

Si T > 250°F, acido acético no acuoso y surfactantes
Bloqueo por emulsion Fluidos acuosos u oleosos con o sin solventes mutuos y desemulsificantes
Incrustaciones de Sales CaCO3 si T > 250°F, acido acético o formico y surfactantes

T < 250°F, HCl y surfactantes

Depositos organicos Solventes aromaticos con o sin mutuos o surfactantes
Mezclas de depésitos = Solventes dispersos en acidos y surfactantes

orgénicos e inorganicos




Invasién de soélidos arcillas y

finos

En rocas silicicas

Migracion de finos

-T < 300°F: Acido fluobérico

-T > 300°F: Solucién no 4cida con estabilizadores y floculantes

Invasion de sélidos

-T < 300°F:

Solubilidad en HCI < 20%: HCI-HF con suspensores o acido fluobérico. En
pozos de gas incluir alcoholes.

Solubilidad en HCI > 20%: HCI con agentes de suspensién y estabilizadores
En rocas calcéreas

-T < 300°F

En general HCI del 15 al 28% con aditivos necesarios

En dolomia HCI < 20%

En pozos de gas Hcl con alcohol

-T < 300°F

Con alto contenido de Fe, HCI con acido organico

-T > 300°F

En general &acidos organicos con aditivos necesarios (para altas

temperaturas acético, para bajas formico)

Tabla 2.1. Se muestran los tipos de dafio y el método recomendable para remover este

segun las caracteristicas particulares de cada uno.




CAPITULO 3

LA ECUACION DE DARCY PARA FLUJO RADIAL Y SU RELACION
CON LA PRODUCTIVIDAD DE LOS POZOS EN EL MEDIO POROSO.

Una de las principales caracteristicas que deben conocerse en el yacimiento, es la
habilidad que este tiene para permitir el flujo de fluidos a través del medio poroso que los
contienen. La cuantificacion de esta caracteristica es de gran importancia para la
realizacion de estudios que ayudan a la mejor explotacion de los yacimientos. A esta

propiedad del medio poroso se le denomina “permeabilidad”.

La expresion que nos permite cuantificar esta propiedad es conocida como Ley de

Darcy.

3.1 Ley de Darcy

Henry Darcy dedujo la ecuacion que lleva su nombre como el resultado de estudios
experimentales de flujo de agua a través de filtros de arena no consolidada, esta ley se
ha extendido con ciertas limitaciones al movimiento de otros fluidos incluyendo dos o
mas fluidos no miscibles en rocas consolidadas y otros medios porosos.

Darcy pudo concluir que la tasa de agua o flujo Q a través del filtro era directamente
proporcional al area A de la arena y a la diferencia entre las alturas de la entrada y salida
del filtro, e inversamente proporcional al espesor del mismo L, quedando expresada de la
siguiente forma, donde C es una constante caracteristica de la arena y es lo que
llamaremos permeabilidad.

_cAAh
L

Q (D

Los siguientes procesos a seguir una vez validada la ecuacién fueron el realizar los
establecimientos de la modificacién de la ecuacion asi como reconocer la naturaleza de

la constante C determinada por las propiedades de la arena o del medio poroso.




3.2 Validez de la Ley de Darcy

Para poder entender con claridad la naturaleza general de la “ley de flujo” con la que se
representan los datos experimentales de flujo, tales como los realizados por Henry
Darcy, es bueno tomar en cuenta como primer lugar la “teoria de las dimensiones”
donde se puede observar que las caidas de presién Ap, a través de una columna de
arena de longitudes de As, que lleva un fluido de densidad y y viscosidad u con
velocidad media v deben estar relacionadas con estas variables por una relacion, de la
forma:

Ap = const.;%F (%) ¢ (%) (2)

Donde F y ¢ se determinan experimentalmente, y d es una longitud, ya sea el tamafio de
las aberturas de los poros o el tamafio de los granos de arena. Fisicamente la funcion ¢
debe ser la primera potencia de su argumento, dicha observacién reduce la ecuacion 2
de tal forma que el lado izquierdo representa el gradiente de presion del sistema lineal.
Ap u? (dvy

A_S: COTlSt.W T) (3)

da . P . . .
El argumento %z R de la funcion F, es el término ya conocido proveniente de la

hidrodindmica para el flujo de fluidos a través de tuberias donde d representa el diametro

’ 7 . d “ . ”
de la tuberia, y el término % corresponde al “Numero de Reynolds” tal y como se

muestra en la ecuaciéon 3, de la misma forma debera corresponder al flujo de depdsitos
sin arena, ya que no es mas que una ecuacion dimensional, determina el caracter del
flujo. Por lo tanto, en particular, para bajas velocidades, densidades o diametros de
tuberia, la funcion F se encuentra que es igual a su argumento, de modo que:

U

Ap v
As const.ﬁ 4

' MUSKAT, M., and H.G. BOTSET, Physics, 1, 27, 1931.




Debido a que este resultado es el mismo dado por la hidrodinAmica clasica para fluidos
viscosos, conocido como Ley de Poiseville, el coeficiente constante tiene un valor de 32

y v representa la velocidad media de la seccion de tuberia.

Para valores grandes de d, v, y 0 1/# 0 mas especificamente cuando el Numero de

Reynolds dﬂﬂ aumenta hasta exceder los valores del orden de 2000 el flujo en las

tuberias cambian del orden lineal a uno con distribucién irregular y fluctuante de
remolinos denominado como “flujo turbulento”. Este tipo de flujo se caracteriza
dindmicamente por el hecho de que la funcién F es ahora proporcional al cuadrado de su
argumento, especificamente, la velocidad, de manera que la ecuacion 3 toma la forma:

A yv?

p frd —_—
s const. 7 (5)

Aqui el gradiente es independiente de la viscosidad del fluido, mientras que para el flujo
viscoso o laminar es directamente proporcional a la viscosidad. Por analogia con estos
resultados es natural intentar representaciones similares de los datos para el flujo de
fluido a través de columnas de arena, aunque debido a los canales tortuosos e
irregulares de un medio poroso, seria de esperar que la transicion entre los tipos de flujo

viscoso Y turbulentos podrian no ser tan agudo como para el flujo a través de canales sin
., .. . A . .
arenas. Esto sugeriria una representacion del gradiente A—’S’ como la de los términos de

varias potencias de v (la velocidad macroscépica medida por el flujo por unidad del area

media). Siendo esto expresado por algunos investigadores como:

A_p =av + bv" (6)
As
Donde:

A . <
A_Z = caida de presion a lo largo de la columna de arena.

v = velocidad macroscépica medida por el flujo por unidad de area media.




ay b = constantes ajustadas para absorver el factor 'u/yd3 y las potencias de dy/y

dejando por separado a v proveniente del Numero de Reynolds

Ademas, se ha sugerido la adicion de un término en tercera potencia para v. Otros han

propuesto una relacion de la forma:

Donde n tiene un valor entre 1y 2

A pesar de que no se explicara las posibles razones por las cuales hay discrepancias
entre los resultados de los numerosos investigadores, se limitard a indicar la

representacion correcta de los estudios mas minuciosos del problema.

Estos son: (A) A velocidades bajas y bajos nimeros de Reynolds el gradiente de presion
varia de manera lineal con la velocidad v, como:

Ap _ g
s = const.v (8)

Por analogia con la descripcion comun en la hidrodindmica ordinaria, este tipo de flujo se

rige por la ecuacion 8, que sera denominado como “viscoso”. (B) A medida que aumenta
, . A . . , .
el numero de Reynolds, el gradiente de A—’S’ comienza a aumentar mas rapidamente que v

y asume una variacién que se describe mejor por la ecuacion 6

En la Figura 3.1, publicada por Fancher, Lewis y Barnes, muestra una representacion de
datos de flujo para una serie de arenas consolidadas y no consolidadas en forma de
tabla de factor de friccion. Ahi la cantidad ¢ = dAp/2Lyv? que es dimensionalmente
equivalente al factor de friccion se encuentra en las ordenadas. Las abscisas
corresponden al Numero de Reynolds dvy/u el d aqui y en { corresponde al didmetro

medio de grano definido por la ecuacion:




3 [Yngds’
i= P ©

Donde n es el niumero de granos de didmetro d. Independientemente del significado
fisico de esta definicion de d, la implicacion importante de la Figura 3.1 es que incluso

para un Numero de Reynolds del orden de 1, los datos obedecen a la relacion:
log{ =a—logR (10)

De donde se deduce a la vez que:

Ap_
As

const.v (11)

De acuerdo con la Ley de Darcy.
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Figura 3.1 Representacion de datos de flujo para arenas consolidadas y no consolidadas

en forma de factor de friccion.




Si bien esta ley es cierto pierde si validez estricta y el flujo se vuelve parcial o
completamente turbulento a medida que aumenta el Niumero de Reynolds o de la

velocidad, no parece haber ninguna modificacion Unica que se supone por la relacion

A -
entre ﬁ y v para valores grandes de este ultimo.

Sobre al que parece estar definitivamente establecido es que los datos empiricos pueden
ser expresados en todos los casos por una ecuacion de la forma de la ecuacion 6,

teniendo n un valor cercano a 2.

En la figura 3.2 se puede observar en las ordenadas R{ son el producto del NUmero de

Reynolds y el factor de friccion y son, por lo tanto, inversamente proporcional a la

velocidad, los datos para R > 4 estan bien representados por la relacion lineal:
R{=a+bR (12)
Que es claramente equivalente a la relacion:

A
A—Z =av+bv? (13)

El Niomero de Reynolds en la que se muestra en la figura 3.2 es evidente la region de
transicion del flujo viscoso caracterizado por la Ley de Darcy (R{ = const). Y que se

describe por la ecuacion 13.
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Figura 3.2. Grafica del Niamero de Reynolds multiplicado por el factor de friccién vs el

Numero de Reynolds para el flujo de agua a través de un tamafio uniforme.

Debido a la naturaleza irregular y capilar de los canales de flujo en el medio poroso, la
desviacion de tipo viscoso-laminar de la ecuacion 11 se desarrollard de manera gradual
y no aparecerd de pronto como en el caso anterior. De hecho, la ausencia de una
transicion aguda ha sido la razén por la cual la ecuacion 6 ha sido propuesta por algunos
investigadores como la gobernante del flujo a través de medios porosos, incluso para

muy pequefas velocidades.

Es importante observar que en la medida en que se interprete el nimero de Reynolds
como el factor esencial en la determinacién de la naturaleza del flujo a través de un

medio poroso y utilizando la representacion basica de la ecuacion.

(B), la "ley de flujo" debe ser el mismo para ambos, liquidos y gases dentro de la misma

gama de numero de Reynolds. La variabilidad de la densidad a lo largo de la columna

del flujo en el caso de flujo de gas se puede tomar convenientemente en cuenta por




A . Ap? . . L
tomar yﬁ 0 Su equivalente %, cuando el flujo de gas es isotérmico (y = y,p), para la

variable dependiente y la masa de velocidad yv para la variable independiente o la

combinacion del factor de friccibn S como la variable dependiente representada por el
. . . ., A
namero de Reynolds, o, finalmente, el gradiente de presion A—Z se representa como una

funcién del volumen de flujo de salida reduciendo la presiéon media en la columna de
flujo. La Figura 3.1, en el que se utiliza la segunda representacion, también incluye los
resultados para el flujo de gases, y muestra a la vez que dentro de la gama de ndmeros
de Reynolds para los que la ecuacién 10, y por lo tanto la Ley de Darcy, tiene para

liquidos, esta misma ecuacion se cumple con precision por los datos de flujo de gas.

De hecho para este rango de flujo viscoso, la densidad desaparece formalmente de la
ecuacion y se obtiene una ecuacion idéntica a la 11. Una verificacion todavia mas
sorprendente de la Ley de Darcy para flujo de gas es la mostrada en la Figura 3.3, en la
cual se usa la ultima de las representaciones anteriores. Finalmente para las
desviaciones de la Ley de Darcy para velocidades mas altas, la situacion es similar a la
que se discutié para flujo de liquidos.
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Figura 3.3. Curvas de flujo de aire a través de arena consolidada




Por ejemplo, en la Figura 3.4 se muestra datos obtenidos por Muskat y Botset obtenidos
para flujo de aire a través de esferas de vidrio. La linealidad de la curva para yv > 0,03

implica que en este rango:

2

Ap®
o = e+ b(yv)* (14)

Por otro lado, Chalmers, Taliaferro, y Rawlins encontraron que esos datos podian ser
expresados de mejor manera por la ecuacion de la forma:
Ap?

As - a(yv) + b(yv)" (15)

Donde n ronda, para diversos medios porosos, entre 1.753 y 2.018. Como los autores
graficaron los datos en una grafica log-log, las curvas son poco sensibles al verdadero
comportamiento para velocidades muy bajas. Es por lo tanto, probable que un estudio
mas detallado de los datos con el trazado sobre papel en coordenadas rectangulares,
habria confirmado la Ley de Darcy para velocidades bajas. De hecho, una examinacion
de sus expresiones numeéricas de la forma de la ecuacion 15 muestra que para ninguna
de las 16 muestras analizadas de diferentes medios porosos analizados por dichos

autores, serda el segundo término de la ecuacién 15.
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Figura 3.4.Flujo de aire a través de esferas de vidrio de diametro medio.

Mientras que las anteriores consideraciones en la Ley de Darcy han comprobado la
proporcionalidad que existe entre la velocidad macroscopica del medio poroso y al
gradiente de presién, dando un representacion exacta de la “ley de flujo” para pequefas
velocidades, es dificil establecer un rango preciso de validez. Dicha dificultad radica
esencialmente en la ambigledad inherente sobre la definicion de d que aparece en el
Numero de Reynolds, que parece ser la variable natural que determina la naturaleza del

flujo.

Sin embargo para el presente propésito, basta con aceptar los limites bajos para la Ley

de Darcy donde el nimero de Reynolds sea 1y d tenga un valor promedio razonable.

3.3 La constante en la ley de Darcy. La permeabilidad en el medio poroso

Aunqgue la formulacion analitica general de la Ley de Darcy se mostrara mas adelante, se
examinara la naturaleza de la constante de proporcionalidad entre el gradiente de
presion y la velocidad en un canal de flujo lineal, asi como revisar la segunda incognita

mencionada al final de la primera seccion.




. ., . d . L .
Denotando el gradiente de presion en el canal lineal por d—p y la velocidad macroscopica

1
X

por v, esta constante puede ser mas conveniente definir por la relacion:

t P 16

v = const.—,

dx

Regresando a las consideraciones dimensionales de la Ultima seccién, se puede ver,
invirtiendo la ecuacion 5 de la seccion anterior, que la constante en la ecuacion 16 puede

ser resuelta como se indica en la ecuacion:

?dp
v = const.—— (17)

u dx
Donde d representa el diametro “efectivo” de los granos de arena o abertura de los
poros, p es la viscosidad del fluido y la constante restante debe ser una cantidad
adimensional. Por lo tanto los elementos dimensionales fisicos del sistema compuesto
de medio poroso y el fluido s6lo aparecen en el cuadrado de d para el primero y la

viscosidad para el segundo, la densidad del fluido de estar ausente, de manera que el

. d L, . . . .
coeficiente de ﬁ sera diferente para los diferentes liquidos o entre los gases y los

liquidos sélo por sus diferencias de viscosidad.

La constante adimensional restante debe ser, por lo tanto, las caracteristicas
adimensionales del sistema de flujo, que claramente puede implicar solo las propiedades
geométricas del medio poroso, tales como su porosidad, la forma de los granos del
medio, y el grado de cementacion, la distribucion de tamafio de los granos que se

supone por el momento para ser incluido en la definicion de d

En principio, por lo tanto, un conocimiento de la naturaleza detallada del medio poroso y
la viscosidad del fluido deben permitir una prediccion a priori del valor numérico de la
constante en la ecuaciéon 16. Y, de hecho la determinacién de una relacion por medio de
la cual esta prediccion puede efectuarse ha sido objeto de numerosas investigaciones.

Desafortunadamente, sin embargo, la Unica caracteristica en comun a los resultados es




que la constante debe variar con el cuadrado de algun promedio de los diametros de los
granos del medio poroso, como se requiere explicitamente por la ecuacion 17. Estas
investigaciones se han extendido a partir del andlisis clasico de Slichter, en el que el flujo
en los poros individuales de un conjunto de esferas uniformes se calculé por medio de la
ley Poiseville modificado a fin de tener en cuenta la forma detallada y la longitud de los
poros a los extensos experimentos de Fancher, Lewis, y Barnes, en las cuales se hizo un

intento de clasificar diversas arenas.

Parece que el punto de vista del problema méas razonable es agrupar la constante y el
término d en la ecuacion 17 como una sola constante que caracteriza el medio poroso
por completo y de forma Unica con respecto al flujo de los fluidos a través de él. Esta
constante resultante, que define completamente dinamicamente el medio poroso como el

portador de un fluido homogéneo en movimiento viscoso, se representa con el simbolo k,
y se denomina "permeabilidad” frecuentemente denotado con o sin el factor 1/# como el

" coeficiente de permeabilidad”, la “constante de transmisién.” para que la ecuacion 17,

finalmente, asuma la forma:

v = kdap (18)
udx

La definicién formal de la permeabilidad de un medio poroso puede, por lo tanto, ser
decretado como el volumen de un fluido de la unidad de viscosidad que pasa a través de
una unidad de seccion transversal del medio por unidad de tiempo bajo la accion de una
unidad de gradiente de presion. Por lo tanto, es una constante determinada sélo por la
estructura del medio en cuestion y es totalmente independiente de la naturaleza del
fluido. Sus dimensiones, como se ve facilmente mediante la comparacion de las

ecuaciones 17 y 18, que son las de un area, o:
K =[L?] (19)

Debe tenerse en cuenta que las dimensiones de [L?] para K es consecuencia de la
separacion de p de K y la expresion del agente de conduccion en funcién de una

diferencial de presion. Aunque esto ha sido necesario con el fin de realizar el suficiente

m
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analisis para incluir todos los tipos de fluidos homogéneos y todos los agentes de
conduccion, como la presion gravitacional, las unidades de presion, o una combinacion
de ambas, puede ser necesario desde un punto de vista practico especializar la
definicion de k cuando se trata exclusivamente de una clase restringida de liquidos y

agentes de conduccion.

Para cualquier fase en el flujo de fluidos homogéneos a través de medios porosos en el
que la gravedad es el agente de conduccién predominante, el gradiente de presion en la
Ley de Darcy puede ser justificadamente re-expresada en términos del gradiente
hidraulico. Por otra parte, ya que el agua es exclusivamente el fluido de interés, su
viscosidad, a excepcion de las variaciones de temperatura, puede ser también absorbida
en la permeabilidad. La Ley de Darcy puede ser reescrita como:

_Ed_p__kygd_ﬁ~kd_ﬁ

_udx_ u dx dx (20)

Donde h es la altura del fluido y % es el gradiente hidraulico. El coeficiente k

corresponde asi a la constante C en la férmula original de la ecuacion de Darcy y que
puede denominarse como permeabilidad “eficaz” para el sistema compuesto por el

medio poroso y el liquido

Volviendo ahora a la cuestiéon de célculo directo de la permeabilidad de las propiedades
estructurales del medio poroso, tal como su porosidad, distribucion de tamafio de grano,
formas de los granos, y el grado de cementacion, parece que desde un punto de vista
practico ninguna férmula en particular en el mejor de los casos es ni siquiera

aproximadamente valida, solo dentro de un rango muy limitado de tipos de arena.

Asi, por ejemplo, es prioridad, claro no s6lo con la porosidad que es un factor
determinante en el establecimiento del valor de k, pero que por otra parte que sera por lo
general complejo introducir este dato, ya que se observa que un medio poroso puede
tener una alto porcentaje de espacio de los poros y sin embargo ser bastante

impermeable debido a la falta de interconexion entre los mismos, mientras que, por otro




lado, la permeabilidad de una arena de granos esféricos de tamafio uniforme incluso se

puede pensar que la porosidad se mantiene constante.

Que la estructura del medio no se puede simplemente tener en cuenta por un promedio
de la distribucion de tamafo de grano, tal como esta implicito en la ecuacion 9 de la
segunda seccion, por ejemplo, con el fin de emitir una d "efectiva”, se ha observado
claramente en muestras con diferentes valores de d, por ejemplo con variacion del 2%
entre una muestra y otra, tienen valores de k diferentes de hasta 45 veces. Por ultimo, el
grado de cementacion, lo que, naturalmente, es un factor dificil de tomar en cuenta,
también afecta materialmente la permeabilidad de una arena estabilizada. Por ultimo, el
grado de cementacion, lo que, naturalmente, es un factor dificil de tomar en cuenta,

también afecta materialmente la permeabilidad de una arena estabilizada.
3.4 Unidades de permeabilidad y nomenclatura
Como se ha sefialado con anterioridad, la permeabilidad de un medio poroso tiene las

mismas dimensiones que un area, es decir, L?.Su definicion formal, sin embargo, implica

una expresion de k como:

Volumen /<
Area

Tiempo(Gradiente de presion)

Si bien la eleccion de las unidades con las que para especificar los elementos de esta
expresion fue en principio, totalmente arbitraria, con el tiempo se ha demostrado que el

conjunto mas conveniente de unidades es:
Tiempo: segundo; longitud: cm; volumen: centimetros cubicos (cc).
Presién: atm. (76,0 cm Hg.); viscosidad: centipoises

Aungque segun el sistema c.g.s. requeriria que la unidad de presién sean Dinas por
centimetro cuadrado, esto llevaria a inconvenientemente debido a los pequefios valores

numeéricos para la permeabilidad de origen natural de los medios porosos.




En vista del papel fundamental que ocupa la Ley de Darcy en la discusién de todos los
problemas de flujo en medios porosos, se considerd apropiado nombrar a la unidad de la
permeabilidad como Darcy, esto por encima de las unidades antes mencionadas,
quedando por lo tanto que:

K = 1darcy = 1(cc./seg.)/cm2/(atm./cm).

Todos los valores numéricos de la permeabilidad de aquel momento en adelante se
expreso en darcys, o0 en las subdivisiones de esta unidad y los mas comun en el medio

petrolero es en milidarcys.

3.5 El principio del método de medicion y del calculo de la permeabilidad del
medio poroso.

Como ya es claro el principio de una medicion de laboratorio de la permeabilidad de un
medio poroso consiste simplemente en la medicion del flujo de volumen por unidad de
area de un fluido de viscosidad conocida a través de una muestra lineal del medio, junto
con el gradiente de presién inducido por tal flujo, y después el calculo de k por la

ecuacion:

__mw
k=g — @D

dx

Cuando se trata de un experimento real, las mediciones directas se hacen sobre el flujo
total Q que pasa a través de la muestra de longitud L, de area A y de la presiones
terminales P; y P,. Estos sin embargo pueden ser simplemente traducidos en términos
equivalentes a los de la ecuacién 21 como sigue: Por lo tanto, primero es obvio que v
esta relacionado con Q como:

v=2 (22)




Ademas, si el fluido es un liquido, la velocidad v debe evidentemente ser uniforme a lo
largo de la longitud de la muestra (despreciando los efectos de compresibilidad que son

despreciables en tales experimentos). Por lo tanto por la ecuacion 21, el gradiente de
., d .. . .
presion ﬁ también debe tener el mismo valor a lo largo de la longitud de la columna de

flujo y debe ser igual a su valor medio a condicion de que el valor de k es uniforme sobre
la longitud de la muestra.
dp P, =P,

— = const.=
dx

(23)

. . d .,
Al introducir estos valores de v y de ﬁ en la ecuacion 21, se deduce que k se puede

calcular por medio de la formula:

pQL

k=—t
A(Py = P,)

(24)

En el caso de los gases, sin embargo, la velocidad v ya no sera constante a lo largo de
la longitud de la columna de flujo, sino que mas bien aumentard a medida que el extremo

de la salida se acerca, debido a la expansion del gas.

da .. p . .

ﬁ, por lo tanto, también aumentara a medida que el extremo de salida se acerca, y de

hecho debe aumentar en so6lo una forma tal que la relacion # permanece constante.
dx

Por otro lado el producto ser& uniforme a lo largo de la columna de flujo.

Suponiendo que el gas se expande isotérmicamente como un gas ideal, a excepciéon de

muy altas velocidades de flujo, se deduce que el producto PZ—Z es también uniforme. Por
lo tanto,
dp dp? Pz — Py ~ (P, —Pp)
2P—=——= =—==2P——= (2
" dr const I L (25)

Donde P es la media algebraica de la presion, (P, + P,)/2. Aplicando esto en la ecuacion

21, k toma la forma:




2uvplL vplL
uwvpl — UUp _ (26)

k = =
P12_P22 (Pl—Pz)P

Donde v se refiere a la velocidad correspondiente a la presion p. Observando ahora que
vp es proporcional a la velocidad de masa en el sistema, y que vp/P es la velocidad a la
presion media P, y que indica total de masa que sale de caudal Q y la velocidad de flujo
de salida de volumen segun se mide a la presion media por Q, se deduce que k puede
finalmente expresarse como:

24QmlL . uQL
=— (27 =—— (2
YoA(P2—P,2) 27) ° k A(P1—P;) (28)

Donde y, es la densidad del gas a la presion atmosférica, y se da para un gas ideal
por w/RT, siendo w su peso molecular, R la constante de los gases, y T la temperatura

absoluta.

3.6 Ecuacion de Darcy para flujo radial en el yacimiento

Aunque la medicién de la permeabilidad de un medio poroso con el dispositivo y técnica
adecuada, dan resultados mas precisos sobre la obtencibn de esta constante
fundamental, es necesario ser capaz de determinar su valor en el campo con las
caracteristicas generales del sistema de flujo ya que no siempre es posible realizarlo en
el laboratorio.

Una situacion tipica en la que surge esta necesidad es donde la arena no es consolidada
y al mismo tiempo la profundidad dificulta ain mas la toma de muestras. Otra de estas
situaciones es que si bien la formacion esté consolidada, no se cuenten con nucleos o

muestras disponibles para determinar la permeabilidad en el laboratorio.

En este trabajo se muestra la aplicacion de sistemas de flujo en la que una region grande
de un medio poroso es drenada por un pozo de diametro pequefio, las formulas que aqui
se presentan se refieren a tales sistemas, siendo el flujo radial en torno al pozo de

interés.




Hay que sefalar, sin embargo, que la aplicacion de las férmulas para el célculo de la
permeabilidad de la arena a partir de experimentos de flujo con un buen drene de la
arena requiere un conocimiento previo de las constantes dimensionales que caracterizan

el sistema.

Estas son en particular, el radio del pozo r,,, espesor de la arena h, y la penetracion del
pozo en la arena. Ademas, la viscosidad del fluido producido a través del pozo debe ser
conocida o medida. Finalmente, todas las formulas implican un radio r,que se considera
define el “limite externo efectivo” del sistema del pozo. En la derivacion de las formulas
de este radio entra como la distancia desde el centro del pozo en el que se conoce la
presion del fluido P,, como la presion del yacimiento. Esta lltima, por otra parte,
corresponde a la presion en la cara del pozo que ha sido cerrado por un periodo de

tiempo lo suficientemente largo para alcanzar el equilibrio.

Mientras que el radio r.en el que la presion del fluido, cuando el pozo esta fluyendo, es
aproximadamente igual a la presion del depdsito, no se conocera con certeza y se

observara que aparecerd en las formulas de manera logaritmica.

Por lo tanto, un error apreciable en la estimacion de r, dara lugar a un pequefio error en

el valor resultante de k.

Para efectos del calculo real, deberia ser suficiente con utilizar un r, medio de los pozos
vecinos inmediatos, ya que, excepto cuando las tasas de produccién de los otros pozos
son ampliamente diferentes de la que se esté tratando, la presién entre los puntos
medios de los pozos son aproximadamente igual a la presién del yacimiento tal y como

se definié anteriormente.

Cuando no hay informacion especifica disponible sobre las posiciones o la tasa de
produccion de los otros pozos, se puede elegir para r, un valor de 500 ft. El error en el
valor de k es de tan solo un 10% para el caso en el que el valor correcto de 7, es de la

mitad o del doble de 500 pies.




Suponiendo ahora que las constantes descritas anteriormente se han determinado, el
valor de la permeabilidad para una arena se puede finalmente calcular a partir de la
relacion:
T
AL e
~ 2mh(P, — B,)
Donde Q es el gasto volumétrico por unidad de tiempo cuando la presion de fondo

cuando la presion en la superficie del pozo es p,,.

En caso de que el pozo sea productor de gas, la formula apropiada es:

Qlog e Q,,log'®
_H g/rwzk: Ilmg/rw (30)

~ 2mh(P, — B,) Thyo(Pez — Py2)

Donde Q es el gasto volumétrico de salida reducido a la presion media algebraica en la
arena,(P, + B,)/2, Q,, es el flujo méasico de salida y y, es la densidad del gas a la presion
atmosférica medida y la temperatura de las mediciones, con el valor de w/RT para un

gas ideal.

En ambas ecuaciones el valor que resulta para k sera expresado en términos de darcys,
si u es expresada en centipoises, Q y Q en centimetros cibicos por segundo, h en
centimetros, P, y B, en atmosferas Q,,, en gramos por segundo, y, en gramos por
centimetro al cubo, y en el caso de que sea calculado como gas ideal, w debe estar
expresado en gramos por mol, T en grados Kelvin, y R debe tener el valor de 82.07.
Como 1, y r, entran solo en forma de cociente, la unidad utilizada por ellos es

irrelevante, siempre y cuando ambos se expresen en las mismas unidades.
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Figura 3.5. Factor de correccién para el calculo de la permeabilidad del flujo por

penetracion parcial del pozo en arenas.

Estas férmulas son vélidas sélo si los pozos penetran completamente la arena y ademas
en el caso de la ecuacion 29 cuando la presion hidrostatica es equivalente a la presion
de fondo, PB,, es suficiente para superar el espesor de arena de modo que el sistema de

flujo es radial sin componente gravitacional.

Cuando el pozo no penetra completamente la arena, y h en las ecuaciones 29 y 30 se
toma simplemente como es espesor de la arena expuesta a la perforacion del pozo y es
necesario realizar una correccion ya que de lo contrario la formula dard un valor para k

demasiado alto.

Los factores de correccion por la que los valores calculados a partir de la ecuaciéon 29 y
30 deben ser multiplicados con el fin de obtener los verdaderos valores de permeabilidad
tal y como se muestra en la grafica como funcidbn de la penetracion para varios

espesores de arena para un radio de pozo de % de pie.

Este factor de correccion es aplicable tanto para pozos que producen liquidos como para
pozos que producen gas, pero por supuesto, no se puede utilizar a menos que se

conozca la penetracion real del pozo, asi como el espesor total de la arena.




Cuando la arena es anisotrépica, la permeabilidad es diferente en diferentes direcciones,

tanto en paralelo como en perpendicular a los planos de estratificacion.

Por otro lado, hay que tener cuidado de utilizar la modificacion adecuada de la ecuacion

29, si la altura del fluido en el pozo durante la prueba no excede es espesor de la arena.

Esta situacion sucede con frecuencia para el caso de pozos artesianos en los cuales
puede que no sea posible obtener caudales apreciables sin bombear hacia abajo el nivel

del liquido hasta que caiga por debajo de la parte superior de la arena productora.

Ademas de la altura real del fluido en el pozo, es necesario conocer si el flujo en el pozo
es estrictamente por flujo gravitacional, para este caso y en flujo radial, se ha encontrado

empiricamente que la permeabilidad esta dada por la ecuacion:

_ nQlog re/ Tw
yg(hez — hy,2)

(3D

Donde y es la densidad del liquido, g es la aceleracion de la gravedad, h,, es la presion
en el pozo por encima de la base de la zona productora, y h, es la presion a la distancia

del radio 7,.

Sin embargo si he supera el espesor de la arenas h, de modo que hay una unidad de
magnitud y (h, — h) superpuesta en el componente del flujo gravitacional, el flujo

resultante en el sistema serd tal que k sera dado por la ecuacion:

3 uQlog Te/rw
"~ myg(2hh,2 — h? — h,,2)

(32)

Una vez mas, se supone para el caso de las ecuaciones 31 y 32 que el pozo penetra
completamente la arena productora, como pasa practicamente siempre, en caso

contrario debera ser corregido por penetraciéon parcial.




EL procedimiento para determinar el valor real de k empleando las formulas anteriores
consiste esencialmente en medir la presion en el fondo del pozo y la presion en el fondo

del pozo correspondiente a un gasto.

Durante el tiempo que se tiene flujo viscoso, los gastos de produccion son directamente
proporcionales a las presiones, lo que permitird predecir la capacidad de flujo para

diferentes valores supuestos.

Ahora expresando en términos del gasto y la presion queda de la forma:

_ ubQlog"*/y,

2mhAP, (33)

Para liquidos en flujo radial; con:

_ uAQlog re/rw

2rhAP,, S

Para gases en flujo radial; con:

_ uAQlog ™ /r,

35
nyglAh, (35)

Cabe mencionar gque estas férmulas son validas suponiendo que se cuenta con un medio
homogéneo.

Ahora expresando el diferencial de presion en términos actuales y despejando el gasto

tenemos las siguientes ecuaciones:
Para liquidos en flujo radial:

_ 2mkh(Pws — Pwf)

" uln (:—;)

(36)




Para gases en flujo radial:
_ npkh(Pws — Pwf)

uln (:—;)

3.7 Resumen de las Fuerzas que intervienen en el Flujo de Fluidos en Medios
Porosos

(37)

Las principales fuerzas que intervienen en el movimiento de los fluidos en un yacimiento
de hidrocarburos son las de presion, empuje, gravedad, viscosidad y capilaridad. La
fuerza de inercia, que opone un cuerpo a cambiar su estado de reposo o0 de movimiento,
es muy pequefia comparada con las anteriores en el caso de flujo en régimen laminar,

que es el que ocurre generalmente en los yacimientos, por lo que no se toma en cuenta.

En el desarrollo siguiente se consideran las fuerzas correspondientes a un volumen de
fluido dV'.

3.7.1 Fuerza de presién FT[,.

En la Figura XX se presenta esquematicamente E,, la cual se debe al gradiente de

presion; actla perpendicularmente a las superficies isobéricas, cuyas trazas son las

curvas de la figura. De un analisis dimensional se demuestra que:
F,=—ApdV (1)

donde el signo menos se utiliza para obtener Fp’ positiva en la direccién en que disminuye

p.
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Figura 3.6 Se observa como la presion disminuye a medida que esta se aleja de su

punto de origen al mismo tiempo que se visualiza la direccion de esta.

La componente de ﬁp en la direccion X esta dada por:
4 opP
Fox = —adv (2)

3.7.2 Fuerza de segregacion gravitacional, Fy,

Fuerza de empuje ﬁe
La fuerza de ﬁe es debida al principio de flotacion de Arquimedes y esta dada por:
F, = kpygdv (3)

donde p;es la densidad del fluido desalojado, el gas es el fluido que recibird un mayor
empuje vertical hacia arriba, porque es el que desaloja a un fluido mucho méas denso que

él, que puede ser el aceite o el agua.




Fuerza de gravedad I?g.
Esta es la fuerza mas conocida. Su expresion es:
Fy = —kpygdV (4)

donde el signo menos indica que esta dirigida hacia abajo y p, es la densidad del fluido

sobre el que se ejerce Fy.

La fuerza de segregacion gravitacional es la suma de las dos anteriores:

-

Fg =F, +E =k(p, — p)gdV (5)

()

En los casos en los que se tienen condiciones muy favorables de segregacion
gravitacional (alta permeabilidad vertical, baja viscosidad del aceite, gran espesor o
fuerte echado del yacimiento), la eficiencia de recuperacion de aceite es muy alta,

pudiendo ser superior al 80% de N.

3.7.3 Fuerza de viscosidad, 13#

A partir de las leyes de flujo capilar se demuestra que:

. H
F, =~ vdV (6)

donde el signo menos indica que F, y v tienen sentidos opuestos; es decir F se opone al

movimiento. En esta ecuacién k es la permeabilidad efectiva al fluido de viscosidad .

La expansion para calcular F, también se puede demostrar a partir de analisis

dimensional, sabiendo previamente que esta fuerza depende ademas de v y k.

Ahora se puede entender porque un aceite de baja viscosidad favorece la actuacion de

-

F,4, al oponer menor resistencia al movimiento. Por supuesto, un valor pequefio de p,

también favorece a F,.




3.7.4 Fuerza de capilaridad, 136

Al estudiar la presion capilar se sabe que:

_ 20cos0

P="——

Ademas, como fuerza = presion * area y considerando area = dV /h, donde h es la

altura que sube el fluido en el capilar, por tanto

7 20cos0 o (8
c — T‘h ( )

es la expresion de la fuerza de capilaridad.

3.7.5 Ecuacién de Darcy.

La suma de todas las fuerzas que actian sobre el elemento dV da una resultante E.,ala
cual se opone (y es igual) la fuerza de inercia. Como esta es muy pequefia, en la mayor
parte de los casos de flujo de fluidos en medios porosos, (flujo en régimen laminar)

entonces se puede desperdiciar, resultando asi la siguiente aproximacion:

-

E,+Fg+FE, +

13

=0 (9)

a

substituyendo en la ecuacion 9 las ecuaciones 1, 5, 6 y 8:

20cos0 o
) >dV .y,

(—Vp +k(pr = p2)g — 0+

de donde

- 26cos0
Vp —k(p1 — p2)g — o (10)

=

V=-




Siendo esta la forma mas general de la ecuaciéon de Darcy, que es una de las
ecuaciones fundamentales de la ingenieria de yacimientos e implica que el flujo es

laminar.

Los dos ultimos términos de la ecuacion 10 representan los efectos gravitacionales y

capilares, respectivamente, sobre la velocidad del fluido. Asi, por ejemplo:
7 k Vp (11)
vV=——
m p

representa la relaciéon entre v y Vp para flujo en régimen laminar, sin tomar en cuenta

dichos efectos.

kop (12)
V= ———
" uor
Es un caso particular de la ecuacién 11; ademas de no considerar los efectos
gravitacionales ni los capilares, supone que el flujo es radial, por lo que es aplicable para

estudiar el movimiento de fluidos en la vecindad de los pozos.

Para el caso de flujo lineal, en la direccion x, la ecuacion correspondiente es:

k op
=——— (13
vx Max ( )

Un valor promedio de v, para un medio poroso de longitud AL, est4 dado por:

donde Ap es la diferencia de presiones entre la entrada y la salida del medio poroso. Si

este tiene una seccion transversal A (), el gasto que pasa a través del medio es:

_ kA Ap
q= UxA = —IE (15)
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Figura 3.7 Direccién de la velocidad en el eje x a lo largo de un bloque cuando pasa un
fluido por una superficie A.

3.7.6 Ecuaciones de flujo de un fluido homogéneo en régimen permanente

Unidades de Darcy ‘
G

asto cm’/seg
Presion atm
Longitud cm
Viscosidad co
Permeabilidad darcys
_ AkAp
Flujo lineal T T
AkP,Ap
es = W
_ 2mkhAp
Flujo radial 1 = UL rw)
2nkhP,,Ap
Tes = B Ln(® )

Tabla 3.1 Ecuacion de Darcy para flujo lineal y radial a diferentes condiciones.




CAPITULO 4

OPTIMIZACION DE LAS CAIDAS DE PRESION DESDE EL
YACIMIENTO HASTA LA SUPERFICIE (TP)

Posterior a que los pozos son perforados y terminados, para que los fluidos se muevan
desde su ubicacion en el yacimiento hasta la superficie. El movimiento de esos fluidos
requiere de energia que pueda vencer lar pérdidas de friccion en el sistema y con eso
elevar la produccion hasta la superficie. Los fluidos deben viajar desde el yacimiento
hasta llegar a los separadores. Dicho sistema puede ser relativamente simple o puede

incluir componentes donde pueden ocurrir cambios o pérdidas de energia.

4.1 Sistema Integral de Produccion

El Sistema Integral de Produccion (SIP) es el conjunto de elementos que nos permite
llevar los fluidos producidos por el yacimiento a la superficie. Ya en superficie separar los
fluidos en sus fases liquida y gaseosa para finalmente enviarlos a instalaciones de

almacenamiento y/o comercializacion.

Un yacimiento ya sea de gas o aceite, se encuentra constituido por fluidos hidrocarburos
altamente compresibles a condiciones de presion y temperatura elevadas. La produccion
eficiente de estos fluidos requiere una apropiada liberacion de la energia a través del
sistema. La productividad del sistema depende de las caidas de presion que ocurren a lo
largo de este. De manera general es posible definir tres areas de flujo con el fin de
comprender de mejor manera el comportamiento que tendra el sistema integral de

produccion.




Areas de Flujo

del yacimiento al pozo
Tuberias

Estranguladores

4.2 Elementos que conforman el Sistema Integral de Produccion

e Yacimiento

e Pozo-aparejo de produccion

e Tuberia de Descarga

e Estrangulador

e Separadores y Equipo de Procesamiento

e Tanque de Almacenamiento
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Figura 4.1. Sistema integral de produccion, con componentes desde el yacimiento, pozo

y manejo de produccion en la superficie.

4.2.1 Yacimiento

Es una trampa geoldgica que contiene hidrocarburos, la cual se comporta como un
sistema intercomunicado hidraulicamente, Los hidrocarburos se encuentran ocupando
los poros o huecos de la roca que los almacena; se encuentran a presion y temperatura,
esto debido y de acuerdo a la profundidad en que se encuentran almacenados los

hidrocarburos.

4.2.2 Pozo- aparejo de produccion

Es el agujero que se realiza a través de la roca hasta llegar al yacimiento; en el cual se
instalan sistema de tuberias y demas elementos con la finalidad de establecer un medio

de comunicacién entre el yacimiento y la superficie para asi producir los hidrocarburos.

4.2.3 Tuberia de descarga

Las tuberias son estructuras de acero, cuya finalidad es transportar el gas, aceite, y en
algunos casos agua desde la cabeza del pozo hasta el tanque de almacenamiento. Los
costos especificos en el transporte tanto de aceite como de gas disminuyen cuando la
capacidad de manejo aumenta; esto se logra si el aceite, gas y agua transportan en
tuberias de diametro 6ptimo, para una cierta capacidad.




4.2.4 Estrangulador

Dispositivo provisto de un orificio, utilizado para controlar el flujo de fluido o la presion del
sistema. Los estranguladores se encuentran disponibles en diversas configuraciones
tanto para modos de operacion fijjos como ajustables (regulables). Los estranguladores
ajustables permiten modificar los parametros de presion y flujo de fluidos para
adecuarlos a los requerimientos del proceso o la produccion. Los estranguladores fijos
no ofrecen esta flexibilidad, sin embargo son mas resistentes a la erosién en condiciones

prolongadas de operacién o produccion de fluidos abrasivos.

4.2.5 Separadores

Los separadores como su nombre lo indica, son equipos para separar la mezcla de
aceite y gas, y en algunos casos aceite, gas y agua que provienen directamente de los
pozos. Los separadores pueden clasificarse por su forma o geometria en horizontales,
verticales, y por su finalidad, separar dos fases (gas y liquido) o tres fases (gas, aceite y

agua).

4.2.6 Tanque de almacenamiento

Son recipientes con gran capacidad de almacenaje de produccion de varios pozos. Los
tanques de almacenamiento pueden ser estructuras de acero instalado en tierra firme o
bien, buque-tanques, usualmente utilizado en pozos localizados costa fuera. En la
industria petrolera, los tanques pueden tener una capacidad de almacenamiento que va
desde 100,000 hasta 500,000 barriles. En México, generalmente se cuenta con tanques
de almacenamiento de 500,000 barriles en las grandes zonas como productoras como

Dos Bocas, Tabasco y en campos de la Region Sur.




4.3 Optimizacion de las caidas de presion: Analisis Nodal como herramienta

El balance de energia del SIP a cualquier tiempo, sera la presion inicial de los fluidos
menos la presiéon final de los mismos. Las caidas de presion a través de cualquier
componente varian con el gasto de produccion, que a su vez se vera controlado por los

componentes del sistema.

La técnica por medio de la cual se disefia, optimiza y estudia el SIP es el “analisis nodal”.
Esta herramienta, permitird determinar el efecto de cada uno de los componentes del

sistema en su comportamiento en conjunto.

Las principales caidas de presion que ocurren en el Sistema Integral de Produccion se

distribuyen de la siguiente forma:

Elemento Pérdida de presion (%)

Yacimiento 10-50
Tuberia vertical 30-80
Tuberia horizontal 5-30

El analisis nodal consiste en dividir el sistema de produccién en nodos solucién, cada
componente se evalla por separado y posteriormente es integrado para determinar el
comportamiento del flujo de un pozo. El objetivo principal es optimizar el sistema de
produccién u obtener el mayor gasto a la menor caida de presion, alcanzando con esto
la méxima eficiencia de cada componente y con esto incrementando la vida productiva

del yacimiento.

La aplicacion a los sistemas de produccion fue propuesta en un inicio por Gilbert en 1954

y posteriormente aplicado por Nind en 1964 y a su vez por Kermit & Brown en 1978.




Dicha técnica incluye dentro de sus célculos todos los componentes que integran el SIP.
Las ecuaciones matematicas para el comportamiento de afluencia (yacimiento) se basan
generalmente en la Ley de Darcy, indice de Productividad, Vogel, Jones y Fetkovich,
entre otras. Mientras la curva de capacidad de transporte ( pozo) puede ser calculada
con las correlaciones de flujo multifasico como la de Hagedorn & Brown, Beggs & Birill,
Duns & Ros, etc. La interseccidon entre estas dos curvas en la grafica de presion contra
gasto de produccion es la solucion al sistema e indica el gasto y presion a las

condiciones de operacion del pozo.

Ademas, el analisis nodal permite identificar y determinar los problemas relacionados
con la capacidad de flujo del pozo a partir de la interaccién entre cada uno de los
componentes del sistema debido a las restricciones que se presentan por parte del
mismo. Simultaneamente permite obtener las caidas de presion, el potencial maximo y
los efectos en el comportamiento del pozo cuando varian las propiedades del fluido y del
yacimiento, asi como las caracteristicas mecéanicas y operacionales del pozo e

instalaciones superficiales.

Dentro de sus principales aplicaciones esté la optimizacion de pozos de aceite y gas ya
sea que produzcan por flujo natural o por sistema artificial, analizando el comportamiento
actual y futuro. El resultado de este analisis generalmente permite el incremento de la
produccién y la mejora en la eficiencia de flujo, todo esto con el fin de recomendar
cambios en el sistema. Incluso su aplicacibn puede extenderse para planear
adecuadamente el disefio de un nuevo pozo, determinando el diametro 6ptimo de las
tuberias de produccion, estrangulador, etc. Obteniendo una mayor produccién a una

menor inversiéon econémica.

4.4 Aplicacion del analisis nodal

El primer paso en la aplicacion del analisis nodal es asignar nodos en varias posiciones

clave dentro del sistema y seleccionar un componente llamado nodo solucién, para




dividir el sistema integral de produccion. Este nodo puede ser cualquier punto entre el
limite del yacimiento en el radio de drene (re) y el separador, donde la caida de presion

se puede calcular como una funcion del gasto de flujo.

Todos los componentes por arriba del nodo seleccionado, comprenden la seccion de
salida y al dltimo componente del sistema de produccion le corresponde la presion de
salida o presion de entrega (Outlet Pressure). Todos los componentes por debajo del
nodo seleccionado comprenden la seccion de entrada y al primer componente del
sistema de produccion le corresponde la presién de entrada (Inlet Pressure).

Para el analisis en un tiempo seleccionado se requiere conocer las presiones de entrada
y salida del sistema integral de produccion las cuales se considera que permanecen
constantes, usualmente estas presiones son la presion del yacimiento (Pws) y la presion
en el separador (Psep), respectivamente. Adicionalmente el analisis permite evaluar el
efecto del estrangulador en el pozo, en este caso la presién de salida es la presion en la

cabeza del pozo (Pwh).

Si las presiones se miden o calculan en cada nodo, entonces la pérdida de presion entre
los nodos se puede calcular como una funcién del gasto de produccion. La ubicacién de
los nodos comunmente utilizados en el sistema integral de produccion se muestra en la

Figura 4.1.

4.5. Nodo solucion

El nodo solucién representa un punto ubicado en cualquier parte de un sistema de
produccion pozo-yacimiento y su ubicaciéon dependera del componente que se desee
aislar para su evaluacion, de tal forma que se pueda identificar con certeza el problemay
planear la solucion técnica, con el fin de optimizar la produccion y con ellos obtener

mejores ganancias




4.5.1 Fondo del pozo como nodo solucién

Este suele ser un nodo de solucién comun y se encuentra a la profundidad media del
intervalo disparado. Con estas condiciones, el sistema se divide en dos partes:

Yacimiento y Sistema total de tuberias.

NODOS PRINCIPALES EN UN SISTEMA BASICO DE PRODUCCION
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Figura 4.2. Nodos principales del SIP

Procedimiento de solucion:

1. Si Pwf>Pb, suponer varios gastos y para cada uno de ellos calcular su respectiva

Pwf, obteniendo con esto, la curva IPR.

2. Partiendo de la Psep y para cada gasto supuesto del punto anterior, obtener la
Pwh que se requiere para mover los fluidos a través de la linea de descarga hasta
el separador, utilizando una correlacion de flujo multifasico para tuberias

horizontales o curvas de gradiente de presion.




3. Tomando en cuenta los gastos supuestos inicialmente con sus correspondientes
presiones en la cabeza del pozo, determinar la presion de fondo fluyendo que se
requiere para mover los fluidos desde la tuberia de produccion hasta la cabeza del
pozo, usando una correlacion de flujo multifasico para tuberias verticales o curvas

de gradiente de presion.

4. Graficar la curva de IPR del primer paso. Sobre esta misma, graficar los gastos y
presiones de fondo fluyendo obtenidas en el tercer paso. La interseccién de
dichas curvas mostrara el gasto posible para este sistema, cabe destacar que
este no es el gasto maximo u optimo necesariamente, pero si el gasto al cual el
pozo producira para las condiciones actuales del yacimiento y del sistema total de

tuberias que esta instalado.

Al elegir el fondo del pozo como nodo solucion, se logra aislar el yacimiento del sistema,
logrando con esto ver su comportamiento. Al aislar el yacimiento del resto del sistema se

puede observar el abatimiento de la presion estatica sobre el gasto.
FONDO DEL POZO COMO NODO SOLUCION
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Figura 4.3. Fondo del pozo como nodo solucion




4.5.2 Cabeza del pozo como nodo solucién

La cabeza del pozo es otro de los nodos comunes a utilizar. En estas condiciones el
sistema nuevamente se divide en dos: el separador y la linea de descarga constituyen un

solo componente, mientras que el yacimiento y la tuberia de produccién (T.P.) otro.

Presion de Fondo Fluyendo Pwf

GAsto 00 ee—

Figura 4.4. Comportamiento de afluencia para diferentes presiones estéticas supuestas.

Procedimiento para el calculo:

1. Partiendo de la presion media del yacimiento, se asumen nuevamente varios

gastos de produccion, calculando asi la presion de fondo fluyendo (Pwf).

2. Una vez ya obtenidas las presiones de fondo fluyendo, se determinan las
presiones en la cabeza del pozo (Pwh) que se requieren para mover los fluidos a
través de la tuberia de produccion (T.P.) hasta la cabeza del pozo. Estas pueden

ser obtenidas de dos formas: la primera es utilizando una correlacion de flujo




multifasico para tuberia vertical y la segunda es por medio de curvas de gradiente

de presion.

3. Partiendo de la presion del separador, se asumen varios gastos de produccién y
se obtiene la presion en la cabeza del pozo (Pwh) que se requiere para mover los
fluidos a través de la linea de descarga (L.D.) hasta el separador, como en el
punto anterior se puede realizar por medio de una correlacion de flujo multifasico,

pero en este caso para tuberias horizontales o curvas de gradientes de presion.

4. Con los datos obtenidos en los pasos 2 y 3, se construye una grafica de Gasto vs
Pwh. La interseccion nos mostrara el gasto posible para este sistema. Este gasto
representa las condiciones a las que el pozo producira para las condiciones dadas
del yacimiento y del sistema total de tuberias.

Al tomar como nodo solucion la cabeza del pozo, la linea de descarga se aisla y de esta

forma es facil mostrar el efecto que el cambio en el diAmetro de esta tiene sobre el gasto.

IFR +T.F.
; T.I). + SEPARADOR

Presion ew la cabeza del pozo Pwh

Crastoe qo

Fig. 4.5. Cabeza del pozo como nodo solucién




4.5.3 El separador como nodo solucién

La seleccion de la presion en el separador como nodo solucién, es muy importante
cuando el gas proveniente del separador debe tener una presién dada para poder fluir a
través de un sistema de alta presion, como una linea de venta o cualquier sistema de
recoleccion. La presion de separacion controla la presiéon de succion y se relaciona

directamente con la potencia requerida por el compresor.

Se debe tomar cierta precaucion en que la presion del separador (Psep) no debe ser
injustificadamente disminuida o aumentada sin que se haya realizado un analisis del
comportamiento del sistema, particularmente la linea de descarga (L.D.). Un error
cometido comunmente, es la creencia que disminuyendo la presion de separacion se
obtendra un incremento en la produccion, siendo esto no del todo cierto, ya que para
algunos casos una disminucion de la presion de separacion (Psep) no causa efecto en el
gasto de produccion incluso cuando la productividad de los pozos es muy alta. Esto
debido a que la baja productividad es causada por la T.P. o la L.D.

Procedimiento de calculo:

1. Se calcula la presion de fondo fluyendo (Pwf) a partir de la presion media del

yacimiento y asumiendo varios gastos de produccion.

2. Con los gastos y las presiones obtenidas en el paso anterior se calculan las
presiones en la cabeza del pozo (Pwh) que se requieren para mover los fluidos a
través de la tuberia de produccion (T.P.) hasta la cabeza del pozo, por medio de
las correlaciones de flujo multifasico para tuberias horizontales o curvas de

gradiente de presion.

3. Con los valores supuestos y los obtenidos en el paso anterior, se obtienen los

valores correspondientes para cada presion de separaciéon (Psep). Nuevamente




se utilizan correlaciones para flujo multifasico pero para tuberias horizontales o

curvas de gradiente de presion.

4. Ahora se grafica la presién de separacion (Psep) vs el gasto (). La interseccion
entre ambas curvas, nos arroja el gasto que representa el valor que este tendra

bajo las condiciones dadas de este sistema.
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Fig. 4.6. Efecto de la presion de separacion sobre los gastos de produccion

En la imagen anterior se muestra un ejemplo donde se puede notar lo antes
mencionado, de que no en todos los casos donde se disminuye la presion en el
separador genera un aumento notable en la produccion, es por ellos que es importante
realizar un buen analisis en la linea de descarga, descartando que el problema esté en

esta parte del sistemay asi poder optimizar la produccion del pozo.

4.6 Caidas de presion en pozos horizontales

Los modelos del comportamiento de flujo para pozos horizontales que predicen el flujo

dentro del pozo como una funcion de la reduccién del yacimiento, existen tres técnicas:




métodos analiticos/semianaliticos, simulacion de yacimientos y método de linea de

fuente, en este trabajo se describe el método analitico.

4.6.1 Métodos analiticos.

Se requiere de suposiciones acerca de las condiciones de frontera del pozo, régimen de
flujo y propiedades de los fluidos. Estos modelos asumen una presion constante a través
del pozo, flujo estacionario y pseudo-estacionario de una sola fase, también
incompresible o de compresibilidad despreciable es también asumido. EI modelo de flujo

de estado estacionario desarrollado por Joshi (Hernandez Tapia R. (1991)).

Joshi desarroll6 un modelo de flujo de estado estacionario para obtener el area de drene

de un pozo horizontal, tal como se observa en la (figura 4.7).

=

Figura 4.7. Esquema del radio de drene en un pozo horizontal.
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Considerando un pozo horizontal extendido en direccidon x en un yacimiento de espesor
h, donde “y” es la direccion horizontal perpendicular al eje del pozo, y “z” es la direccion

vertical.

Joshi derivé una ecuacion de gasto para un pozo horizontal de longitud L agregando una
solucion para la resistencia al flujo en el plano horizontal de longitud L agregando una
solucion para la resistencia al flujo en el plano horizontal con la resistencia al flujo en el

plano vertical, tomando en cuenta la anisotropia horizontal a vertical.




Joshi dividié un problema tridimensional en un problema bidimensional, tal como se

observa en la figura (figura 4.8)

Figura 4.8. Problema de flujo tridimensional.

En este problema bidimensional, tendra isobaras elipticas en estado estacionario
suponer un drenaje eliptico con un eje mayor a 2a y una presion constante en las

fronteras de radio de drene nos da la siguiente ecuacion.

27Tk0Ap

ap =
a+ Ja - (1fy)
Byl (————2)

2

bl
q = gasto (E)
k = permeabilidad (md)
h = espesor (pies)
p = presion (psi)
u = viscosidad (cp)
a = longitud de la elipse de drene en el plano horizontal

Para un yacimiento anisotropico la ecuacion anterior fue modificada por Joshi y después

corregida por Economides para redefinirla como:
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Donde el indice de anisotropia es definida como:

bl
q = gasto (E)
k = permeabilidad (md)
h = espesor (pies)
p = presion (psi)
U = viscosidad (cp)

Propiedad resultante de la razén de las permeabilidades horizontal (k) y vertical (K,), ky
es menor que la ky, en un pozo horizontal un decremento en la k, da como resultado un
incremento en la resistencia del fluido en direccidbn vertical y por consiguiente

decremento en gastos de produccion.

También relaciond la dimensién “a” a un radio equivalente cilindrico igualando el area de

la elipse a la de un cilindro de radio re obteniendo:

0.5
4 0.5

T,
0.25 + 2L

L 0.5+
a==10.
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4.7 indice de Productividad

Cuando un pozo es puesto a producir es indispensables conocer su potencial, es decir el

gasto maximo que aportaria un pozo si se le pusieran las mejores condiciones posibles.

Dicho potencial debe ser comparado con lo que el pozo es capaz de producir a las
condiciones a las que se encuentra. El conocimiento del yacimiento, de sus propiedades,
saturacion de fluidos, permeabilidades relativas, dafio, asi como las caracteristicas de la
T.P.yde laL.D. permiten ayudar a determinar lo que un pozo puede producir.

El indice de productividad pretende encontrar una funcién que relacione la capacidad de

producir de los pozos para aportar fluidos a un determinado abatimiento de presion.

Para realizar este calculo se asume comunmente Vogel (1968) que asume que el flujo
hacia el pozo es directamente proporcional a la diferencia de presién que existe entre el
yacimiento y la pared del pozo, es decir la produccion es directamente proporcional a
una caida de presion que ocurre en el sistema yacimiento-pozo. La constante de
proporcionalidad es conocida como indice de productividad (IP) que se deriva de la Ley

de Darcy para flujo radial estacionario y un solo fluido incompresible.

T.V. Moore en 1939 sugiri6 un método para medir la productividad en los pozos, en el
cual es necesario medir la presion estatica del yacimiento (Pws) a varios gastos y
obtener la presion de fondo fluyendo (Pwf). A la relacién que existe entre la produccion
de un pozo y el abatimiento de presion a causa de esta se le denomina indice de
productividad (IP) que se simboliza con la letra “J”. Si la produccion g esta expresada en
bl/dia de liquido a las condiciones de almacenamiento y el abatimiento a su vez esta

expresado en Ib/pg?, el IP se define como:

bls/ia@c.s.]
Ib/pg?

J=1p=—2_|

- Pws—Pwf

(1)




El comportamiento que presenta el indice de productividad cuando la presion de fondo

fluyendo (Pwf), es mayor que la presion de saturacion (Pb) es la siguiente.

Pws
E? P Qo; gomax=Pwf
. —
qo

Fig.4.9. Representacion grafica del indice de productividad

Ahora, cuando la presion de fondo fluyendo se encuentra por debajo de la presion de
saturacion Pwf<Pb, es decir un yacimiento saturado no puede ser representado con la
figura anterior.

Para esta ultima condicion antes mencionada, el indice de productividad para cualquier
gasto de produccion es definido como el ritmo del cambio de produccién con el

abatimiento de presion, es decir, el comportamiento de una curva definida de la forma:

= 1P = tanf = — -
J=1P=tanb =—op




La direccion que tiene la curva AB es habitualmente como se muestra en la Figura 4.10,
la cual muestra un decremento del indice de productividad conforme el gasto se

incrementa, lo cual explica el signo negativo de la ecuacion anterior.
El término de indice de productividad no constante (IPR) fue sugerido por Gilbert (1954)
mientras que el término de indice de productividad lineal (IP) fue originalmente

introducido por Muskat (1937).

Considerando las propiedades del yacimiento en conjunto con la ecuacion de Darcy para

flujo radial, el indice de productividad puede ser expresado de la forma siguiente:
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Fig. 4.10. Curva IPR cuando Pwf<<Pb




4.7.1 Indice de productividad para pozos horizontales

Mediante la relacion de indices de productividad de un pozo horizontal y un pozo vertical
contra longitud de seccién horizontal, Joshi demostré que los pozos horizontales pueden

ser mas productivos de 5-8 veces en algunos yacimientos.

Ecuacion de Joshi:

2mkphAp/(uoB,)

n =
[a+ az_(L/ )2]
in| |+ (/2
2

| |

a=(L/2) [0.5 +./025 + (2reh/L)4]°'5
Donde:

qn = Gasto de Aceite para Pozos Horizontales (BPD)
k,, = Permeabilidad Horizontal (md)
h = Espesor (ft)

1, = Radio de pozo (pg)

U, = Viscosidad del Aceite (cp)

B, = Factor de Volumen del aceite

L = Longitud (ft)

Ap = Caida de Presion (Psi/ft)

r.n = Radio de Drene Horizontal (pg)

El indice de productividad, para los pozos horizontales se puede estimar dividiendo gh

por Ap. Todas las relaciones desarrolladas fueron hechas para yacimientos isotrépicos




(kh=kw), para convertir esta ecuacion en unidades de campo, 21 en el numerador se

cambia por la constante 0.00707812.

0.00707812k,hAp/(1yB,)

dn =
l [a+ /az _(L/Z)Z]

n
L/2

+ (h/L)In[h/(2r,)]

La experiencia de campo demostré que efectivamente los pozos horizontales reducen al
minimo o eliminan los problemas de conificacion de agua o gas en muchos yacimientos.
Estos resultados positivos han sido confirmados cuantitativamente por el modelo de
Joshi.

4.8 Eficiencia de flujo

La eficiencia de flujo (EF), esta en funcidn de las condiciones naturales de la formacion,
ya que cualquier cambio en ellas alterara la distribucion de presiones y con ello el gasto
de produccién. Cuando dichas condiciones no cambian, es posible explotar el intervalo
en agujero descubierto, es decir expuesto al flujo. Esto no suele ser del todo comun, sin
embargo en la practica bajo ciertas condiciones de terminacién, se ha observado que un
pozo produce como si estuviera en condiciones de flujo ideal,EF = 1, como si estuviera

en agujero descubierto y sin dafio (Vogel 1968).

Standing (1970), por su parte, establece el concepto de eficiencia de flujo considerando
el dafio a la formacion, es decir con EF # 1, basandose en la Figura 4.11 defini6 la

eficiencia de flujo de la siguiente forma:

EF = Caida de presion ideal  Pws — Pwf’

"~ Caida de presiénreal =~ Pws — Pwf

Donde: Pwf' = Pwf + APs




Sustituyendo en la ecuacion anterior

_ Pws — (Pwf + APs)

EF
Pws — Pwf

Siendo esta la relacién de la caida de presion normal a través del sistema en funcién de

la caida de presion total.

o flujo

Presion, p

Ap Superficial
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Fig. 4.11. Perfil de presién para pozos dafiados

4.9 Comportamiento de pozos de aceite saturado

Cuando se trata del flujo en dos fases, la relacién de las ecuaciéon 1 no se cumple, pues

el valor de la pendiente cambia continuamente en funcion de las caidas de presion.

Esto debido a que cuando Pwf < Pb, la caida continua de presion permite la liberacion

del gas. Debido a esto la permeabilidad relativa al gas (k,4) se incrementa sobre la

permeabilidad relativa al aceite (k,,), con ello el IP que es funcién de k,disminuye y la




relacion gas-aceite instantanea (R) aumenta. Lo que resulta en un comportamiento de

afluencia (IPR) no lineal.

IPR,,

"y

IFR,

Presidn de fondo fluyendo, p.s

Fig. 4.12. Variacion del IP para yacimientos saturados

Con esto se puede concluir que el IP para cualquier gasto de produccion, siempre que
Pwf < Pb, seré la primera derivada del gasto con respecto a la caida de presion, tal y

como se muestra en la ecuacioén

IP = IPR dq
B - dPwf

4.9.1 Curvas de IPR

Vogel en 1963 propuso una expresion para predecir el comportamiento de los pozos que
producen con empuje de gas disuelto, utilizando una grafica normalizada, con presiones

y gastos adimensionales. Dicha ecuacion propuesta es:




G- ()

gomax Pws Pws

Donde:
» b
Pwf = Presionde fondo fluyendo p_g2
. o . Ib T
Pws = Presion estatica del yacimiento p_gz
bl 1
q0 = Gasto de aceite medido a la Pwf [dia
bl T
qo,max = Potencial del pozo (Pwf = 0) dia

La ecuacion puede ser interpretada como una solucién general para yacimientos con
empuje de gas disuelto. Esta ecuacion es aplicable a casos donde no existe dafio a la
formacion, es decir con EF = 1. Una representacion grafica de esta ecuacion se muestra

a continuacion en la Figura 4.13.

En si, en la ecuaciébn de Vogel se considera un modelo homogéneo donde las
caracteristicas estructurales del medio poroso no son consideradas. Los cambios en los
indices de productividad se atribuyen a los cambios en la saturacion, permeabilidades

relativas y depresionamiento.

Para el desarrollo de este modelo, Vogel realiz6 calculos con datos de yacimientos
hipotéticos que no fueron validados con datos de campo, sin embargo, a través de los
afos este método fue ganando adeptos por su facilidad de aplicacion y confiabilidad de

resultados.




Para poder utilizar esta correlacion, se requiere una prueba de produccion que consiste
en obtener un gasto de aceite a cierta presion de fondo fluyendo para la presion de fondo
estatica. Al comportamiento de flujo utilizando la correlacion de Vogel, se conoce como

curva de IPR.
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Figura. 4.13. Curva de afluencia para pozos sin dafios de un yacimiento con empuje de

gas disuelto.

La curva de la Fig. 4.13 solo es aplicable para EF = 1. Por ello, Standing, extendi6 el
trabajo de Vogel presentando un método grafico basado en el método de Vogel, donde

considera eficiencia de flujo.

_ Pws — Pwf’

EF = ———
Pws — Pwf




Donde

lb
Pwf = Presién de fondo fluyendo con dafio [p_gz
- - . lb
Pws = Presidn estatica del yacimiento [p_gz

b
Pwf' = Presion de fondo fluyendo sin daiio [p_gz

La Figura 4.14 muestra el concepto empleado por Standing para establecer la eficiencia
de flujo.
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Figura. 4.14. Presiones de fondo en un pozo dafiado




En la Figura 4.15 se presentan las curvas de IPR para eficiencias de flujo de 0.5 a 1.5.

De esta ampliacion del método de Vogel es sencillo obtener:

a) El gasto méximo posible para pozos con o sin dafio, o bien, estimulados.
b) EIl gasto para cualquier Pwf y diferentes valores de EF.

c) La curva de IPR para pozos dafiados o estimulados o sin dafio.
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Figura. 4.15. Curvas de afluencia para pozos con EF diferente de 1 para un yacimiento

con empuje de gas disuelto.

4.10 Diseio del Aparejo de Produccion (Diametro TP)

El aparejo de produccion es el medio por el cual son transportados los fluidos del
yacimiento a la superficie y se clasifican dependiendo de las condiciones del yacimiento
como: fluyente, bombeo neumatico, bombeo mecanico, bombeo electro-centrifugo y

bombeo hidraulico.




Aunque no serd abordado en esta tesis, cabe mencionar que debe soportar
integramente las presiones y los esfuerzos a los que es sometido durante las diferentes
operaciones, tales como inducciones, pruebas de admision, estimulaciones,

fracturamientos, etc.

4.10.1 Determinacion del didmetro del aparejo de produccion.

El didmetro del aparejo de produccion debe ser tal que permita transportar los gastos de
produccién que se esperan, ya que, si es pequefio restringira el flujo, por el contrario si
es muy grande la produccion puede ser intermitente o inestable.

La seleccion del diametro Optimo de la tuberia de produccion se realiza mediante un
andlisis hidraulico para una variedad de condiciones de produccion, cambios de tamafio
de tuberia, gastos de produccién, etc. Bajo el criterio de explotacién predeterminado es
posible obtener el tamafio del aparejo de produccién, mediante el cual se obtiene la
maxima produccion posible, con el mayor ahorro de presion en cada una de las etapas

de flujo por las que pasan los hidrocarburos.

La determinacion del didmetro adecuado de la tuberia de produccion se obtiene

aplicando los siguientes pasos.

1. Determinacion de los diametros factibles de seleccion.

2. Determinacién de las sartas maximas para cada tuberia o arreglo de tuberias

seleccionadas.

3. Determinacién del didmetro con el maximo gasto.

4. Determinacion del gasto 6ptimo, considerando todo el sistema de produccion.




4.10.2 Determinacién de los posibles didmetros

En primer lugar, se determina la curva de comportamiento de afluencia (IPR).
Posteriormente, las curvas del comportamiento de las diferentes tuberias de produccion
o los diversos arreglos de tuberias de produccion. Al graficar cada curva en la grafica

IPR obtenemos una gréfica. Figura 4.16.
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Figura 4.16. Grafica de seleccién de diametros

De esta gréfica se seleccionan los diametros que se encuentren por debajo de la curva
de IPR para los que la energia del yacimiento es la necesaria para que los fluidos

puedan llegar a la superficie.

4.10.3 Gastos maximos para cada tuberia

A continuacion se grafica el gasto contra la presion en la cabeza. Considerando como
constante el diametro de la linea de descarga, obteniendo una grafica como la que se

muestra en la Figura 4.17




Es importante mencionar que la disminucidn del gasto en algunos diametros es debido a

efectos de colgamiento de las fases.
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Figura 4.17. Grafica para obtener gastos maximos

4.10.4 Determinacion del didmetro para el maximo gasto

Se grafican los didmetros de tuberia contra los gastos maximos, obteniendo una grafica

como la mostrada en la Figura 4.18.
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Figura 4.18. Grafica para obtener diametro




En la gréfica es posible observar el diametro con mayor gasto (d3). En caso de que la
diferencia con (d4) no sea tan amplia, es recomendable seleccionar este ultimo, debido a

que puede proporcionar una mayor vida fluyente.

4.10.5 Gasto 6ptimo

Por dltimo para determinar el gasto éptimo de la tuberia que fue seleccionada, tomando
en cuenta todos los elementos del sistema, es necesario aplicar el andlisis nodal,
tomando como nodo solucién la cabeza del pozo y evaluando para diferentes gastos. Se
calculan las caidas de presion en el sistema. Los valores de Pwf, Pwh, P4, son
graficados contra los gastos considerados, obteniendo las curvas que matematicamente
representan al sistema para un tiempo dado en la vida productiva del pozo y del

yacimiento.

En la Figura 4.19, Psep €S constante, la Pws es casi constante para un momento dado,
Pwf varia con el gasto, P 4 aumenta linealmente con el gasto y Pwh nos muestra las

caidas de presion en las tuberias de produccion.

La curva de Pwh indica la caida de presion en la TP, es necesario analizar el
comportamiento por la tuberia, por ello es necesario analizar otros aspectos para
relacionar el gasto de produccion con la Relacién Gas-Liquido (RGL) suponiendo
constante esta Ultima. Mientras varia el gasto de liquido se observa que para cualquier
diametro y profundidad de tuberia, existe un gasto de produccion que ocasiona la

minima pérdida de presion en la TP.




Es de esperarse, sin embargo que la declinacion de la presion del yacimiento permita un
aumento de la RGL, que inicialmente beneficiara a la produccion de fluidos, pero en caso

de seguir aumentando, podria ocasionar pérdidas por friccion.

La distancia entre las curvas representan las caidas de presion de los elementos
correspondientes. Asi la distancia entre Pwh y Pwf indica la caida de presion entre el
fondo y la cabeza del pozo. Dicha diferencia esta en funcion de las caracteristicas del

sistema roca-fluidos, asi como de la eficiencia de la terminacion.

Cuando Pwh = P4 se tiene el gasto maximo correspondiente al flujo franco, es decir sin
estrangulador. Se observa igualmente que al ir utilizando estranguladores con diametros
cada vez menores, el gasto disminuye aumentando la presién en la boca del pozo, hasta
alcanzar un valor maximo como se indica en (&3). La reduccién posterior del didmetro
abate la Pwh y el gasto debido a que incrementan las pérdidas de presion en la tuberia,

con el riesgo de “matar el pozo”.
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Figura. 4.19. Analisis Nodal en aparejos de produccién




Este proceso requiere de un estudio a mayor profundidad y con el complemento de
softwares especializados que permitan desarrollar este y otros procesos de manera
eficaz.

La determinacién del diametro Optimo del aparejo de produccion es realizada por el
ingeniero de produccion. En la figura se muestran los gastos que limitan el flujo estable,
ya que un pozo que produzca con un gasto menos por lo general estard presentando
flujo inestable. Las condiciones para obtener flujo estable deben ser tales que al agregar

a la curva anterior la curva IPR se obtenga un resultado similar a la de la figura
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Figura 4.20. Curvas tipicas de gasto Figura 4.21. Grafica de condiciones de

vs Pwf para diferentes didmetros de TP.  Flujo estable

La Figura 4.22 muestra la condicién en la cual la curva de flujo por la TP corta a la IPR
en dos puntos. En la posicion 2, a la derecha del gasto limite el flujo sera estable,
mientras que en la posicién 1 no es asi, a menos que se estrangule la cabeza del pozo,

provocando flujo inestable, originando un cambio en la curva del flujo por la TP.
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Figura 4.22. Pozo fluyente en la posicién 2

4.11 Construccion de la Curva de Demanda de energia

Si se evaltan las Pwh y las Pwf requeridas para distintas tasas de produccion y se
grafican vs. la tasa de produccion g, se obtienen las curvas de demanda de energia en el
cabezal y fondo del pozo respectivamente. La siguiente figura muestra las curvas de
demanda de energia mencionadas, observe para un dado caudal la representacion de

las pérdidas de presion en la linea, API, y en el pozo, APp.

Pwf vs g, Demanda
en el fondo del pozo

P. lpc \_// Pwh vs g, Demanda en

AP el cabeza) del pozo

Psep_presion del

L-API
| —— - ittt scparador




Figura 4.23. Curvas de demanda desde diferentes nodos contra el gasto producido en el

poZo.

4.11.1 Rangos caracteristicos de la curva de demanda

Para un tamafo fijo de tuberia vertical existe un rango Optimo de tasas de flujo que
puede transportar eficientemente, para tasas menores a las del rango Optimo se
originara un deslizamiento de la fase liquida (baja velocidad) lo que cargara al pozo de
liguido aumentando la demanda de energia en el fondo del pozo, y para tasas de flujo
mayores a las del rango Optimo aumentard las pérdidas de energia por friccién (alta
velocidad) aumentando sustancialmente los requerimientos de energia en el fondo del

pozo. La siguiente figura muestra los rangos antes mencionados:

Pwf

| Friccion

Deslizamiento

|- Rango Optimo

L

Tasza minima Tasa maxima ql
Figura 4. 24. Donde se observa el comportamiento del gasto para diferentes gastos a un
diametro fijo de tuberia.

4.11.2 Rango de tasas seguin tamano de tuberia de produccién

A continuacién se presenta rangos 6ptimos de tasas dados por Brown para tuberias de
uso comun en los pozos petroleros. Los valores corresponden a RGL de

aproximadamente 2000 pcn/bn:




RANGO OPTIMO

Tuberia Tasa minima - Tasa maxima
(0.D.) (b/'d) - (b/d)
2 3/8" 200 - 2500
2 7/8" 350 - 3000
3T 500 - 4000

4.12 Patrones de flujo

La diferencia basica entre flujo de una sola fase y el flujo de dos fases es que en este
altimo, la fase gaseosa y liquida pueden estar distribuidas en la tuberia en una variedad
de configuraciones de flujo, las cuales difieren unas de otras por la distribucién espacial
de la interface, resultando en caracteristicas diferentes de flujo, tales como los perfiles de

velocidad y colgamiento.

La existencia de patrones de flujo en un sistema bifasico dado, depende principalmente

de las siguientes variables:

e Parametros operacionales, es decir, gastos de gas y liquido.
e Variables geométricas incluyendo diametro de la tuberia y angulo de inclinacion.
e Las propiedades fisicas de las dos fases, tales como: densidades, viscosidades y

tensiones superficiales del gas y del liquido.

Patrones de flujo para flujo vertical y fuertemente inclinado.

En este rango de angulos de inclinacion, el patron estratificado desaparece y es
observado un nuevo modelo de flujo: el flujo transiciébn (churn). Generalmente los
patrones de flujo son mas simétricos alrededor de la direccién axial, y menos dominados

por la gravedad.

4.12.1 Flujo burbuja

La fase gaseosa estd dispersa en pequefias burbujas, teniendo una distribucién

aproximadamente homogénea a través de la seccién transversal de la tuberia. Este




patron comunmente esta dividido en flujo burbuja, el cual ocurre a gastos de liquido
relativamente bajos y es caracterizado por el deslizamiento entre la fase gaseosa y
liquida. El flujo burbuja dispersa, en cambio, ocurre a gastos relativamente altos de
liquido, logrando asi que la fase gaseosa en forma de burbujas sea arrastrada por la fase

liquida, de tal forma que no existe el deslizamiento entre las fases.
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Figura 4.24. Flujo burbuja donde es posible observar al gas como fase dispersa en forma

de pequeias burbujas.

4.12.2 Flujo tapén o bache

El patrén de flujo bache es simétrico alrededor del eje de la tuberia. La mayoria de la
fase gaseosa se encuentra en bolsas de gas, con forma de una gran bala llamada
“burbuja de Taylor”, con un diametro casi igual al diametro de la tuberia. El flujo consiste
de una sucesion de burbujas separadas por baches de liquido. Una delgada pelicula
fluye contra la corriente entre la burbuja y la pared de la tuberia. La pelicula penetra en el
siguiente bache de liquido y crea una zona de mezcla aireada por pequefas burbujas de

gas.
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Figura 4.25. Flujo bache donde se observan las bolsas de gas en forma de bala viajando

de manera continua, ocupando casi en su totalidad el dimetro de la tuberia.

4.12.3 Flujo transicién

Es caracterizado por un movimiento oscilatorio, es similar al flujo bache y los limites no
estan muy claros entre las fases. Ocurre a mayores tasas de flujo de gas, donde el

bache de liquido en la tuberia llega a ser corto y espumoso.
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Figura 4.26. Flujo transicional en tuberias verticales.

4.12.4 Flujo anular (niebla)

En tuberias verticales, debido a la simetria de flujo, el espesor de la pelicula de liquido
alrededor de la pared de la tuberia es casi uniforme. Como en el caso horizontal, el flujo
es caracterizado por un rapido movimiento de gas en el centro. La fase liquida se mueve
mas lenta, como una pelicula alrededor de la pared de la tuberia y como gotas
arrastradas por el gas. La interface estd altamente ondeada, resultando en un alto
esfuerzo de corte interfacial. En el flujo vertical hacia abajo, el patron anular existe
también a bajos gastos, con forma de una pelicula descendente. El patron de flujo
bache, fluyendo de manera descendente es similar al de flujo hacia arriba, excepto que
generalmente la burbuja Taylor es inestable y esta localizada excéntricamente al eje de
la tuberia. La burbuja Taylor podria ascender o descender, dependiendo de los gastos

de cada fase.
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Figura. 4.27. Flujo niebla caracterizado por alto flujo de gas por el centro de la tuberia,
acompafiado por una pelicula casi uniforme de liquido que viaja a menor velocidad en

las paredes de la tuberia.

4.13 Flujo multifasico en tuberias verticales

El problema de predecir con precision las caidas de presion en la tuberia de produccion
(TP), ha ido incrementando la necesidad de muchas soluciones especializadas para
condiciones limitadas. La razén para estas muchas soluciones es que el flujo multifasico
es complejo y se dificulta su andlisis incluso para las correlaciones existentes de

condiciones limitadas.

Al pasar los fluidos provenientes del yacimiento a través de la tuberia de produccion, se
consume la mayor parte de la presién disponible para llevarlos del yacimiento a las
instalaciones de separacién, por lo que es de suma importancia realizar una evaluacion
precisa de la distribucion de la presion a lo largo de la tuberia. Al hacerlo conjuntamente

con un analisis integral del sistema de produccion, es posible:

1. Diseniar las tuberias de produccién y lineas de descarga.

2. Determinar la necesidad o no de sistemas artificiales de produccion en el pozo.




Obtener la presion de fondo fluyendo sin intervencion en el pozo.
Determinar la vida fluyente del pozo.

Calcular el efecto de los estranguladores sobre el gasto.

S

Corroborar los datos obtenidos con las correlaciones para su ajuste.

En la literatura han aparecido un gran nimero de métodos que pueden utilizarse para
predecir el comportamiento de flujo de gases y liquidos a través de tuberias, sin
embargo, debemos reconocer que debido a la complejidad del comportamiento del
sistema en cuestion no existe hasta ahora una correlacion que pueda emplearse en
forma general. Todos los métodos disponibles hoy en dia estan sujetos a una gran
variedad de grados de error, dependiendo del sistema en el que se empleen y por ende
se requiere un analisis profundo de los resultados para determinar si es correcto su uso.
En la mayoria de los casos es necesaria la utilizacion de dos o0 mas métodos para poder

determinar cudl de ellos es el que mejor representa el comportamiento del sistema.

Existen muchas correlaciones empiricas generalizadas para predecir los gradientes de

presion, dichas correlaciones se clasifican en:

e Las correlaciones Tipo A. Estan basadas en el mismo enfoque y difieren
Unicamente en la correlacion usada para calcular el factor de fricciobn. Estas
correlaciones consideran que no existe deslizamiento entre fases y no establecen
patrones de flujo, entre ellas: Poettman & Carpenter, Baxendel & Thomas y
Fancher & Brown.

e Las correlaciones tipo B. Consideran que existe deslizamiento entre las fases,
pero no toman en cuenta los patrones de flujo, dentro de ésta categoria se
encuentra el método de Hagedorn & Brown.

e Las correlaciones tipo C. Todos los métodos incluidos en esta categoria
consideran esencialmente los mismos tres patrones de flujo, con excepcion de
Beggs & Brill. Algunos de los estudios involucran unicamente un cambio en el
procedimiento de célculo en uno o mas regimenes de flujo, con respecto a
métodos previamente publicados. Estas correlaciones consideran que existe

deslizamiento entre las fases y diferentes patrones de flujo, entre ellas se




encuentran: Duns & Ros, Orkiszweski, Aziz & colaboradores, Chierici &

colaboradores, y Beggs & Brill.

Correlaciones empiricas de flujo multifdsico en tuberias verticales.

Las correlaciones empiricas son aquellas en los que sus autores proponen una serie de
ajustes de datos experimentales para correlacionar una variable determinada. Estas
correlaciones pueden considerar tanto el deslizamiento entre las fases como la
existencia de patrones de flujo; por tanto, requieren de métodos para determinar el
patron de flujo presente. Una vez que se ha determinado el patrén de flujo
correspondiente a unas condiciones dadas, se determina la correlacion apropiada para el
calculo del factor de friccion asi como para el colgamiento de liquido con o sin

deslizamiento, las cuales, generalmente, son distintas dependiendo del patron.

4.13.1 Correlaciéon de Poettman & Carpenter

Poettman y Carpenter desarrollaron un método semiempirico en el cual se incorpora a la
ecuacion general de energia. Usaron datos de 34 pozos fluyentes y 15 pozos con
bombeo neumético, con diametros de tuberia de 2, 2 %2 y 3 pulgadas. El aceite, gas y
agua fueron considerados como fases simples, no intentaron establecer una correlacién
para el colgamiento e ignoraron los patrones de flujo. Todas las pérdidas de energia,
incluyendo los efectos de resbalamiento, estan consideradas dentro de un factor de
perdida de energia, el cual se tomé como constante en toda la longitud de la tuberia.
Asumieron que el flujo multifasico vertical del aceite, gas y agua, era totalmente

turbulento.

4.13.2 Correlacién de Hagedorn & Brown

Fue hecha por Hagedorn y Brown para determinar una correlacion general, la cual
incluye practicamente todos los rangos de flujo, un amplio rango de relaciones gas-
liquido, todos los tamafios de tuberia usados ordinariamente y los efectos de las

caracteristicas de los fluidos. Los datos fueron tomados para diametros de tuberia a




partir de 1 pulgada a 2.5 pulgadas. Esta es una correlacion general para un amplio rango

de condiciones. Los aspectos principales de dicha correlacién son:

l. La ecuacion de gradiente de presion incluye el término de energia cinética y
considera que existe resbhalamiento entre las fases.

Il. No considera patrones de flujo.

Il. El factor de friccion para flujo bifasico se calcula utilizando el diagrama de
Moody.

V. La viscosidad del liquido tiene un efecto importante en las pérdidas de presion
en el flujo bifasico.

V. El colgamiento de liquido o fraccion del volumen de la tuberia ocupado por
liquido es funcién de cuatro nimeros adimensionales: nimero de velocidad del
liquido, numero de velocidad del gas, numero del diametro de la tuberia y el

namero de la viscosidad del liquido (introducidos por Duns & Ros).

4.13.3 Correlacién de Duns & Ros

Este método es el resultado de una investigacion de laboratorio a gran escala con
modificaciones y ajustes usando datos de campo. Duns & Ros eligieron un enfoque un
poco diferente que la mayoria de los investigadores. El gradiente de presion es
expresado como una fraccion del gradiente hidrostatico del liquido. Ellos definieron
arbitrariamente el gradiente de presion estatica como el peso del volumen por la
densidad in-situ y desarrollaron correlaciones para la friccion en la pared de la tuberia,
de sus extensos datos de laboratorio para cada una de las tres amplias regiones de flujo.
Aungue usaron en un punto especifico un balance de presion en lugar de un balance de
energia, sus ecuaciones son un balance de energia termodinamico. El gradiente total
incluye un gradiente estatico, un gradiente de friccion y un gradiente por aceleracion. Los
efectos de resbalamiento entre el gas y el liquido son incorporados en el gradiente
estéatico y se mantienen separados de los efectos debidos a la friccién. Los regimenes de

flujo fueron definidos en funcién de numeros adimensionales. Ellos separaron el flujo




dentro de tres tipos de regiones y prepararon correlaciones separadas para el

resbalamiento y friccidn en las tres. Las tres regiones son:

* Region 1: La fase liquida es continua, y el flujo burbuja, flujo tapén y parte del flujo
bache existen en este régimen.

* Region 2: En esta region las fases de liquido y gas se alternan. La region por lo
tanto cubre el patron de flujo bache y el resto del flujo burbuja.

* Region 3: En esta region el gas es la fase continua por lo que en ésta region se

encuentra el flujo neblina.

4.13.4 Correlacion de OrkiszewsKi.

El método de Orkiszewski es el resultado del andlisis y comparaciéon de muchos de los
métodos publicados, para determinar si a través de alguno de ellos se podia calcular las
caidas de presion, para un amplio rango de condiciones prevalecientes en los pozos
utilizados en las pruebas. Orkiszewski enfatizé que el colgamiento del liquido fuera
derivado del fendbmeno fisico observado y que el gradiente de presion fuera relacionado
a la distribucién geométrica de liquido y gas, por lo que se concluy6 que la densidad de
la mezcla se determinara mediante el colgamiento, considerando el resbalamiento entre
fases. Ellos seleccionaron las correlaciones que consideraban mas precisas para flujo
burbuja y flujo niebla, y propusieron una nueva correlacion para flujo bache. La
correlacion de flujo bache fue desarrollada usando la informacién de Hagedorn & Brown.
Seleccionaron el método de Griffith & Walls para flujo burbuja y el método de Duns &
Ros para flujo niebla. Estos métodos fueron clasificados basandose en similitudes en los

conceptos tedricos. Se establecieron los siguientes parametros de clasificacion:

1) Si el colgamiento de liquido es considerado en los calculos de la densidad.
2) La manera como se manejan las pérdidas de presion por friccion.

3) Si se hace consideracion de los patrones de flujo.




4.13.5 Correlacion de Azis, Govier & Fogarasi

Azis y colaboradores propusieron un método en 1972 el cual es dependiente de los
regimenes de flujo y presenta nuevas correlaciones para el flujo burbuja y el flujo bache.
Para el flujo niebla fue usado el método de Duns & Ros y también se us6 el método de

interpolacién de Duns & Ros para el flujo de transicion.

4.13.6 Correlacion de Beggs & Brill

La correlacion de Beggs & Brill fue desarrollada de 548 pruebas tomadas con datos
obtenidos experimentalmente, de una prueba con un arreglo a pequefia escala. Esta
correlacion es aplicable para un amplio rango de condiciones de flujo. Las pruebas se
hicieron en secciones de tuberias de acrilico de 1 y 1.5 pulgadas de diametro y 90 pies
de longitud, la cual tenia un mecanismo que podia inclinar la tuberia de horizontal a
vertical y los fluidos utilizados fueron aire y agua. Beggs y Brill llevaron a cabo
investigaciones sobre flujo bifasico, realizando una variacion en el angulo de inclinacion
de las tuberias empleadas en las pruebas, de -90° a +90°. Para cada diametro de
tuberia, los gastos de liquido y gas variaban, por lo que se pudieron observar todos los
patrones de flujo cuando la tuberia estaba en posicién horizontal. Una vez establecido
cada patron de flujo, procedieron a variar el angulo de inclinacion, asi que se pudo
observar como el &ngulo de inclinacion afectaba el colgamiento y el gradiente de presion.
El colgamiento y el gradiente de presion fueron medidos en angulos que variaban entre
5, 10, 15, 20, 35, 55, 75 y 90 grados, y se encontré que el colgamiento llegaba a su valor
maximo en +50 grados y a su valor minimo en -50 grados. El mapa de patrones de flujo
original que obtuvieron Beggs y Brill fue ligeramente modificado para poder incluir la
zona de transicion entre el patrén de flujo segregado y el intermitente. Como resultado
de los experimentos, obtuvieron una ecuacién generalizada, que puede ser utilizada para
el calculo de los gradientes de presion en tuberias verticales en las que exista flujo

multifasico, siendo util también para las tuberias horizontales.




CAPITULO 5

APLICACION EN POZOSFLUYENTES Y DE SISTEMA ARTIFICIAL.

5.1 Pozo fluyente

Se define como pozo fluyente como aquel que es capaz de vencer las caidas de presion
a través del medio poroso, tuberias, estrangulador y separador, con la energia propia del

yacimiento.

Se debe tener conocimiento de los tipos de yacimiento del cual el pozo esta
produciendo. Para poder predecir correctamente la vida fluyente de un pozo, deben
conocerse factores tales como: porcentaje de agua, relacion gas-aceite, declinacion de
las presione de fondo, indice de productividad, terminacion del pozo, tipos y propiedades
de los fluidos producidos, entre otros. La energia para mantener fluyendo un pozo, (sin
sistema artificial de produccion) proviene de la presion propia del yacimiento. Algunos
pozos produciendo altas cantidades de agua salada son aun capaces de fluir. Estos
pozos son caracteristicos de yacimientos con un empuje hidraulico muy activo, debido a

una alta presion de fondo fluyendo.

Por otra parte existen pozos que producen de profundidades mayores a 7000-8000 pies
con presiones de fondo muy bajas (250-500 Ib/pg2). Estos son pozos con altas
relaciones gas-liquido (por lo menos 250- 400 pi3 /bl/1000 pie). Generalmente estos son

pozos con bajo volumen de aceite que fluyen intermitentemente.

5.2 Pozo con sistema artificial

Cuando ya no es posible que el pozo fluya naturalmente por falta de presion (Pwf) o
dicho flujo es intermitente, es recomendable la aplicacibn de un sistema artificial de

produccion, el cual proporcionara al pozo la energia necesaria para vencer la contra




presion ejercida por la columna de fluidos sobre la formacién, y asi restablecer o

incrementar la produccion, prolongando la vida productiva del pozo.

5.3 Sistema artificial de produccion (SAP)

Se define como sistema artificial de produccion a la infraestructura de un pozo que
suministra energia adicional a los fluidos producidos por el yacimiento desde una
profundidad dada. Los sistemas artificiales de produccién mas importantes son:

1. Bombeo Neumatico (BN)

2. Bombeo Electrocentrifugo (BEC)

3. Bombeo Mecénico (BM)

4. Bombeo de Cavidades Progresivas (BCP)

5. Bombeo Hidraulico (BH)

5.3.1 Bombeo neumatico.

Es un sistema que consiste en suministrar energia al fluido de produccion por medio de
la inyeccion de gas a alta presion a través del espacio anular a la tuberia de produccion
en forma continua o intermitente de acuerdo a las caracteristicas del pozo. Su finalidad
es aligerar la columna de fluidos y disminuir su densidad, reduciendo el peso de la

columna hidrostatica sobre la formacion.
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Fig. 5.1. Bombeo neumatico

5.3.2 Bombeo electrocentrifugo.

Es uno de los sistemas mas empleados a nivel mundial para producir gastos altos.
Consiste en instalar una bomba centrifuga de varias etapas conectadas en serie, cuyo
eje estd acoplado a través de una seccion protectora a un motor eléctrico instalado en el
extremo del aparejo de produccion y sumergido en el fluido para elevar este desde el
fondo del pozo hasta la superficie, el suministro de energia eléctrica es por medio de un

cable desde la superficie.
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Fig. 5.2. Bombeo electrocentrifugo

5.3.3 Bombeo mecanico.

Es el sistema mas empleado a nivel mundial para producir gastos bajos. Consiste en
instalar una bomba reciprocante que va sumergida en el fluido del pozo. La energia para
mover esta bomba es transmitida en forma ascendente y descendente por una sarta de
varillas que se conecta con un equipo superficial o balancin, el cual es accionado por un
motor, el fluido de la formacion se desplaza al interior de la sarta de produccién y es

elevado por la bomba hasta la superficie.
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5.3.4 Bombeo de cavidades progresivas.

Es un sistema que conste en instalar una bomba de desplazamiento positivo en el fondo
del pozo, un estator que se baja con la tuberia y un rotor acoplado a la sarta de varillas.
La funcidn de este sistema es levantar los fluidos desde el fondo hasta la superficie
mediante un movimiento rotativo que se transmite por medio de la sarta de varillas a la
bomba colocada dentro de la TP cerca del yacimiento, este movimiento es accionado por
un motor eléctrico ubicado en superficie.
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5.3.5 Bombeo hidraulico.

Es el sistema que trasmite energia al fondo del pozo mediante la inyeccién de un fluido a
alta presion desde la superficie a una bomba colocada en el fondo del pozo, esta bomba
puede ser de tipo piston o jet. El fluido a alta presion se conoce como fluido de potencia
o fluido motriz y puede ser agua o aceite ligero, este fluido se mezcla con el fluido del
pozo y es desplazado hasta la superficie. Su funcionamiento se basa en: "Si se ejerce
una presion sobre la superficie de un liquido contenido en un recipiente, dicha presion se

transmitira en todas direcciones con igual intensidad".
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Fig. 5.6. Rango de aplicacion de los sistemas artificiales de produccion

El momento adecuado para instalar un sistema artificial de produccion, asi como la
seleccion més conveniente de uno de estos, debe estar sustentado en un andlisis
técnico-econdmico donde se contemplen los costos totales que representara el tener
operando el sistema durante su vida productiva, tales como costos de equipos e
instalaciones, costos de operacién y precios de aceite y gas esperados, ademas debe ir
complementado por una estrategia de explotacién en donde los requerimientos de

m
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produccion y los tiempos de construccion de instalaciones tienen que estar planificados y
especificados con anticipacion, por ello es necesario considerar todos los factores para

la seleccion del 6ptimo sistema artificial de produccion.

5.4 Ejemplo de Aplicacion

5.4.1Terminacion con Aparejo Electrocentrifugo

Desde que este sistema fue aplicado por primera vez para un pozo petrolero (1929) se
ha visto que es un SAP eficiente, siempre y cuando esté bajo las condiciones necesarias

para su desempeiio.

Un pozo candidato para ser producido bajo este SAP debe tener caracteristicas que no
afecten su desempeiio, como lo son las altas relaciones gas-aceite, altas temperaturas,
presencia de arena en los fluidos producidos asi como el medio ambiente de operacion

agresivo.

Este sistema posee caracteristicas Unicas que lo distinguen de los demas sistemas,
como su capacidad de producir volimenes altos de fluido desde grandes profundidades,
esto bajo diferentes condiciones del pozo, destaca su motor el cual esta directamente

acoplado con la bomba en el fondo del pozo.

Su rango de operacion abarca una amplia gama de profundidades y gastos. Alcanza el
optimo funcionamiento cuando las condiciones propician la produccion de altos
volumenes de liquidos con una baja relacién gas-aceite. Opera sin empacador inferior de

la tuberia de produccién y se ubica por lo general arriba de los disparos.

En un principio, el Unico parametro que se tomaba en cuenta para disefiar un aparejo
con BEC era que la bomba se encontrara colocada por debajo del nivel dinamico del
fluido en el pozo, para tener garantizado el abastecimiento de liquidos en la succion de la

bomba.




Por otra parte se hacia la suposicion de la existencia de una sola fase liquida en la T.P.,
determinando las pérdidas por friccidbn con la formula de Hazen, dichas suposiciones
siguen siendo vélidas incluso para pozos productores de agua o para aquellos que

producen altas relaciones agua-aceite y volimenes despreciables de gas.

Tiempo después el disefio de este sistema evoluciond al emplear métodos para
determinar caidas de presion en tuberias verticales con flujo multifdsico, afiadiéndose el
uso de correlaciones para el calculo de propiedades PVT de los fluidos, todo esto
permitiendo elegir de mejor forma el equipo de bombeo que mas se acerque a los

requerimientos de un pozo con grandes cantidades de gas producido con los liquidos.

Estos casos se toman en cuenta los efectos del gas que se libera en la tuberia de
produccion mientras asciende el fluido y la presiéon disminuye en el viaje de los
hidrocarburos hacia la superficie, de tal forma que al determinar la variacion de la
densidad de la mezcla a presiones menores ala de burbujeo, dio pie a disefios en los
que la eleccion de la bomba fue hasta un 50% menor, respecto a las obtenidas con las

suposiciones anteriores.

Actualmente el disefio ha mejorado incorporando en los célculos la variacion del volumen
asi como de las propiedades fisicas de la mezcla dentro de la bomba, lo cual propicia
reducciones en la capacidad volumétrica de la bomba.

Ejercicio

Considerando un pozo de aceite y agua sin gas libre se recopilaron los siguientes datos:

1.- Recopilar y analizar datos.

Didmetro de T.R.: PT.R. =7 pg.




Diametro de T.P.: PT.P. =3 pg.

Profundidad total: PT = 7000 pies.

Gasto de liquido: o] = 25% de aceite y 75% de agua
Presion estatica: Pws = 1400 Ib/pg®.

indice de Productividad: IP = 2.5 bpd/Ib/pg? (constante).
Densidad del agua: Prw =1.07

Densidad del agua: Po = 36 °API.

Relaciones gas-aceite RGA = 100 pies®/bl.

Linea de descarga de 3000 pies de 2 ¥ pg (nueva), con una elevacion de 200 pies.

Considerar que el gas libre es venteado.

Determinar el nimero de etapas y los Hp requeridos.

2.- Determinar la capacidad de produccion del pozo.

Al considerar que el IP es constante, el flujo es regido por la formula siguiente.

q

P=——
Pws_ wf

PWS—PWfZ% ; ow:Pws_%
Siq = 0entonces: P, s = B
Cuando P, = 0, se tiene el g,y
q =1IP(Bys — Pyy)

bpd
b
pg*

Qmax = 3,500 bpd.

Entonces, con estos dos puntos construimos la curva de IP:

Gmax = IP * Pys = 2.5 % 1,400 ”’/pg2
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Figura. 5.7. Grafica del indice de Productividad con los datos del problema

De acuerdo con la grafica anterior, un valor cercano de 2,500 bpd, es u buen valor de

gasto para manejar de acuerdo con la informacion que se tiene.
3.- Determinar la carga dindmica total (CDT)
a) Elevacion neta.

De acuerdo a la figura anterior, la P, para 2,500 bpd es de:
P, = 400 lb/pg2

Se determina el valor de la densidad de la mezcla.




B 1415 1415
" 131.54+°API 1315+ 36

Pro = 0.8447

Entonces, la densidad relativa promedio es:
Agua =1y, * f, = 1.07 * 0.75 = 0.8025
Aceite =1, * f, = 0.8447 x 0.25 = 0.2111
Densidad relativa promedio py, = 1.0136

Entonces:

ND = PT Por 7000 400
B 0.433 % py 0.433 * 1.0136

Nd = 6,089 pies
Si le damos 139 pies de sumergencia, la bomba se colocara a:
6,089 + 139 = 6228 pies
Finalmente:
Elevacion neta = 6,228 — 139 = 6,089 pies
b) La caida de presion por friccién en la T.P.

En una tuberia de 3 pg (nueva) para un gasto de 2,500 bpd, las caidas de presion son de

15pies/1,000 pies. Entonces:

15 pies . .
AP; = ( p /1’000 pies) * 6,228 pies = 94 pies

c) La presion en la cabeza del pozo en pies de carga, es:

P, = Elevacion en la linea de descarga + APren la linea de descarga




En una tuberia de 2 %2 pg nueva, que maneja un gasto de 2,500 bpd, la caida de presion

es de 45 pies/1,000 pies. Entonces:

45 pies . )
APrpp. = ( p /1,000 pies) % 3,000 pies = 135 pies

P,n = 200 + 135 = 335 pies
Finalmente tenemos que:
CDT = 6,089 + 94 + 335
CDT = 6,518
4.- Seleccionar el tipo de bomba.

De acuerdo con el gasto deseado y al diametro de la T.R., la bomba seleccionada es la

Reda 6-75, con una eficiencia de 64%
5.- Determinar el niumero de etapas.

Para un gasto de 2,500 bpd la bomba seleccionada desarrolla 45 pies/etapa. Entonces,

el nimero total de etapas requeridas es de:

CDT 6,518 pies

NE = =
H 45 pies

NE = 145 etapas
6.- Determinar la potencia del motor.

Para el gasto de 2,500 bpd, se requieren de 1.2 Hp/etapa, cuando el fluido bombeado es

agua. Entonces los Hp requeridos por el motor a condiciones de operacion, seran de:

Potencia = HP = NE * Hp/etapa * Drm




Potencia = HP = 145 etapas * 1-3Hp/etapa * 1.0136

Potencia = Hp = 191 Hp

5.4.2 Terminacién con Bombeo de Cavidades Progresivas

El éxito del disefio de un aparejo de Bombeo por Cavidades Progresivas (BCP), depende
de la buena calidad de la informacién utilizada, que incluye: pruebas de produccion, tipo
de fluidos producidos, estado mecanico del pozo y datos complementarios que permitan
asegurar el funcionamiento confiable del sistema. Por su importancia, a continuacion se

presentan comentarios referentes a dicha informacion.
Pruebas de produccion

Los datos del comportamiento de flujo en el yacimiento y en la tuberia de produccion,
establecen la capacidad méaxima de produccion del pozo y la presion de fondo fluyendo
para cualquier gasto menor que el maximo. Este comportamiento se describe con las
presiones: estatica y de fondo fluyendo, medidas a una profundidad conocida y con el
gasto correspondiente. Si no hay gas en el pozo, los niveles estatico y dindmico del

fluido son suficientes en lugar de las presiones.

La presién de fondo fluyendo para cualquier gasto, se determina con los datos de la
curva de comportamiento de flujo, calculada mediante alguna de las formas comunmente

aceptadas:

1. Linea recta de indice de productividad, utilizada cuando no hay gas presente o
cuando todo el gas se encuentra en solucion a la profundidad del intervalo
productor.

2. Curva de comportamiento de flujo (IPR, por sus siglas en inglés), utilizada cuando
la presion de fondo fluyendo es inferior a la de saturacion, lo que implica la

presencia de gas libre en el yacimiento.




La temperatura de flujo en el fondo y en la cabeza del pozo son datos necesarios,
particularmente si hay gas presente. La cantidad de gas en solucion y el volumen de gas
libre son sensibles a la variaciébn de temperatura y cambian continuamente durante su

trayectoria por la tuberia de produccion.
Tipo de fluidos producidos

Los datos de un andlisis PVT, son necesarios para predecir el comportamiento de los
fluidos, desde el fondo hasta la cabeza del pozo. Si para un caso en particular no se
tienen disponibles dichos datos, se pueden calcular mediante las correlaciones estandar;
entonces, se requiere conocer las densidades relativas y porcentajes de liquidos y de
gas que componen la mezcla que se va ha bombear. Por lo tanto, las densidades
relativas del agua y del gas, los grados API, el porcentaje de agua producida y la relacién
gas aceite, deben ser conocidos. Estos parametros influyen directamente sobre la
demanda de potencia al motor y la viscosidad, ademas influye sobre las curvas de

comportamiento de las bombas.
Estado mecanico del pozo

Las dimensiones fisicas del pozo son datos importantes que deben ser considerados
desde la terminacién para la seleccién de los componentes del Sistema BCP, sobre todo

por las posibles limitaciones dimensionales que ello signifique.

La profundidad del pozo y de la zona de disparos, son datos importantes para disefiar la
profundidad de colocacién de la bomba. En lo que respecta a los diametros de la tuberia
de produccion y de revestimiento, estos deben de ser conocidos para disefiar las
dimensiones de la bomba. Por otra parte, el espacio anular entre el estator y la tuberia
de revestimiento debe permitir el paso de eventuales herramientas de pesca o medicion,

asi como la instalacion de modelos especificos de separadores de gas.
Ejercicio

Considere los siguientes datos:




Profundidad maxima de Bomba:

Nivel estatico:

Nivel dinamico:

Produccion de aceite para el ND:
Produccion de agua para el ND:
Gradiente estatico en el espacio anular:G;
Gradiente dinamico en el espacio anular:
Gradiente de los fluidos en el eductor:
Presion en cabezal tuberia de produccion:
Presion en el cabezal de la T.R.
Diferencia de presion en el eductor:
Velocidad maxima:

Consideraciones:

3200 pies

1000 pies

2645 pies

80 bpd

20 bpd

0.373 psi/pie (Gy)
0.370 psi/pie (Gy)
0.425 psi/pie (G3)
100 psi

0 psi

240 psi

250 rpm

- Desprecie el volumen de gas en el espacio anular.

- Considere viscosidad muy baja (1 cp)

- Asuma tasa de gas en la bomba, despreciable (RGP/RGL muy bajas)

- Utilice ecuaciones para IP constante.

- Considere un factor de seguridad para el head de 20%

Calcular

- Tasa de produccion (considere una sumergencia de 200 pies).

-  Presion / head en la bomba.
- Seleccionar bomba.

- Velocidad de operacion




- Diametro de varillas

- Potencia en el eje - Torque
- Carga axial en el cabezal

- Vida util de los rodamientos

- Seleccionar modelo de cabezal
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Figura 5.8. Estado mecanico de acuerdo a los datos proporcionados

Célculo del gasto producido
Utilizando la ecuacion de IP constante, se obtiene en la bomba:

p=— 9
Ps — Pwf

si
Pws = 0.373% * (3200 — 1000) pies = 821 psi

si
Pwf = 0.370% * (3200 — 2645) pies = 205 psi




IP = 100 bpd /(821 — 205) psi = 0.162 bpd/psi
Qmax = IP * Pws = 0.162 bpd /psi = 821 psi = 133 bpd

Considerando una sumergencia de 200 pies en la bomba el nivel dindamico a estas
condiciones de operacion seria de 3000 pies. Es decir la presion a esa profundidad seria
= 0.370 psi/pie * (3200 — 3000) pies = 74 psi

El gasto para un nivel dinamico de 3000 ies es de:
q = IP * (pws — Pwf) = 0.162 bpd /psi * (821 — 74) psi = 121 bpd

Célculo de la presion en la bomba.

AP =P, —P;
P, =Prr+ Gy *ND+Gy+H =040+ 0.370 * (3200 — 3000) = 74 psi
P, = Prp + G3 * PB + AP eductor = 1951 psi
Head = 1626 psi/0.433 psi/pie = 3755 pies * Fs = 4506 pies
Se trabajara con 1950 psi 0 4500 pies (1372 metros).

Para este ejemplo se utilizaron las curvas con un head de 1370 metros donde se pueden

observar las siguientes bombas:

Diametro (pg.) BPD (100 rpm y O RPM para 120 bpd y 1950 psi

head)
30TP2000 2-3/8 34 400
80TP2000 2-3/8 100 145
60TP2000 2-7/8 83 175
120TP2000 3-1/2 151 110
180TP2000 4 226 75

430TP2000 5 542 50




Tabla 5.1. Bombas disponibles seleccionables para el ejemplo en cuestion

Se aprecia que todas las bombas, excepto la 30TP2000, cumplen con el criterio de

velocidad de operacién menor a 250 r.p.m. (criterio de disefio).

Las bombas 60, 80 y 120 TP2000 trabajarian a velocidades razonables y sus diametros
son de 2-3/8”, 2-7/8” y 3-1/2”.

Los modelos 180 y 430TP2000 no se justifican (grandes diametros, equipos mas

costosos, etc.)

Revisando las especificaciones de las tres bombas pre-seleccionadas se obtienen

requerimientos de potencias en el eje del impulsor de:
60TP2000; 5,0 Kw = 6,7 Hp

80TP2000; 5,5 Kw = 7,3 Hp

120TP2000; 5,5 Kw = 7,3 Hp

Noétese que los requerimientos de potencia en el eje del impulsor son similares, por tanto,
la velocidad y la potencia no constituyen restricciones para descartar ninguno de los
modelos.

Un criterio de seleccion importante lo constituye el didmetro del forro o revestidor donde
se colocara la bomba.

Suponiendo que las tres puedan mecénicamente ser instaladas en el pozo, se
seleccionara la bomba 80TP2000 para disponer de cierta capacidad de reserva en caso

de que el pozo responda con mayor produccion.

La bomba 80TP2000 puede instalarse en el pozo con tuberia de 2-3/8” o 2-7/8".

Asumiremos tuberia de 2-7/8”.
Torque requerido por el sistema y didmetro de la sarta de varillas

El torgue del sistema esta compuesto de dos elementos:




El Torque hidraulico, el cual es la fuerza necesaria para levantar el fluido y es funcion del

desplazamiento de la bomba y de la altura hidraulica.

Y el Torque debido a la friccion de la sarta de varillas girando en el fluido, este es funcion
de la velocidad de rotacién, el diametro y longitud de la sarta de varillas (profundidad de

la bomba), el &rea del espacio anular entre las varillas y la tuberia de produccion.

En el caso de fluidos de baja viscosidad el Torque por friccidbn es despreciable y por lo
tanto el torque total es igual al torque hidraulico y el mismo es independiente de la

velocidad de rotacion.

Ejemplo de baja viscosidad son los pozos que producen con altos cortes de agua o de

gravedades API elevadas (crudos livianos).

En estos casos, se puede utilizar el grafico siguiente; con base a este se obtiene que
diametro minimo de varillas a utilizar en nuestro ejemplo es de 3/4 pulgadas. Observe
que este grafico solo aplica para varillas grado “D” y para fluidos de baja viscosidad, es
decir que el diferencial de presion en la tuberia de produccion sea despreciable (se debe

recordar que en este ejemplo, este diferencial es de 240 psi.).

Aqui se presenta uno de los problemas mencionados inicialmente sobre la aplicabilidad
de los nomogramas, adicionalmente, si las varillas son re-utilizadas, se tendria que
recurrir a factores de seguridad pocas veces implicito en los nomogramas. Finalmente,
se debe comentar que si la viscosidad es elevada el torque por friccion deja de ser
despreciable y en casos extremos puede llegar a constituir un componente importante,
inclusive critico, del torque. En estos casos, las formulas para calcular el esfuerzo en las
varillas son muy complejas y no es posible resolver el problema graficamente,

teniéndose que recurrir a programas de computacion.

Con el propésito de continuar nuestro ejemplo, considerando el head calculado de 1372
mts. y una bomba modelo 80TP2000, segun en nomograma en referencia, se podrian
utilizar varillas de 3 / 4”. Ya que la tuberia es de 2-7/8” se podria elegir una sarta de
varillas (usada) de 7/8” grado “D” o de 3/ 4” y 7/8”. Supondremos sarta completa de 7/8”.
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Figura. 5.9. Grafica para la seleccion de las varillas

De igual manera, para el calculo de la carga axial que deberan soportar los rodamientos
del cabezal de rotacion se utilizara la siguiente grafica. La misma relaciona las siguientes
variables:

> Profundidad de la bomba
» Diametro de las varillas
» Altura total (o head)

» Serie (didametro) de la bomba.
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Figura. 5.10. Grafico para el calculo de la axial.

La carga axial es la suma de dos componentes:

» El peso aparente de la sarta de varillas en el fluido, el cual es funcién de:

» La longitud de la sarta (profundidad de la bomba)

» El didmetro (o el peso lineal) de las varillas

» El peso ejercido en el rotor por la altura hidraulica, el cual es funcion de:
o Laaltura hidraulica

o La serie de la bomba (en area neta entre las varillas y el rotor)

La altura hidraulica ejerce su presion en el rotor de la BCP, como lo hace en el piston de
la bomba mecénica.

El peso aparente de la sarta de varillas varia levemente segun el peso especifico del
fluido. Sin embargo estas variaciones de peso son despreciables en comparacién con la

carga axial total. Por lo tanto y con el fin de simplificar, este peso se puede calcular




tomando el peso especifico del fluido igual a 1 gr/cm?®. Esto es lo que se ha considerado

para disefar la grafica anterior.
Esta grafica consta de tres partes o zonas:

» La zona izquierda permite determinar el peso propio de la sarta (Fr).
» La zona derecha se utliza para determinar el empuje ejercido por la altura
hidraulica en el rotor (Fh).

» La zona central en la cual se suman los dos componentes.

Con los datos del ejempilo:

Profundidad de bomba = 3200 pies.
Diametro de varillas = 7/8 “

Fr = 3500 daN

Altura = 4500 pies

Bomba serie 2-3/8”

Fh = 1000 daN

Carga axial = 4500 daN =10115Ibs. =4,6 Tn

Con la carga axial y la velocidad de rotacién se utilizan las curvas de los rodamientos de
los cabezales de rotacion y en funcién del cabezal elegido, se puede calcular el tiempo

de vida.

La seleccion final debe considerar el factor econbmico ya que elegir un cabezal con
rodamientos para servicio pesado para operar a baja velocidad y baja carga podria durar

mucho tiempo, pero estaria subutilizado.

Seleccionando el cabezal de rotacion modelo AV1-9-7/8”, con 4,6 Tn de carga axial y
girando a 145 r.p.m., se obtiene una duracion mayor a las 100 mil horas (méas de 11
anos). Ver Figura 5.11.
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Figura 5.11. Curva L10 cabezales de 9000 Ibs.

Ahora suponiendo un cabezal modelo VH-100 con rodamientos de empuje estandar, se
obtendria una duracién de 600 mil horas. (Ver Figura 5.12.)




s
S NS T
:s ‘\ ) ) \\ \\
\\\\’\ \\ \\ \
= \ \A\ \o \p axial |\

6 [ M2 10ad 2

\

» :
10‘1 nours ? 34 8 6T AR t 2 4 5 &7 and ® 1 ¢ s &
years 2 < 10 2 &0 100 200 80

Figura 5.12. Curva L10 cabezal de 33000 Ibs.
Finalmente el disefio es el siguiente:

Bomba modelo 80TP2000 instalada a 3200 pies.
Tuberia de 2-7/8” con varillas de 7/8”.

Velocidad de operacion 145 r.p.m.

Cabezal de rotacion de 9000 Ibs

La potencia del motor dependera del equipo de superficie a utilizar, estos es, moto

YV V V V V

variador, moto reductor o equipos de poleas y correas.

A\

La potencia en el eje es de 7,3 Hp

A\

El torque del sistema 264 Ibs-pie.




CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES

1. La terminacion de pozos es el punto intermedio entre la perforacion y la
produccion, es por eso que la correcta seleccion de su tipo influye por completo
en el aprovechamiento de los hidrocarburos, debido a esto es muy importante el
analisis integral de las caracteristicas del yacimiento.

2. Es de gran notoriedad las caracteristicas particulares de las diferentes regiones
petroleras en el pais que se mencionan en este trabajo, esto se puede observar al
ver los diferentes tipos de terminaciones empleadas para cada uno de los
ejemplos mostrados, incluso alguno de ellos con terminaciones muy particulares
por ello la necesidad de su correcta seleccion.

3. Dentro de la terminacion, el disefio y seleccion del didmetro del aparejo de
produccion es de vital importancia, ya que con esto se pretende prolongar el
mayor tiempo posible el fluir del pozo con energia propia del yacimiento,
contemplando siempre las intervenciones posteriores a las que pudiera ser
sometido el pozo, tales como la inclusion de un sistema artificial de produccion.

4. Como se mencion6 durante este trabajo, la permeabilidad del medio poroso
donde se encuentra alojado el hidrocarburo, fue desarrollada debido a que el valor
gue nos arrojan los diferentes estudios para estimar esta propiedad son de gran
interés ya que nos dice la capacidad que tiene nuestro yacimiento de aportar
fluido y es por eso que en algunos casos se toma la decision de optar por realizar
fracturamientos hidraulicos que abren canales de mayor area de flujo.

5. Acompafiando a la ecuaciéon de Darcy siempre es importante complementar
tomando en cuenta las fuerzas que intervienen en el yacimiento para con ello
intentar predecir la forma en que se comportara el fluido, ademas de agregar un
estudio del comportamiento del hidrocarburo a lo largo de la tuberia de produccién
para lograr mejores resultados.




6.

10.

Por otra parte el dafio es otro punto que debe ser tratado con mucha atencion ya
que si bien existen diferentes métodos de remocion, la prevencion de este en
media de lo posible no s6lo traera como consecuencia una mayor rapidez en la
puesta a produccion del pozo sino un ahorro en los costos derivado de la
reduccion de tiempos y de la no utilizacion de los métodos mencionados.

A pesar de los intentos por no generar dafio, debemos tomar en cuenta que las
operaciones realizadas son invasivas hacia el yacimiento, tanto por las
herramientas usadas como por los fluidos empleados, asi el dafio se ha vuelto
una constante a tratar en todos los pozos, por lo que la remocién de este
igualmente debe pasar por un estudio detallado que permita elegir el método
correcto para eliminarlo.

El andlisis particular de todos los elementos que intervienen desde el yacimiento
hasta la superficie siempre debe ir acompafiado del analisis nodal para su estudio
en conjunto como sistema unico, donde se optimicen cada uno de los partes que
lo conforman para su correcto funcionamiento.

La implementacion de un sistema artificial ya sea para incrementar la produccion
o reactivarla cuando el yacimiento ya no cuenta con la energia suficiente debe
venir en el mejor de los casos precedido por un estudio que asegure el mejor
resultado posible y en el mejor de los casos tendria que ser contemplado desde la
terminacion.

Por dltimo es necesario comentar que todas estas conclusiones vy
recomendaciones siempre estan en funcion de la disponibilidad de los insumos.
Requiriendo del trabajo en conjunto de todas las divisiones de la ingenieria




petrolera e incluso de otras disciplinas donde sea que estas intervengan, siendo
todo esto lo més dificil de coordinar en nuestra industria.




