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RESUMEN

TITULO: EVALUACION DE LAS CAIDAS DE PRESION PARA SISTEMAS DE
FLUJO MULTIFASICO USANDO MODELOS MECANISTICOS

AUTORES: HAROL ANDRES BARRETO NAVARRO
JERSON DAVID SANCHEZ CALDERON

PALABRAS CLAVES: Flujo Multifasico, Modelos Mecanisticos, Gradiente de
Presion, Herramienta Computacional SFMU.

DESCRIPCION:

La frecuente ocurrencia de flujo multifasico durante la extraccion de hidrocarburos
desde el pozo a la superficie de la mano con los cambios generados en el
gradiente de presion, son fendbmenos que se deben valorar y precisar para
optimizar el desempefio de un pozo. Esta mezcla presenta diferentes
distribuciones de fases que da lugar a diversos patrones o regimenes de flujo,
caracteristica definida en la literatura como la mas importante para el flujo
multifdsico. Existen numerosos modelos que ayudan a determinar el
gradiente de presion para estos sistemas, obtenidas mediante estudios
experimentales o pruebas a gran y pequefa escala. La busqueda del patrén
de flujo ha sido el principal problema en cada una de ellas.

El presente trabajo tiene como finalidad el desarrollo de la herramienta
computacional SFMU para el programa de ingenieria de petréleos de la
universidad surcolombiana que permite determinar y evaluar el gradiente de
presion para sistemas de flujo multifasico mediante modelos mecanisticos.
Se desarrollé un andlisis estadistico que busca valorar el gradiente de presion
del pozo Usco-1 por medio de multiples modelos con el simulador WellFlo,
PIPESIM y la herramienta computacional SFMU, identificando asi cual perfil
de presion se asemeja mas al perfil considerado como real en el pozo.
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INTRODUCCION

Entender los fenomenos que ocurren durante el flujo multifasico en tuberias es de
suma importancia, debido a la gran cantidad de aplicaciones que tiene en la
industria petrolera. El flujo multifasico en tuberias se define como el movimiento
concurrente de gases libres y liquidos, los cuales pueden existir dentro de la tuberia
como una mezcla homogénea, en baches de liquido con gas empujandolo, o
pueden ir viajando paralelamente uno con otro, entre otras combinaciones que se
pueden presentar.

La existencia del flujo multifasico y problemas asociados, se ha reconocido desde
1847, desde entonces han sido presentadas numerosas correlaciones, ecuaciones
y modelos de flujo multifasico tanto para tuberias verticales como horizontales; sin
embargo, las contribuciones mas significativas se realizaron a partir de 1945.

En primer lugar, el flujo en un pozo puede llegar a ser de una sola fase o multifasico;
en la mayoria de los pozos productores, el flujo es multifasico con al menos dos
fases (gas y liquido) presentes. Ademas, el flujo puede darse en cualquier direccién
relativa al campo gravitacional. Las propiedades de los fluidos, aunada a su
comportamiento PVT y sus caracteristicas reolégicas deben ser consideradas en la
descripcion del comportamiento del flujo en el pozo.

Finalmente, dependiendo de la tasa de flujo y de las propiedades del fluido, asi
como también de las caracteristicas del sistema o infraestructura, el flujo en un pozo
puede ocurrir en una gran variedad de patrones de flujo, lo que representa una
fuerte influencia sobre el andlisis de su comportamiento. Considerando el analisis
del fenémeno de flujos multifasico en el pozo, especificamente en tuberias
verticales, superficiales, horizontales y ligeramente inclinadas, usualmente el
principal reto es predecir la presion necesaria para que puedan transportarse los
fluidos desde un punto a otro y adicionalmente realizar el disefio de lineas con la
finalidad de optimizar el sistema de produccion.
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OBJETIVOS
OBJETIVO GENERAL

Evaluar las caidas de presion para sistemas de flujo multifasico usando modelos
mecanisticos en tuberias de produccion verticales para hidrocarburos black oil.

OBJETIVOS ESPECIFICOS

Revisar literatura actualizada sobre modelos mecanisticos para el calculo de caida
de presion para un sistema de flujo multifasico.

Desarrollar un simulador en un lenguaje de programacion libre que tome los
requerimientos propios de cada modelo y calcule los gradientes de presion para un

sistema de flujo multifasico en pozos verticales.

Comparar y analizar los resultados arrojados por el simulador con datos de campo
y/o software comerciales.

Implementar una herramienta que pueda ser utilizada con fines académicos en la
Universidad Surcolombiana.
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1. PROPIEDADES DE LOS FLUIDOS

La evaluacion de las propiedades fisicas de mezclas de hidrocarburos es un
importante paso para el disefio de diferentes etapas de operaciéon de un campo
petrolero. Estas varian conforme cambia la presion y la temperatura, por lo que la
mayoria deben ser evaluadas constantemente. El calculo del gradiente de presion
en un sistema de tuberias con dos o mas fases fluyendo, requiere de la prediccion
de propiedades de los fluidos como el gas disuelto, los factores de formacién,
compresibilidad del aceite, la viscosidad en distintos puntos de la tuberia etc. Estas
propiedades normalmente se determinan en el laboratorio mediante el analisis de
muestras de fluidos tomadas en el fondo de pozos o mediante una apropiada
recombinacién de muestras tomadas en superficie. El conjunto de pruebas
necesarias para determinar estas propiedades se denominan analisis de Presion-
Volumen-Temperatura, P.V.T., y consiste en determinar relaciones entre presion,
volumen y temperatura para una mezcla de hidrocarburos (liquido y gas). Sin
embargo, es bastante comun no contar con suficiente informacion experimental, por
lo que estas propiedades deben ser determinadas por analogia o mediante el uso
de correlaciones empiricas.

1.1 PROPIEDADES DEL PETROLEO?

A continuacion se presenta la definicion de los principales parametros que se deben
considerar segun los objetivos del proyecto.

Densidad del petréleo (Do): La densidad del petréleo se define como la masa de
una unidad de volumen de crudo a determinada temperatura y presion. Se clasifica
de acuerdo a gravedad especifica del petroleo, esta se define como la relacion entre
la densidad del petréleo y la densidad del agua, ambas medidas a condiciones
estandar y es expresado en una escala normalizada por el Instituto Estadounidense
del Petroleo (American Petroleum Institute). Normalizo el valor de la gravedad
especifica en una escala llamada grados API (°API), Asi se tiene que:

_ Do
Yo = o
Donde:

Do= Densidad del petrdleo
Dw=Densidad del agua (1gr/cm3 6 62.41b/ft3)

1 BANZER Carlos: “Correlaciones Numéricas P.V.T” INPELUZ, (1996), Pag 48-110.
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1415

°APl =———-131.5 (1.1)
7o
Perolero(crudo) Densidad  (gr/cm?) °API

Extra pesado >1.0 <10.0
Pesado 1.01-0.92 10.1-22.3
Mediano 0.91-0.87 22.4-31.1
Liviano 0.86-0.83 31.2-39

Super ligero <0.83 >39

Tabla 1 Clasificacién del crudo de acuerdo a su densidad
Fuente: Correlaciones Numéricas PVT, Ing. Carlos Benzer, 1996.

Factor volumétrico del petroleo (Bo): Es la relacion entre el volumen de petréleo
con su gas en solucion en las condiciones de presion y temperatura prevalecientes
en el yacimiento, y el volumen de petréleo a condiciones normales, este es una
medida del encogimiento volumétrico del petrdleo del yacimiento a condiciones de
superficie.

B :(Vo)p,T
° (Vo)cs ’ (1.2)

Factor volumétrico total (Bt): Es también llamado factor de volumen de las dos
fases, es decir, cuando la presién esta por debajo de la presiéon de burbujeo. El Bt
a diferencia del Bo, considera también el gas que se liberd en el yacimiento al bajar
la presion por debajo de la presion de burbujeo.

Bt = B0 + Bg (Rsb _ Rs) (1.3)

Al analizar la ecuacion podemos observar que al restar la nos da la cantidad de gas
liberado en el yacimiento debido a la disminucién de la presion, y se multiplica por
el factor de volumen del gas para que ese gas este a condiciones de yacimiento.

Solubilidad del gas (Rs): Se define como el nimero de pies cubicos normales de
gas que a determinada presion y temperatura estan disueltos en un barril de crudo
en condiciones normales. El Rs aumenta cuando se incrementa la presion hasta
llegar a la presion de burbujeo del petréleo, arriba de este punto la Rs se mantiene
constante, donde el petroleo también es llamado subsaturado.
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Tensién superficial (o): Ese define como a tendencia de un liquido a ofrecer la
minima superficie libre, es decir, la superficie liquida en contacto con un gas tiende
a contraerse. Es una medida del inequilibrio en las fuerzas moleculares interfaciales
para dos fases en contacto. En el flujo multifasico en tuberias los valores de la
tensién superficial o interfacial gas-liquido y liquido-liquido, son usados para
determinar patrones de flujo y hold up del liquido.

Viscosidad del Petroleo (no): Se define como la resistencia que opone el petréleo
al flujo interno, su unidad es usualmente el centipois (cp). La viscosidad, como otras
propiedades fisicas de los liquidos es afectada por la presion y la temperatura. Un
incremento en la temperatura causa una disminucion en la viscosidad. Una
disminucion en la presion ocasiona una disminucion en la viscosidad, con la
condicion de que el Unico efecto de la presion es comprimir el liquido. En los
yacimientos de petrdleo la viscosidad también se ve afectada, si se disminuye la
cantidad de gas en solucion en el petroleo, la viscosidad del petréleo aumenta, ya
que la cantidad de gas en solucion esta en funcion directa de la presion.

1.1.1 Propiedades del petrdleo saturado

Cuando se ha alcanzado una presién igual o inferior a la presién de burbujeo (Pb),
el petrdleo empieza a liberar las primeras burbujas de gas que estaban disueltos en
él, a éste petréleo se le denomina petroleo saturado. Hay diversos tipos de
correlaciones con las cuales se pueden obtener las propiedades del aceite saturado.

1.1.1.1 Correlacién de Standing

Es una correlacién empirica que estima la presion de saturacion (la presion en el
punto de burbuja), el factor del volumen del petrdleo a la presion de saturacion y el
factor del volumen a las dos fases en funcién de la relacién gas-petroleo, densidad
del petréleo, densidad del gas, presién y temperatura; esto como resultado de la
separacion instantdnea en dos etapas a 100°F, donde la primera etapa se realiz6
en un rango de presién de 250 a 450 psi y la segunda etapa a presion atmosférica.
Esta correlacion esta hecha en base a aceites y gases producidos en California. La
correlacion aporta resultados mas razonables con pozos que tienen composicion
similar a los pozos del estudio, los cuales tenian muy poco contenido de nitrégeno
o sulfuro de hidrégeno y diéxido de carbono.
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La presién de saturacion del petréleo se correlacion6 de la siguiente forma:

Pb — 18 . ((&) 0.83 . 10(0.00091.T -0.0125.°API) )

Yo (1.4)
g
Despejando Rs de la ecuacion anterior obtenemos que:
1
P (@)
_ Tb | 1(0.0125°API-0.00091T)
s V| (18 ) (15)

El factor volumétrico del petrdleo fue relacionado con la relacién gas disuelto-
petréleo, temperatura, densidad relativa del gas y densidad del petréleo. El factor
volumétrico por debajo del Pb (Bo) obtenido fue:

B, = O.972+0.000147(F)1'175 (1.6)
Donde:
y 0.5
d
F= RS yl +125(T) (1.7)

Para obtener el Bo por arriba del Pb se utiliza la siguiente ecuacion:

Co(pa_
B, =B, *e ™™ (1.8)

1.1.1.2 Correlacion de Vazquez y Beggs

Vazquez y Beggs establecieron que todas las propiedades de los fluidos pueden
ser correlacionadas como funcién de la presién, temperatura, densidad del gas y
del petréleo. La densidad del gas es un fuerte parametro a correlacionar pero debido
a que depende de las condiciones a la cual se separa el gas del petroleo. Por esta
razon se decide usar la densidad del gas obtenida a condiciones de presion de
separacion en todas las correlaciones que requieren la densidad del gas, y se usa
un valor de 100psig como referencia por ser la presion minima ala que el petroleo
se encoge por una prueba de separacion.
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Por lo tanto, es el objetivo de este estudio utilizar las demas correlaciones
corrigiendo la densidad del gas de un resultado de separacion a 100 psig, el analisis
de regresion da como resultado la siguiente ecuacion para corregir la densidad del
gas a condiciones de separador.

. P
Ves = Voo (1+ 5.912*1075(API)(T.) * log (112.7))

(1.9)

Para el calculo del Rs se divide en dos grupos de acuerdo a la densidad del aceite
de 30° API, se obtuvo la siguiente ecuacion a partir del analisis de regresion de 5000
datos medidos;

(Cg °API j
_ c (T +460)
R, =C,7..P" e

(1.10)
La presién de burbuja se despeja de la Ec 1.10.
_ 1
{63'(; ffeIO)J -
R.e
P =
C.7g (1.11)

Los valores de los coeficientes de las ecuaciones 1.10 y 1.11 se obtienen de la
siguiente tabla.

Coeficiente °API < 30° °API > 30°
C1 0.0362 0.0178
C2 1.0937 1.187
C3 25.724 23.931

Tabla 2 Coeficientes de Vazquez para Rs y Pb
Fuente: Correlaciones Numéricas PVT, Ing. Carlos Banzer, 1996
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La expresion que se obtuvo para determinar el factor volumétrico del petrdleo
saturado fue una correlacion en funcion del gas disuelto, temperatura, densidad del

petréleo y densidad del gas: (P < Pb).

°API

°API

B, =1+C.R +C,(T -60)| —— [+C,.R (T -60)| —

Los Valores de los coeficientes para Bo de la Ec. 1.12 se obtienen de la tabla 3

7/95

7/95

Coeficiente °API < 30° °API > 30°
Ci1 4.677x10~* 0.00467
C2 1.751x107° 0.000011
C3 -1.811x1078 1.337x107°

Tabla 3 Coeficientes de Vazquez para Bo
Fuente: Correlaciones Numéricas PVT, Ing. Carlos Benzer, 1996

La expresion que se obtuvo para determinar el factor de volumétrico del petrdleo
subsaturado es la siguiente.

B, = B, .el%(" ") (1.13)

Y la correlacién para la compresibilidad del petréleo; Co se desarrollé en funcién de
Rs, T, yg, Yy P; con 4036 datos medidos por un modelo de regresion lineal.

a+a, R +a,T +3,.7,+8. APl

0 P ><105 (1.14)
Los valores de los coeficientes de la Ec. 1.14 se obtienen de la tabla 4.
al -1443
a2 5
a3 17.2
a4 -1180
ab 12.61

Tabla 4 Coeficientes de Vazquez para Co
Fuente: Correlaciones Numéricas PVT, Ing. Carlos Benzer, 1996

19



Como la presion incrementa en un aceite subsaturado, la viscosidad también
incrementa. Para obtener la viscosidad a la presion de burbujeo se utiliza la
correlacion de Beggs y Robinson.

P m
Ho = oy | =
o ob ( Pb) (1-15)
Donde:
m=c, P% g{%*%"F) (1.16)
C1 2.6
Cc2 1.187
C3 -11.513
C4 -8.98x

Tabla 5 Coeficientes de Vazquez para m
Fuente: Correlaciones Numéricas PVT, Ing. Carlos Banzer, 1996

1.1.1.3 Densidad del petréleo saturado

Con la Ec. 1.17 se calcula la densidad de petréleo saturado

~ 62.4y,+0.01362*R, * 7,
- B

0

Po

(1.17)
Donde:

1415
131.5+°API (1.18)

Yo

1.1.1.4 Viscosidad del petréleo saturado

La siguiente correlacion es la propuesta por Beggs y Robinson, y esta basada en
2073 mediciones de viscosidad de petréleo saturado.

po = a(uom)® (1.19)
Donde:

a =10.715(R, +100) %5
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a =5.44(R, +150) 0%

Para obtener la viscosidad del petr6leo muerto (P= 1 atm) tenemos que:

1, =10" -1 (1.20)
Donde:

X :Y *T -1.163

Y =10°

Z =3.0324-(0.020023°API)

1.1.1.5 Tension Superficial del Petrdleo Saturado

o, =(42.4—0.047T —0.267°API ) *®7" 1.21)

1.1.2 Propiedades del petréleo saturado
1.1.2.1 Compresibilidad

La compresibilidad del petréleo subsaturado puede ser calculado con la educacién
1.14 de la correlacion de Vazquez.

1.1.2.2 Densidad del petréleo subsaturado

La densidad del petréleo por arriba de la presion de burbujeo es:
(CO(P_Pb ))

po — pob e (1.22)
Donde:

- 62.4.7,+0.01362.R 7,
Paob = B,, (1.23)

Y, pob es la densidad del petrdleo a la presion de burbujeo, por lo que el Bo = Bob
1.1.2.3 Viscosidad del petrdleo Subsaturado

La viscosidad del petréleo arriba de la presion de burbuja se obtiene mediante:
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m

B P
:uo - :uob Pb (1.24)
Donde:
m = 2.6P1.187 *10[*0.000039}’75] (125)

1.1.2.4 Factor Volumétrico Del Petréleo Subsaturado

Para el petroleo subsaturado se tiene la correlacion de kartoatmodjo y schmist, z.

B =B b_e(—Co(P—Pb))

o (1.26)
1.2 PROPIEDADES DEL GAS?

1.2.1 Densidad relativa del gas

En los célculos de las propiedades de los fluidos se utilizan tres tipos de densidad
relativas del gas, por lo que es conveniente distinguirlas:

La densidad relativa que generalmente se tiene como dato es la de gas producido
(yvg ) Cuando no se tiene como dato se puede calcular como:

_ Zin—lygi'qgi

9

g (1.27)

Donde:
n = Numero de etapas de separacion
Yqi = Densidad relativa del gas de salida del separador i

qgi = Caudal a la salida del separador i (ft3/d) cs

La densidad relativa del gas disuelto puede obtenerse con la correlacion de Katz.

2 BANZER Carlos: “Correlaciones Numéricas P.V.T” INPELUZ, (1996), Pag 02-45
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¥y =0.25+0.02°API +Rs x10°.(0.6874 —3.5864°API )

(1.28)

El metano es el primer gas liberado (y = 0.55) debido que al disminuir la presion se
vaporizan hidrocarburos, aumentando tanto ygd como ygf, por lo tanto

ygd = ygf = 0.55

La densidad relativa del gas libre ygf puede obtenerse de un balance masico:

W, =W, + Wy (1.29)
Donde:
. _0.0764Rq, 7,

9 86400 (1.30)
. _0.0764R.q, 7,

o 86400 (1.31)
W — 0.0764.R;.0,.7

o 86400 (1.32)

Sustituyendo las Ec. 1.30, 1.31y 1.32 en 1.29 y despejando ygf se tiene:

. Ryg o Rs'ygd
Vot = R_R (1.33)

1.2.2 Factor volumétrico del gas

Se define como el volumen que ocupa un ft3 de gas medido a condiciones de
yacimiento por cada ft3 de gas medido a condiciones estandar.

_ (Vg )p,T
g~ (Vg—) (1.43)

De la ecuacion de los gases y asumiendo constante el nimero de moles, n,
tenemos:

B
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PV PV
R= = = cte
2.(T +460) Lz.(T +460)jCS

(1.35)
B PCS.Z.(T +460)

Vv
°TV, Pz, (T, +460)
 (14.7).Z.(T +460)
°  P.(1.0).(520)
Z (T +460)

B, =0.02827

1.2.3 Densidad del gas

(1.36)

(1.37)

Es el peso molecular por unidad de volumen de un gas a ciertas condiciones de

lbm

presion y temperatura. Expresada en unidades de — .

ft3

La densidad del gas puede ser calculada por medio de muchas ecuaciones de
estado dependiendo del tipo de gas, la composicion, las condiciones de presion, y
temperatura. Aqui se mencionan las dos formas mas usadas para calcular la

densidad del gas.

a) Mediante la ecuacién de estado

PV =Z.n.R.(T +460)

El nimero de moles se obtiene de:
m

n=——
Ma'ygf

Combinando la Ec 1.38 y la Ec 1.39 se obtiene:

M 28.96.(P).y

o=\ T Z.(10.72).(T +460)

b) Mediante el factor volumétrico del gas tenemos que:

24
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Py = B, (1.41)
Donde
Pyss = V4 (0.0764)
 0.0764.,
Py = B (1.42)

Sustituyendo la Ec. 1.36 con la Ec. 1.42, se obtiene:

 2.7044P.y,
~ Z.(T +460)

Py (1.43)

1.2.4 Factor de compresibilidad

Es denominado también factor de desviacion o factor de supercompresibilidad. Es
un factor que se introduce en la ley de los gases ideales para tomar en cuenta la
deviacion que experimenta un gas real con respecto a un gas ideal.

P.V = Z.n.R.(T+460) (1.44)

Existen diferentes correlaciones para el célculo de las propiedades seudocriticas del
gas. Las curvas correspondientes a los gases han sido establecidas utilizando
gases de separadores y vapores son obtenidos en los tanques de almacenamiento.
La ecuacién para obtener la temperatura y presion pseudocritica para gases
superficiales es:

Tpc = 167+((316.67). ygf) (1.45)
Ppc =702.5-50.ygf (1.46)

La ecuacion para obtener la temperatura y presion pseudocriticas para gases
hamedos es:

Tpc =138+(210. ygf) (2.47)
Ppc =740 - (100. ygf) (1.48)

Las ecuaciones para obtener la temperatura y presion pseudoreducidas son:
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T, T (1.49)
s}
Por = R (1.50)

Para calcular Z mediante ecuaciones, se hace iterando, suponiendo un valor inicial
para factor de compresibilidad (Zsup) con la que se obtiene pr de la siguiente
ecuacion:

~(0.27).P,

p =— (1.51)
Zsup 'Tpr

Con esta pr se obtiene un valor para Z, que es Zcal con:

Z =1+[Al +_I_i+ij.ppr +[A4+ A j.per{Ag-%pf}{A;-pf}(H Aa.pf).e(""*'pfz)

pr T;f Tpf Tpr T;f
(1.51)
Donde:
A1=0.31506 A2=—1.0467 A3=—0.5783 A4=0.5353
A5=-0.6123 A6=—0.6123 A7=0.68157 A8=0.68446

Si |Zsup — Zcal| < 0.0001, entonces Zcal es el valor del factor de compresibilidad
correcto, si no, se sigue iterando haciendo Zcal=Zsup, hasta llegar al rango de error
o tolerancia aceptado que es 0.0001.

Otra forma de calcular el factor de compresibilidad Z, es mediante la correlaciéon
gréfica de la figura 1 que Standing y Katz hicieron siguiendo con el trabajo de Brown,
basandose en las presiones y temperaturas pseudoreducidas. Esta grafica puede
ser utilizada para tomar el primer valor de Zsup. Para presiones pseudoreducidas
bajas o cercanas a la presion atmosférica, el factor de compresibilidad Z se
determina mediante las graficas de las figuras 2 y 3, las cuales son exclusivamente
para gases naturales que contengan bajas cantidades de C0O,Y H,S.
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Figura 2 Factores de compresibilidad para gases naturales a presiones
pseudocritica bajas
Fuente: Correlaciones Numéricas PVT, Ing. Carlos Banzer, 1996
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Figura 3 Factores de compresibilidad para gases a presiones pseudocriticas
cercanas a la presién atmosférica.
Fuente: Correlaciones Numéricas PVT, Ing. Carlos Banzer, 1996
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1.2.5 Propiedades de gases que contienen N,, CO, y H,S

Correlaciones para el factor de compresibilidad del gas por presencia de
gases contaminantes

Los gases naturales a menudo contienen componentes contaminantes como lo son:
el dioxido de carbono, nitrégeno y acido sulfhidrico. En gases que contienen menos
del 5% de dicha concentracion se considera despreciable el efecto sobre el factor
Z; concentraciones mayores al 5% de gases contaminantes pueden causar un error
substancial en el calculo de Z, por lo cual requiere una correccion.

Las propiedades pseudocriticas de gases que contienen cantidades apreciables de
C0, y H,S, pueden calcularse por el método de Standing-Katz, modificado por
Wichert y Aziz. La modificacion de este método consiste en usar un factor de ajuste
(e3) para calcular la presion y temperaturas pseudocriticas:

T =T —& (1.53)

Pl _ Pch pc
pc (1.54)
(Tpc T Yi,s (1_ Yh,s )53)
g5 Se determina con base en las fracciones molares C0O, y H,S de la siguiente
manera:

£, =120( A" - A} +15(y%° — v, ) (1.55)

HoS

Donde:
A=YH,S +YCO,

Los valores de T, ¥ P",. Obtenidos, se usan en lugar de T,y P, para el calculo
del factor de compresibilidad en gases con presencia de contaminantes (C0O, y H,S).

1.2.6 Viscosidad del gas

La viscosidad del gas se obtiene con la correlaciéon de lee.

Y
x| Lo
62.428

Hy =K ><10‘4.e[ (1.56)
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Donde:
(9.4+(0.5792y,) )(T +460)"

(209+ (550247, ) + (T +460))

Y =2.4-(0.2X)
086
X =35+ —2°° |4 (0.2896
[(T +460)) ( Vo)

Correcciones de la viscosidad del gas por presencia de gases contaminantes
La viscosidad del gas corregida se obtiene mediante la correlacién de Carr:

My = Hy T CN2 + Cc:o2 + Cst (1.57)

Donde:

Cy, = Yy, (8.48x107.log y, +9.59x10°)
Ceo, = Yeo, (9-08x107log 7, +6.24x10°?)
Chs = Yis (8:49x107log 7, +3.73x10°?)

My, = Viscosidad del gas natural calculada

1.3 PROPIEDADES DEL AGUA SATURADA?

Normalmente se encuentra agua presente en los yacimientos de hidrocarburos, por
lo tanto, es importante el conocimiento de ciertas propiedades de estas aguas
connatas, intersticiales o de formacion; las propiedades fisicas del agua, solubilidad,
factor de volumen de formacion, viscosidad, tension superficial y compresibilidad
juegan un papel importante en los célculos de flujo multifasico.

1.3.1 Factor volumétrico del agua

El factor volumétrico del agua, B,, en BY/BN, se define como el volumen que ocupa
en el yacimiento la unidad volumétrica de agua a condiciones normales mas su gas
en soluciéon. El valor de B, depende logicamente de la presion, temperatura y
salinidad del agua que afecta la solubilidad.

3 BANZER Carlos: “Correlaciones Numéricas P.V.T” INPELUZ, (1996), Pag 114-118
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s 4

Correlacion de Mc Cain: Esta correlacion es presenta un cambio del volumen
durante la reduccion de presidén que es representado por AV,,p, y el cambio en el
volumen debido a la reduccion de la temperatura a 60°F es representado por AV,,r
como funciones de presion y temperatura. El factor volumétrico del agua puede
determinarse utilizando estos valores mediante la siguiente ecuacion:

B, (L+AV,, )(1+AV,,; ) (1.59)
AV,,; =-1.0001x107? +1.33391x10*T +5.50654 <10 ' T ? (1.60)
AV,, =—1.95301x107° pT —1.72834x10~* p°T —3.58922x10" p? (1.61)

Donde la presion esta dada en Ipca y la temperatura en °F

Mc Cain indica que el método es valido para aguas con concentraciones de
salmuera que kvarian, puesto que los efectos de la concentracion de la salmuera
en AV,p Yy AV,,r.
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2. FUNDAMENTOS DE FLUJO MULTIFASICO

Cuando dos o més fases fluyen simultaneamente en tuberias, el comportamiento
de flujo es mucho mas complejo que para flujo de una sola fase, las fases tienden
a separarse debido a la diferencia de densidades. Las caidas de prension son
diferentes ya que en la mayoria de los casos existe una interfase donde el gas se
desliza dejando atras el liquido generando superficies de diferentes tipos de rigidez
dependiendo del patrén del flujo.

Cada fase fluye a través de un area mas pequefia, provocando grandes caidas de
presion. En este numeral se mostraran las expresiones matematicas para el flujo de
gas y liquido por tuberia vertical ademas de las propiedades de la mezcla
necesarias en la determinacion del gradiente de presion; aqui se resaltara la
importancia del hold up y la presencia de los patrones de flujo.

A continuacion se muestran las unidades empleadas normalmente en las
operaciones de campo:

p = psi d = pulg _lbm

Ap :E L=1t ft
ot vt T =°F

g B0 seg 4 =cp
dia

2.1 ECUACIONES FUNDAMENTALES

La ecuacion para flujo de fluidos en tuberias* que se utiliza para cualquier fluido
(monofasico o multifasico), es la siguiente:

Pérdidas de Pérdidas Pérdidas Pérdidas
Presiéon = por + por + por
Total Elevacion Friccion Aceleracion

Si tomamos las pérdidas de presién (4P) como consecuencia de la distancia (AL),
podemos escribir la ecuacién en términos del gradiente de presion en unidades de
psi/ft.

4 Brill James P. and Mukherjee Hemanta: “Multiphase Flow in Wells” Volumen 7, (1999), Pag 7-8.
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Figura 4 Diagrama esquematico general del flujo
Fuente: Multiphase Flow in Wells, James P Brill and Hemanta Mukherjee, 1999

dp dp dp dp

dLT dL dL dI‘Aceleracién (2.1)

otal Elevacion Friccion
La componente de elevacion es tomada solo sobre la distancia vertical; la friccion y
aceleracion toman la longitud completa.

La componente de elevacion para flujo vertical o inclinado es la mas importante, ya
que para flujo vertical contribuye generalmente en mas del 80% de las pérdidas
totales; es también la mas dificil de evaluar debido a que muchas variables tienen

efecto sobre él.
2.1.1 Pérdidas de presion por friccion

Ecuacién de Darcy:

Gl Tx
AL),  2.g.d (2:2)

Ecuacidon de Fanning: La esencia de esta ecuacion es similar a la de Darcy sin
embargo Fanning obtuvo valores de f cuatro veces menores que los de Darcy. Esta
diferencia se debe al uso del radio hidraulico en lugar del diametro de la tuberia al
formular su correlacion:

(&j R
AL ), 2.9, (2:3)
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Sy

[ =—Z =
" zd 4 (2:4)

area de la seccion transversal

r, = radio hidraulico = - ,
perimetro mojado

Sustituyendo tenemos:
(@j .oV
AL f gcd (2.5)

Factor de friccion: El valor de factor friccion (f), es funcion de la rugosidad de la
tuberia (€) y el nimero de Reynolds (NRe); esto es:

f=1f(&,Ng)

El nimero de Reynolds adimensional se define como:

dwv.
Np, = ——2 (2.6)
7

Rugosidad (g): La rugosidad de una tuberia, es una caracteristica de su superficie
la cual esta constituida por pliegues o crestas unidas, formando una zona
homogéneamente distribuida que depende del tipo de material empleado en su
construccion.

Para obtener la ecuacion de la rugosidad se relaciona en forma directa la variacion
de la longitud con la rugosidad por medio de la siguiente expresion:

_ 2 0pi
o (P (2.7)
(&)

Donde:

&
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Zn)Api =R —-FR
i=1

Actualmente se admite que la rugosidad puede expresarse por la altura media de
dichos pliegues, al considerar las caracteristicas de flujo. Los valores comunmente
empleados en la industria son:

Tuberia € (p9)
Estirada 0.00006
Produccién o Perforacion 0.0006
Escurrimiento 0.0007
Galvanizada 0.006

Tabla 6 Valores comunes de rugosidad
Fuente: Autores

Para calcular el valor de f, es necesario determinar el régimen de flujo
Flujo laminar Ng, <2300

Flujo turbulento  Ng, >3100

Para flujo laminar de una sola fase, el factor de friccion depende exclusivamente del
numero de Reynolds® y esta dado por:

f=—o (2.8)

Para flujo turbulento (NRe>3100), el factor de friccion esta dado por la ecuacion de
Colebrook y White

-2
f=| -2.log| ——f 42214
CU37L.(d)  (JF NG, @9)

Se observa que para calcular f, en este caso, se requiere de un proceso iterativo.
Basandose en la ecuacion anterior, Moody prepar6 un diagrama para determinar el
factor de friccién en tuberias de rugosidad comercial.

En la figura 5 se nota lo siguiente:

5> Economides Michael: “Petroleum Production Systems” (1994), Pag 142-143.
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a) Para NRe<2300 (flujo laminar) f depende exclusivamente del numero de
Reynolds

b) A partir de NRe=3100 se inicia la zona de transicion. Dentro de ésta, f depende
tanto de NRe como de ¢/d (rugosidad relativa)

c) La zona francamente turbulenta se inicia a diferentes valores de NRe>3100,
dependiendo del valor de €/d. En esta zona f es independiente de NRe y varia
Gnicamente con la rugosidad relativa, el valor de f puede obtenerse, para flujo
turbulento, con:

. -2
f =] -2.log (3?(0')} (2.10)

d) Cuando el flujo critico (2300<NRe <3100) el factor de friccion se puede aproximar
con la siguiente expresion:

¢ _ N, —2300 1.3521 0,032 o11)
2300 & 2.514
2.3026.l0g +
3.71.(d) 3100./ f
0l IUNIT 1 L L O Y T b ).
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Figura 5 Diagrama de Moody
Fuente: Multiphase Flow in Wells, James P Brill and Hemanta Mukherjee, 1999
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2.1.2 Flujo de liquido en tuberias
2.1.2.1 Ecuacién general
La ecuacion general que describe el flujo de liquido por tuberias, parte de la

ecuacion general de energia, con la diferencia que es despreciable el efecto de la
aceleracion.

Ap, = Ap, +Ap; (2.12)
La cada de presion por elevacion es:

Ap, = 0.433.(y,).Ah (2.13)

La pérdida de presion de la fase liquida por friccion en unidades de campo, se
obtiene con la ecuacion de Darcy, de la siguiente manera:

1,12 1
Ap'y = f% (2.14)
Como:
b,
L =62.428.y, (FJ (2.15)
"= (3)
r.d? | seg (2.16)
Entonces:
2_49”
VAR m (2.17)
Sustituyendo
2
Ap, = 1.572768f'7LO'|—,5'L (2.18)
Para unidades de campo la ecuacion es:
Ap, =1.1476x10°5 1 7L AL
f q° (2.19)
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Por ultimo al sustituir las ecuaciones 2.19y 2.13 en la ecuacion 2.12, se obtiene:

< f.r 9°.L
Ap, =0.433.y,.Ah+1.1476x10 > (# (2.20)
Esta ecuacion determina el gradiente de caida de presion total para el flujo de
liquidos por tuberias en unidades de campo.

2.1.2.2 Numero de Reynolds para el liquido

El nidmero de Reynolds para la fase liquida en unidades de campo es:

Q-7

Nge =92.2 d.u (2.21)
L

Dénde: 92,2 es el factor de conversion para introducir q, # y d e unidades de

campo.
2.1.2.3 Eficiencia de flujo

Es légico que la rugosidad de las tuberias dependa del proceso empleado en su
fabricacion, su grado y tamafio; aun las tuberias nuevas y con mayor razon las
almacenadas muestran valores aleatorios de rugosidad. Los efectos de la corrosion,
erosion e incrustaciones, que ocurren en las tuberias en operacion, también afectan
las condiciones de flujo. Por lo anterior, los caudales calculados mediante las
correlaciones raramente concuerdan con los medidos.

Para compensar esta imprecision, generalmente se introduce en los céalculos un
factor de eficiencia E, el cual se define como la fraccion del caudal total calculado al
manejado realmente en una tuberia. Cuando se carece de datos de campo, la
seleccion de E se basa en la experiencia; sin embargo, es apropiado considerar un
valor de 0.90 para calculos en el disefio de tuberias.

Para calcular el caudal real de una linea, su caudal tedrico se multiplica por el factor
E, para corregir las pérdidas de presién calculadas, éstas se dividen por la raiz
cuadrada de E. este procedimiento tiene el mismo efecto que cambiar el factor de

friccion por un nuevo valor LZ
E

Por lo tanto, la ecuacién anterior para determinar el gradiente de presion total queda:

S fr.0°L
Ap, =0.433.y,.Ah+1.1476x10~ W (2.22)
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2.1.3 Flujo de gas por tuberias

2.1.3.1 Ecuacion general

La ecuacion general que describe el flujo de gas en tuberias al igual que la del

liquido desprecia el efecto de la aceleracion:

oLy

A'P, =
2.9.d"

=0. 0764

T +460)
[T +460] P
q

4q B
7rd'2

q?. Bg
zd"

< I

v? =1.6211

Sustituyendo las ecuaciones 2.27y 2.25y 2.24 en 2.23, se obtiene:

(0.0264y, ).(1.6211q 2 B ).L'
2.B,.d"

A'P, = f.
Remplazando y simplificando la ecuacién 2.25 en 2.28

o :( fj o, ) Z7,0”.(T +460).L
" (519.98)( T, +460 ) d*°.p

En unidades de campo: (revisar)

(pz—pz):( f j o, ) 2T +460).L
t 72/ (33513.53167 )| T, +460 ) d®
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Esta ecuacion permite evaluar las pérdidas de presién por friccion en gaseoductos
horizontales.

Las pérdidas de friccidbn por cambios de elevacion se expresa como:

—2
y.h
(p? - p?)=0.01878. Z(pf i 9460)

(2.31)

Con la ecuacion 2.31 se puede determinar la P, el cual permitira analizar las

condiciones de flujo tanto del yacimiento como de la tuberia vertical para asignar el
criterio de eleccion del aparejo en el pozo, sol6 si la presidon del pozo se encuentra
estabilizada.

El p,, se puede determinar por medio de ensayo y error de una forma iterativa
como se muestra a continuacion:

1. Datos a recopilar 7,, h, T,y Py,

2. Se supone una Prs

3. Obtener E
4. DeterminarZa 5 y T

5. Calcular el valor de Pus
6. Calculas la diferencia entre la Prs supuestay la Prs obtenida, si se encuentra dentro
del rango de tolerancia de 0.0001, el valor de Pr es correcto, de lo contrario Prs

obtenida es la nueva Prs supuesta, y se repiten los pasos del 3 al 6.

2.1.3.2 Numero de Reynolds para el gas

_ 4.(2.0764).(0.02825) ( 4", -7,

Reg — P d |.u| (232)

N

Esta expresion en unidades de campo quedaria:

N

Reg

A7
= 0.0ZOlOSG[ﬁJ (2.33)
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2.1.3.3 Eficiencia de flujo

De la misma forma que en las tuberias con flujo de liquidos, la eficiencia es un factor
de ajuste para compensar los efectos de erosién, rugosidad, corrosién que no son
consideradas en las ecuaciones de flujo.

Linea Contenido de Liquido E
Gas seco 0.1 0.92
Gas humedo 7.2 0.77
Gas condensado 800 0.60

Tabla 7 Valores comunes de eficiencia de flujo para gas
Fuente: Multiphase Flow in Wells, James P Brill and Hemanta Mukherjee, 1999

2.2 HOLD UP DEL LIQUIDO

El hold up® del liquido es definido como el volumen de liquido existente en una
seccion de tuberia a las condiciones de flujo y el volumen de la seccién aludida.
Esta relacion de voliumenes depende de la cantidad de liquido y gas que fluyen
simultaneamente en la tuberia, por lo que si la mezcla es homogénea, el fenémeno
de hold up se considera despreciable. El hold up de liquido ocurre cuando la fase
liquida dentro de la tuberia viaja a una menor velocidad que la fase gaseosa,
provocando un resbalamiento entre fases.

|

VALVULA CERRADA

M'\“-\ e
’:| #,f}{'x\ VALVULA CERRADA

ﬁ/

Figura 6 llustracion del hold up

6 Brill James P. and Mukherjee Hemanta: “Multiphase Flow in Wells” Volumen 7, (1999), Pag 24-25.
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Fuente: Autor
De acuerdo con la figura anterior:

Resbalamiento: Se usa para describir el fenédmeno natural del flujo cuando hay una
mayor velocidad de una de las fases. El resbalamiento entre fases en el flujo
multifasico en tuberias es inevitable a cualquier angulo de inclinacion. Las causas
de este fendmeno son diversas, a continuacion mencionaremos algunas de ellas:

e Laresistencia al flujo por friccion es mucho menor en la fase gaseosa que en
la fase liquida.

e La diferencia de compresibilidades entre el gas y el liquido, hace que el gas
en expansion viaje a mayor velocidad que el liquido cuando la presion
decrece en direccion del flujo.

e Cuando el flujo es ascendente o descendente, actia la segregacion
gravitacional ocasionando que el liquido viaje a menor velocidad que en el
gas cuando es flujo ascendente, y a mayor velocidad cuando el flujo es
descendente.

El resbalamiento entre las fases también es promovido por la diferencia de fuerzas
flotantes que actuan en las fases. En un medio liquido estatico, el gas menos denso
tiende a levantarse con una velocidad proporcional a la diferencia de la densidad.

Zukoski estudié el efecto del angulo de inclinacion de una tuberia en la velocidad de
elevacion de una burbuja en un liquido estancado; concluyo que, dependiendo del
diametro de la tuberia, la tension superficial y la viscosidad del liquido pueden
afectar apreciablemente la velocidad de elevacion de la burbuja. Sus resultados
también demostraron que para algunas condiciones de inclinaciéon tan pequefas
como 1% de la horizontal, se puede observar que la velocidad de elevacion de la
burbuja pueda ser mas de 1.5 veces que el valor obtenido para la tuberia horizontal.
(Esto indica la dependencia entre grado de inclinacion de la tuberia y el
resbalamiento de la fase).

Para calcular las pérdidas de presion por elevacion (carga hidrostatica), es
necesario predecir con precision el hold up considerando el resbalamiento entre las
fases. La densidad y la viscosidad junto con la velocidad son términos muy
importantes para determinar las caidas de presion en cualquier sistema de tuberias.
Varias correlaciones han sido propuestas para definir el hold up y los patrones de
fluo para tuberias horizontales, verticales e inclinadas. En general, estas
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correlaciones estan basadas sobre trabajos experimentales bajo ciertas condiciones
especificas como, por ejemplo, un didmetro de tuberia constante.

Una de las correlaciones para calcular el hold up son las expresiones analiticas para
el hold up obtenidas por Mukherjee y Brill que fueron desarrolladas para flujo
ascendente bifasico en tuberias verticales y en flujo descendente en tuberia con
angulos de inclinaciéon bajos entre 0 y 15°. Para esta correlacion se usaron mas de
1500 mediciones de hold up de liquido para flujo ascendente y descendente, y con
angulos de inclinaciéon de 0° a mas o menos 90°.

Recopilando toda la informacién para presentar una correlacion de hold up en los
fluidos, se presentd lo siguiente:

e Paracada angulo descendente o ascendente, el espacio vacio se traz6 como
una funcién de velocidad superficial de gas para la velocidad superficial del
liquido.

e Para gas a muy altos caudales, las curvas casi se vuelven asintéticas en 0%
de hold up.

e Las formas generales de estas graficas incitaron la seleccion de una
ecuacion de regresion no lineal.

La correlacion es la siguiente:

H, =e"
Donde:
N&s
A=|(C,+C,send+C,sen’0+C,N?, ) NgCVG (2.34)
Lv
2
N2, =0.15726x 4 | —
PO
(2.35)
0.25
_ P
N, =1.938xv O'_L (2.36)
0.25
yo,
N, =1.938xv, G—L (2.37)
L
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Direccion de Patron de Ci1 C2 Cs Ca Cs Ce
flujo flujo
Horizontal o Todas -0.38011 0.12988 | -0.11979 | 2.34323 0.47569 0.28866
Ascendente
Descendentes | Estratificado -1.33028 4.80814 4.17156 56.2623 0.07995 | 0.504890
Otros -0.51664 0.78981 0.55163 15.5192 0.37177 0.39395

Tabla 8 Coeficientes de la ecuacidn 2.34 para diferentes patrones y
direcciones de flujo
Fuente: Multiphase Flow in Wells, James P Brill and Hemanta Mukherjee, 1999

2.2.1 Hold Up sin resbalamiento (4)

Se define de la misma forma que el H. pero se calcula a partir de las condiciones
de P y T existentes.

PR

1

Q' +ay g,

qo(R_ Rs)Bg

5.616(q,.B, +q,.B,)

2.2.2 Velocidades superficiales

Es la velocidad que tendria cualquier fase si ocupara toda la tuberia.

q', 6.4979x10°(q,.B, +q,.B,)
VsL = =
A, A
144
- q', :1.1574><10‘5q0.(R—RS).Bg
COA A
144
Entonces:
_ (qIL+qlg) —V. +V
m~— x Vs sg
AIO
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2.2.3 Velocidad real

Considera la fraccion de area ocupada por cada fase al fluir por la tuberia. Aplicando
el concepto de hold up.

R R VR A

“TA TAH, H, (2.42)

q q' v
v =9 _ o __ sy

. Ag _Ap(l_HL)_(l_HL) =4

Las velocidades reales son mayores que las velocidades superficiales, por lo tanto
cuando existe flujo multifasico las fases fluyen mas rapidamente.

2.2.4 Densidad de la mezcla de los fluidos

La densidad de la mezcla se obtiene a partir del hold up:
Pm=p-H+p4 (1_HL) (2.44)

Algunos modelos calculan la densidad de la mezcla sin considerar el resbalamiento
entre fases, asi:

P = PLA+py (1-4) (2.45)
También se puede obtener de la siguiente expresion:
M

Pm = V_m (2.46)
Donde:

M=M,+M,+M, (2.47)
M, =350.5(y,) (2.48)
M, =0.00764.R.y, (2.49)
M, =350.5WOR.y,, (2.50)
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Sustituyendo las Ecuaciones 2.48, 2.49y 2.50 en la Ec. 2.47.

M =350.5.(7, + 7, WOR)+0.0764.R

V,, =5.615(B, + B, WOR)+(R—-R,)B,

(2.51)

(2.52)

Sustituyendo las Ecuaciones 2.51y 2.52 en la Ec. 2.46 se obtiene la densidad de la

mezcla sin resbalamiento:

~ 350.(y, +7,WOR)+0.0764.R 7,
~ 5.615(B, + B, WOR) + (R — Rs)Bg

Prm

2.2.5 Flujo masico

Se define de la siguiente expresion:

W = Ib, liquido + gas
; segundo

Se puede obtener con cualquier de las siguientes ecuaciones:

q,-M
W, =—2—

86400
W =W, +WW+Wg
w, = £,-0,-B,

15388
w, = LBy

15388
_ pg'qO(R_Rs)Bg
Wg =
86400
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2.2.6 Viscosidad de la mezcla

Existen aproximaciones que proporcionan la velocidad real de la mezcla gas liquido
como la propuesta por Hagedorn y Brown al valor real utilizando las siguientes

expresiones.

fhos = H A+ py (1= 1)
(1-H,)

Hy
lum — luL 'lug

La viscosidad de una mezcla de aceite y agua esta dada por:

/uL :luo'fo +luw'fw

Donde:

¢ __ 9B

" 0,B,+0.B,
=

° B, +WORSB,
fo=1—f

2.2.7 Tension superficial de la mezcla de liquidos

Se obtiene con la siguiente expresion:
o, =0,.f,+0,.1,

2.2.8 Densidad de la mezcla de liquidos

Se calcula con la siguiente expresion

pL :po'fo +/0w'fw
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2.3 PATRONES DE FLUJO

Se han realizado estudios con respecto al flujo multifasico en tuberias, con muchos
fines entre ellos el de determinar los distintos patrones de flujo’, que se desarrollan
con base a las velocidades de los diferentes fluidos y para el calculo del hold up o
retencion.

Uno de los aspectos mas importantes del flujo multifasico en tuberias es la
geometria y la distribucion de las fases bajo las condiciones de flujo. Esta
distribucién geométrica es normalmente llamada régimen o patron de flujo. El
régimen de flujo multifasico depende del angulo de inclinacion de la tuberia y la
direccion de flujo, junto con otros parametros del flujo y fluido.

Dependiendo de las caracteristicas de la distribucion geométrica del gas y del
liquido en la tuberia, se han identificado cuatro patrones de flujo principales para
flujo en tuberias verticales e inclinadas, que son: flujo burbuja, fulo tapén, flujo
transicion y flujo anular. Generalmente aparecen progresivamente, en el mismo
orden, con un incremento de la tasa de gas respecto a la tasa de liquido.

Bubble Flow Slug Flow Churn Flows Annular Flow

Figura 7 Patrones de flujo vertical ascendente
Fuente: Multiphase Flow in Wells, James P Brill and Hemanta Mukherjee, 1999

7 Taite, Y.M., Barnea, D., and Dukler, A.E. : "Modeling Flow Pattern Transitions for Steady Upward Gas-Liquid
Flow in Vertical Tubes," (1980) Pag. 26, 345.
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Conforme la presidon se reduce constantemente, el aceite que contiene gas en
solucién desprende gas libre; como consecuencia el volumen del liquido decrece,
este fendmeno afecta los volimenes de gas libre y aceite presente en cada punto
de la tuberia de produccion fluyente. Si el crudo que se esta produciendo esta arriba
del punto de burbuja, conforme el liquido sube por la tuberia de produccion se
forman burbujas y disminuye la presion, dicho régimen de flujo en el que las
burbujas de gas se dispersan en un medio liquido continuo se conoce como flujo
burbuja.

Importancia del patron de flujo:

e Afecta el fenébmeno del hold up.

¢ Determina que fase esta en contacto con la pared.

e Afecta las condiciones de operacion en las instalaciones de procesos por el
comportamiento del gas en los oleoductos.

Factores que afectan el patrén de flujo:

e Flujo masico y RGL.

e Presion.

e Geometria de la linea

e Propiedades de los fluidos transportados.

2.3.1 Monofésico
El fluido viaja en una sola fase, si es solo liquido el hold up es igual a 1.
2.3.2 Burbuja (Bubble)

El flujo burbuja se caracteriza por tener una fase liquida uniforme y la fase de gas
libre esta presente en pequefias burbujas distribuidas aleatoriamente, al igual que
sus diametros. Las burbujas se mueven a diferentes velocidades dependiendo de
sus diametros, el liguido se mueve a una velocidad uniforme y, a excepcion de la
densidad, la fase de gas tiene un efecto minimo en el gradiente de presion; sin
embargo existen condiciones donde pequefias burbujas a bajos caudales son
designado como flujo de burbujas dispersas, la diferencia entre ambos no es
facilmente visible. El flujo de burbujas dispersas se observa sobre un rango
completo de inclinacién de tuberia, mientras que el flujo burbuja es observado
solamente en flujo vertical y tuberias de diametro relativamente grande.
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2.3.3 Tapoén (Slug)

El flujo tapdn se caracteriza por tener una fase gaseosa mas pronunciada, sin
embargo la fase liquida sigue continua, las burbujas de gas cohalecen y forman
burbujas estables de forma y tamafio similar al diametro de la tuberia las cuales son
llamadas Taylor. Las burbujas son separadas por tapones de liquido y rodeadas de
una pelicula delgada de liquido, la velocidad de la burbuja es mayor a la del liquido
y puede ser predicha en relacion a la velocidad del bache del liquido. La velocidad
del liquido no es constante mientras el tramo o bache de la pelicula se mueve
siempre en direccion del flujo, el liquido que rodea la burbuja podria moverse hacia
abajo. Esta variacion de las velocidades del liquido, podria resultar no solo en una
variacion de las pérdidas de friccion en la pared, sino también en el hold up de
liquido, que esta influenciado por la densidad de la mezcla que fluye por la tuberia.
A mayores velocidades de flujo, el liquido puede incluso ser arrastrado dentro de
las burbujas de gas.

2.3.4 Espuma (Churn)

El flujo Espuma se caracteriza por el movimiento oscilatorio del liquido, cambiando
de una fase continua de liquido a una fase continda de gas. El tapén del liquido
entre las burbujas virtualmente desaparecen, y la fase gaseosa arrastra una
cantidad significativa de liquido, aunque los efectos del liquido son significativos, el
gas predomina. Co un aumento considerable de la tasa de gas, las grandes burbujas
se vuelven inestables y colapsan, ocasionando la dispersion de ambas fases.

2.3.5 Anular
El flujo anular se caracteriza por tener como fase continua el gas, el liquido fluye por
el anular revistiendo la superficie de la tuneria, mientras que las gotas mas

pequefias de liquido permanecen atrapadas en la fase gaseosa, el gas es el factor
predominante.

51



3. FLUJO MULTIFASICO EN TUBERIAS VERTICALES

Predecir con precision la caida de presion en la tuberia de produccion se ha
convertido en un gran problema para diferentes autores, por lo cual su solucién se
ha dado a condiciones limitadas; la razén para estas muchas soluciones limitadas
es que el flujo multifasico es complejo de modelar en una solo modelo pues éste
fendbmeno es afectado por muchas variables.

Al pasar los fluidos provenientes del yacimiento a través de la tuberia de produccion,
se consume la mayor parte de presion disponible para llevarlos del yacimiento a las
baterias de separacion, por lo que es de suma importancia realizar una evaluacion
precisa de la distribucién de la presién a lo largo de dicha tuberia. Al hacerlo
conjuntamente con un analisis integral del sistema de produccion, es posible:

a) Disefar las tuberias de produccion y lineas de descarga

b) Proyectar aparejos de produccién artificial (neumatico, mecanico, etc.)
c) Obtener presion de fondo fluyendo, sin intervenir los pozos

d) Calcular el efecto de los estranguladores sobre los caudales

e) Determinar la vida fluyente de los pozos

f) Corroborar los datos obtenidos con las correlaciones para ajuste

3.1 MODELOS PARA EL FLUJO MULTIFASICO EN TUBERIAS VERTICALES

Desde el comienzo de la investigacion acerca del flujo multifasico en 1940 cientos
de trabajos han sido publicados, la tecnologia de flujo multifasico ha experimentado
cambios significativos especialmente en los Ultimos afios con el avance de
instalaciones experimentales y la capacidad de calculo numérico. Varios autores
han estudiado el flujo multifasico desde diferentes perspectivas, Brill (1987-1992)
analizé el desarrollo historico del flujo en la ingenieria de petréleos; Worner (2003)
ofreci6 una vision fisica del flujo multifasico, una descripcion matematica y un
modelado fisico para el calculo numérico de los ordenadores; Taitel (1995) concluy6
los avances de los modelos mecanisticos en dos fases entre otros.

3.1.2 Modelos Mecanisticos

Los modelos mecanisticos son modelamientos matematicos que explican el
comportamiento de flujo multifasico en tuberias incorporando todas las variables
gue estan involucradas en este fenbmeno. Complementando la parte tedrica con
datos de campo o de laboratorios apropiados.

La distribucion de la fase es el fenomeno mas importante en el flujo multifasico asi
el régimen de flujo caracteriza la distribucion de la fase liquida y gas en la tuberia;
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los principales regimenes de flujo son: burbuja, tapén, espuma y anular (en flujo
vertical), incluso en algunas correlaciones empiricas la gente predice la caida de
presion y hold up con ayuda de los regimenes de flujo®.

El primer objetivo de los modelos mecanisticos es determinar el patron de flujo en
un sistema dado, luego para cada patrén de flujo desarrolla un modelo matematico
aproximado, el cual predice la hidrodinamica del fluido y la transferencia de calor
para éste; estos modelos incluyen parametros importantes como condiciones
geométricas de la tuberia y propiedades fisicas de los fluidos. Asi los modelos
mecanisticos también determinan la transicién de régimen de flujol1l de acuerdo
con Taitel y Duckler (1976), desde entonces muchos esfuerzos se han orientado
hacia el desarrollo de modelos fisicos que permitan la prediccion analitica de los
patrones de flujo y el limite de transicién®

3.2 MODELOS UTILIZADOS
3.2.1 Hagedorn & Brown

Hagedorn & Brown!® establecieron una ecuacién general la cual incluyera
practicamente todos los rangos de flujo, tamafios de tuberia usados ordinariamente
y los efectos de las caracteristicas de los liquidos. Los datos fueron tomados para
rangos de tuberia a partir de 1 pulgada a 2 %2 pulgadas. El estudio incluyé todo el
trabajo anterior hecho por este equipo de investigadores en el efecto de la
viscosidad liquida como “correlaciones limitadas”. El término de energia cinética fue
incorporado en la ecuacion de energia por que fue considerada para ser significante
en tuberias de didmetro pequefio en la region cerca de la superficie donde el fluido
tiene baja densidad. Dos ajustes fueron encontrados para mejorar esta correlacion.
La correlacién de Griffith fue usada para que el flujo burbuja existiera y el hold up
fue revisado para asegurarse de que excediera el hold up sin resbalamiento.

3.2.1.1 Procedimiento de Calculo

Se Comienza con una presiéon conocida pl, y se asume el valor para p2. Calcular el
incremento de la profundidad.

8 Hasan A. R. and Kabir C.S.: “Fluid Flow and Heat Transfer in Wellbores,” (2002), Pag 18-20.

% Taite, Y.M., Barnea, D., and Dukler, A.E. : "Modeling Flow Pattern Transitions for Steady Upward Gas-Liquid
Flow in Vertical Tubes," (1980) Pag 320.

10 Hagedorn, A.R. and Brown, K.E: “Experimental Study of Pressure Gradients Occuring DUring Continuous
Two-Phase Flow in Small Diameter Conduits,” JPT (1965) Pag 475-479.
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1. Calcular la gravedad especifica del aceite },

1415
Yo = 1315+ API

(3.1)

2. Encontrar la masa total asociada con un barril de liquido a condiciones de tanque

1 WOR
M = 7. 350 +y. 350 +(0.764).R
7o (1+WOR) & (1+WOR) (0.764)R7,

3. Calcular el flujo mésico con:
w=q.M

4. Calcular la presion media entre los dos puntos de la presién en (psia)

Ez P, + P, +Patm
2
5. Obtener z
6. Con las ecuaciones del capitulo 1 obtenerRsala P y T
7.0btenerBoa P y T
8. Calcular la densidad de la fase liquida

R,.7,.(0.0764)

7,-(62.4) +—5.614 WOR WOR
pL= . +| r,.(62.4).
B 1+WOR 1+WOR

0

9. Calcular la densidad media de la fase gaseosa

Py = ;/0.(0.0764)(%j [%} (%}

10. Calcular la viscosidad media del aceite con la ecuacion del capitulo 1
11. Calcular la viscosidad media del agua
12. Calcular la viscosidad liquida de la mezcla

- 1 ),- (_WOR
A= Mol Towor )T 4 17 WOR
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Esto puede ser solamente una aproximacion, puesto que la viscosidad de los

liguidos inmiscibles es absolutamente compleja.

13. Calcular la tensién superficial de la mezcla liquida.

— — 1 — WOR
oL =| Oo. +Ow.
{ (1+WORj (1+WORH

14. Calcular el numero de viscosidad del liquido N.

1 4
N, =0.15726.4, . 3

PLOL

15. Determinar CNL de la figura 8
16. Calcular el area Ap

2
Ap _ rd
4

, _ 56Llq, B( 1 j*B ( WOR j
* 86400.A | °\1+WOR/) "\(1+WOR

18. Calcular el numero de velocidad del liquido Nvrv
1

4
N, :1.938.vsL.{ﬂj

O,

19. Calcular la velocidad superficial del gas, vsg

VS
g 86400.Ap

_ QL(RRS'(uvlvORD(WJ[T +460](zj

P 520 )\ 1

20. Calcular el numero de velocidad del gas, Ngv

o )
N,, =1.938.vsg.[—LJ

o

55

ft
17. Asumiendo Bw=1.0, calcular la velocidad superficial del liquido Vs, @

(3.8)

(3.9)

(3.10)

(3.11)

(3.12)

(3.13)

(3.14)



21. Revisar el régimen de flujo para determinar si continla con la correlacién
Hagedorn y Brown o se procede con la correlacion de Griffith para flujo burbuja. El
numero “A” se calcula con la siguiente férmula:

‘0.2218.(v5L v, )2‘
d

A=1.071-

(3.15)

Si A = entonces se utiliza este valor, y si es menor a 0.13 se usa 0.13, luego
calculamos el nimero “B” on la siguiente férmula:

v

B=—"— (3.16)
Vo +ng

Si (B-A) es positivo o cero, se continua con la correlacién Hagedorn y Brown

Si (B-A) es negativo, sigue con la correlacion de Griffith, el procedimiento se
encuentra en el método de Orkiszewski

22. Encontrar el numero de diametro de la tuberia Nd

N, =120.872.d. /& (3.17)
O-L

23. Calcular el hold up en funcion de ¢

N, V(P )" (N,
o=[rs awr) (50 019

H
24. Obtener de la figura 9, el valor de —
4

25. Calcular la segunda correccién en funcion de &

¢ = (NL—NE%j (3.19)

26. Obtener y de la figura 10
27. Calcular el valor de HL

H, =(i}(l//) (3.20)
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Nota: Para bajas viscosidades no habra correcciony =1

28. Determinar el valor para dos fases del numero de Reynolds, (NRe )TP

22:10°M g,
d ﬂ ,u H) (3.21)
L g

(NRe )TP

29. Determinar el valor para %

Si el valor para &€ no es conocido, un buen valor para usar es 0.00015 ft, el cual es
un valor promedio dado para el acero comercial.
30. obtener el factor de friccion de la figura 11

31. Calcular la densidad medida de la mezcla p_m

(a) Utilizando el valor de Hi del paso 27, calcular ,o_m con la ecuacién 2.44
32. Repetir los pasos 5, 6, 7, 17 y 19 para P1y P2
33. Calcular la velocidad de la mezcla para P1y P2

Vi = Vg1 +Vyg (3.22)

Vi =V Vg (3.23)

34. Determinar el valor para A(v;,)

AV2)=[V2-V2, ] (3.24)

35. Calcular Ah correspondiente a Ap=p, - P,

2
144.Ap — pm.[ ?Vm j

*Jc

Ah = (3.25)

- f.w
Pm 5 0652x10%d° 5

36. Comenzando con la P2 y la profundidad conocida P2, asumir otro punto de la
presion y repetir el procedimiento hasta alcanzar la profundidad total o hasta
alcanzar la superficie.
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Figura 8 Correlacion para el coeficiente de CNL del nUmero de viscosidad

Fuente: Multiphase Flow in Wells, James P Brill and Hemanta Mukherjee, 1999
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Figura 9 Correlacién para el factor de hold up
Fuente: Multiphase Flow in Wells, James P Brill and Hemanta Mukherjee, 1999
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Figura 10 Correlacion para la segunda correccion de y
Fuente: Multiphase Flow in Wells, James P Brill and Hemanta Mukherjee, 1999
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Figura 11 Correlaciéon de factor de friccion
Fuente: Multiphase Flow in Wells, James P Brill and Hemanta Mukherjee, 1999
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3.2.2 Orkiszewski

Orkiszewski!! enfatizé que el hold up de liquido fuera derivado del fenémeno fisico
observado y que el gradiente de presion fuera relacionado a la distribucion
geométrica de la fase liquida y gas, por lo que determind que la densidad de la
mezcla se determinara mediante el hold up, considerando en ella el resbalamiento
entre las fases; el factor de friccion se correlaciono con las propiedades del fluido
de la fase continua. Se reconocié cuatro tipos de patrones de flujo y establecié
ecuaciones separadas para establecer la velocidad de resbalamiento y friccion para
cada uno de los patrones, los cuales son: Burbuja, Tapon, Espuma, y anular.

Considero similitudes en conceptos tedricos, comparando cinco métodos
seleccionados y determino la cantidad de desviacién entre las caidas de presion
medidas predichas. Orkiszewski observo que los mejores resultados, se obtenian
con los métodos de Griffith y Wallis, y Duns y Ros, por que tomo estas ecuaciones
como base para desarrollar este método, combinandolas para los diferentes
patrones considerados.

3.2.2.1 Procedimiento de calculo

1. Selecciona el punto donde se va a comenzar, ya sea en la cabeza del pozo o en
el fondo de pozo2. 2. Determinar el gradiente de temperatura del pozo.

3. Fijar una ap que puede ser el de la superficie o fondo. Encontrar la P de ese
incremento o decremento, segun sea el caso.

4. Suponer un incremento de profundidad Ah, y determinar la profundidad promedio
h del incremento.

5. Determinar la T .
6. Determinar las propiedades de los fluidosa P y T, asi como p, Py Vs Vg, Vi
» M, #y, Ngv, NLv con las ecuaciones de los capitulos 1y 2.

7. Determine Lb, Ls, Lm para poder obtener el patrén de flujo de la siguiente tabla:

Limites Patrén de Flujo

11 Orkiszewski, J.: “Predicting Two-Phase Pressure Drops in Vertical Pipes,” JPT (1967), Pag 240
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Y Burbuja
59 < LB
v
m
v, Tapon
9
V_ > LB , Ngv < I_S
m
Ly >Ny, > L Espuma o transicion tapon-anular
Ny, > Ly Anular

Tabla 9 Limites de los patrones de flujo Orkiszewski
Fuente: Autores

Donde Ls, Ls, y Lm son los limites de burbuja-tapon, tapdn-espuma, espuma anular
respectivamente, y Ngv Se calcula con la ecuacion 2.37.
Donde:

2
L, =1.071—(2.6616\é—mJ (3.26)

h

Con el limite Ly 20.13

Y d, = didmetro hidraulico de la tuberia = area transversal / perimetro mojado.

L, =50+36.N,, (3.27)
L, =75+84.N>P (3.28)

8. Basandose en el patron de flujo obtenido en el paso 7, determinar el gradiente de
elevacion y de friccion:

a. Burbuja
AP 1
(E) =L (AH 42 (1-H,)) (3.29)
Donde H. se calcula con:
H, —1- G (3.30)
2
C, =1+ m (3.31)
17708 '
4 0.5
C,=|C*——v 3.32
2 ( 1 08 sgj ( )
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El gradiente de fricciéon se calcula con:

(A_P] _ 1 (1250 (3.33)
Ah ), 144 2.gd, '

El factor de friccion se calcula utilizando la ecuacion 2.9 y con:

Ny, = 124.d, v, .p, (3.34)
H

b. Tapon

28) -l )

Donde:

Cy = (Vo +Vy )+ Py Vs (3.36)

El término & se conoce como el coeficiente de distribucion del liquido, el cual
considera los siguientes fendbmenos fisicos:

1) El liquido esta distribuido en tres espacios: el bache, la pelicula alrededor de la
burbuja de gas y dentro de la misma como gotas atrapadas. Un cambio en su
distribucién cambiara las pérdidas netas por friccion.

2) Las pérdidas por friccion estan constituidas esencialmente por dos componentes,
una correspondiente al bache de liquido y la otra a la pelicula del mismo.

3) La velocidad de elevacion de la burbuja se aproxima a cero conforme el flujo

tiende al tipo burbuja.

El coeficiente de distribucion del liquido se calcula:
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Fase Continua Vm Ecuacioén
Agua <10 3.37
fW >0.75 >10 3.38
Aceite <10 3.39

fO <0.25 >10 3.40

Tabla 10 Relacion de la ecuacién a aplicar, con la velocidad de la mezclay la
fase continua
Fuente: Autores

-1.38
6 =-0.681+0.013 gy Jdog x4, +0.232.1ogv, —0.428.log 4y (3.37)
12 ) : 12
d —0.799 d
6 =-0.709 + 0.0451(ﬁ) log x4, —0.162.logv,, —0.888.log (ﬁj (3.38)
d -1.415 d
0 =-0.284+0.0127| 2~ Jdog (g, +1)+0.167.logv, +0.113.log| - (3.39)
12 : " 12
6 =-0.161+0.0274 dy 71.371.Iog u, +1)+0.569.log a4 0.397+0.01 dy 71'571.Iog 4, +1)+0.63.1og Gy logv,,
12 ( ) 12 12 ( ) 12
(3.40)
El valor de & debe estar dentro de los siguientes limites:
Para vm < 10
02-0.065.v,, (3.41)
Para vm > 10
5> —V—b(u &J (3.42)
Vv, +V, oL

El Valor de vb se determina por ensayo y error con las siguientes ecuaciones:

1244, v,.p,

Ny, =P (3.43)
H

Ng, = 2400 % 2 (3.44)
H

El procedimiento para calcular la velocidad del bache se inicia suponiendo un valor
de vb = 1.75 ft/seqg, y se compara con el calculado de la ecuacion 3.45, 3.46, 3.48 0
3.49 (segun sea el caso) hasta que el supuesto sea igual al calculado.
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Cuando Nreb > 6000 tenemos los siguientes tres casos para Nreb

1. si Ng, <3000

0.5
v, =(0.546+8.74x10°N,, )(91—‘;“] (3.45)
2. si 3000< N, <8000
0.5
v, =05.a+| o’ +L9"ugs (3.46)
4\
PL 12

Donde:

d 0.5
o =(0.251+8.74x10°.Ny, )(%) (3.47)
3. si Np, >8000:

d 0.5
V, =(0.350+8.74x10°. N, )( gizh j (3.48)

Cuando Ng, <6000 y N, <32.5 se utiliza la siguiente ecuacion para determinar vo:

v, =C,C, ( 94, jO'S (3.49)
12

Donde:

C,=1.36+C,+C,C,+C,C’ (3.50)

C, =-161x10° +4.6x10°C, +2.954x10°C? +5.5x10*C} ~6.67x10™C; (3.51)

C, =0.0414-0.01122.C, +0.012.; ~1.1x107} -1.118x10°C; (3.52)

C, =-0.220623-0.03408.C, +9.549999x10°C; —8.283001x10°C; +2.645x10°C;

(3.53)
Ng, —5500

C=—" 3.54
‘ 1000 (3-54)
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Ng,, —3000

2= 3005 (3.55)

C, =0.013805+0.4246.C, —0.1753.C82 + 0.02363.C83 (3.56)
NRe

C, = 1—0b (3.57)

Y si Ng, <6000 y Ng, >32.5; C1= 0.351y calculamos Cz con las ecuaciones 3.50,
3.55y 3.49.

El gradiente de presion por friccion se obtiene con la siguiente ecuacion:

2
(&j _fvap (Ve v (3.58)
Ah); 24.9d, v, +V,

El factor de friccion puede ser calculado con la ecuacién 2.9

C. Espuma

Para este caso Orkiszewski ha adoptado el método de interpolacion propuesto por
Duns y Ros'? que consiste en calcular (AP/AL)ey (AP/AL) en las fronteras para el
flujo tapdn y flujo anular, para luego ponderar linealmente cada término respecto al
valor de Ngv.

La zona de transicion esté definida por:

Lm > Ngv > Ls
Donde:

L, =84N."® +75 (3.59)

El valor del término por elevacién, esta dado por:

(A_Pj _ I—m_Ngv (A_Pj +Ngv_|—s (A_Pj (3.60)
Ah e Lm - Ls Ah e Tapon Lm - LS Ah e Anular

Y el término de friccion por:

12 Duns, H. and Ros, N.CJ: “Vertical Flow of gas and Liquid Mixtures in Wells,” (1963), Pag 456.
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(A_Pj =ﬂ(A_Pj +M(£j (3.61)
Ah f I-m - Ls Ah f Tapon I-m - LS Ah f Anular

Para obtener un valor mas preciso del factor de friccion en la regidén anular, se debe
usar la ecuacion 3.62 para calcular el flujo de gas.

-0.25
dy = ALy, [—p L j (3.62)

g.o,
d. Anular

El gradiente de elevacion dado que el liquido va en suspension dentro de la corriente
de gas y no existe una diferencia de velocidad entre las fases, se calcula:

[A_Pj — 1 pL'VsL+pg'vsg (363)
Ah ), 144 v

m

El gradiente de friccion, se considera que la mayor parte de las caidas de presion
por friccion se deben al flujo de gas por tuberias.

2
[A_Pj :12.f.vsg.pg (3.64)
Ah ), 2.9.d,

El factor de friccion se calcula con la ecuacion 2.9 y el nimero de Reynolds con:

1244, v,,.p,

h*Ysg
Hg

(3.65)

Re,

En este caso la rugosidad relativa € /d se determina a través de la funcion del
nimero de Weber!? segun los lineamientos establecidos por Duns y Ros, quienes
sefalan que solo sera significativo cuando su valor este comprendido entre 1x10-3
y 0.5.

Entre estos limites, & /d se calcula de la siguiente manera:

N, <0.005

13 Duns, H. and Ros, N.CJ: “Vertical Flow of gas and Liquid Mixtures in Wells,” (1963), Pag 320.
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e 0.89%.0

°c_ 3.66
d p,v.d, (3.66)
N,, > 0.005
0.302
£ _ 4.6242.02-L.NW (3.66)
d Py Vg -dy,
Donde:
2

N, = o.ogsﬂ(M] (3.67)

PL o

9. Calcular Ah de la siguiente ecuacion:

[ ) (iml +(imf (3.68)

AP
Ah —E,

Donde:
Ve (3.69)
4637.P.A,

K

Ek= Termino que incluye las caidas d presion por aceleracion.

10. Si la Ah calculada en paso 9 no es igual a la supuesta en el paso 4, entonces
repetir procedimiento a partir del paso 4 tomando como supuesta la Ah calculada en
el paso 9. Este procedimiento se repite hasta que Ah supuesta sea igual a la
calculada.

3.2.3 Hasan & Kabir

Hasan & Kabir!* desarrollaron un modelo mecanisticos integral para la
determinacién de patrones de flujo, caida de presion y hold de liquido en tuberia
vertical de flujo multifasico ascendente; el modelo identifica cuatro patrones de flujo:
burbuja, tapdén, espuma, y anular.

14 Hasan A. R. and Kabir C.S.: “Fluid Flow and Heat Transfer in Wellbores,” (2002), Pag. 24-28.
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3.2.3.1 Procedimiento de Célculo

1. Seleccionamos el punto donde se va a comenzar, ya sea en la cabeza del pozo

o en el fondo del pozo.

2. Determinar el gradiente de temperatura del pozo

3. Fijar un Ah

4. Suponer unaf),, y determinar la P .

5. Determinarla T

6. Determinar las propiedades de los fluidosa P y T , asicomo Vg, V, y V,

7. Tenemos que definir en qué patron de flujo estamos:
Determinamos La fraccion volumétrica del gas in-situ también conocida como

fraccion de vacio:

Limites Patrén de flujo.
f,<0.25 Burbuja
0.25< fg <0.52 y LHS<<RHS Tapoén

f, <052y v, >v

SgA

Espuma o Transicion

SgA

Vi <V Anular
Tabla 11 Limite de los patrones de flujo Hasan & Kabir
Fuente: Autores

Donde

folof = (3.70)

9Tt Cy 4y, '
LHS = 2\/”( j [ptj 040 (3.71)

o pg)
RHS =0.725+4.15 / (3.72)
0.25

Y =3.1[ o(n pg)} (3.73)

Nota: f, esla nomenclatura que adoptaron Hasan y Kabir para el hold up

68



a. Burbuja

Determinamos la velocidad de una burbuja V,

0.25
V. :1.53{9(,0L —pg)%:|
L

Determinamos g, f., y 4,

lbm
P =P+ P (1_ fL):F
Vi, =V +ng

f =0.32Re

Donde:

2
Re — dv..p,
0.000672 4,

(3.74)

(3.75)

(3.76)
(3.77)

(3.78)

Nota: En el flujo burbuja la densidad y viscosidad del gas son despreciables por lo

tanto On =Py Hn = Hy.

. (AP)
Determinamos | —
Ah );

() 56

i\ . P
El (—j es despreciable por lo tanto la ecuacion final es:
a

Ah

) .
(A—Pj _[9Pu | fnVPu | § 005944 = P!
Ah J; gc 2.9..d ft

(3.80)
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b. Tapdn
El flujo tapén es muy diferente al burbuja, existen dos distintas zonas una es

dominada por burbujas de gas mas grandes llamadas Taylor y la otra de pequefias
burbujas dispersan en el liquido.

Determinamos la velocidad de una burbuja V, con la ecuaciéon 3.74 y de una Taylor

V,.r con la ecuacion 3.81.

0.5

d(p, -

V= 0.345[M} (3.81)
PL

Determinamos la velocidad promedio de una burbuja:

Vo =V, (1— g% )+va gt (3.82)
Donde:
v, =0.429.v, +0.357.v, (3.83)

Determinamos la viscosidad de la mezcla
. =(1—X)yL+X(ug) (3.84)

Donde la fraccion masica del gas es:

V..
X — s9-Py (3.85)
Vsg-Pg T VoL -PL

Determinamos el nuevo valor del Hold up, f,.

v
f=1-—=2 _ 3.86
T 12y +v. (3.80)

Con el nuevo Hold up determinamos la densidad de la mezcla con la ecuacion 3.75
y la fraccion de la mezcla con la ecuacion 3.77
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. (AP)
Determinamos | —
.

Ah
) .
(ﬁj _[ £09 | ToVu P | 00pgag = P (3.87)
Ah ); d. 2.9.d ft
c. Espuma

La naturaleza cadtica del flujo espuma ocasiona dificultad en su modelamiento, por
consecuencia este patrén de flujo no ha sido investigado extensivamente, sin
embargo un gran nudmero de investigadores han sugerido que las ecuaciones
usadas en el flujo tapon puede ser aplicadas en el flujo espuma.

d. Anular

En flujo anular el gas fluye a través del centro de la tuberia mientras que el liquido
fluye a lo largo de las paredes como una pelicula.

Determinamos el arrastre con la ecuacion de Steen and Wallis?®

E —1_ @ 0125V 15)

(3.88)

Donde V, es la velocidad superficial del gas que fluye en el centro de la tuberia.

4
_10WVeuy [Py (3.89)
< PL

Determinamos la velocidad superficial de gas in-situ

Y

V= (3.90)
(1-26)°

Donde

Vg =Vgg +EVy. (3.91)

15 Steen, D.A and Wallis, G.B: “Pressure Drop and Liquid Entrainment in Anullar two phase Flow,” AEC Report
No. NYO 3114-2.
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Y EVsL: VsL

Determinamos el factor de friccién generado por la pelicula de liquido f.. Hasan'y

Kabir tomaron la decisién de que la mejor ecuacién para calcular él f, es la
propuesta por Wallis, la cual relaciono el factor de friccion generada por la pared de

la tuberia f y el espesor de | pelicula de liquido & .

f, = f (1+3005) (3.92)

Por consideraciones geométricas 40 = f_, por lo tanto la ecuacién 3.91 es rescrita

como.

f,=f(1+75f)) (3.93)

Donde f, es determinado con el modelo de flujo separado propuesto por Lockhart

y Martinellit®
f=1—f, =1—(1+X°8)’ (3.94)
18 0.2
X :(]'__Xj & H (3.95)
X pL lug

La fraccion masica del gas x se determina con la ecuacion 3.85 y el factor de friccion
generado por la pared con la ecuacion 3.96.

f =0.32Re’®  (3.96)

d'vcz'pc

e,=——< (3,97
0.000672y,

) AP
Determinamos el | — | :
Ah J;

16 | ockhart, R.W. and Martinelli, R.C: “Poposed Correlation of Data For Isothermal Two-Phase Two Component
Flow in Pipes,” Chem Eng. (1949) pag 39
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. f2p, 1[2(1-8)d i
(A_Pj _| 192 °V°p°2[ (1=0)91) | oopoaa 5 (3.98)
Ah )| ee 1-(p?)/(Pg.) ft

8. Una vez determinado el (AP/Ah);, calculamos el Ah comenzando con la P2y la

profundidad conocida a P2, asumir otro punto de la presion y repetir el procedimiento
hasta alcanzar la profundidad total o la fijada.

3.2.4 Ansari

Ansari’ presentd un modelo mecanisticos integral para predecir el comportamiento,
caracteristicas, patrones del flujo, caida de presion y hold up del liquido en tuberia
de flujo multifasico. El modelo identifica cuatro patrones de flujo, Burbuja, Tapon,
Espuma y anular. El modelo ha sido evaluado usando una base de 1775 pozos que
cubren una gran variedad de datos de campo. El Modelo ha sido comparado con
seis correlaciones empiricas comunes y el modelo mecanisticos de Hasan & Kabir.

3.2.4.1 Procedimiento de célculo

1. Seleccionamos el punto donde se va a comenzar, ya sea en la cabeza del pozo
o en el fondo del pozo.

2. Determinar el gradiente de temperatura del pozo

3. Fijar un Ah

4. Suponer unap,, y determinar la P .
5. Determinar la T
6. Determinar las propiedades de los fluidosa P y T , asicomo Vg, V, y V,

7. Tenemos que definir en qué patron de flujo estamos:
Determinamos La fracciébn volumétrica del gas in-situ también conocida como
fraccion de vacio:

Limites Patron de flujo.
f, <0.25 Burbuja
0.25< f; <0.52 y LHS<<RHS Tapon

f, <052y v >V Espuma o Transicion

SgA

Vig <Viga Anular

Tabla 12 Limite de los patrones de Flujo Ansari

17 Ansari, A.M.: “A Comprehensive Mechanistic Model for Upward Two-Phase Flow in Wellbores,” SPE, (1994)
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Fuente: Autores

Donde
fol f =3 (3.99)
9Tt Cv 4y, '
0.4 0.6
LHszzyy(—Lj [th _ V4o (3.100)
2d o g (pL _pg )
RHS =0.725+4.15 Ysg (3.101)
Vm
( ) 0.25
vgllm} (3102
Py
a. Burbuja
Determinamos V, mediante la ecuacion de Zuber and Hench?8
v, =1.5?{g(,0L —pg)%}.fLo's (3.103)
PL

Sabemos que la velocidad in situ de gas puede ser expresada de las siguientes
formas:

v, =12y, +v, (3.104)
v = (3.105)
91— f, '
Por los tanto
VS
v, =—2--1.2v, (3.106)
1-f,

Igualando la ecuacion 3.105 con la ecuaciéon 3.102 podremos despejar el Hold up
fL

153 g(p, - p, )2 | 1,05 = —2—12v, (3.107)
P 1-f,

L

18 Zuber, N. and Hench, J.: “Steady State and Transient Void Fraction of Bubbling Systems and Their Operating
limits. Part 1: Steady State Operation” PhD dissertation, Tulsa, (1985)
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Determinamos la densidad de la mezcla p, y la viscosidad de la mezcla 4, .

Pn=p f +po,1-1) (3.108)
P =4 f + Hy d-f) (3.109)

Determinamos el factor de friccion, f.

t 032 —9Vuln (3.110)
0.0006724,

Determinamos la caida de presion total, (AP / Ah)T

) .

(ﬁj _[9Pn | ToVuPu | 00pgaa = P (3.111)
Ah ); d. 2.9.d ft

b. Tapon

El modelo de Ansari es basado en un balance de materia para el liquido y el gas en
la zona de la burbuja Taylor denominada “TB” y la zona liquida con pequeias
burbujas denominada “LS”.

Determinamos fys y fiis

V
foo= & 3.112
% 2.65v, +0.425 ( )
fis =(1- fys) (3.113)

Determinamos la velocidad del gas en la zona tapon, V.

2 LLS

( ) 0.25

O -

ngS=1.2vm+1.53{gp—Lpg} 08 (3.113)
PL

Determinamos la velocidad de la burbuja Taylor, V:
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0.5

d(p, -

Vrg =1.2v, +o.345{w} (3.114)
PL

Determinamos A

0.25

go(p.—p

A=V T o+ g {v, —1.53f l%} 0% (3.115)
L

Determinamos la velocidad del liquido en la zona Taylor, V g

Vi, = 9.916[g.d (1~ )T'S (3.116)

Brill y Mukherjee!® desarrollaron una ecuacién para calcular el Hold up en la zona

Taylor, f
flp =22 (3.117)
Virg +Vig
Sabemos que f; =1-f , por lo tanto:
fooqo e A (3.118)
’ VLTB +VTB

Con las ecuaciones 3.118 y 3.116 determinamos ngB y Vg por el método de

sustitucion o el que se desee ya que tenemos dos ecuaciones y dos incognitas.

Haciendo un balance en el flujo Ansari propone que la velocidad superficial del gas
en la tuberia V,, podria ser determinada:

Vg = :BVgTB (1_ fLTB ) + (1_IB)VgLS (1_ fLLS ) (3.119)

19 Brill, J. P. and Mukherjee, H.: “Multiphase Flow in Wells,” Society of Petroleum Engineers, Monograph Vo 7,
Richardson (1999) pag 67
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Donde g es la relacion de longitud de la burbuja Taylor.
Determinamos g a partir de la ecuacion 3.119

Determinamos la densidad y viscosidad total en la zona tapon, Psy #s

Pis =P fus + 0y (1_ fLLS) (3.120)
His = Hy. fgLS +u (1_ fgLS ) (3121)

Determinamos el factor de friccion en la zona tapén, f

-0.25
f —032 d.(Vois +Vis)-Aus (3.122)
ke 0.0006724,

Procedemos a determinar el gradiente de presion total, (AP / Ah)T

AP fis-Ois (1= 5) Ve psi
(El :0.006944{[,05 (1-5)+ ﬂpg]{ 2.51.9 ) H:? (3.123)

c. Espuma

La naturaleza cadtica del flujo espuma ocasiona dificultad en su modelamiento, por
consecuencia este patrén de flujo no ha sido investigado extensivamente, sin
embargo un gran nudmero de investigadores han sugerido que las ecuaciones
usadas en el flujo tapon puede ser aplicadas en el flujo espuma.

d. Anular

Determinamos el arrastre.

E —1— e 015019 (3.124)

Donde V. es la velocidad superficial del gas que fluye en el centro de la tuberia.

4
107Vy-tty Py (3.125)
o P

V =

sgc
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Determinamos la velocidad superficial de gas in-situ

v = (3.126)
(1-26)

Donde:

Ve =V +EVy (3.127)

Y EVsL: VsL

Determinamos el factor de friccion generado por la pelicula de liquido f..

Ansari estimo dos ecuaciones dependiendo el arrastre E para calcular el f,
1. Para E>0.9 es la propuesta por Wallis.

f.=f (1+3005) (3.128)

Por consideraciones geométricas 40 = f_, por lo tanto la ecuacién 3.91 es rescrita
como:

f.=f(L+75f,) (3.129)

Donde f, es determinado con el modelo de flujo separado propuesto por Lockhart

y Martinelli
f=1—f, =1—(1+X°8)’ (3.130)
18 0.2
X =(1‘—Xj Po| M (3.131)
X pL lug

La fraccién masica del gas x se determina con la ecuacion 3.85 y el factor de friccion
generado por la pared con la ecuacion 3.132.

2 -0.25
0.000672 1,
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2. Para E<0.9es la propuesta por Whalley y Hewitt2°
13
f = f |:1+245(,0L ~p,) }

El método para determinar el gradiente de presion es similar al usado por Hasan y
Kabir (Ec. 3.123), Ansari asume que el gradiente de presion total es igual al
gradiente de presion del gas que fluye en el centro de la tuberia que a su vez es

igual al gradiente de presion de la pelicula de liquido.

) ] _
(A—Pj —0.006944] 92, __fVepe | PSI (3134
Ah ), | 9. 2dg(1-29) ft

(A_Pj =0.006944 gpL+2fLFV52L(l_E)2 ng _ fCch(l—25)pC :p_Si
L 9.  64gds®(1-25) 29,d5(1-5) ft

8. Una vez determinado el (AP/Ah);, calculamos el Ah comenzando con la P2y la

profundidad conocida a P2, asumir otro punto de la presién y repetir el procedimiento

hasta alcanzar la profundidad total o fijada.

20 Whalley, P. Hewitt, GF.: “The Correlation of Liquid Entrainment Fraction and Entrainment Rate in Annular

Two-Phase Flow,” UKAEA Report, Oxfordshire (1978)
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4. DESARROLLO DE LA HERRAMIENTA COMPUTACIONAL SFMU

4.1 LENGUAJE DE PROGRAMACION

Luego de conocer todos los parametros y condiciones necesarias de cada modelo,
se procede con el desarrollo de un simulador que, tomando estos requerimientos
propios de cada método, calcule los gradientes de presion en la tuberia para poder
evaluar su comportamiento. La Herramienta computacional SFMU fue
implementada con el lenguaje de programacion Python.

4.1.1 Python

Python?! es un lenguaje de programacién multiparadigma. Esto significa que mas
que forzar a los programadores a adoptar un estilo particular de programacion,
permite  varios estilos: programacion orientada a objetos, programacion
imperativa y programacion funcional.

Su principal ventaja es que es un lenguaje de programacion libre que posee
importantes beneficios, entre los cuales esté la libertad de ejecutar el programa con
cualquier propdsito, estudiar como funciona y adaptarlo a las necesidades propias,
redistribuir copias del mismo, mejorarlo y liberar esas optimizaciones al publico.

4.1.2 Entorno de desarrollo Integrado (IDE)

Un entorno de desarrollo integrado IDE (Integrated Development Environment) es
una aplicacién informatica que proporciona servicios integrales para facilitarle
al desarrollador o programador el desarrollo de software.

Normalmente, un IDE consiste de un editor de cédigo fuente, herramientas de
construccion autométicas y un depurador. Para la herramienta computacional
SFMU fue usado PyCharm??> como entorno de desarrollo debido a que ofrece
extraordinarios mejoradores de productividad: formateo automético de caodigo,
finalizacion de cdédigo, refactorizaciones, importacion automatica, navegacion de
cédigo con un solo clic, y mucho mas.

21 python Disponible en: https://www.python.org/doc/
22 pyCharm Disponible en: https://www.jetbrains.com/pycharm/
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4.1.3 Interfaz grafica (GUI)

Es llamado interfaz grafico GUI (Graphical User Interface) al conjunto de
componentes graficos que posibilitan la interaccién entre el usuario y la aplicacion.
Es decir ventanas, botones, combos, listas, cajas de dialogo, campos te texto etc.
Para la herramienta computacional SFMU fue usado Qt Designer?® como interfaz
grafico debido a que permite compartir el proyecto o software a través de diferentes
plataformas de desarrollo (Microsoft Windows, Mac OS Xy Linux).

4.2 DESCRIPCION DE LA HERRAMIENTA COMPUTACIONAL SFMU?*

El programa tiene como inicio una ventana en la cual se da la bienvenida al
programa (Figura 12), y se encuentra un botdn de inicio de simulacion, el cual nos
traslada a una ventana donde en la parte izquierda tendremos los médulos
explicados a continuacion.

# SFMU

A
J

S.F.M.U. AR

Herramienta computacional que
predice los gradientes de presion
para sistemas de flujo multifasico.

Figura 12 Vista general del inicio de la herramienta computacional SFMU
Fuente: Autores

23 Qt Designer Disponible en: https://www.qt.io/
24 Ver el Cédigo de Programacion de la Herramienta Computacional en el Anexo 5
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4.2.1 Datos generales del pozo

En este modulo el usuario entra los datos generales del pozo como: compaiiia,
campo, pozo, locacion, fecha y notas.

¥ MainWindow - X

DATOS GENERALES

!

Nombre de usuario l:|
Empresa L 1
Ubicacién [
Nombre del campo |:|
DATOS DE LA TUBERIA Nombre del pozo

Fecha L 1

DIAGRAMA

DATOS DE LOS FLUIDOS

MODELO

Notas

TABLA DE RESULTADOS

GRAFICA

Figura 13 Vista datos generales del pozo
Fuente: Autores

4.2.2 Datos de los fluidos

# MainWindow - X

‘

DATOS GENERALES
DATOS DE LOS FLUIDOS

i 0.
DIAGRAMA Gravedad especifica del gas
Gravedad API del petrdleo El
Gravedad especifica del agua l:l

e P e FLeE Caudal de petrdleo Bbl/d
Caudal de agua D Bbl/d
DATOS DE LA TUBERIA GOR pe/Bbl

MODELO

TABLA DE RESULTADOS

GRAFICA

Figura 14 Vista datos de los fluidos
Fuente: Autores

82



4.2.3 Datos de la tuberia

# MainWindow - X
File Help

|

DATOS GENERALES DATOS DE LA TUBERTA DATOS DEL POZO
Profundidad pies q q
DIAGRAMA Presion de fondo _m psia
Diametro pulg
Temperatura de fondo 7

DATOS DE LOS FLUIDOS Rugosided reeive
Angulo con la horizontal Temperatura superficie °F

DATOS DE LA TUBERIA
MODELO
TABLA DE RESULTADOS

GRAFICA

Figura 15 Vista datos de la tuberia
Fuente: Autores

4.2.4 Modelo

En este mddulo el usuario elige con qué modelo desea calcular los gradientes de
presion para flujo multifasico en tuberia vertical.

# MainWindow - X

DATOS GENERALES

DIAGRAMA SELECCION MODELO

Hagedorn & Brown ®

DATOS DE LOS FLUIDOS orkszewsky O
Ansari (o]

Hasan & Kabir Q
DATOS DE LA TUBERIA

MODELO
TABLA DE RESULTADOS

GRAFICA

Figura 16 Seleccion de modelo
Fuente: Autores
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4.2.5 Tabla de resultados

# MainWindow

File Help

PROF.(PIES) PRESION(PSI) ~
DATOS GENERALES o e
245 1091
DIAGRAMA 91 1129
37 1174
983 1220
DATOS DE LOS FLUIDOS
1229 1267
1474 1316
DATOS DE LA TUBERIA 1055 1ato
2458 1523
MODELO 2949 1624
344 1745
3932 1849
TABLA DE RESULTADOS
4404 1968
4316 2084
5407 2205 v

Figura 17 Vista Tabla de resultados
Fuente: Autores

4.2.6 Grafico

¥ MainWindow

File Help

00+« BEY
0 Modelo: Hagedorn & Brown--->USCO 1
DIAGRAMA 1000/ | Modelo:
Hagedorn & Brown

2000 | 1
DATOS DE LOS FLUIDOS 2 3000] |
2 4000 1
0S DE LA TUBERIA = ol |

e
S 6000| |

MODELO

7000 | 1

8000 | .
TABLA DE RESULTADOS %000
0 500 1000 1500 2000 2500 3000 3500
GRAFICA Presion (psi)

Figura 18 Vista grafica de resultados
Fuente: Autores
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5. ANALISIS DE RESULTADOS
5.1 ANALISIS ESTADISTICO

El andlisis Estadistico desarrollado en este proyecto se enfoca en evaluar las caidas
de presion para el pozo USCO-1 desde tres perspectivas y para su desarrollo se
empled la herramienta computacional SFMU, el simulador WellFlo y el simulador
PIPESIM. La sensibilidad se basa en diferentes modelos vistos en los capitulos
anteriores y en algunos diferentes de cada software.

Herramienta Computacional SFMU:

Modelos

Hagedorn & Brown

Orkiszewski
Hasan & Kabir
Ansari

Tabla 13 Modelos de SFMU
Fuente: Autores

Simulador WellFlo:

Modelos
Duns & Ros
Hagedorn & Brown
Orkiszewski
Gray
Eps Mechanistic
Tabla 14 Modelos de WellFlo

Fuente: Autores

Simulador PIPESIM:

Modelo
Hagedorn & Brown
Orkiszewski
Duns & Ros
Mukherjee & Brill
Ansari
Tabla 15 Modelos de PIPESIM

Fuente: Autores

85



5.2 DATOS DEL POZO

La tabla que se muestra a continuacion pertenece al pozo Usco-12° seleccionado
para el analisis. Es un pozo vertical, los datos aqui reportados pertenecen a
informes del afio 2015.

Usco-1
WHP 818 psia
BHP 3050 psia
WHT 86 °F
BHT 221 °F
Profundidad 8603 ft
GOR 791 SCF/STB
ID tubing 2.992in
OD tubing 3.5in
ID casing 4.276 in
API 31
Rugosidad 0.0018
Gravedad especifica 0.64
BSW 0.2%
Qt 1190 Bb/D
Gradiente de presion 0.2594 psi/ft

Tabla 16 Datos Usco-1
Fuente: Autores

5.3 PARAMETROS ESTADISTICOS PARA LA EVALUACION

Para comparar el gradiente de presion obtenido en los diferentes modelos utilizados
en los simuladores con el dato de pozo real, se emplean seis pardmetros
estadisticos definidos a continuacion.

Porcentaje de error promedio (E1)

El error porcentual promedio E1 es una medida de la concordancia entre los valores
calculados y experimentales e indica en promedio el grado de sobreprediccion
(valores positivos) o subprediccion (valores negativos) de los valores calculados con
respecto a los experimentales.

% Ver la composicion de Usco-1 en el anexo 1.
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1
El:ﬁ

i=1l

3| AR —4F 100 (4.1)
AP

Porcentaje de error promedio absoluto (E2)

El error porcentual absoluto promedio E2 es una medida de la concordancia entre
los valores calculados y experimentales, sin embargo, los errores positivos y
negativos no se cancelan entre si; por esta razon el error porcentual promedio
absoluto es considerado un pardmetro clave para evaluar la capacidad de
prediccidon de un conjunto de modelos y correlaciones.
1 {|AP. - AP,
AP

m

xlOO‘ (4.2)

Desviacion estandar porcentual (E3)

La desviacion estandar del error porcentual promedio E3, indica el grado de
dispersién de los errores con respecto al promedio.

2
1 & AP -AP
E.= - T x100— 4.3
3 Jn_lz( = a] @3)

i=1

Error Promedio (E4)

El error promedio E4 indica el grado de dispersién entre los valores calculados y los
valores experimentales

n

E, :%Z(AF’C ~AR,) (4.4)

Error promedio absoluto (E5)

El error promedio absoluto E5, es una medida de la concordancia entre los valores
calculados y los experimentales, muestra el grado de precision.

E, = %Z|APC ~AP,| (4.5)
i=1
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Desviacion estandar (E6)

La desviacidn estandar indica el grado de dispersion de los gradientes respecto al
valor experimental, con éste parametro apreciamos la exactitud del analisis

0 2
S s

n-193

Donde:
n: Numero de datos experimentales

AP. : caida de presion calculada

AP : caida de presion medida

El error promedio porcentual E1 y el error promedio E4 son mediciones de la
concordancia de los datos predichos y medidos; éstos indican el grado de sobre-
prediccién o bajo-prediccion. El error porcentual absoluto E2, y el error absoluto
promedio E5 son considerados mas importantes que E1 y E4, por que los errores
negativos y positivos no cancelan el resultado. La desviacién estandar E3 y E6
indican el grado de dispersion de los errores con respecto al promedio, E1 y E4. En
éste estudio el parametro E2 serd considerado el méas relevante, por lo que sera
empleado para mostrar el nivel de eficiencia de cada una de los modelos empleados
para valorar el gradiente de presion de cada pozo.

5.3.1 Andlisis PIPESIM?6

Modelo Gradiente de presion | %Error Relativo
Hagedorn & Brown 0,2272 12,41326137
Orkiszewski 0,2275 12,29760987
Duns & Ros 0,2468 4,857363146
Mukherjee & Brill 0,2410 7,093292213
Ansari 0,2475 4,587509638
Gradiente de Presién Real 0,2594

Tabla 17 Gradiente de Presiéon Usco-1 PIPESIM
Fuente: Autores

26 Ver la corrida del simulador PIPESIM en el Anexo 2
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Hagedorn &

Brown -2,0689 | 2,0689 |4,6261 -0,0054 |0,0054 0,0120
Orkiszewski -2,0496 | 2,0496 |4,5830 -0,0053 |0,0053 0,0119
Duns & Ros -0,8096 | 0,8096 |1,8102 -0,0021 |0,0021 0,0047
Mukherjee & Brill |-1,1822{1,1822 |2,6435 -0,0031 |0,0031 0,0069
Ansari -0,7646 |0,7646 |1,7097 -0,0020 |0,0020 0,0044

Tabla 18 Parametros estadisticos Usco-1 PIPESIM
Fuente: Autores

%Error promedio absoluto Usco-1 (PIPESIM)

Ansari I
Mukherjee & Brill GGG
Duns & Ros N
Orkiszewski I

Hagedorn & Brown I——

0.0 0.5 1.0 1.5 2.0 2.5

Figura 19 E2 Usco-1 PIPESIM
Fuente: Autores

En la tabla 17 podemos apreciar el gradiente de presion calculado con los diferentes
modelos a través del simulador PIPESIM, y en la tabla 18 los porcentajes de error
encontrados. En la figura 19 se compran los diferentes errores promedio absolutos
hallados, teniendo como resultado el modelo de Duns & Ros como el mas acertado
y el Hagedorn & Brown como el menos acertado.
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5.3.2 Andlisis WellFlo?’

Modelo Gradiente de presion | %Error Relativo
Duns & Ros 0,2553 1,580570547
Hagedorn & Brown 0,2321 10,52428682
Orkiszewski 0,2167 16,46106399
Gray 0,2358 9,097918273
Eps Mechanistic 0,2527 2,582883577
Gradiente de Presion Real 0,2594

Tabla 19 Gradiente de presidén Usco-1 WellFlo
Fuente: Autor

Duns & Ros -0,2634| 0,2634 | 0,5890 | -0,0007 | 0,0007 0,0015
Hagedorn & Brown |-1,7540| 1,7540 | 3,9222 | -0,0046 | 0,0046 0,0102
Orkiszewski -2,7435| 2,7435 | 6,1347 | -0,0071 | 0,0071 0,0159
Gray -1,5163| 1,5163 | 3,3906 | -0,0039 | 0,0039 0,0088
Eps Mechanistic |-0,4305| 0,4305 | 0,9626 | -0,0011 | 0,0011 0,0025

Tabla 20 Parametros estadisticos Usco-1 WellFlo
Fuente: Autor

%Error promedio absoluto Usco-1 (Well Flow)

Eps Mechanistic

Gray

I
Orkiszewski I
Hagedorn & Brown I

]

Duns & Ros

0.0 0.5 1.0 1.5 2.0 2.5 3.0

Figura 20 E2 Usco-1 WellFlo
Fuente: Autores

27 Ver la corrida del simulador WellFlo en el anexo 3
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En la tabla 19 podemos apreciar el gradiente de presion calculado con los diferentes
modelos a través del simulador WellFlo, y en la tabla 20 los porcentajes de error
encontrados. En la figura 20 se compran los diferentes errores promedio absolutos
hallados, teniendo como resultado el modelo de Duns & Ros como el mas acertado
y el Orkiszewski como el menos acertado.

5.3.3 Anéalisis SFMU?28

Modelo Gradiente de presion %Error Relativo
Hasan & Kabir 0.2496 3.784050179
Hagedorn & Brown 0.2343 9.707437276
Orkiszewski 0.2202 15.12320789
Ansari 0.2543 1.985663082
Gradiente de Presion Real 0,2594

Tabla 21 Gradiente de presién Usco-1 SFMU
Fuente: Autores

Modelo El E2 E3 E4 ES E6
Hasan & Kabir -0,3161| 0,3161 0,6322| -0,0008 0,0008| 0,0016
Hagedorn & Brown | -2,1049 | 2,1049 4,2097| -0,0055 0,0055| 0,0109
Orkiszewski -3,1562| 3,1562 6,3123| -0,0082 0,0082| 0,0164
Ansari -0,1976| 0,1976 0,3952| -0,0005 0,0005| 0,0010

Tabla 22 Parametros estadisticos Usco-1 SFMU
Fuente: Autores

28 Ver corrida de la Herramienta Computacional SFMU en el Anexo 4

91



%Error promedio absoluto Usco-1 (SFMU)

Ansari
Orkiszewski

Hagedorn & Brown

Hasan & Kabir

00 05 10 15 20 25 30 35

Figura 21 E2 Usco-1 SFMU
Fuente: Autores

En la tabla 21 podemos apreciar el gradiente de presion calculado con los diferentes
modelos a través de la herramienta computacional SFMU, y en la tabla 22 los
porcentajes de error encontrados. En la figura 21 se compran los diferentes errores
promedio absolutos hallados, teniendo como resultado el modelo de Ansari como el
mas acertado y el Orkiszewski como el menos acertado.

Si analizamos los resultados obtenidos para el pozo Usco-1, podemos decir que los
modelos mas acertados o que aproximan mejor el gradiente de presion son: Duns
& Ros, Ansari, y Eps Mechanistic en los casos en que el modelo de Duns & Ros fue
el mas acertado se determinaron errores que oscilan entre un 1.58% y 4.8% de
acuerdo al gradiente real, en los que el modelo de Ansari fue el mas acertado con
errores que oscilan entre 4%y, y en el que Eps Mechanistic fue el mas acertado un
error del 2.58%.

Se Determiné que la mejor aproximacion del gradiente de presion es la alcanzada
por el modelo de Duns & Ros en el simulador WellFlo con un error promedio
absoluto de 0.26% y un error relativo de 1.58%.

Los valores de gradiente de presion obtenidos por los tres simuladores presentan
gran dispersién por lo que su desviacion estandar es muy pequefia como se puede
apreciar observando las tablas 18, 20 y 22, si analizamos las columnas E3 Y EB6.
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5.4 RESULTADO DEL ANALISIS ESTADISTICO

La figura 22 muestra el perfil de presion obtenido a través del simulador PIPESIM
en el pozo Usco-1 por los diferentes modelos, aqui apreciamos que los modelos de
Duns & ros y Ansari superponen sus perfiles muy cercanos al real, y que el perfil del
modelo de Orkiszewski no se superpone a al real.

Perfil de Presion Usco-1 PIPESIM

Presion (psia)
0 500 1000 1500 2000 2500 3000 3500

0 \
1000

2000 N
3000

4000

5000

Profundidad (ft)

6000
7000

8000
N
9000

Hagedorn & Brown Orkiszewski Mukherjee & Brill

Duns & Ros —@— Ansari Perfil Real Usco-1

Figura 22 Comparacién perfil de presién Usco-1 PIPESIM
Fuente: Autores

La figura 23 muestra el perfil de presion obtenido a través del simulador WellFlo en
el pozo Usco-1 por los diferentes modelos, aqui apreciamos que los modelos de
Duns & ros y Eps Mechanistic superponen sus perfiles muy cercanos al real, y que
el perfil del modelo de Orkiszewski no se superpone a al real.
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Perfil de Presion Usco-1 WellFlo

Presion (psia)

0 500 1000 1500 2000 2500 3000
0
1000
2000
= 3000
=
& 4000
]
T 5000
2
)
a 6000
7000
8000
9000
—8—Duns & Ros —0— Hagedorn & Brown Orkiszewski
Gray —8— Eps Mechanistic —0— Perfil Real Usco-1
Figura 23 Comparacion perfil de presién Usco-1 WellFlo
Fuente: Autores
Perfil de Presion Usco-1 SFMU
Presion (psia)
0 500 1000 1500 2000 2500 3000
0
1000
2000
3000
£
- 4000
(C
z
€ 5000
8
& 6000
7000
8000
9000
—8—Hasan & Kabir —0— Hagedorn & Brown Orkiszewski

Ansari —0— Perfil Real Usco-1

Figura 24 Comparacion perfil de presion Usco-1 SFMU
Fuente: Autores
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La figura 24 muestra el perfil de presién obtenido a través de la herramienta
computacional SFMU en el pozo Usco-1 por los diferentes modelos, aqui
apreciamos que los modelos de Hasan & Kabir y Ansari superponen sus perfiles
muy cercanos al real, y que los perfiles de los modelos de Orkiszewski y Hagedorn
& Brown no se superponen a al real.

Si comparamos los perfiles de las figuras 22, 23 y 24 podemos observar que en
cada una de ellas todos los modelos aplicados, sus perfiles son superpuestos y
siguen muy de paralelo el perfil real hasta una profundidad aproximada de 5000 ft
medidos desde la cabeza del pozo, a partir de esta longitud los perfiles empiezan a
tener cierta dispersion, el modelo de Orkiszewski es el que mas se aleja del perfil
real y es seguido por los perfiles de Hagedorn & Brown, Gray y Mukherjee & Brill,
los modelos de Duns & Ros. Eps Mechanistic y Ansari presentan los perfiles mas
cercanos al real, los cuales lo siguen de cerca en paralelo. Este cambio se debe a
gue a esa longitud probablemente el fluido este cambiando del régimen burbuja
hacia el régimen tapdn, en el cual hay una coalescencia de las pequefias burbujas
de gas que se han empezado a formar burbujas mas grandes, ocasionando que la
velocidad del gas aumente y la del liquido disminuya, este cambio se ve reflejado
en el Hold up y en la densidad del fluido. Esto afecta directamente los modelos
debido a que cada uno de ellos tiene sus propios rangos y parametros para
determinar el gradiente de presion dependiendo en que régimen de flujo se
encuentre.

5.5 VALIDACION DE LA HERRAMIENTA COMPUTACIONAL
Para la validacién de la herramienta computacional se comparan los resultados

obtenidos los modelos de Hagedorn & Brown, Orkiszewski, y Ansari con respecto a
los arrojados por cada uno en los simuladores PIPESIM y WellFlo.
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Profundidad (ft)

Profundidad (ft)

Perfil Utilizando Hagedorn & Brown

Presion (psia)
0 500 1000 1500 2000 2500 3000 3500

1000
2000
3000
4000
5000
6000
7000
8000

9000
Hagedorn & Brown PIPESIM —@— Hagedorn & Brown WellFlo

—0— Hagedorn & Brown SFMU

Figura 25 Perfil de presion comparando Hagedorn & Brown
Fuente: Autores

Perfil Utilizando Orkiszewski
Presion (psia)
0 500 1000 1500 2000 2500 3000 3500
1000
2000
3000
4000
5000
6000
7000
8000

9000
Orkiszewski PIPESIM —@— Orkiszewski WellFlo —— Orkiszewski SFMU

Figura 26 Perfil de presion comparando Orkiszewski
Fuente: Autores
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Perfil Utilizando Ansari
Presion (psia)
0 500 1000 1500 2000 2500 3000 3500
1000
2000
3000
4000

5000

Profundidad (ft)

6000
7000
8000

9000
Ansari PIPESIM Ansari SFMU

Figura 27 Perfil de presion comparando Ansari
Fuente: Autores

Comparando los porcentajes de error relativo y los perfiles arrojados por los
modelos de la herramienta computacional SFMU con los arrojados con los
simuladores PIPESIM y WellFlo podemos observar que son muy similares lo que
permite aseverar que la herramienta computacional SFMU esta correctamente
construida, programada y puede utilizarse en otras simulaciones siempre y cuando
el pozo utilicé tuberia de produccién vertical.
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CONCLUSIONES

De acuerdo con los resultados obtenidos por los simuladores y la herramienta
computacional SFMU, los modelos mas acertado son los de Duns & Ros y Ansari;
pues son los que mejor se aproximan a los comportamientos del gradiente de
presion real con un rango de error relativo de 2% & a 4%.

Podemos resaltar que el modelo de Orkiszewski es muy poco preciso para pozos
con tuberias de produccion verticales de hidrocarburos black oil.

El modelo de Hagedorn & Brown presentan resultados similares a Orkiszewski, ya
que fue desarrollado con principios similares.

El primer paso para evaluar la caida de presion en tuberia vertical es determinar el
patrén de flujo existente, ya que de esto depende identificar la expresion matematica
que represente de mejor forma el comportamiento del sistema segun el modelo
empleado.

La eficiencia y exactitud del simulador empleado depende de la cantidad de datos
de entrada que puedan ser suministrados para la evaluacion de la caida de presion;
en éste analisis el simulador WellFlo tenia en cuenta propiedades del yacimiento,
con lo cual se obtuvieron resultados mas precisos que son evidenciados en
porcentajes de error bajos.

La herramienta computacional SFMU permite determinar el gradiente de presion

para sistemas de flujo multifasico en tuberias de produccién vertical y evaluar su
comportamiento a lo largo de la tuberia.
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RECOMENDACIONES

En un andlisis de caida de presion en flujo multifasico en tuberia vertical, no se debe
generalizar la correlacién de trabajo para un campo en general, ya que todos los
pozos no presentan el mismo comportamiento, por lo cual se sugiere hacer un
analisis estricto de las propiedades, para saber en cuales rangos de aplicabilidad
de las diferentes correlaciones puede ser sometido cada pozo.

Implementar nuevos modelos que permitan obtener gradientes de presidn y régimen
de flujo en tuberias horizontales a la herramienta computacional SFMU.

Emplear la herramienta computacional SFMU como herramienta funcional para el
desarrollo integral del estudiante en las asignaturas de produccion.
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Composicion Usco-1

Anexo 1

Components Wit % Mol %5 WY Density
STD (gicc)
HibrSgeana 0.327 0.9549 23.013 D303
Dioxido oe Carbono 1.351 2.540 44 010 0827
Metano 7285 3T 3T 16.043 0.3
Etano 4074 11.128 20.070 L.355
Propaneg S.05E 9.440 44,087 L.S03
|IsoDutane 1.17E 1.661 =8 0563
Hommal Eutans 3.010 4254 = D554
lsopentans 1.484 1.650 T 0625
Honmal Pentane 1.57E 1.784 T 0LE31
Hexanes 2.030 1.935 8g.2 LLE&S
Hepianes 3.7a0 3.0849 100.2 0272
iOctanss 4. T8E 3.450 11423 0743
Horanss 3.634 2.452 125.3 LL7E3
Decanes 3.350 2.053 134 L7738
Undacanes 2722 1521 147 LL7E9
Dodacanes 2452 1.2E5 161 L.800
[Tridecanss 2 BDE 1.317 175 0811
[Telradecanes 2435 1.0342 190 Laz2
Pentagecanes 2775 1.107 20E Las2
Hexadecanss 2.355 0.884 222 L83
Hepladecarnes 2111 0.732 237 0847
|OCLadesanes 2204 0.7 251 Las2
Nornadacanes 2,054 0.542 263 0Lasy
Elcosanes 1.697 0507 275 LLae2
Henloosanes 1.712 0.483 291 LLaeT
DaCOEanNEs 1.5a61 0420 305 08Tz
[THcosanes 1478 0.382 318 LLaTy
[Teracosanss 1.355 0.3349 331 LLas
Pentacosanes 1.33E 0.333 345 LLB&S
HexaonEanes 1.181 0.27a 355 LLa&9
Heplacosanes 1.357 0.253 374 D853
iOctacosanes 1.11E 0.235 35E D855
Noracosanes 1.19E 0.245 402 s
[THacomanes plus 20,152 2.854 S50 1.0291
Senzens 0175 i0.184 TH.1 0854
[Talware 0.442 i0.354 9232 L.av2
[Fraccion Flus T Wi % Molar MW | Densidad |
{glce) STD
L T2.430 7055 219674 115487
10+ 29,548 17.664 27274 1.0933
G20+ .25 6.367 421.070 1.0150
304+ 20.152 2.854 250000 1.0391
Peso Mokecular 214 grigrmnol
Densldad de 13 Muesta f 60 °F 0544 qics
Densidad de |3 muesia & 221 °F, S000 ps 0.6832  gfco
"API of Sample 36.165
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Resultados simulacién PIPESIM

Anexo 2

Pressure
[psia]

E lewation [ft)

Preszure
[psia)

Elevation [ft]

Freszure
[psia)

Preszsure

Elewation [f)) o)

E leseation [ft)

Pressure
[psia)

Elewation [ft]

TYPE=AMS2

TYPE=ANSA

TYFE=DR

TYPE=DR

TPE=ME

TYFE=ME | TYFE=0RK

TYFE=0RE

TYPE=THE

TYPE=THE

3050.000

23809162

27422365

2604,9661

24631602

L=t f =l 0 |y LR

23350283

2202 6632

20721776

1

13437476

12

1817 5750

13

1633,8856

14

1572 9267

15

1454 9638

16

13402762

17

12231507

18

11218738

19

1M8.7223

20

13,9521

Elevation (ft)

-B603.0000
-5000.0000
-F&00.0000
-7000,2000
-B500.0000
-E000.0000
-5500.0000
-5000,0000
-4500,0000
-4000,0000
-3500.0000
-3000.0000
-2500.0000
-2000,2000
-1500.0000
-1000,0000
-500.0000
0.0000

3050,00M
2881.0735
27428029
26061853
24712883
2338,1985
2207.0253
2077.8979
1350.3606
1826.3630
1704.2778
1584.8407
1468,1852
13544171
1243 5624
1135,5266
1023.0669
9257375

-8603,0000
-5000,0000
-7500.0000
-7000,0000
-B500,0000
-6000.0000
-5500,0000
-5000.0000
-4500,0000
-4000.0000
-3500.0000
-3000,0000
-2500.0000
-2000,0000
-1500.0000
-1000.0000
-500.0000
00000

3050,00M
28887557
2757 3282
26279633
2500,7178
23706345
2252 3636
2123.9357
2003,5336
1888.0617
1768,6002
1650.4237
15335154
14180627
13042417
1132478
10827237
3754007

-8603,0000 | 3050,0007
-3000,0000 | 23339331
-7800,0000 | 2757 6599
-F000,0000 | 26284436
-6500,0000 | 2501.3444
-5000,0000 | 2376.4073
-5500,0000 | 22637272
-5000,0000 | 2133.4110
-4500,0000 | 201553866
-4000,0000 | 1900,3570
-3500,0000 | 17879376
-3000,0000 | 16785526
-2500,0000 | 15722311
-2000,0000 | 1463,1333
-1500,0000 | 13695855
-1000,0000 | 12735344
-500.0000 | 11811602

00000 | 10925625

PIPESIM Project:

-B8603.0000
-5000.0000
-#&00,0000
-7000,2000
-B500.0000
-E000,0000
-5600.0000
-5000,0000
-4500,0000
-4000,0000
-3500,0000
-3000.0000
-2500,0000
-2000,2000
-1500,0000
-1000,0000
-500,0000
0.0000

3050,000M
2888.87M
2757 54597
26238.3103
2501.1834
2376,25068
22535814
2133.2902
2015,5042
1300,3653
1788,0236
1678.6579
15724175
1469.4753
13639333
12741266
1182.M36
1093.7765

-8603.0000
-5000,0000
-F500.0000
-7000,0000
-B500,0000
-E000.0000
-5600,0000
-5000.0000
-4500,0000
-4000.0000
-3500.0000
-3000,0000
-2500.0000
-2000,0000
-1500.0000
-1000.0000
-500.0000
0.0000

20004~

-4.000]

45004

.5

01---

-7.0004---

75004

B0004---

8.

5004---

T
1.000

: . .
2.000 2200 2400

Pressure (psia)

# TYPE=ANSARI + TYPE=DR

4 TYPE=MB ¥ TYPE=0RK  + TYPE=THB I
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Anexo 3

Resultado simulacion WellFLo

WellFlo Analysis Report

Analysed on miércoles, 23 de noviembre de 2016 at 02:14:07 p.m.

v

. | Duns and Ros e . : Eps
Weatherford (Standard) and Brown | Orkiszewski Mechanistic Gray
(Standard)
Pressure Pressure Pressure Pressure Pressure
TVD (ft) (psia) (psia) (psia) (psia) (psia)

0 854,43 1053,67 1186,55 877,04 1021,46
0 854,43 1053,67 1186,55 877,04 1021,46
0 854,43 1053,67 1186,55 877,04 1021,46
245,8 905,39 1097,59 1230,64 927,93 1066,49
491,6 957,39 11425 1275,02 979,95 1112,5
737,4 1010,36 1188,36 1319,69 1033,06 1159,47
983,2 1064,27 1235,18 1364,64 1087,23 1207,39
1229 1119,08 1282,92 1409,87 1142,43 1256,24
1474,8 1174,81 1331,58 1455,37 1198,63 1306
1720,6 1231,28 1381,12 1501,22 1255,78 1356,65
1966,4 1288,48 1431,54 1547,73 1313,85 1408,17
22122 1346,4 1482,82 1595,13 1372,81 1460,53
2458 1405,02 1534,92 1643,38 1432,61 1513,72
2703,8 1464,32 1587,84 1692,46 1493,22 1567,72
2949,6 1524,3 1641,55 1742,34 1554,61 1622,49
31954 1584,92 1696,02 1793 1616,73 1678,01
3441,2 1646,17 1751,25 1844,39 1679,54 1734,27
3687 1708,02 1807,2 1896,51 1742,71 1791,24
3932,8 1770,47 1863,85 1949,31 1806,06 1848,91
4178,6 1833,67 1921,2 2002,77 1869,57 1907,24
4424.,4 1897,43 1979,21 2056,87 1933,22 1966,21
4670,2 1961,74 2037,86 2111,58 1996,97 2025,81
4916 2026,58 2097,14 2166,86 2060,82 2086,02
5161,8 2091,93 2157,03 2222,71 2124,75 2146,82
5407,6 2157,76 2217,51 2279,08 2188,76 2208,18
5653,4 2224,07 2278,56 2335,96 2252,83 2270,09
5899,2 2290,82 2340,16 2393,33 2316,97 2332,53
6145 2358,01 2402,31 2451,15 2381,16 2395,48
6390,8 2425,61 2464,97 2509,42 2445,43 2458,94
6636,6 2493,61 2528,14 2568,1 2509,76 2522,87
6882,4 2561,98 2591,79 2627,17 2574,16 2587,27
7128,2 2630,72 2655,93 2686,61 2643,12 2652,13
7374 2699,81 2720,53 2746,41 2711,96 2717,42
7619,8 2769,23 2785,57 2806,54 2780,67 2783,13
7865,6 2838,97 2851,06 2866,98 2849,26 2849,26
81114 2909,03 2916,96 2927,72 2915,79 2915,79
8357,2 2979,37 2983,28 2988,73 2982,71 2982,71
8603 3050 3050 3050 3050 3050
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Anexo 4

Resultado simulacion SFMU

@

S.F.M.U.

I Reporte SFMU I

Modelo: Ansan

# |Profindidad (ft}| Presion (psi)
1 0 B52
2 245 98
3 421 245
4 737 290
5 033 1047
& 1229 1106
7 1474 1156
8 1266 1270
9 2458 1397
10 549 1512
11 LSS 1636
12 3932 1756
13 4424 1881
14 4516 2017
15 5407 2152
16 5899 2284
17 G300 2418
18 6882 2543
12 T34 2690
20 TBES 2521
21 8357 2968
L 8503 3050
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5.F.M.U.

Reporte SFMU

Modelo:-Hagedom & Brown
# | Profimdidad (ff)| Presisn (psi)
1 0 1034
2 245 1091
3 491 1129
4 737 1174
5 983 1220
6 1229 1267
7 1474 1316
8 1966 1419
9 2458 1523
10 2949 1624
11 3441 1745
12 3932 1849
13 4424 1968
14 4916 2084
15 5407 2205
16 5899 1324
17 6390 2449
18 6882 2582
19 7374 1712
20 863 2845
21 8357 2967
2 8603 3050
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6 g

il
5. FM.. T
Modelo-Hasan & Kabir

£ |Profundidad (ff)| Presisn (psi)
1 0 502

2 245 971

3 491 1004

4 737 1079

5 983 1094

6 1229 1176

7 1474 1217

8 1966 1320

9 2458 1402

10 2949 1533

11 3441 1654

12 3932 1756

13 4424 1875

14 4916 1964

15 5407 2102

16 5899 2240

17 6390 2365

18 6882 2470

19 T374 2616

20 7863 21754

21 8357 2867

72 8603 3050
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S.F.M.U.

Reporte SFMU

Modelo:Orkisewsky
% |Profindidad ()| Presién (psi)
1 0 1155
2 245 1224
3 491 1261
4 737 1305
5 983 1349
6 1229 1399
7 1474 1439
g 1966 1536
9 2458 1635
10 2949 1725
11 3441 1835
12 3932 1943
13 4424 2046
14 4916 2158
15 5407 21266
16 5899 2387
17 6390 249]
18 6882 2616
19 7374 1739
20 865 2857
21 8357 2970
77 8503 3050
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Profundidad (ft)

Profundidad (ft)

Modelo: Ansari --->USCO 1

1000

2000

3000
4000

5000 -
6000

7000

8000

9000
0

1000
2000
3000
4000
5000
6000
7000
8000

9000
0

500 1000 1500 2000 2500 3000
Presion (psi)

Modelo: Hagedorn & Brown--->USCO 1

500 1000 1500 2000 2500 3000
Presidn (psi)
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Profundidad (ft)

Profundidad (ft)

1000
2000
3000
4000
5000
6000
7000
8000

9000
0

1000
2000
3000
4000
5000
6000
7000
8000

9000
0

Maodelo: Hasan & Kabir ---=USCO 1

500

1000

Modelo: Orkisewsky--->USCO 1

1500 2000
Presion (psi)

2500

3000

500

1000

1500 2000
Presion (bsi)
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Anexo 5
Cédigo de programacién SFMU

Interfaz inicio

from PyQt5 import QtCore, QtGui, QtWidgets

class Ui SFMU (object) :
def setupUi(self, SFMU):

SFMU. setObjectName ("SFMU")
SFMU. setWindowModality (QtCore.Qt.NonModal)
SFMU.setEnabled (True)
SFMU.resize (760, 620)
sizePolicy =

QtWidgets.QSizePolicy (QtWidgets.QSizePolicy.Expanding,

QtWidgets.QSizePolicy.Expanding)
sizePolicy.setHorizontalStretch (0)
sizePolicy.setVerticalStretch (0)

sizePolicy.setHeightForWidth (SFMU.sizePolicy () .hasHeightForWidth())
SFMU.setSizePolicy (sizePolicy)
SFMU.setMouseTracking (False)
SEMU.setFocusPolicy (QtCore.Qt.NoFocus)
SEMU.setContextMenuPolicy (QtCore.Qt.DefaultContextMenu)
icon = QtGui.QIcon()
icon.addPixmap (QtGui.QPixmap (":/Imagen/Logo.png"),
QtGui.QIcon.Normal, QtGui.QIcon.Off)
SEFMU. setWindowIcon (icon)
SFMU.setLayoutDirection (QtCore.Qt.LeftToRight)
SFMU.setAutoFillBackground (False)
SFMU.setWindowFilePath ("")
SFMU.setInputMethodHints (QtCore.Qt.ImhNone)
self.label = QtWidgets.QLabel (SEFMU)
self.label.setGeometry (QtCore.QRect (0, 0, 761, 621))
sizePolicy =
QtWidgets.QSizePolicy (QtWidgets.QSizePolicy.Expanding,
QtWidgets.QSizePolicy.Expanding)
sizePolicy.setHorizontalStretch (0)
sizePolicy.setVerticalStretch(0)

sizePolicy.setHeightForWidth (self.label.sizePolicy () .hasHeightForWidth())
self.label.setSizePolicy(sizePolicy)
self.label.setText ("")
self.label.setPixmap (QtGui.QPixmap (":/Imagen/B inicio.png"))
self.label.setScaledContents (True)
self.label.setObjectName ("label")
self.pushButton = QtWidgets.QPushButton (SFMU)
self.pushButton.setEnabled (True)
self.pushButton.setGeometry (QtCore.QRect (510, 250, 161, 71))
self.pushButton.setStyleSheet ("/*Estilos para el botdén*/\n"

"QPushButton{\n"

" background-color: #EC2620;\n"

" border-radius: 4px;\n"

" color: #FFFFFF;\n"

" font-family: \'Roboto\';\n"
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" font-size: 22px;\n"
nw ]_ \nn
"QPushButton:hover{\n"
" background-color: #££7043;\n"
" }")
self.pushButton.setObjectName ("pushButton")

self.retranslateUi (SFMU)
QtCore.QMetaObject.connectSlotsByName (SFMU)

def retranslateUi(self, SFMU):
_translate = QtCore.QCoreApplication.translate
SFMU.setWindowTitle ( translate ("SFMU", "SFMU"))
self.pushButton.setText ( translate ("SFMU", "INICIAR"))

import img rc

Calculo propiedades

from math import *

def Geo (API):
GEO = 141.5 / (API + 131.5)
return (GEO)

def C Viscodo Bealcorr (TF,API):

A=10**(0.43+(8.33/API))
vdo=(0.32+(1.8*10**7)/ (API**4.53))* ((360/ (TF+200) ) **A)
return (vdo)

#Correlaciones para el crudo

#Rs en PCS/BS T en °F standing
def Rs stand(GEG, P,API,T):

Rs= GEG *(((P/18.2)+1.4)*10**(0.0125*API-(0.00091*T)))**1.2048
return (Rs)

#Rs en PCS/BS T en °F vasquez

def Rs vaz (GEG,P,API,T):

Rgs = GEG * (1 + 5.912 * 10 ** (=5) * (API) * T * log((P / 114.7),
10))

#rint (Rgs)

C1=0.0362

C2=1.0937

C3=25.724

Rsv= Cl * Rgs* (P**C2) * exp (C3* (API/ (T+460)))

return (Rsv)
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#Rs en PCS/BS T en °F
def C_Pb(Rs,GEG,T,GEO,API) :

Cpb=( (Rs/GEG) **0.83) *10** ((0.00091*T)-(0.0125*GEO*API))
Pb=18.2* (Cpb-1.4)
return (Pb)

#Factor Volumetrico del petroleo por del punto de burbuja
def C Bob(Rs,GEG,GEO, T) :
#T en °F
Cbo=(Rs* (GEG/GEQ) **0.5) +1.25*T
Bob=0.9759+ ((12*10** (-5)) * (Cbo**1.2))
return (Bob)

#Factor Volumetrico del petroleo por debajo del punto de burbuja
def C Bo(co,Pb,P,GEG,GEO, T,Rs) :

#T en °F

Cbo= (Rs* (GEG/GEOQO) **0.5) +1.25*T

Bob=0.9759+ ((12*10** (=5) ) * (Cbo**1.2))

x=co* (Pb-P)

Bo=Bob**x

return (Bo)

#Densidad del aceite por debajo del Pb

def C DI (dsto,Rs,GEG,Bo) :
D1=(dsto+(0.01357*Rs*GEG) ) /Bo
return (D1)

#Densidad del aceite por arriba del Pb
def C D2(dsto,Rs,GEG,Bo,co,P,Pb):
D1=(dsto+(0.01357*Rs*GEG) ) /Bo
D2=D1** (co* (P-Pb))
return (D2)

#Compresibilidad del oil

def C co(Rs,GEG,API,P,T):
#T=°F P=yaci
co=(-1433+(5*Rs)+(17.2*T) - (1180*GEG) + (12.61*API) )/ (P*(10**5))
return (co)

#viscosidad con rs Beggs y Robinson
def U BR(API,T,Rs):
#Uod=viscosidad del petroleo muerto
#Uob viscosidad de crudos con gas en solucion
# T en °F
z=3.0324-(0.02023*API)
y=10**z
x=y* (T**(-1.163))

Uod=(10**x) -1

A=10.715* ((Rs+100) **(-0.515))
B=5.44* ((Rs+150) ** (-0.3388))

Uob=A* ( (Uod) **B)
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return (Uob)

def uw (T) :

Uw = exp(1.003 - 1.479 * 10 **

return (Uw)

###Calculo de z papay
def 7 papay(GEG,T,P):
if GEG<0.75:

sPc=667+ (15*GEG) - (37.5* (GEG**2))
sTc=168+ (325*GEG) - (12.5* (GEG**2))

else:

sPc=706-(51.7*GEG) - (11.1* (GEG**2))
sTc=187+ (330*GEG) - (71.5* (GEG**2))

Tsr=(T+460) /sTc
Psr=P/sPc
z=1-

-2 * T + 1.982 * 10 **

_S*T**Z)

((3.52*Psr) /(10**(0.9813*Tsr)))+((0.274* (Psr**2))/(10**(0.8157*Tsr)))

return (Z7)

7 papay(0.65,145,750)

#Calculo para correlacional el holp up HL fi

def HL fi(ol):
if 01<=0.0001:
HL= (13.816 *
elif 01<=0.0009:
HL = (20.125 *
elif 01>0.0009:
HL= (1.8418 *
return (HL)

#Calculo que correlaciona el

def fi(02):
if 02<=0.02:
fi = 1.8837 *
return (fi)
elif 02<=0.03:
fi = 11.269 *
return (fi)
elif 02<=0.05:

(ol ** 0.4146))

(ol ** 0.454))

0.1177))

hold up fi

0.1375)

.5948)

£i=4.7076* (02**0.3456)

return (fi)
elif 02<=0.07:

fi = 3.0919 *

return (fi)
elif 02>0.07:

fi = 2.0128 *

return (fi)

def Coolebrok (Nre,RelRugo) :

(02** 0.2059)

(02*%*0.0442)

115



def

def

fsup=0.00001

£=0
while abs (fsup-f)>=(0.000001) :

f=fsup

fsup=(2.31 ** 2) / (4*(log(((1 /((3.7 * RelRugo)) + (2.51 /
**% 0.5)))),exp(l)))**2)

return (fsup)

visco g (GEG, Tprom, Densig) :

Ma=GEG*28.9625

X=3.5+(986/ (460+Tprom) )+ (0.01*Ma)

Y=2.4-(0.2*X)
M=((9.4+(0.02*Ma) ) * (Tprom**1.5))/ (209+ (19*Ma) + (Tprom+460) )
viscog=M* ( (exp (X* ( (Densig*0.01601846)**Y)))/ (10**4))
return (viscog)

Tension o (API, Tprom, Pprom) :
tsup68=39+(0.257*APT)
tsupl00=37.5-(0.257*API)
if Tprom>=100:

Tsup=tsupl00
elif Tprom>68:

Tsup=( (Tprom-68) * (tsup68-tsupl00)) /32
elif Tprom<=68:

Tsup=tsup68

Fcorr=1-(0.024* (Pprom**0.45))
Tsupc=Tsup*Fcorr
return (Tsupc)

Calculo

for i in range (No_intervalos +1):
print ("Profundidad = ",Del H)
print ("Presion =",BHP)
WHT = (delt*Del H )+80
print ("Temperatura =",WHT)
BHP = BHP-delp
delp = - (BHP * 0.1) + BHP

delp2 = (delp * 0.1)

Del H= Del H - h intervalo
T2 = (delt * Del H) + 80
#Del Hcalc = Del H + 5
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while abs (delp-delp2) >= 10**-6:
#Se calcula Delta P
#P2=P2+20
delp2= delp
P2= BHP + delp2
# Se calcula la temperatura promedio °F
Tprom = (WHT + T2) / 2
# Se calcula la presion promedio en psia
Pprom = ((BHP + P2) / 2) + 14.7
# Calculamos la gravedad especifica del aceite

GEO = Geo (API)

# Calculamos z
z = Z papay (GEG, Tprom, Pprom)

#print ("z=", z)
# Calculamos Rs

Rs = Rs_stand(GEG, Pprom, API, Tprom)
#print ("Rs=", Rs)

# Calculamos Bo
Bo = C Bob(Rs, GEG, GEO, Tprom)

#print ("Bo=", Bo)
# Los flujos de gas y liquido son:

Qg = (3.27 * 10 ** =7 * z * Qo * (GLR - Rs) * (Tprom + 460)) /
Pprom

#print ("0g=", 0g)

Ql = 6.49 * 10 ** -5 * (Qo * Bo + Qw * Bw)
#print ("Ql=", 0O1)

ot = Q1 + Qg

#print ("Qt=", Qt)
# Los flujos de masa son:

Wg = (8.85 * 10 ** =7) * (Qw + Qo) * GEG * (GLR - Rs)
#print ("wg=", Wg)

Wl = (4.05 * 10 ** -3) * (GEO * Qo + GEW * Qw) + (8.85 * 10 ** -
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7) * Q1 * Rs * GEG
#print ("wo=", WI1)
Wm = Wg + Wl
#print ("wWm=", Wm)

# Las densidades son:

Den g = Wg / Qg

Den 1 = W1 / Q1

#print ("Den g=", Den g, " Den 1=", Den 1)
# Velocidades superficiales:

# Area flujo

Ap = (pi * Diam ** 2) / 4
#print ("Ap=", Ap)

# Velocidades superficiales:
Vsl = (Ql * 144) / Ap

Vsg = (Qg * 144) / Ap

Vm = Vsl + Vsg

#print ("Vm=", Vm)

# La viscosidad del aceite es:
Uo = U BR(API, Tprom, Rs)
#print ("Visc_o=", Uo)

# La viscosidad del agua es:

Uw = uw (Tprom)

#print ("Visc w=", Uw)

# fraccion volumetrica

fo = Qo / (Qo + Qw)

fw = Qw / (Qo + Qw)

# La viscosidad del liquido es:
Ul = Uo * fo + Uw * fw
#print ("Visc liquido=", Ul)

# La tension superficial del liquido es:

TsL = TsO * fo + TsW * fw

#print ("Tension liquido=", TsL)
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# Los numeros de velocidad del liquido y gas son

Nlv = 1.938 * Vsl * (Den_ 1 / TsL) ** 0.25
#print (" # vel liquido =", N1v)

Ngv = 1.938 * Vsg * (Den 1 / TsL) ** 0.25
#print ("# vel gas=", Ngv)

# Se determina Lb,Ls y Lm
dh = (4 * Ap) / (pi * Diam)

#print ("dh", dh)
Ib 1 = 1.071 - (2.6616 * (Vm ** 2 / Diam))
if Ib 1 > 0.13:
Lb = Lb 1
else:
Lb = 0.13
#print ("Lb", Lb)
ILs = 50 + 36 * Nlv
#print ("Ls", Ls)
Im = 75 + 84 * (Nlv ** 0.75)
#print ("Lm", Lm)
x = Vsg / Vm

print ("x", x)

if x < Lb:
regimen = "Burbuja"

Gradiente = Reg Burbuja(Vsg, Vm, Den 1

Ul, Vsl)

Den g,

# GRADIENTE DE ELEVACION —-—-———————-— X
Gradiente E = Gradiente([0]

# GRADIENTE DE FRICCION ——-—=—————==——~-
Gradiente F = Gradiente[1l]

elif x > Lb and Ngv < Ls:
regimen = "Bache"

Gradiente = Reg Bache(fo, fw, Vm, Ul,
Vsg)
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Diam,

Rugo,

Diam,

E = (DEL P / DEL L ) e

= (DEL P / DEL L

Den 1,

Rugo,

Vsl,



# GRADIENTE DE ELEVACION —-—-———-—————-— X_E = (DEL_P / DEL_L ) e
Gradiente E = Gradiente([0]

# GRADIENTE DE FRICCION ——————————===—= X F = (DEL P / DEL L

Gradiente F = Gradiente[1l]

elif Im > Ngv and Ngv > Ls:

)
Den g, Vsg)
Vsl)
Ls) / (Lm -
) £
Ls) / (Lm -

# Regimen niebla-bache
regimen = "Espuma"

Im = 84 * Nlv ** 0.75 + 0.75

Bache = Reg Bache(fo, fw, Vm, Ul, Diam , Den 1, Rugo, Vsl,
Burbuja = Reg Burbuja(Vsg, Vm, Den 1, Den g, Rugo, Diam, Ul,

# GRADIENTE DE ELEVACION ---——-———- X E = (DEL P / DEL L ) e
Gradiente E = ((Lm - Ngv) / (Lm - Ls) * Bache[0]) + ((Ngv -
Ls) * Burbujal0])

# GRADIENTE DE FRICCION ——————=———=—===—= X F = (DEL P / DEL L

Gradiente F = ((Lm - Ngv) / (Lm - Ls) * Bache[l]) + ((Ngv -
Ls) * Burbujalll)

else:

** 2 * Diam)

regimen = "Espuma"

# GRADIENTE DE ELEVACION —-————————— X E = (DELiP / DEL L ) e
Gradiente E = 1 / 144 * ((Den_ 1 * Vsl + Den g * Vsg) / Vm)

# Numero de Weber
Nw = 0.093 * (Den g / Den 1) * (Vsg * Ul / TsL) ** 2

if Nw < 0.005:

RelRugo DR 0.8994 * TsL / (Den g * (Vsg ** 2) * Diam)

else:

RelRugo_ DR (4.6242 * TsL * Nw ** 0.302) / (Den_g * Vsg

Nre = (124 * Diam * Vsl * Den 1) / Den g

# GRADIENTE DE FRICCION —————————=—==—=—— X F = (DEL P / DEL L

Gradiente F = (12 * Coolebrok(Nre, RelRugo DR) * (Vsg ** 2)
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Den g) / (2 * 32.174 * Diam)
# Caidas de presion por aceleracion
Ek = Wm * Vsg / (4637 * Pprom * Ap)

# Delta H
Gradiente H = (Gradiente E + Gradiente F) / (1 - Ek)

#Del Hcalc= delp/ Gradiente H

#print ("h calulado",Del Hcalc)
print ("h verdadero",Del H)

delp= Gradiente H* Del H
#P2= WHP+delp

print ("delp =", P2)
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