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RESUMEN

La correcta caracterizacion de la produccion de un pozo de petrdleo constituye el pilar principal
para maximizar su rentabilidad y eficiencia. Se han desarrollado diferentes modelos para realizar
dicha caracterizacion, uno de estos: el Analisis Nodal, ha demostrado eficacia y veracidad en sus
resultados, resultando en su uso comun a nivel mundial. Este consiste basicamente en detectar
restricciones al flujo y cuantificar su impacto sobre la capacidad de produccion total del sistema,
mediante la seleccion de un nodo (o punto de referencia) ubicado en el pozo y la construccion de
ecuaciones de flujo alrededor de este. Comunmente, este analisis se realiza con la ayuda de
programas desarrollados por diferentes empresas relacionadas a la industria del petrdleo, y aunque
la accesibilidad a la informacion para la construccion de estos es generalmente gratis, la utilizacion
de estos conlleva el pago de sus respectivas licencias. Para sobrellevar dicho problema, este
proyecto desarrollé un programa para realizar el Andlisis Nodal en un pozo productor de petréleo
tipo Black Oil bajo diferentes circunstancias, utilizando lo ultimo en modelos matematicos y
empiricos, para la acertada identificacion de los fluidos producidos, caracteristicas del yacimiento
y configuracién del pozo, encontrando bastante similitud en sus resultados en comparacién con los
anteriores programas de uso comercial.

Palabras clave: Nodo, caudal, presion, tuberia, restricciones, crudo, gas, agua, propiedades, flujo.

ABSTRACT

The correct characterization of an oil well’s production and its forecast is the main pillar to
maximize its profitability and efficiency. Different models have been developed to perform this
characterization, one of these: Nodal Analysis, has shown efficacy and accuracy in its results,
resulting in its worldwide use. This one basically consists of detecting flow restrictions and
quantifying their impact on the total production capacity of the system, through the selection of a
node (or reference point) located somewhere in the well and the respective construction of flow
equations around it. Commonly, this analysis is carried out by hand of programs developed by
different companies related to the petroleum industry, and although the accessibility to the
information for the construction of these is generally free, the use of them induces in a payment of
their respective licenses. To overcome this problem, this project developed a program to perform
the Nodal Analysis in a well producing Black Oil under different circumstances, using the latest
in mathematical and empirical models, for the successful identification of the produced fluids,
reservoirs characteristics and wells configuration, founding quite similar results compared to the
previously mencioned programs of commercial use.

Keywords: Node, flow rate, pressure, tubing, restrictions, oil, gas, water, properties, flow.
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INTRODUCCION

El papel primordial de la ingenieria de produccion, un ramo extenso de la ingenieria de petroleos,
es de maximizar la productividad y vida atil de los pozos productores de crudo de manera rentable
y eficiente. Uno de los mdltiples métodos para realizar dicha optimizacion es el Analisis Nodal,
reconocido a nivel mundial por sus resultados asertivos y eficaces. Este consiste en seleccionar un
punto de interés en el sistema total de produccién bajo el cual se establecen ecuaciones para
calcular en dicho punto dos parametros cruciales de interés: caudal y presion. Sin embargo, para
estimar estos dos parametros se deben recurrir a distintos y a veces extensos modelos que definiran
las particularidades de cada pozo y su respectivo yacimiento. A continuacion, se detallaran cada
uno de los modelos y métodos utilizados para desarrollar un andlisis exhaustivo del sistema de
produccion destacando de manera sustancial: caracterizacion de los fluidos de produccion,
prediccion del perfil de presiones y temperatura, identificacion del aporte del yacimiento y acople
del sistema mecénico del pozo.
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1. FUNDAMENTOS TEORICOS

1.1 INTRODUCCION AL ANALISIS NODAL

La produccion en un pozo petrolero se da a través del movimiento del crudo/gas/agua desde el
yacimiento que los contiene, hacia las lineas de flujo, tanques o separadores ubicados en superficie,
este movimiento requiere de energia para superar las pérdidas por friccion del sistema; el cual
puede ser sencillo o complejo, dependiendo de la cantidad de componentes en donde se originan

dichas pérdidas.

Un diagrama comun que representa los componentes de un sistema de produccion se presenta en
la Figura 1.

1B. Separador de liquidos.
1A Linea de gas.

1. Separador de fases.

. Linea de flujo.

. Cabeza de pozo.

. Tuberia de produccion.
. Restriccion.

.Fondo de pozo.

. Zona aledana al pozo.
8. Yacimiento.

R o)

-1 N LA

Figura 1 Sistema de produccion comin en un pozo de petréleo (Beggs D. , 2003).

Componentes:

1. Yacimiento: Representado con el nimero 8 en la Figura 1 consiste en una o varias
unidades geoldgicas interconectadas en flujo. En forma préctica, el yacimiento es la
fuente principal de energia para la produccion de fluidos, asi como la unidad
almacenadora de estos.

La caracterizacion correcta de las propiedades del yacimiento; tales como la porosidad,
permeabilidad, espesor, extensibn en area, saturaciones, anisotropias,
heterogeneidades, inclinacion, fronteras, entre otras, determinan el futuro
comportamiento de produccion en el pozo.
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Pozo horizontal

e Zona dzplatada

[~ Pozo vertical

Figura 2 Principales anisotropias y heterogeneidades de un yacimiento (Economides, Hill, & Ehlig-
Economides, 1993).

La Figura 2 representa esquematicamente dos pozos, uno vertical y otro horizontal,
contenidos en un yacimiento con potenciales discontinuidades (fallas sellantes),
barreras verticales/horizontales y anisotropias (de tension y/o permeabilidad).

2. Zona cercana al pozo: Representado con el nimero 7 en la Figura 1 consiste en la
zona de yacimiento alterada por todas las actividades intrusivas tales como;
perforacion, cementacién, estimulaciones y el completamiento del pozo. Durante estas
actividades es posible que ingresen a la formacion filtrados de lodo, cemento o
particulas de arcilla que reducen la permeabilidad alrededor del pozo, este efecto es
conocido como dafio del pozo o skin (s) (Paris de Ferrer, 2009). Existen 3 casos
posibles para el factor de dafio s:

e Factor de dafio positivo s>0: Existe una alteracion negativa de la permeabilidad
en la zona aledaria al pozo.
e Factor de dafio negativo s<0: Existe un mejoramiento de la permeabilidad en la
zona aledanfa al pozo.
e Factor de dafo cero s=0: No existe alteracion de la permeabilidad.
El tipo de completamiento del pozo puede variar de acuerdo con las diferentes
necesidades del pozo tales como:
e Aislamiento
e Estabilidad de la formacion
e Migracion de finos.
Diferentes completamientos son mostrados en la Figura 3. El pozo a hueco abierto
consiste en la tuberia de produccidn expuesta a la zona productora del yacimiento y es
comun en donde no existen los requerimientos especiales mencionados en los puntos
anteriores. Los Liner ranurados se utilizan cuando los problemas de estabilidad son
pocos probables y no es necesario un pozo cementado, entubado y cafioneado.
Finalmente, los empaques de grava se utilizan como una medida para mantener los
finos, reductores de permeabilidad, fuera del pozo.
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Tueco Revestimiento  Empaque Cementado,
Abierto Ranurado de Grava revestido v
perforado

Figura 3 Principales tipos de completamiento en un pozo vertical (Economides, Hill, & Ehlig-
Economides, 1993).

3. El pozo: Comprendido entre el nimero 3y 6 en la Figura 1, abarca todo el sistema de
tuberias y accesorios (valvulas, choques, empaques, bombas, entre otros) encargados
de dar conexidn fisica entre yacimiento y las lineas de superficie. Aunque muchos de
los pozos perforados en tierra suelen ser verticales, los pozos perforados en el mar
(offshore) o en ambientes hostiles suelen ser horizontales o desviados. Los angulos de
inclinacion pueden variar desde la verticalidad en cercanias a superficie y
horizontalidad en cercanias a la zona de produccion.

4. Equipos de superficie: Representados desde el nimero 2 en adelante en la Figura 1.
Una vez los fluidos alcanzan la superficie, estos son cominmente separados en
facilidades en proximidad a los pozos y luego son transportados a través de tuberias
hasta puntos de interés. Una representacion esquematica de los equipos de superficie
se presenta en la Figura 4. Generalmente, estos consisten en equipos del cabezal de
pozo, separadores de gas y liquido, tuberias denominadas lineas de flujo y tanques de
almacenamiento.
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, Separador Vertical

Cabezal B —» GOS8

de Pozo
: —_.-_. =F .~ Aceite
—

pe =3 __¥ =&, Agua
— P
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Figura 4 Equipos comunes de superficie en facilidades petroleras (Economides, Hill, & Ehlig-
Economides, 1993)

Sabiendo esto, la pérdida total de presion en todo el sistema de produccion en cualquier momento
se puede representar generalmente como:

APorar = Pyac - Psep (1.1)

Y esta a su vez es la sumatoria de cada una de las pérdidas de friccién que ocurren a lo largo de
cada uno de los componentes, como se muestra en la Figura 5:
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» Poy
o7, i Liquido ‘
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Ap: = pur — p.=Pérdida a través de completamiento
:1"\ Choque de fondo Aps = pur — pox =Pérdida a través de restricciones

¥ Pox Ape= pusy — posv =Pérdida a través de vdlvula de seguridad

7 S E Aps = pus ~ posc = Pérdida a través de choque de superficie
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Ap: = per— po» = Pérdida total en tuberia
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Figura 5 Caidas de presion en cada uno de los componentes del sistema de produccion (Beggs D. , 2003).

APtotal:AP1+AP2+AP3+AP4+AP5+AP6+AP7+AP8 (12)

Dado que la caida de presion varia de acuerdo con el caudal a producir, este ultimo dependera a
su vez de los componentes que se elijan. La precision del disefio de tuberia de produccién de crudo
y gas se basa entonces en la adecuacion de cada uno de estos componentes, dado que, los cambios
de presion en uno de ellos alteraran de igual manera las caidas de presion en los demas
componentes. Esto se debe principalmente a que el fluido es compresible (es decir sus propiedades
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varian de acuerdo con la presién) y por lo tanto las caidas de presion no solo dependen de la tasa
de flujo (caudal) sino también de la presion promedio en dicho componente. Por lo mencionado
anteriormente, el sistema entero de produccion debe analizarse como una sola unidad.

De hecho, la tasa de produccién de un pozo puede verse, en la mayoria de los casos, severamente
restringida por el comportamiento de un solo componente del sistema. Por ejemplo, estimulaciones
a la formacion han demostrado ser infructiferas para el aumento de la capacidad de produccion del
pozo dado que esta capacidad se encontraba restringida exclusivamente por el tamafio de la tuberia
de produccion. Otro ejemplo de esto, es la seleccion de tuberias demasiado grandes para pozos
donde se esperaban caudales altos; esto trae consigo un gasto innecesario en equipo
sobredimensionados, ademas de que esta tuberia desmesurada puede incluso reducir la capacidad
de produccion del pozo.

Dado lo anterior, nace un sistema de analisis, llamado comUnmente Analisis Nodal (Estados
Unidos Patente n° 4.442.710, 1982), propuesto inicialmente para su aplicacion en sistemas de
pozos productores por Gilbert (Gilbert, 1954) y discutido posteriormente por Brown (Brown &
Beggs, 1977), en el cual se evaltan el comportamiento de los distintos e interactivos componentes;
redes de tuberia, sistemas de bombeo, circuitos eléctricos, sistemas reguladores, levantamiento
artificial, entre otros. El procedimiento radica en la seleccion de un punto o nodo en el pozo y
dividir todo el sistema en dicho punto. Los puntos mas comunes han sido también representados
en la Figura 1.

Todos los componentes aguas arriba de dicho nodo comprometen la seccion de influjo o inflow,
mientras que todos los componentes aguas abajo de dicho nodo consisten en la seccidn de salida
o outflow. Se debe encontrar entonces una relacion entre la caida de presion y caudal para cada
uno de los componentes en el sistema. Dicho caudal se puede determinar una vez se cumplan dos
requisitos:

1. El flujo hacia el nodo equivale al flujo saliente del nodo.
2. Solo debe existir una Gnica presion en el nodo.

A lo largo de toda la vida del pozo existen Unicamente dos presiones que no dependen de la tasa
de flujo: La presion promedio del yacimiento (Pyac) ¥ la presion de salida del sistema; generalmente
determinada por el separador (Psep) 0 el choque en superficie (Pwh).

Una vez el nodo ha sido ubicado, la presion en dicho nodo puede ser calculado en ambas
direcciones iniciando por las presiones estaticas:

nodo (13)
nodo (1-4)

Dado que la caida de presion en cualquier componente varia de acuerdo con la tasa de flujo, una
grafica de la presion del nodo vs caudal producira 2 curvas, la interseccion de estas dos dara la
condiciones que satisfacen los 2 requisitos mencionados anteriormente. La Figura 6 explica
graficamente lo mencionado anteriormente:

Pyac - A]')aglwlsalrriba

Psep + APolguasabajo
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Figura 6 Interseccion entre las curvas a la salida y entrada del nodo (Beggs D. , 2003).

El efecto generado por el cambio en cualquiera de los componentes puede ser analizado
recalculando la presién del nodo vs caudal usando las nuevas caracteristicas del componente que
fue reemplazado. Si un cambio fue hecho aguas arriba del nodo la curva de outflow permanecera
intacta, por el otro lado, si el cambio fue hecho en un componente aguas abajo la curva inflow
permanecera igual. Sin embargo, en el caso de que cualquiera de las dos curvas sea alterada, su
respectiva interseccion seré diferente y por ende se generara una nueva capacidad de flujo y presion
del nodo. Estas curvas se veran afectadas cuando alguna de las presiones estaticas sea modificada
(Pyac puede variar por deplecion del yacimiento o métodos de recobro y Psep puede variar por
cambio de las condiciones en superficie).

El método mas comun para un procedimiento de analisis nodal es seleccionar el nodo entre el
yacimiento y el sistema de tuberias, esto es el punto 6 de la Figura 1. Para dicho caso las
expresiones de influjo y flujo saliente serian:

Pyac - APyac = fwf (1.5)
Psep + APlineasdeflujo + APtuberia = Lfwf (16)

En este caso, la curva de outflow responde a los cambios en cualquiera de los componentes del
pozo y la curva inflow a los correspondientes cambios en el desempefio del yacimiento.

Diferentes fendbmenos se pueden observar mediante el analisis de las curvas inflow y outflow
tomando en cuenta la anterior consideracion:

e Grandes caidas de presién en un solo componente: Cuando ocurre una pérdida de
presion significante en algunos de los componentes dejando muy poca energia disponible,
por ejemplo; una tuberia de produccién muy pequefia, es de esperar que la capacidad de
flujo se vea restringida como se ilustra en la Figura 7.
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Flujo de entrad

Figura 7 Excesivo gasto de energia en una tuberia pequefia (Beggs D. , 2003).

En este caso, aunque el yacimiento es capaz de producir grandes cantidades de fluido el
comportamiento del pozo se ve disminuido. Implementar una estimulacion al yacimiento
para intentar mejorar esto sera un desperdicio de esfuerzo y de dinero hasta tanto la tuberia
sea reemplazada por una de mayor tamario.

Mal desempefio del yacimiento: La Figura 8 representa un pozo donde el
comportamiento de este estd limitado por el aporte de la formacidn, esto puede deberse a
un excesivo dafio de formacion o perforaciones inadecuadas. En esta situacion, una
optimizacion de la produccion del pozo no se dard hasta que el comportamiento del
yacimiento cambie. Intervenciones en el sistema de tuberias o la instalacion de un sistema
de levantamiento artificial seran infructiferas.

Flujo de salida

q -
Figura 8 Mal desempefio del yacimiento en la produccién de un pozo (Beggs D. , 2003).

Dimensionamiento de la tuberia: Aunque generalmente aumentar el tamafio de la tuberia
acarrea menores pérdidas de presion; esto debido a que las pérdidas por friccion
disminuyen, un excesivo tamafio puede disminuir la velocidad con la que el fluido se
desplaza a través de esta ocasionando gque no sea suficiente para acarrearlo hasta superficie.
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Este fendmeno puede observarse en la Figura 9. En esta se evidencian aumentos paulatinos
en el tamafo de la tuberia. Cuando el aumento se hace excesivo el desempefio de
produccion se ve disminuido.

Flujo de entrada

q

Figura 9 Efecto del dimensionamiento de la tuberia.
(Beggs D. , 2003).

En estos casos, se debe establecer un didmetro optimo para el disefio de la tuberia (este
didmetro optimo es un objetivo primordial en el disefio del sistema de produccion). Una
gréfica entre el caudal del nodo en funcién del tamafio de la tuberia se evidencia en la
Figura 10. En esta grafica esquemaética, se evidencia un tope maximo en el cual el
incremento del diametro de la tuberia trae consigo un aumento del caudal producido,
posteriores aumentos decrementan dicha tasa.

o

REGION
q INESTABLE

d PARA MAXIMO q \

d ——

Figura 10 Eleccidn del diametro 6ptimo de la tuberia de produccién (Beggs D. , 2003).

Un procedimiento comun para aplicar el Analisis Nodal es:

1. Determinar que componentes o parametros del sistema pueden ser cambiados y cuéles no.

2. Seleccionar un componente o parametro a optimizar.

3. Decidir donde localizar el nodo, en el cual se vea enfatizado el efecto que produce el
cambio de dicho componente o parametro.
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Desarrollar las expresiones de inflow y outflow.

Captar toda la informacion necesaria para calcular la caida de presion vs tasa de flujo para

todos los componentes.

6. Determinar el efecto que ocasiona el cambio de las caracteristicas del componente
seleccionado graficando la curva outflow vs inflow y leyendo su intercepto.

7. Repetir el procedimiento para cada uno de los componentes que se considere deben ser

optimizados.

ok~

La seleccion del sistema de produccion se realizard entonces combinando las distintas
caracteristicas de los componentes que permiten la mayor tasa de produccion al menor costo
(Beggs D. , 2003).

Aunque ya se han mencionado algunas de las aplicaciones del analisis nodal, hay que recalcar que
este se puede utilizar en pozos de produccion monofésica o multifasica, pozos inyectores, pozos
con sistemas de levantamiento y pozos de produccion natural. Una lista parcial de las posibles
aplicaciones se presenta a continuacion:

Seleccion del tamafio de tuberia.

Seleccion del tamafio de las lineas de flujo.

Disefios de empaques de grava.

Dimensionamiento del choque de superficie.

Dimensionamiento de la valvula de seguridad.

Analisis del sistema de produccion en busqueda de restricciones.
Disefio del sistema de levantamiento artificial.

Evaluacién de una estimulacion al pozo.

Determinar el impacto de la compresién en el comportamiento de pozos de gas.
10 Analizar el impacto del completamiento.

11. Prediccién del efecto de la deplecion en el comportamiento del pozo.
12. Analizar sistemas de produccion multi-pozo.

13. Comparar el comportamiento del pozo con el tiempo.

CoNoR~LNE
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1.2 DESEMPENO DEL YACIMIENTO

La capacidad del yacimiento se define como la tasa de produccion alcanzable a una presion de
fondo de pozo dada. Y es un factor de peso importante que afecta el desempefio de un pozo. La
capacidad del yacimiento determina el tipo de completamiento y los métodos de levantamiento
artificial a utilizar.

La capacidad de un yacimiento depende de distintos factores incluyendo los siguientes:

e La presion del yacimiento

e Espesor de la zona productora y su permeabilidad
El tipo de frontera del yacimiento y su distancia
El radio del pozo

Las propiedades del fluido en el yacimiento

La condicién de las cercanias al pozo

Las permeabilidades relativas del yacimiento

La capacidad del yacimiento puede ser modelada matematicamente basandose en los regimenes
de flujo tales como: flujo transitorio, flujo de estado estable y flujo de estado pseudo-estable. La
relacion analitica entre la presion de fondo de pozo y la tasa de produccién puede ser formulada
para un régimen dado. Esta relacion se denomina IPR (inflow performance relationship o relacion
del comportamiento de afluencia), a continuacién, se trataran los procedimientos para establecer
las IPR de diferentes tipos de yacimiento y configuraciones de pozo.

1.2.1 REGIMENES DE FLUJO

Cuando un pozo vertical es abierto para producir crudo a una tasa g, se crea un embudo de presion
de radio r alrededor del pozo como lo ilustra la Figura 11. En este modelo de yacimiento, h es el
espesor del yacimiento, k es la permeabilidad efectiva horizontal del yacimiento al petrdleo, po es
la viscosidad del crudo, Bo es el factor volumétrico del crudo, rw es el radio del pozo, pws €s la
presion de fondo fluyente y p es la presion en el yacimiento a un distancia r desde el centro del
pozo.

Figura 11 Esquema de un modelo de flujo radial en un yacimiento A) Vista lateral B) Vista superior
(Guo, Lyons, & Ghalambor, Petroleum Production Engineering A computer-assisted Approach,
2007).
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1.2.1.1 Flujo transitorio

Se define como el régimen de flujo donde el radio de la onda de presion originada desde el
pozo no ha alcanzado las fronteras del yacimiento. Durante el flujo transitorio, el embudo de
presion desarrollado es pequefio a comparacion del tamafio del yacimiento, por lo tanto, desde
el punto de vista del analisis de presiones: el yacimiento se comporta como un yacimiento
infinito

Asumiendo un flujo de una sola de fase de crudo, se han desarrollado diferentes soluciones
analiticas que describen el comportamiento del flujo transitorio. Entre ellas, la mas comun
usada en la ingenieria de produccién, a una tasa de flujo constante es:

162.6 q B k
Po; =P, - % . (log(t) + log (W) _323+ 0.875) 2.1)
Dado que generalmente los pozos se operan una presion de fondo fluyente constante debido a
una presion de cabeza de pozo impuesta por un tamafio de chogue constante, una solucién a
pwt constante es requerida. Earlougher (Earlougher, 1977) desarroll6 una ecuacion a presion de
fondo fluyente constante, con un arreglo apropiado de la condicion de la frontera interna, la
cual es similar a la Ecuacion 2.1:

kh(P; — P,
q= (7 W’;() (2.2)
162.6 By, * (log(t) + log (W) —-3.23 + 0.875)

La Ecuacion 2.2 indica que la tasa de crudo decrece a medida del tiempo de flujo. Esto se debe
a que el radio del embudo de presion, sobre el cual actta la caida de presion (pi-pwf), aumenta
con el tiempo, es decir el gradiente promedio de presion promedio decae con el tiempo (Guo,
Liu, & Tan, Petroleum Production Engineering , 2017).

1.2.1.2 Flujo en estado estable
Se define como el régimen de flujo donde la presién en cualquier punto del yacimiento se
mantiene constante a lo largo del tiempo. Esta condicion de flujo prevalece cuando el embudo
de presién mostrado en la Figura 11 se ha propagado hasta una frontera de presion constante.
Esta frontera de presion
constante puede ser tanto un
acuifero como un pozo
inyector de agua. Un esquema
de un yacimiento es mostrado h
en la Figura 12, donde pe
representa la presion constante Pe
de la frontera. Pt

I N | -
Aramnrrir

r ==

=3 r

r'.'.'
Figura 12 Esquema de yacimiento con una frontera de presion
constante (Guo, Liu, & Tan, Petroleum Production
Engineering , 2017).
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Asumiendo un flujo monofasico, la siguiente relacién tedrica puede derivarse de la Ley de
Darcy [véase (Paris de Ferrer, 2009)] para un yacimiento de crudo bajo el flujo de estado
estable:

kh(P, — P,
q= (Fe = Puy) (2.3)

141.2 Bty (In (72 ) +5)

1.2.1.3 Flujo en estado pseudo-estable
Se define como el flujo donde la presion en cualquier punto del yacimiento declina a una tasa
constante con el tiempo. Esta condicion de flujo prevalece cuando el embudo de presion ha
alcanzado una frontera de no-flujo. Una barrera de no-flujo puede ser una falla sellante, trampa
estratigrafica o las fronteras del area
de drenaje de los pozos productores. i
Un esquema del yacimiento se
muestra en la Figura 13, donde pe |,
representa la presion de la frontera
de no-flujo al tiempo ts. Asumiendo
que el flujo es monofésico, una
relacion teorica puede ser derivada

_p
"y
L
TI—IT
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de la Ley de Darcy para un o == r
yacimiento de crudo bajo el flujo de w
estado pseudo-estable: Figura 13 Esquema de un yacimiento con fronteras de no-

flujo (Guo, Liu, & Tan, Petroleum Production
Engineering , 2017).

kh(P, — Pyy)
141.2 Bo,uo(ln( ) +5 ——)

q= (2.4)

Dado que pe en la Ecuacién 2.4 no siempre es conocido a cualquier tiempo, una expresion
utilizando la presion promedia del yacimiento es mas util:

kh(Pyac — Pyy)
141.2 Bo,uo(ln( ) +5 ——)

q= (2.5)

La diferencia entre las dos presiones Pe y P, radica en que la primera corresponde a la presion
en las fronteras del yacimiento o en su defecto en el radio de drenaje y la segunda en un
promedio de area o volumétrico entre Pe y Pwr. Esto se ilustra esquematicamente en la Figura
14.
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Figura 14 Diferentes presiones en un yacimiento (Economides, Hill, & Ehlig-Economides, 1993).

Si la barrera de no flujo delinea un area de drenaje no circular la siguiente ecuacion deberia
utilizarse para el analisis de flujo pseudo-estable:

kh(Byac — Puy)

1 4A
141.2 Bo.uo(? In (m) + S)

q= (2.6)

Donde Ca es el factor de forma del area de drenaje y puede ser encontrado en la Tabla 1, e es
la constante de Euler y A es el area de drenaje (ft?).
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Tabla 1 Factores de forma para areas de drenaje cerradas (Guo, Liu, & Tan, Petroleum Production
Engineering , 2017).
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122 PERMEABILIDADES RELATIVAS

Si se considera un sistema agua-aceite, por analogia todas las ecuaciones anteriores deberan
reemplazar en sus estructuras la permeabilidad por las permeabilidades efectivas al aceite y al agua
(Ko y kw), ademas de sus factores volumétricos (Boy Bw) Y sus viscosidades respectivas (Ho Y Hw).

q smpuje da zzuz
ot / ® 191 1= oza2
4

En términos generales, los valores de ko y kw dependen Gnicamente de las saturaciones de aceite y
agua dentro del yacimiento (Nind, 1987).

Se deben entonces recalcar tres conceptos importantes respecto a estos dos valores de
permeabilidad:

e Los valores de ko y kw disminuyen rapidamente en cuanto ocurre un incremento minimo
en la saturacion de la fase contraria.

e EXistird una saturacion minima a la cual la fase dejard de desplazarse. Estas se conocen
como saturacion residual de aceite y agua. Estos son los puntos C y D en la Figura 15
respectivamente.
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e Los valores de ko y kw son siempre menores a k. Excepto en los puntos A y B de la Figura
15. Esto es, en cualquier saturacion en particular:

ko +ky <k (2.7)

k k
o
2 *«
J 5
-] ®
2 2
= ™
g 2
B ]
: $
o
£ g
§ ]
£ E
& &
0 - 0
0 Saturacién de aceite, S, 1
1 Saturacién de agua, Sw 0

Figura 15 Curvas tipicas de permeabilidad efectiva (Agua-Aceite) (Nind, 1987).

Usualmente, por temas de proporcionalidad, en lugar de las permeabilidades efectivas se grafican
las permeabilidades relativas a cada fase, estas se definen como:

Ky, = ?W (2.8)
k
k,, = - (2.9)

Estas se encuentran entre un rango de 0 y 1, matematicamente:
kyo + kpy <1 (2.10)

Aunque, estas curvas se pueden determinar experimentalmente para cada formacion también
existen correlaciones empiricas para modelar su comportamiento. Sea cual fuese el caso, las curvas
generadas tienen la forma:

(Sx - Six) "
(1= Six = Siy)

Donde x y y denotan a cada fase del sistema, i la saturacion inicial a la fase y n un exponente
caracteristico que define la pronunciacion de las curvas.

kry = Kpix *

(2.11)
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1.2.3 RELACION DE LA CAPACIDAD DE INFLUJO (IPR)

El IPR es usado para evaluar la capacidad del yacimiento. La curva de IPR es una representacion

gréafica de la relacion entre la presion de fondo fluyente y la tasa de produccion de liquido. Una

curva de IPR tipica es mostrada en la Figura 16. La magnitud de la pendiente de la curva IPR es

denominada el indice de productividad (P1 0 J) esto es:
q

A

(2.12)
Pyac - ow)

Las curvas de IPR son construidas usando modelos de influjo los cuales pueden ser desde una base
tedrica 0 empirica.

1.2.3.1 IPR para yacimientos de una sola fase (Liquida)
Las Ecuaciones 2.2, 2.3 y 2.6 fueron desarrollados con la suposicién de flujo monofésico. Esta
suposicion es valida para yacimientos subsaturados o porciones del yacimiento donde la presion
es mayor a la presion de burbuja. Estas ecuaciones definen el indice de productividad (J*) para
presiones de fondo fluyente por encima de la presién del punto de burbuja:

e Flujo radial en estado transitorio para un pozo vertical:
q kh

(Pi=Pur)  162.6 B,u, (log(t) +log (W) — 323+ 0.875)
ott'w

e Flujo radial en estado estable para un pozo vertical:

(2.13)

q B kh
(P. = Pur)  141.2 Byuy(In (Tr—e) +5)
w

(2.14)

e Flujo radial en estado pseudo-estable para un pozo vertical:

q B kh
P_P,) T, (44
( Wf) 141.2 B, u, (2 In ()/CATW2> +5)

(2.15)

Dado que el indice de productividad (J*) por encima del punto de burbuja es independiente de
la tasa de produccion, la curva de IPR para un yacimiento de una sola fase liquida es
simplemente una linea recta desde la presion del yacimiento, tal como se muestra en la Figura
16.
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Qo (5TB/diz) AOF
Figura 16 Comportamiento de la IPR en yacimientos de una sola fase (Ahmed, 2019).

1.2.3.2 IPR para yacimientos de dos fases
Por debajo de la presion de burbuja el gas en solucion escapa del crudo y se convierte en gas
libre. El gas libre ocupa una porcién del espacio en los poros lo que reduce el flujo de crudo.
Este efecto es cuantificado por la reduccion de la permeabilidad relativa a cada fase. Por otro
lado, la viscosidad del crudo aumenta a medida que el gas en solucion decae. La combinacién
de estos dos factores trae una reduccion en la tasa de produccion de crudo a una presion de
fondo fluyente dada. Esto hace que la curva IPR se desvie de la tendencia linear por debajo de
la presion de burbuja, como se muestra en la Figura 17.

... Joonstents

| '.III -- i

e — e —

Tasadefujo(STEdizy  *oF

Figura 17 Comportamiento de la IPR por debajo de la presion de burbuja (Ahmed, 2019).

Si la presion del yacimiento esta por debajo de la presién de burbuja inicial, crudo y gas
coexisten a lo largo de todo el yacimiento y este se conoce como un yacimiento de dos o mas

fases.
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Solo existen modelos empiricos para representar la curva IPR de yacimientos de dos 0 més
fases. Estas ecuaciones empiricas incluyen:

1.2.3.2.1 Modelo de Vogel
Vogel (Vogel, 1968) us6é un modelo computacional para generar curvas IPR a partir de la
normalizacion de los pardmetros ;Lf y ﬁ, de acuerdo con todas las curvas obtenidas,
yac )

max

llego a las siguientes relaciones:

2
P P
q = Gmax [1—0.2 (#) -08 (#) (2.16)
PyaC Pyac

P,; =0.125P| (81 — 80( 1 ) -1 (2.17)
qmax
Donde gmax 0 AOF es una constante empirica y representa el valor maximo posible de la
capacidad del yacimiento. El gmax puede ser estimado tedricamente basado en la presion
del yacimiento y el indice de productividad por encima del punto de burbuja. En el flujo
pseudo-estable se tiene:
J'P
Gmar =g~ (218)

1.2.3.2.2 Modelo de Fetkovich
Muskat y Evinger (Muskat & Evinger, 1993) trataron de tomar en cuenta el
comportamiento no lineal de las curvas IPR calculando un indice de productividad teérico
a partir de la ecuacion de flujo en estado pseudo-estable. Ellos expresaron la ecuacion de
Darcy como:

0.00708kh Jﬁyac

0o =T 7 f(p)dp (2.19)
[lné —0.75 + S]

ow

Donde la funcion dependiente de la presion f(p) esta definida como:

ko
UoBo

flp) = (2.20)

Donde; kro es la permeabilidad relativa del crudo, o es la viscosidad del crudo y B, es el
factor volumétrico del crudo.

Fetkovich (Fetkovich, 1973) menciono que la funcion dependiente de la presion f(p) puede
moverse en las dos siguientes regiones:
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e Laregidn sobresaturada (P>Pb): Dado que la permeabilidad relativa del crudo kro en
esta region equivale a uno, entonces:

) (2.21)

o’p

f(p) = (M:B

e La region saturada (P<Pp): En esta region, Fetkovich demostré que la funcion
dependiente se comporta linealmente con la presion y es expresada matematicamente
como:

f() z(uolBo)P (%) (2.22)

En esta existen a su vez tres casos que deben ser considerados:

= P,y Puw>Po: B
_ Qo :](Pyac_ow) (2.23)
= P,yPwi<Pyp:
1 — 2 2
Qo =] (ﬂ) (Pyac - ow ) (2.24)
= P.>Pby Pwi< Po:

Qo =J(Pyae — Py) + (%) (P - Pus?) (225)

Fetkovich a su vez, declar6 que el efecto compuesto de estos casos resulta en una ecuacion
de forma:

q=C(Pu’ —P3) (226)

Donde C y n son constantes empiricas, llamadas coeficiente de flujo y exponente
respectivamente, que son determinadas a partir de datos de pruebas, siendo el caso que una
grafica de Fyacz - P,f’,f VS g, en una escala log-log arrojaréd una linea recta con pendiente
1/n'y de intercepto C.

1.2.3.2.3 Modelo de Wiggins
Wiggins (Wiggins, 1993) propuso unas correlaciones generalizadas que son adecuadas para
predecir curvas IPR durante flujo de tres fases. Estas expresiones son similares al modelo
de Vogel y estan definidas como:

= 1052 (D) _gus (b 2 2.27
Qo—(Qo)max - U. <I3 >_- <I3 > ( )

yac yac

yac yac

Pus Pus\’
Qw = (Ow)max |1 — 0.72 (P ) —0.28 <p ) (2.28)
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1.2.3.2.4 Modelo de Klins-Clark
Klins y Clark (Klins & Clark, 1993) propusieron una expresion similar al Modelo de VVogel
que puede ser utilizada para estimar curvas de IPR. Para mejorar la precision de la ecuacion
de VVogel los autores introdujeron un nuevo exponente d. EI modelo se encuentra definido
matematicamente por las siguientes correlaciones:

d
Py Py
% _1_0295 <_—f> —0.705 (P—f> (2.29)

(Qo)max yac yac
Donde:

p
d= lo.zs +0.72 <P—R>l (1.24 + 0.001P,) (2.30)
b

1.2.3.25 Modelo de Jones, Blount y Glaze
Este modelo involucra los efectos del flujo turbulento o flujo No-Darcy en el
comportamiento de produccién del pozo. Mateméticamente la ecuacion de Darcy se puede
escribir con el término asociado a la turbulencia incluido:

Pyac — Pyy =Aq, + BQOZ (2.31)

Donde la contribucion del flujo laminar y flujo turbulento a la caida de presion estan
cuantificados por Ago y Bgo? respectivamente. Y su vez estos estan definidos como:

141.2u,B, [ (0.472r3> ]
= 1 2.32
koh n o +s| ( )
2.3 X 1071*8B,*
B = BBo o ()33

h2r,,
B se conoce como el coeficiente de velocidad y puede ser calculado mediante:

2.329 x 1010
f=—-— (2.34)
ko
1.2.3.3 IPR para yacimientos de dos o mas fases parciales
Si la presion de yacimiento esta por encima de la presion de burbuja y la presion de fondo
fluyente esta por debajo de la presion de burbuja, un modelo generalizado de IPR puede ser
formulado. Esto puede hacerse combinando el modelo lineal de IPR para una sola fase y los
diferentes modelos para dos o0 mas fases.

De acuerdo con el modelo de IPR lineal, la tasa de flujo por encima de la presion de burbuja es:
dp = ]*(pyac - Pb) (2-35)

Por debajo de la presion de punto de burbuja todos los modelos anteriores son aplicables, siendo
el caso que Fyac deberé ser reemplazado por Py.
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1.2.4 CONSTRUCCION DE CURVAS IPR UTILIZANDO PUNTOS DE PRUEBAS

Se ha mostrado anteriormente que las curvas IPR pueden ser construidas usando los parametros
del yacimiento incluyendo; permeabilidad, viscosidad del fluido, area de drenaje, radio del pozo y
el factor de dafio del pozo (skin). Sin embargo, estos parametros no estan siempre disponibles, por
ello, los puntos de pruebas (valores medidos de la tasa de produccién y la presion de fondo
fluyente) son frecuentemente utilizados para la construccién de curvas IPR.

La construccién de las curvas IPR utilizando los puntos de pruebas consiste en el célculo de las
constantes en el modelo especifico. Para un yacimiento de una sola fase, la constante J* puede
determinarse mediante:

q1
(P ow1)
Donde g1 corresponde al caudal de flujo evaluado a la presion de fondo fluyente Pus.

(2.36)

Para un yacimiento parcial de dos fases, la constante J* en la ecuacion generalizada debe
determinarse basado en el rango de la presion de fondo fluyente evaluada y cualquiera de los
modelos anteriormente mencionados.
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1.3 CONCEPTOS DE FLUJO MONOFASICO
Las bases para el planteamiento del movimiento de fluidos a través de tuberias son 3 leyes
fundamentales:

1. Conservacion de la masa
2. Conservacion del momento
3. Conservacion de la energia

La aplicacion de estos 3 principios permite el calculo de los gradientes de presion y temperatura a
lo largo del sistema de produccidn.

1.3.1 CONSERVACION DE LA MASA

En términos generales; para cierto volumen controlado (como lo puede ser un segmento de tuberia)
la masa entrante menos la masa saliente debe ser igual a la acumulacién de masa en el sistema. En
un ducto de area constante dicho planteamiento se puede representar como:

Sp N 5(pv)

ot SL
Ahora bien, en un flujo de estado estable donde no ocurre acumulacion de masa la Ecuacion 3.1
se convierte en:

=0 (3.1)

5(pv)
SL

En la Ecuacién 3.2 es evidente que entonces el producto pv=constante en un flujo de estado
estable.

1.3.2 CONSERVACION DEL MOMENTO
Aplicando la primera Ley de Newton en el movimiento de fluidos a lo largo de una tuberia implica
que: la tasa de momento saliente menos la tasa de momento entrante por la tasa de acumulacién
de momento en un segmento de tuberia debe ser igual a la suma de todas las fuerzas presentes en
el fluido. Considerando el segmento de tuberia representado en la Figura 18, la conservacion del
momento lineal se puede expresar como:

5(pv) N 5(pv?) 5p md

5t 5L —ﬁ—rj—pgsmé? (3.3)

0 (32
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Figura 18 Volumen de control en una tuberia (Guo, Lyons, & Ghalambor, Petroleum Production
Engineering A computer-assisted Approach, 2007).

1.3.3 ECUACION DEL GRADIENTE DE PRESION
Combinando las Ecuaciones 3.2 y 3.3 y asumiendo un flujo de estado estable, para eliminar la tasa
de acumulacién de momento lineal, da como resultado:

dp ~ md g dv 34

L TA pgsin pvdL (3.4)
La Ecuacion 3.4 es llamada la Ecuacion de balance mecanico/energética. Esta muestra 3
componentes principales que componen el gradiente de presion en un flujo de estado estable:

@, =@),-@),-@.. ©

dL/r \dL/y \dL)¢ \dL) g

El primero de estos resulta de la friccion en la pared de la tuberia (representan entre un 5-20% de
la caida de presion total en pozos), el segundo hace referencia al gradiente causado por los cambios
de elevacion, también llamado cabeza hidrostéatica, (este representa alrededor del 80-95% del
gradiente de presién) y el Gltimo componente proviene de los cambios en la velocidad, o llamada
componente de energia cinética, generalmente despreciable excepto en casos donde exista una

fase compresible a presiones relativamente bajas (como sistemas de gas condesado y gas lift
cercano a superficie) (Brill & Mukherjee, 1999).

1.3.3.1 Pérdidas por friccion
La determinacion del primer componente de la Ecuacion de balance mecanico/energética
se puede efectuar definiendo el factor adimensional de friccion f; que es la relacién entre
el esfuerzo en la pared de la tuberia debido a la energia cinética del fluido por unidad de
volumen:

= (3.6)

El factor f se conoce como el factor de friccion de Moody. La Ecuacién 3.6 puede ser
reacomodada para el esfuerzo de corte:
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2
T = f% 3.7)

Sustituyendo la Ecuacion 3.7 en el componente de friccion de la Ecuacion 3.4 se tiene:

dL. ~ \ 8 md? |~ 2d (3:8)

4

Esta se conoce como la Ecuacion de Darcy-Weissbach. El calculo de las pérdidas por
friccion requiere entonces el conocimiento del factor adimensional de friccion, para ello,
primero se debe evaluar qué tipo de flujo existe de acuerdo con Numero de Reynolds:

pv
Nge = 7 (3.9)

dp (fpv2> nd \ _ fpv®

1.3.3.1.1 Flujo laminar

Si el Numero de Reynolds es menor a 2000 se considera que existe flujo laminar, en este
caso una expresion analitica se puede obtener para el factor de friccion de acuerdo con la
Ecuacion de Poiseuille:

d? /dp
v = @(H) (310)

Dado que el gradiente de presion de la Ecuacién 3.10 es similar la Ecuacion 3.8 una
combinacion de estas dos resulta en:

_64u 64
B pvd B NRe

f (3.11)

1.3.3.1.2 Flujo de transicion
Cuando el Numero de Reynolds es menor a 4000 y mayor 2000 se considera un flujo
transicional al turbulento. No existen modelos o expresiones para calcular el factor de
friccién en dicha zona critica debido a la inestabilidad del mismo (Véase la Figura 20).

1.3.3.1.3 Flujo Turbulento
Cuando el nimero de Reynolds>4000 el flujo se considera turbulento, en este caso se ha

demostrado que el gradiente de presion a lo largo de las tuberias es muy sensible a las
caracteristicas de la pared de la tuberia.

Tuberia de pared lisa

Este tipo de tuberia no es comun en la industria de produccion de crudo y/o gas. Numerosas
correlaciones empiricas se han desarrollado en tuberias de vidrio o plasticas, todas asimilan
la forma:

f=CNg,"+d (3.12)
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Drew et al. (Drew, Koo, & McAdams, 1930) propusieron la siguiente correlacion en rangos
aplicables de 3000< Nge <3x10°:

f =0.0056 + 0.5Nz, % (3.13)

Blasius (Blasius, 1908), propuso la siguiente correlacion en rangos aplicables de 3000<
Nge <10°:

f =0.316Ng, %% (3.14)

Tuberia de pared parcialmente rugosa

0.05 - - x Dado que generalmente el interior de
g'gf L T una tuberia no es liso, la aspereza de la
gt e —— | paredtiene un impacto fuerte en el factor
N = =  de friccion y por ende en el gradiente de
o ; ) — T pre5|c’)_n. La rugomd,ad depe,nde del
0,008 1 et material de la tuberia, el método de
c.006 T T T T manufactura, la antigiedad y el
0004 Contetob et ambiente en el que esta sometida.
Q003 "
0002 1' Desde de un punto de vista microscopico
la rugosidad no es uniforme, las
0001 T diferentes protuberancias y abolladuras
S 00008f varian en profundidad, anchor, longitud,
 Bsenane forma y distribucién. La rugosidad
s g?og; absoluta ¢ es una propiedad que no
2 puede ser medida fisicamente, mas bien,
s : es la extension promedio de las
< 00001 N prc_)tuberancias de un paquete de arena
0.000,08 S uniformemente distribuido y
0.000,06 dimensionado que daria un gradiente de
0.000,04 presion similar a la tuberia real.
0.000,03
— El analisis dimensional demuestra que el
' efecto de la rugosidad no resulta de sus
000001 dimensiones absolutas sino de sus
0.000,008 : dimensiones relativas al didmetro
0000005 s T in_terior de la tuberia, es decir e/d.
Difmatro de tabaris Gulg) Diferentes valores de rugosidad relativa
de acuerdo con el material de la tuberia,
Figura 19 Rugosidad relativa de algunos materiales asi como su diametro, pueden leerse en
comunes de tuberia (Brill & Mukherjee, 1999). la Figura 19.

Sin embargo, estos valores de rugosidad
absoluta pueden cambiar de forma significativa por efectos de depositacion de
parafinas, hidratos o corrosion. Algunos valores recomendados de acuerdo con el
tipo de tuberia son:
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o Tuberias nuevas € = 0.00005 ft
o Valor comdn para generar los gradientes € = 0.00015 ft
o Tuberias expuestas a ambientes fuertes € ~ 0.00075 ft

En el flujo turbulento se ha encontrado que el efecto de la rugosidad depende de la
rugosidad relativa, asi como del nimero de Reynolds.

El diagrama de Moody representado en la Figura 20 presenta los valores del factor
de friccién en funcién del Numero de Reynolds y la rugosidad absoluta. Colebrook
(Colebrook, 1939) propuso una ecuacion empirica, base de las cartas modernas,
para hallar el valor del factor de friccion f en tuberias parcialmente rugosas:

1 174 — 21 <Ze 4 18.7
—_—— . f— Og —
d  Npe/f

Jf

La Ecuacion 3.15 puede reescribirse de la siguiente manera:

) (3.15)

2¢ 187 \]*
fc= [1.74 — 2Log (7 + —)l (3.16)

NRe\/ fest

El valor real (fc) requiere entonces iteracion ensayo-error mediante una estimacion
(fest), que puede ser obtenido mediante las ecuaciones para tuberias lisas, hasta que
estos dos valores se coincidan en un rango de tolerancia. Un procedimiento de
sustitucion directa en el que el valor calculado como el nuevo valor estimado resulta
en una convergencia de apenas 2 o0 3 iteraciones.

Otras ecuaciones de desarrollo directo se han obtenido, Zigrang y Sylvester
(Zigrang & Sylvester, 1985) propusieron una de las mas sencillas de usar:

2&
5.02 a

l A
N 8\ 37 W,

(3.17)

77

Tuberia de pared rugosa

1 2&
d

— = —2Loa |8 —
0g[3.7

Nikuradse (Nikuradse, 1933) desarrollé una correlacion para tuberias de pared
completamente rugosa, derivada de la Ecuacién 3.15 para valores alto de Nre:

1 2¢&
= 1.74 - 2log (7) (3.18)

77
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Figura 20 Diagrama de Moody (Brill & Mukherjee, 1999).
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134 FLUJO EN ANULAR
Generalmente el flujo en los pozos de petrdleo ocurre en el interior de la tuberia de produccion,
sin embargo, algunos pozos con tasas de produccion altas producen a través del espacio anular
entre el revestimiento y la tuberia. Esta tendencia se debe principalmente a factores
economicos, completamientos multiples y tasas reguladas de produccion. Otras aplicaciones
del flujo a través del revestimiento son encontradas en diferentes tipos de levantamiento
artificial como en pozos con bombas conectadas con varillas y en pozos de gas.

Al analizar el flujo a través del espacio anular, se debe introducir el término de diametro
hidraulico:

d,=d,—d, (3.19

Aunque el didmetro hidraulico permite caracterizar el flujo anular, no es el Unico parametro
representativo. En un anular regido por la existencia de un espacio entre 2 tuberias, donde el
flujo ocurre entre la pared interna de la tuberia exterior y la pared externa de la tuberia interior,
dos pardmetros caracterizan de mejor manera el fenémeno:

e La relacion didmetro de la tuberia/revestimiento:
K=— (3.20)

e El grado de excentricidad: expresa el desplazamiento de la tuberia interna del centro
interno de la tuberia exterior:
2Dgc
e=——1— (3.21)
(dc - dt)
Dgc corresponde a la distancia entre los centros de la tuberia. Los espacios anulares pueden
tener valores de excentricidad entre 0 y 1. La Figura 21 muestra secciones transversales de
anulares entre tuberias con diferentes valores excentricidad.

@t

//

V
<
P Parcizlments excentrico Complataments sxcantrico
Dec=0" Oac={ck — )4 Dac = (de - ch2
e=0 e=05 =

Figura 21 Diferentes configuraciones de anulares con valores distintos de excentricidad (Brill &
Mukherjee, 1999).
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1.3.4.1 Factor de friccion
1.3.4.1.1 Flujo laminar
El Factor de Friccion Fanning en tuberias circulares esta dado por:
Fp
Nge

fl= (3.22)

Donde Fp se conoce como el pardmetro de geometria de friccion, el cual tiene un valor de
16 en el caso de flujo a través de una tuberia. En un anular concéntrico la Ecuacién 3.22
se convierte en:

, Fou o 16 (1-K?)
flea=y—"=% (3.23)
Re Re 1— K4 1— K2
1-K2 | 1
In(z)

Donde Fca es el parametro de geometria de friccion en anulares concéntricos.

Para anulares excéntricos, Snyder y Goldstein (Snyder & Goldstein, 1965) presentaron una
solucion analitica, utilizando la Ecuacion de Fanning se puede demostrar que:

Fes 1 4(1-K)*(1-K?)

"oq = = 3.24
I ea Nge  Nge ¢ sinh* ( )

En términos generales, la Figura 22 representa una gréfica de la Ecuacion 3.24.

28
Excentricidad
0.0
gfvo.l
0.2
0.3

0.9

[
i
I

8

0.5

0.6

|

Parametro geomeétrico de friccion

e

1 1 'l
Qo 0.2 [+ 0.6 0.8 1.0
Relacion de diametros tuberia/revestimiento

Figura 22 Pardmetro geométrico de friccion en un anular excéntrico (Brill & Mukherjee, 1999).

Notese que a medida que K se acerca a 0 el parametro geomeétrico tiende a 16, como es el
caso de flujo en tuberias. Para un valor determinado de K, el parametro geométrico y por
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ende el factor de friccion disminuye a medida que aumenta el factor de excentricidad. De
igual manera, para valores altos de excentricidad el parametro de friccion geométrico y por
ende el factor de friccion son siempre menores que el de una tuberia circular.

1.3.4.1.2 Flujo turbulento
Caetano et al. (Caetano, Shoham, & Brill, 1992) propusieron que el factor de friccion para
anulares concentricos y excéntricos puede ser predicho respectivamente por:

1
[0.45 exp((Nge—3000)/1076)] 1
(7, (F2) ?
CA\Fcy
1
0.45 exp(—NRe—3000)\ 2
, Fp 106
= 4l0g (Nge{ ', (F—) ) =04 (3.25)
CA
1
[0.45 exp((Nge—3000)/1076)] 1
<f/ (F_p) )2
EA FEA
1
0.45 exp(—Nge—3000)\ 2
, Fp 106
= 4log (Nged f',, (F—) y— 04 (3.26)
EA

Donde f” es el Factor de Friccion de Fanning y Fp es el pardmetro geométrico de friccién
laminar expuesto anteriormente.

1.3.5 CONSERVACION DE LA ENERGIA

En un segmento de tuberia la energia entrante, menos la energia saliente mas la energia transferida
de o hacia los alrededores debe de ser igual a la tasa de acumulacién de energia. En estado de flujo
estable la anterior proposicion puede ser representada como:

j—L<pv [e + pgc]]) = —(ind (3.27)

J en la ecuacidn anterior es el equivalente mecanico del calor y se hace necesario cuando existen
unidades diferentes (como el caso de la energia mecénica y energia térmica). Por otro lado, e
representa la energia especifica intrinseca y esta definido como:

gLsin® N 1 v? tu (328)
= -—tu .
9J 29
Combinando las dos ecuaciones anteriores con la Ecuacion 3.2 de la conservacion de la materia 'y
teniendo en cuenta que la entalpia especifica es h=u+(p/pgcJ) se tiene:

e

gsinf  pv?dv dh —Qnd

+ -t pv——=
g gJgdL P'dLT " a

pv (3.29)
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Resolviendo para el gradiente de energia:
dh  —Qmd v dv gsind

dL~ w  gJdL  gJ

(3.30)

En la Ecuacion 3.30 se puede observar que el gradiente de entalpia depende de 3 componentes
principales, el primero a consecuencia de la transferencia de calor, la segunda referente a la
energia cinética y la Gltima por causas de elevacion:

(@), =@+ @)+ (@), e

(%) Und (T Und(Ty — T,,)

Donde:

L (3.32)

1.3.5.1 Transferencia de calor en el pozo
Cuando los fluidos calientes del yacimiento entran al pozo y comienzan a fluir hacia la
superficie, ocurre una inmediata pérdida de calor hacia las formaciones aledafias mas frias.
La roca circundante comienza a calentarse, reduciendo asi la diferencia de temperatura
entre el fluido y la roca. Eventualmente, bajo una tasa de flujo constante, las formaciones
alrededor del pozo alcanzan una distribucion estable de temperatura. La distribucion de la
temperatura del fluido en funcién de la profundidad es necesaria para determinar las
propiedades fisicas del fluido y calcular los gradientes de presion.

Debido a los altos valores de conductividad termal y las relativamente pequefias distancias
radiales entre el fluido y la pared del pozo, la transferencia de calor en esta zona se
considera estable. Toda pérdida de calor viaja a través del pozo hacia la roca circundante.

La Figura 23 muestra la seccion transversal de un pozo. La transferencia de calor dentro de
la tuberia de produccion y en el anular (estando este lleno con fluido) se debe
principalmente por conveccion mientras que la transferencia de calor entre las paredes de
la tuberia, el revestimiento y cemento se debe principalmente por conduccion (Brill &
Mukherjee, 1999).

La transferencia de calor por conduccion en términos radiales puede describirse por la
Ecuacién de Fourier:

— omrark L (3.33)
q = —2nr I .

Donde q es la cantidad de calor fluyendo radialmente a través de un sélido de conductividad
termal k. La integracion de la Ecuacion 3.33 da como resultado:

Lnrl

q 2
T,—T, = 3.34
2 17T 2nAL Ky, (3:34)

La transferencia de calor por conveccion en términos radiales puede ser descrita como:
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q = 2nrALRAT  (3.35)

Donde h es el coeficiente local de la pelicula

o

. o B Z
convectiva. 7P E 2 ‘8
Con la Ecuacion 3.34 y 3.35 se pueden desarrollar ) g 5 % g & g
entonces las expresiones para el cambio de Eg i ; - g
temperatura a través del pozo: BESE 2 @06 =

a) Conveccidn en la tuberia:

q
Ty = ——
“ 7 2mAL7yhy

Ty — (3.36) X
SHAANEAN
RIRNRE

i
L7
~

b) Conduccion através de la pared de la tuberia:

_q L”(%f)
©2mAL Kk,

c) Conveccion entre el anular  del
revestimiento/tuberia:

Tti - TtO (3.37)

q 1
Tio — T = —— 3.38
to Ccl 27TAL T‘Cihan ( )
d) Conduccion a través de la pared del ' e
revestimiento: I
Ln (Tc_o) Figura 23 Seccidn transversal comdn
T _ q Tci (3.39) de un pozo (Brill & Mukherjee,
Cl .

T. =
© T 2mAL k. 1999).

e) Conduccion a través del cemento contenido
en el anular revestimiento/hueco:

_q L”(r%)
C2mAL  kgem

T., — T, (3.40)

Ahora bien, la transferencia de calor a través de la formacién adyacente es un proceso
transitorio. La ecuacién de flujo de calor transitorio en términos radiales es similar a la
ecuacion de difusividad encontrada en el Analisis de las pruebas de presion en pozos. La
solucion para un yacimiento infinito es:

_q f@©
- 2mAL k,

T, — T, (3.41)

Donde, Tees la temperatura geotermal inalterada y f(t) esta dado por:
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O=1e(-) G
f@) = 2t 4at '
Y alfa a es la difusividad termal definida como:

k

La expresion logaritmica de la solucidn de E; para tiempos mayores a 1 semana es valida
(0 x<0.0025):

Ei(x) = In(x) + 0.5772 (3.44)
De tal manera que f(t):
f(t) = 0.405+ 0.5In(tp,) (3.45)
Donde:
t

w

Para tiempos menores a 250 horas la Ecuacion 3.45 causa errores significativos, Hasan y
Kabir (Hasan & Kabir, 1991) propusieron las siguientes ecuaciones validas para cualquier
tiempo:

Sl tDwfl.SZ

f(®) = 1.1281,/tp,, (1 — 0.3 % \/tp,) (3.47)
Si tow>1.5:

0.6
£() = [0.4063 + 0.5In(tpy,)] (1 + t—) (3.48)

Dw

De igual manera Hasan y Kabir propusieron que el flujo de calor a través del anular ocurre
de manera natural debido a las bajas diferencias de temperatura en el mismo, para ello
recomendaron:

1
— 0.049 (NGrNPr)3N191'*074kan
- Teo IN (%)

to

(3.49)

Donde Ngr (NUmero de Grasshof) refleja el grado de movimiento del fluido anular producto
de la conveccion natural:

_ (rci - rto)3gpénﬁ(Tto - Tci)
Hén

El nimero de Prandtl Npr es la medida de la interaccion entre la capa hidrodindmica

fronteriza y la capa térmica fronteriza, y esta definido como:

Ng, (3.50)



55

_ HanCPan
kan

Una combinacion de las ecuaciones 3.36 a 3.41 arroja el cambio total de temperatura entre
el fluido y la temperatura geotermal intacta:

Tto Teo Tw
7 =1 1 Ln(rti)+ 1 +Ln(rci)+Ln(rw)+f(t)
¢ 2nAL rtihf kt rcihan kc kcem ke

Np, (3.51)

T, - (3.52)

1.3.5.2 Prediccion de la temperatura

La aplicacion de los principios de conservacion de masa, momento y energia permiten la
prediccion del perfil de temperatura a lo largo del pozo. Dada la complejidad de estas ecuaciones
diversos autores han presentado soluciones analiticas aproximadas, entre ellos Alves et al. (Alves,
Alhanati, & Shoham, 1992). Dado que la entalpia es una propiedad de estado los cambios en
presion y temperatura incidentes en la entalpia pueden ser calculados mediante:

dh—(dh) dT+(dh) dp=C dT+<dh) dp  (3.53)
ar/p dp) P =P T \gp) P

Considerando un proceso isoentélpico (dh=0) se tiene que:
dh = CpdT — Cpndp  (3.54)

Donde n_ es el coeficiente de Joule-Thompson. Como resultado, la ecuacion diferencial
simplificada es:

drT, T T 1 d

Yy by _le, - 9P

L TA"a +/pcp a® (359
Donde:
_ pr
" Und

dp pgsin@ pvdv
a9, " g.dr

A (3.56)

(3.57)

Dado que la temperatura circundante varia linealmente con la profundidad:
T, =T, — gsLsind (3.58)

Donde Tei es la temperatura en la entrada de la tuberia y generalmente se toma como la temperatura
del yacimiento y gc es gradiente geotérmico el cual varian generalmente entre 1-2 °F/100pies de
profundidad vertical dependiendo del grosor de la corteza terrestre, actividad volcanica entre otros
factores. Combinando la Ecuacion 3.55 con la Ecuacién 3.58 resulta en:
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dT; Tr T, gglsin® 1 dp
—_—t == — .59
dL+A A A +]pdeL¢ (359

La anterior ecuacion se puede integrar si se asumen valores constantes de U, Cp, 1, gg, o, Vv, dv/dL,
y dp/dL, resultando en la Ecuacién de Ramey:

dp
JpC, dL

L L L
Ty = (To — goLsing) + (T—Te)eA + ggsinbA (1 - eZ) + bA (1 - ez) (3.60)

La Ecuacion 3.60 puede simplificarse de acuerdo con distintas consideraciones:
a) Flujo horizontal e=0 y desestimando efectos de aceleracion (Lineas de flujo):
L dp L
Tf = (Tei) + (Ti—Tei)eA + T]EA (1 - eA) (361)
b) Para un liquido incompresible y despreciando efectos de friccion ¢ =0:

L L
Ty = (T,; — goLsing) + (T—T,)eA + ggsinfA (1 _ eZ) (3.62)

Shiu y Beggs (Shiu & Beggs, 1980) propusieron una correlacion empirica para el célculo de A en
la Ecuacion 3.60:

4.4146

A= 0.0149(W)0'5253 (dti)—0.2904(yAP1)0.2608(yg) (pL)2.9303 (3.63)

Donde w es en Ib/s, dii en pulgadas y pLen Ib/ft.
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1.4 CONCEPTOS DEL FLUJO MULTIFASICO

Cuando existen dos 0 mas fases fluyendo a través de la tuberia el comportamiento de flujo se
vuelve mas complejo. Las fases tienden a separarse debido a las diferencias en su densidad. La
tension de corte en la pared de la tuberia es diferente para cada fase como resultado de las
variaciones en viscosidad y densidad de cada una. La expansion de la fase de gas (altamente
compresible) trae consigo un aumento en la tasa volumétrica in-situ del gas. Como resultado de
esto, las fases liquida y gaseosa tienden a viajar a diferentes velocidades, este fendmeno es
conocido como deslizamiento (Brill & Mukherjee, 1999).

El aspecto més relevante en el flujo multifasico es la variacion en la distribucion fisica de las fases
(esta caracteristica se denomina patrén de flujo) en el conducto de flujo. Este patron de flujo
depende de la magnitud de las fuerzas que actuan sobre el fluido. La flotabilidad, turbulencia,
inercia y tension superficial varian drasticamente con las tasas de flujo, el diametro de la tuberia,
el angulo de inclinacién y las propiedades fisicas de las fases, entre otras. Diferentes patrones de
flujo pueden existir en el pozo como resultado de los cambios significativos de presion y
temperatura a los cuales puede encontrarse el fluido.

El estudio del gradiente de presidn en un pozo con flujo multifasico es supremamente complejo
debido a la cantidad de variables involucradas. Los problemas adicionales respecto al flujo
monofasico estan relacionados con la posibilidad de diversos regimenes de flujo con diferentes
geometrias y mecanismos junto con la inestabilidad de la interfaz de los fluidos involucrados.
Debido a esto la caracterizacion de este flujo mediante el enfoque comun usado normalmente en
la mecénica de fluidos a través de la formulacion y solucién de la ecuacion de Navier-Stokes no
es procedente (Hagedorn & Brown, 1965). Por ello, la mayor parte de los investigadores se han
esforzado en la generacion de métodos empiricos o semi-empiricos con el fin de obtener una
solucion practica. Gran parte de estos métodos seran descritos a lo largo de este capitulo.

141 COMPORTAMIENTO DE FASES

Una mezcla compleja de compuestos hidrocarburos puede existir como una sola fase liquida, una
fase gaseosa 0 una mezcla de estas dos, dependiendo de las condiciones de presién, temperatura y
la composicion de la mezcla. A diferencia de un Unico componente, cuando dos fases existen
simultaneamente la mezcla multicomponentes exhibira una envolvente en lugar de una linea en un
diagrama de presion/temperatura. La Figura 24 muestra un diagrama comdn para un sistema de
componentes hidrocarburos, la forma y los rangos de presion y temperatura varian ampliamente
de acuerdo con la composicion de la mezcla. Esta figura permite la clasificacidn cualitativa de los
yacimientos encontrados en los sistemas de gas y crudo. Los yacimientos de crudo tipicos tienen
temperaturas por debajo de la temperatura critica de la mezcla. Los yacimientos de crudo volatil o
condesados normalmente tienen temperaturas entre la temperatura critica y cricondentérmica de la
mezcla. Los yacimientos de gas seco tienen temperaturas por debajo de la cricondentérmica.
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Figura 24 Diagrama de fases tipico para una mezcla de hidrocarburos (Paris de Ferrer, 2009).

A medida que ocurran cambios en la presion y la temperatura, la transferencia de masa ocurre
entre la fase liquida y la fase gaseosa, es decir, dentro de envolvente de 2 fases. Todos los modelos
que describen la transferencia de masa asumen un equilibrio entre ambas fases. Existen 2 enfoques
que se han usado para simular transferencia de masa en sistemas de hidrocarburos: EI modelo
Black oil (crudo negro) o modelo de composicion constante y el modelo composicional.

1.4.1.1 Modelo Black Oil
El nombre Black Oil o Crudo Negro, se refiere a aquel crudo que contiene gas disuelto. Estos
crudos son generalmente oscuros y tienen gravedades APl menores a 40°. Para crudos asociados
a gas, un parametro simple se define para tener en cuenta el gas que se disuelve o emana de la
solucion en el crudo; el parametro Rs, este puede ser medido en el laboratorio o determinado
empiricamente por correlaciones expuestas en el Apéndice B. Dado que el modelo de Black Oil
no es capaz de predecir la condensacion retrograda, no deberia ser utilizado para temperaturas
cercanas al punto critico.
Un segundo parametro B, llamado factor volumétrico, se establece para describir la expansion
0 contraccién de la fase de crudo. Estos cambios en el volumen de crudo ocurren por el gas
disuelto (principalmente) y la compresibilidad y expansion térmica del crudo. Una vez estos
parametros estan definidos, la densidad del crudo y otras propiedades fisicas de las dos fases
pueden calcularse.
Cuando existe agua presente, la relacion de gas en solucion/agua Rsw Y el factor volumétrico del
agua Bw deben ser definidos, estos dos parametros suelen ser mucho menores que los de un
sistema crudo/gas. EI Apéndice B amplia la informacion concerniente a estos temas.
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Para el modelo Black Oil, las tasas de flujo in-situ para cada fase son:
do = GoscBo (4.1)
qQw = QwscBw (4.2)

dg = (Agsc = doscRs = qwscRsw)By  (4.3)

1.4.1.2 Modelo composicional
Para crudos volatiles y fluidos condensados, el equilibrio vapor/liquido o célculo flash son
mas acertados a la hora de describir el flujo de masa que el modelo Black Oil. Dada la
composicion del fluido mezcla, los céalculos de equilibrio vapor/liquido (VLE) pueden
determinar la cantidad del fluido que existe en cada fase, asi como la composicién de cada
una. Una vez se conocen la composicion de cada fase es posible calcular las tensiones
interfaciales, densidades, entalpias y viscosidades de cada fase.

Los célculos VLE se consideran mas rigurosos que los parametros de Black Oil para describir
la transferencia de masa, asi mismo son mas dificiles de ejecutar. Si se tiene una composicion
detallada del sistema crudo/gas es posible generar los parametros del modelo Black Oil
mediante célculos VLE. Sin embargo, la facilidad del modelo Black Oil a un crudo de
composicion casi constante lo hace atractivo para sistemas de crudos no volatiles.

Una vez los célculos de transferencia de masa han sido completados es posible calcular las
tasa de flujo in-situ para el modelo composicional:

g =%y

PL

WeX
qy =—2 (4.5)
Pg

Donde Xq es la fraccion masica de gas y es obtenida de los célculos VLE como:

VM, (4.6)
Xg =777 —— .
9 VMg + LM,
142 VARIABLES
Las ecuaciones de una fase son generalmente modificadas para tener en cuenta la presencia de una
segunda fase. Esto incluye la definicion de expresiones de mezclas para velocidades y propiedades
del fluido que usan factores de ponderacion ya sea basados en fracciones de peso o volumen. La
eleccion de las variables y los factores de ponderacion dependen del patrén de flujo predicho.

1.4.2.1 Factores de ponderacion
Cuando gas y liquido fluyen simultadneamente en un pozo, la alta movilidad (baja densidad y
viscosidad) del gas hace que este tienda a viajar mas rapido que el liquido. Bajo un régimen
de flujo estable, esto resulta en una fraccién de area de flujo para la fase de gas mas reducida
y una fraccion de area de flujo para la fase liquida mas amplia. Por lo que el deslizamiento del
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gas resulta en una fraccion volumétrica in-situ de liquido (o la fase mas pesada) mas grande
de la que estaria presente si las dos fases fluyeran a la misma velocidad.

El hold up liquido puede ser definido como la fraccion de la seccion transversal de la tuberia
ocupado por la fase liquida:

b, = 4.7)
L_V ('

Donde y. es el hold up, VL es el volumen de liquido en el segmento de tuberia y V es el
volumen del segmento de tuberia.

El hold up liquido depende del régimen de flujo, las propiedades del fluido y del tamafio de la
tuberia, asi como su configuracion. Su valor puede ser determinado cuantitativamente a través
de mediciones experimentales, sin embargo, los procedimientos comunes implican la
utilizacion de correlaciones para predecirlo.

En el caso donde no existe deslizamiento entre fases, el hold up liquido equivale a la fraccién
volumétrica de liquido (4,) en la tuberia. Este pardmetro puede ser calculado analiticamente
con el conocimiento de las tasas de flujo in-situ:

qL

AL = 4.8
Lty (4.8)

Donde qv corresponde a la suma de los caudales de agua y crudo para el modelo Black Oil.

Cuando el crudo y el agua fluyen simultaneamente en una tuberia, con o sin gas, es posible
encontrar deslizamiento entre el agua y el crudo. Este deslizamiento es muy pequefio
comparado al del sistema liquido/gas. Sin embargo, el deslizamiento es importante a bajas
velocidades, especialmente en pozos horizontales en donde el flujo estratificado puede ocurrir.

Asumiendo que no existe deslizamiento, la fraccién de crudo en la fase liquida puede
calcularse mediante:

_ %
do t qw
La fraccion de agua in-situ es entonces:

fw=1-f, (4.10)

fo (4.9)

1.4.2.2 Velocidades
Como se describié anteriormente las velocidades de las fases son diferentes. Esta diferencia
es mas evidente entre sistemas gas/liquido. Bajo condiciones de flujo estable, el deslizamiento
resulta en una desproporcional cantidad de la fase mas lenta en un punto dado del pozo. Las
velocidades superficiales, las cuales asumen que toda la fase se encuentra a través del area
total de la tuberia son:
Ve, = Z—; (4.11)
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q
Vsg = ﬁ (4.12)

La velocidad total de mezcla puede entonces definirse como:

_QL+CIg

|4
m A

=Vsg + Vs, (4.13)

14

Dado que existe deslizamiento entre las fases, el liquido normalmente fluira a una velocidad
menor a la velocidad de la mezcla y el gas fluird a una velocidad mayor a la velocidad de la
mezcla. Las velocidades en cada fase en tiempo y espacio pueden calcularse conociendo el
hold up liquido en tiempo y espacio:

Vsi
V=2 (414
=g (419)

Vg
b =1 419

Luego la velocidad de deslizamiento puede definirse como la diferencia actual de las
velocidades entre fases:

V,=V,—V, (4.16)

Existen diversas velocidades asociadas a los diferentes patrones de flujo, estas se discutiran
mas adelante.

1.4.2.3 Propiedades de los fluidos
Independientemente del modelo utilizado, es posible calcular la densidad y viscosidad de cada
fase (crudo, agua, gas) y las tensiones interfaciales agua/crudo y gas/agua. Se han utilizado
diferentes métodos para definir las propiedades de la mezcla de fluidos:

e Mezcla de crudo/agua:

Independiente del modelo tomado, las propiedades del agua y el crudo son tomadas bajo la
suposicion de que no existe deslizamiento entre ellas.

pPL = pofo + pwfw (4-17)
o, =0,f, + o fy (4.18)

Ui = Hofo + bwhv  (4.19)

La Ecuacion 4.19 no es valida si la mezcla crudo/agua existe en forma de emulsion (Beggs
D., 2003). Otros estudios han predicho un crecimiento exponencial en la viscosidad de la
mezcla con el incremento en la fraccién de agua. También se ha demostrado que la
viscosidad de una emulsién depende drasticamente en cuél de las dos fases (agua o crudo)
es continua. La viscosidad aparente entonces estard gobernada primeramente por la
viscosidad de la fase continua. Otros factores como; la viscosidad de la fase dispersa y la
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distribucion de las gotas de la fase dispersa son también importantes (Brill & Mukherjee,
1999).

Aunque la Ecuacion 4.19 es utilizada para los célculos de la viscosidad aparente de la
mezcla crudo/agua, otro método acertado es el de tomar la viscosidad del aceite como la
viscosidad de la mezcla cuando esta posee de fase continua el crudo y tomar la viscosidad
del agua como la viscosidad de la mezcla cuando esta posea de fase continua al agua (Brill
& Mukherjee, 1999).

e Mezcla gas/liquido

Numerosas ecuaciones han sido propuestas para describir el comportamiento de las
mezclas gas/liquido. En general, estas ecuaciones se refieren a si mismas como slip (con
deslizamiento) o no-slip (sin deslizamiento) de acuerdo con que factor de ponderacion sea
usado para sus calculos (HL o AL respectivamente). Para el caso de la viscosidad de dos
fases:

ts = pu Hp +pg(L—Hy) (4.20)
s = () * (g ™) (421)
o = A, +pg(1—4,)  (422)

Las siguientes expresiones se han utilizado para calcular la densidad de las mezclas en flujo
multifésico:

ps = p HL +pg(1—H,) (4.23)
Pn = pLAL+pg(L—2,) (4.24)

22 1-2,)2
pr = pL <H—i) +pg% (4.25)

La Ecuacion 4.25 contiene el subindice k porque esta relacionado en el término de la
energia cinética para el caso especifico de una mezcla homogénea en la Ecuacion de
Conservacion de Momento.

Cuando se calculan los cambios de temperatura del flujo multifasico en pozos es necesario
predecir la entalpia de la mezcla. La mayoria de los calculos VLE incluyen métodos para
calcular la entalpia de cada fase, si estos se expresan por unidad de masa, la entalpia de la
mezcla puede entonces calcularse mediante:

h=h,(1-x,)+hyx, (426)

1.4.3 PATRONES DE FLUJO

La definicion de los patrones de flujo en un pozo es de gran importancia. Las correlaciones
empiricas y los modelos mecanicistas que predicen el comportamiento del flujo varian de acuerdo
con el patrén. Brill y Beggs (Beggs & Brill, 1973) acumularon numerosas investigaciones para
describir los patrones de flujo y métodos para predecir su aparicion.
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Esencialmente, todas las predicciones de los patrones de flujo estan basadas en datos de sistemas
de presidn baja con transferencia de masa despreciable entre las fases y con una unica fase liquida.
Consecuentemente, dichas predicciones pueden ser inadecuadas para pozos de presion vy
temperaturas altas o para pozos produciendo crudo y agua o crudo con tendencia a espumarse.

1.4.3.1 Clasificacion de los patrones de flujo en la tuberia

Para el flujo multifasico de liquido y gas en direccion hacia arriba, la mayoria de los
investigadores reconocen la existencia de 4 patrones de flujo representados esquematicamente
en la Figura 25; flujo burbuja (bubble flow), flujo tapon (slug flow), flujo agitado (churn flow)
y flujo anular. El flujo en baches y agitado son a veces combinados en un patrén de flujo
Ilamado flujo intermitente. Es comun también que se introduzca un patron transicional entre el
flujo en baches y el flujo anular que incorpora el flujo agitado. El patron de flujo anular es
también llamado flujo en niebla o flujo en niebla anular.
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Figura 25 Patrones de flujo multifasico (Brill & Mukherjee, 1999).

1.4.3.1.1 Flujo burbuja
Es caracterizado por una distribucion uniforme de la fase gaseosa como burbujas discretas
en una fase liquida continua. Basado en la presencia de deslizamiento entre fases o no, el
flujo burbuja se clasifica en flujo aglomerado (bubbly flow); donde menor cantidad de
burbujas y mas grandes se mueven mas rapido que la fase liquida, y en flujo disperso
(dispersed bubble flow) donde diminutas burbujas en mayor cantidad son transportadas por
la fase liquida, sin causar movimiento entre las dos fases.

1.4.3.1.2 Flujo tapén
Se caracteriza por una serie de baches, cada uno de estos compuestos por; un paguete de gas
Ilamado burbuja de Taylor, un tapon de liquido, y una pelicula de liquido alrededor de la
burbuja de Taylor fluyendo hacia abajo en relacion con la burbuja. La burbuja de Taylor es
simétrica axialmente y en forma de bala, esta ocupa la mayoria del area transversal de la
tuberia. El tapon de liquido, el cual acarrea burbujas distribuidas de gas, separa dos burbujas
de Taylor entre si.
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1.4.3.1.3 Flujo agitado
Es un flujo cadtico, en donde las burbujas de Taylor y los tapones liquidos se encuentran
distorsionados. Ninguna de las fases parece ser continua. La continuidad de la fase liquida
es alterada por altas concentraciones de gas locales. Una alteracion u oscilacién en el
movimiento de la fase liquida es comun en el flujo agitado.

1.43.1.4 Flujo anular o niebla

El flujo anular es caracterizado por la continuidad axial de la fase gaseosa en el centro y con
la fase liquida fluyendo hacia arriba, ambas como una capa delgada a lo largo de la pared de
latuberia y como gotas dispersas en el centro. A medida que la tasa de flujo gaseosa aumenta,
maés liquido se dispersa como gotas en el centro, dejando una pelicula pequefia de liquido
fluyendo en la pared. La tension de corte interfacial actuando entre el nucleo (centro) y la
pelicula, asi como la cantidad de liquido arrastrado son pardmetros importantes para el flujo
anular.

1.4.3.2 Clasificacion de los patrones de flujo en el anular
A pesar de que los patrones de flujo que ocurren en el anular son los mismos que ocurren en
tuberia, sus caracteristicas pueden ser sustancialmente diferentes. La Figura 26 y 27 muestran
los patrones de flujo en un anular concéntrico y totalmente excéntrico respectivamente.
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seccional del anular. Las burbujas
discretas son de dos diferentes formas
Ilamadas burbujas esféricas y burbujas
tapon. Las burbujas esféricas son
pequefias, alrededor de 3 o 5mm de
diametro comparadas con las burbujas
tapon, las cuales son relativamente mas
grandes, pero siempre mas pequefias
que la mitad del diametro hidraulico. EI ~
movimiento hacia arriba de las burbujas . . , . : f
esfericas pequeiias  sigue un  Flujo burbuja FlUj0 burhuja Frente ~ Atras Flujo agitado Flujo anular
movimiento en zig-zag, las burbujas disperso Pyt

tapon siguen un movimiento recto Con Una g4 26 Patrones de flujo en un anular concéntrico
velocidad de levantamiento mas rapida. En (Brill & Mukherijee, 1999)

un flujo anular totalmente excéntrico, hay

una tendencia de ambas burbujas de migrar a la zona méas amplia del area seccional en el anular.
Esto causa una fraccion de vacio local superior en relacion con la fraccion de vacio promedio
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de la seccion transversal. A altas velocidades de liquido, la mezcla parece fluir a la misma
velocidad sin deslizamiento independientemente de la configuracion del anular.

1.4.3.2.2 Flujo tapon
Este flujo es caracterizado por grandes
burbujas tapon moviéndose hacia arriba
seguidas de unos baches de liquido que
conectan toda el é&rea transversal vy
contienen pequefias burbujas esféricas
distribuidas. Las grandes burbujas que
ocupan casi toda el area transversal son
similares a las que ocurren en el flujo dentro
de tuberia y también son denominadas
burbujas de Taylor. Las burbujas de Taylor
no ocupan toda el area transversal dado que
tienen un canal preferencial por el cual la
mayor parte del liquido por delante de la
burbuja fluye hacia atrds. Este canal
preferencial existe desde el tope y base de  Flujo burhuja

la burbuja, asi como de la pared de la ) .
) P Figura 27 Patrones de flujo en un anular

tube_rla a la pared del reyestlrplento. completamente excéntrico (Brill & Mukherjee,
Debido a esto, no se observa simetriaen la 1999)

burbuja de Taylor, ya sea en el plano

horizontal o vertical. La fase liquida fluye

hacia atras en la forma de peliculas alrededor de la burbuja de Taylor y a través del canal
mojando asi las paredes de la tuberia y el revestimiento. Esto tiende a crear una region de alta
turbulencia por detrés de la burbuja de Taylor. Al contrario de un anular concéntrico, en un
anular completamente excéntrico el canal preferencial esta siempre ubicado donde las paredes
de la tuberia estan en contacto.

1.4.3.2.3 Flujo agitado
Las caracteristicas del flujo agitado en la configuracion anular son las mismas observadas en el
flujo en tuberia.

]

IO MIMR i tapin  Fljo agitado  Fiujo anular

disperso

1.4.3.2.4 Flujo anular o niebla

El gas es la fase continua, la cual fluye en el centro del area transversal del anular. El liquido
fluye hacia arriba, parcialmente como peliculas onduladas alrededor de la tuberia y el
revestimiento y parcialmente en forma de pequefias gotas arrastradas por el nlcleo gaseoso. La
pelicula externa que moja la pared del revestimiento es siempre méas gruesa que la pelicula
interna que moja la pared de la tuberia. La acumulacién de liquido cerca al contacto tuberia-
pared es una caracteristica adicional en el flujo anular completamente excéntrico. Esta
acumulacién resulta de la union de las peliculas del revestimiento y la tuberia, lo cual ocurre
probablemente como resultado de las bajas velocidades locales del gas.

1.4.3.3 Ocurrencia de los patrones de flujo
La siguiente descripcion es una secuencia tipica de patrones de flujo en un pozo de crudo:
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Empezando con una presion de fondo fluyente por encima de la presion de burbuja, solo existe la
fase liquida en el fondo. A medida que el liquido fluye hacia arriba, este experimenta una
declinacion en la presion lo que ocasiona la liberacion de gas disuelto en él. El gas liberado aparece
como pequefas burbujas en la fase liquida continua, lo cual caracteriza al flujo burbuja. A medida
que el flujo continta hacia arriba, un descenso mas grande en la presion y temperatura ocurre,
resultando en la expansion del gas y la liberacion de mas gas disuelto en la fase de crudo. Esto crea
burbujas méas grandes que empiezan a juntarse con otras. Esta coalescencia crea burbujas de Taylor
mas grandes separadas entre si por la fase liquida continua. Aqui ocurre el flujo tapon.
Continuando con el movimiento hacia arriba del fluido, hacia la region de menor presion ocurre la
liberacion de mas gas de los tapones de liquido y la expansion de las burbujas de Taylor. Esto crea
un flujo de dos fases caotico, definido anteriormente como el flujo agitado. El flujo agitado
continua hasta que existe una tasa de flujo de gas suficientemente alto para empujar el liquido a la
pared de la tuberia; esto caracteriza el flujo anular.

1.4.4 PREDICCION DEL GRADIENTE DE PRESION EN FLUJO MULTIFASICO:
Los principales métodos para predecir el comportamiento del gradiente de presion se dividen en
correlaciones empiricas y modelos mecanicistas.

1.4.4.1 Correlaciones empiricas:
Clasificadas en tres categorias principales:

Tabla 2 Principales métodos empiricos para la prediccion del gradiente de presion de flujo multifasico en
pozos.

Método Categoria
Poettmann y Carpenter
Baxendell y Thomas
Fancher y Brown
Hagedorn y Brown
Asheim
Duns and Ros
Orkiszewski
Aziz et al
Chierici et al
Beggs y Brill
Mukherjee y Brill

O0000O0OWW> > >

Categoria a: Sin deslizamiento, es decir, consideran que el gas y el liquido viajan a la misma
velocidad; ni consideraciones del patron de flujo. La densidad de la mezcla es calculada
mediante la relacion gas/liquido. La unica correlacion requerida es el factor de friccion para
las dos fases.

Categoria b: Se considera deslizamiento; las dos fases viajan a diferentes velocidades, mas
no los patrones de flujo. Es requerida una correlacion para ambos; factor de friccion y hold up
liquido. Se debe ofrecer un método para calcular que porcion de la tuberia estad ocupada por
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el liquido. Las mismas correlaciones para el calculo del hold up y factor de friccién son
utilizadas para todos los patrones de flujo.

Categoria c: Se considera el deslizamiento y también los patrones de flujo; para ello debe de
existir un método que permita detectarlo. Una vez se establece que patron de flujo existe, se
debe determinar la correcta correlacion para calcular el hold up y su respectivo factor de
friccion. De igual manera debe utilizarse un método para calcular la aceleracion del gradiente
de acuerdo con el patron de flujo.

1.4.4.1.1 Categoria A:
Los tres métodos solo varian en la correlacion para el célculo del valor de friccion. En cada
método se utilizaron datos de campo para calcular estos valores. Para flujo vertical de una
mezcla homogénea sin deslizamiento el gradiente se puede expresar como:

dp _ fpav’m

dZ ~ 2d
La Figura 28 muestra las correlaciones del
factor de friccion desarrollados por
Poettmann y Carpenter (Poettmann &
Carpenter, 1952), Baxendell y Thomas
(Baxendell & Thomas, 1960), y Fancher y '
Brown (Fancher & Brown, 1962). La
abscisa especifica las unidades del
numerador del Numero de Reynolds.

+png (4.27)

= Poettmann v
Carpenter

---------- Bavendell v
Thomasz

GLE=1200

....... 1 500=GLE-3.000

PRT D M T, W GLE=3.000

Fancher v Brown

Factor de friccion f

Para propdsitos de interpolacion, las 3
curvas de para cada GLR en el método de \
Fancher y Brown pueden ser consideradas
para representar radios gas/liquido de 1.500, '
2.250 y 3000 scf/STB. oo

0.0 4

10 100 100
pvd. lbm/fft-sec

Los métodos de la categoria a no deben Figura 28 Correlaciones del factor de friccién para la

de ser usados para predecir gradientes de categoria A (Brill & Mukherjee, 1999).
presion de flujo multifasico en pozos.

Pueden obtener resultados satisfactorios solamente en pozos con altas tasas de flujo en donde
el patron de flujo seria en burbujas dispersas. La condicién de no-deslizamiento caracteriza a
este ultimo.

1.4.4.1.2 CategoriaB:
Meétodo de Hagedorn y Brown: Un método generalizado desarrollado para una amplia gama
de condiciones en flujo de dos fases. Los datos fueron tomados de un pozo experimental de
1500 pies con aire como fase gaseosa y cuatro liquidos diferentes como fase liquida.
Hagedorn y Brown (Hagedorn & Brown, 1965) desarrollaron la siguiente expresion para el
gradiente de presion para pozos de flujo multifasico:

2
dp _ fp*,v%m gt psA(W? )

daz~ 2pd ' Ps 2az (4%
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Prediccion del Hold up liquido: Se debe predecir el hold up de liquido para calcular el
gradiente de presion debido a cambios en elevacion. Para ello utilizaron 4 grupos
adimensionales propuestos por Duns y Ros (Duns & Ros, 1963), relacionados con el pseudo-
hold up liquido:

Numero de velocidad del liquido:

P

L

N,, = 1.938v, " (4.29)

Numero de velocidad del gas:

PL

N,, = 1.938vg," (4.30)

w1

Numero de didmetro de tuberia:

2|PLY

N; = 127.872d (4.31)
oy,
Numero de viscosidad del liquido:
N, = 0157264, |—9—  (432)
PLO”L

VsL en pies/s; vsq en pies/s, pL en Ib/ft3, oL en dinas/cm, L en cp y d en pies.

AL I AL NS ELLL B B L1 N i 0.05_ T T T TEIT T T T TTTTT] | —— ]—rn-q
1.0} - L .
Correlaciones basadas en
a_BI_ didmetros de tuberiade 1 2 - B ]
2 pulzadas v viscosidadss de
06 0862110¢p _ 0.0t =
& S E =
=~ = - ]
T 04 - - -
02 - L .
0 Ll | e Lo ilnd Lo abiig 0. I L1 |IIIII L lJ_l_l]JJ_ L1l
[V 1078 105 10-4 10-3 10-2 03001 0.01 0.10 .0
N
A05TE _“g
(MmN Ij A
Figura 29 Correlacion de HL/ w en el método Figura 30 Correlacion NLC en el método de

1965).

La Figura 29 muestra la correlacion del hold up liquido dividido por un factor secundario de
correccion w. Nic esté relacionado con N como lo muestra la Figura 30.
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Figura 31 Correlacion w en el método de Hagedorn y
Brown (Hagedorn & Brown, 1965).

El factor de correccion puede determinarse mediante la correlacion en la Figura 31.

Una vez el hold up de liquido ha sido hallado se puede calcular la densidad de deslizamiento
mediante la Ecuacion 4.23.

Prediccion del factor de friccién: Hagedorn y Brown asumieron que el factor de friccion
puede calcularse de igual manera que el factor de friccion en una sola fase. Luego f es obtenido
mediante el diagrama de Moody (Figura 20) para un valor de rugosidad relativa establecido y
el Numero de Reynolds para dos fases definido como:

_ PnVnd
Us

Donde ps esté definido por la Ecuacion 4.21.

NRe

(4.33)

Término de aceleracion: El gradiente de presion debido a la aceleracion esta dado por:

(d_p) _psA)

dz 2dZ (4.34)

Donde:
Av?, =v?%,, —v?,, (4.35)

1 y 2 designan el final aguas abajo y aguas arriba de un célculo de incremento,
respectivamente.

Si Ex se define como:

£ = dz (dp) B psA(v? )
KT dp\dZ) e T 2dp

Entonces el gradiente de presion total puede calcularse mediante:

(4.36)
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dp dp
dp (@), + (ﬁ)f
dz 1-E,
Método de Asheim: También llamado MONA (Asheim, 1986), es independiente del patron
de flujo, pero permite la seleccién de 3 parametros empiricos para el flujo burbuja o tapon.

Una vez seleccionados estos parametros deben ser utilizados para todos los célculos de flujo
multifasico. El gradiente de presion se determina mediante:

(4.37)

d_p _ fpnvzm
dL 2d

Determinacion del Hold up liquido: La velocidad del liquido y del gas pueden calcularse
mediante:

+ psgsind (4.38)

2 0.5
[(vsg + a,vg;, — az) + 4a1a2175L] Vsg + a1Vs, — Qy

H
L 2a, 2a,

(4.39)

Se deben definir 2 casos para completar la expresiéon de Hold up:

1. Cuando el término de deslizamiento constante, az, (flotabilidad) es cero el hold up se
convierte en:

a, Vg,

_ Gt 440
Vsg T A1Vsy,

HL|a2=0 =

2. Cuando la velocidad superficial del liquido tiende a 0O, la situacién de flujo debe
corresponder al gas burbujeandose a través del liquido en reposo. En este caso:

vsg
HleSLzo = 1 - a_z (4‘4‘1)

Determinacion del factor de friccion: La correlacién utilizada en la Ecuacion 4.38 es:
p
f=asfu— (442)
Pk

Donde pk estd definido por la Ecuacion 4.25. El factor de friccion f, es determinado del
diagrama de Moody (Figura 20) a partir del namero de Reynolds sin deslizamiento definido
como:

v, d
NRen=p "M"‘ (4.43)

n

Valor de los parametros: Definidos en la siguiente tabla:
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Tabla 3 Valores de los pardmetros del método Asheim.

Flujo Tapon  Homogéneo

ar | 1.2 1
a | 0.35,/gd 0
as 1 1

1.44.1.3 CategoriaC:
Los métodos considerados en esta categoria difieren en la forma en la que predicen el patron
de flujo y como, para cada patron, se predicen; el hold up liquido y los términos de
aceleracion/friccion en el gradiente de presion. Para un flujo vertical de una mezcla
homogénea con deslizamiento el gradiente se expresa como:

dp (dp dp)
az (dz)f TGt (dZ S

Método de Duns y Ros: Es el resultado de estudios de laboratorio extensivos en donde se
midieron los gradientes de presion y los hold up liquidos. La mayoria de los 4000 test
realizados se llevaron a cabo a presion cercana a la atmosférica, con aire como la fase gaseosa
e hidrocarburos como la fase liquida.

Prediccion del patrén de flujo: La Figura 32 muestra mapa de patrones de flujo desarrollado
por Duns y Ros (Duns & Ros, 1963). Ellos identificaron cuatro regiones separadas para
propdsitos de calculos. La Figura muestra los patrones de flujo existentes en cada region.

Flujo espuma =

T ) f'-.-:}‘."-,-'

Flujo nisbla
F q& 2 5 1R

Fluio en baches [
1wo-1 2 5 1 2 5

Figura 32 Mapa de patrones de flujo segin Duns y Ros (Duns & Ros,
1963).

Las fronteras de transicion de los patrones de flujo estan definidas en funcion de los grupos
dimensionales Ngvy Nvv. Para estas fronteras Duns y Ros propusieron:
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Frontera Flujo Burbuja/Tapon:

N,

gvB)s = L1 + LaNyy, (4.45)

Donde L1 y L2son funcion de Ng como lo muestra la Figura 33.

l,

4

10 108 1
Ma

Figura 33 Parametros de la frontera Burbuja/Tapdn segun Duns y Ros. (Duns & Ros, 1963)
Frontera Flujo Tapdn/Transicion:
Ngy s/rr = 50 + 36N, (4.46)
Frontera Flujo de Transicion/Niebla:
Ngprrm =75 + 84N> (4.47)

Prediccion del Hold up liquido: Duns y Ros desarrollaron una correlacion empirica para el
numero de velocidad de deslizamiento adimensional (S) en lugar del hold up liquido. S se

define como:
S = 1.938v54/p—L (4.48)
oy,

El siguiente procedimiento se debe llevar a cabo para calcular el componente de elevacion en
el gradiente de presion:

e Calcule S usando la correlacién apropiada. La correlacion de S es diferente de acuerdo con
el patrén de flujo y son dados a continuacion:

e Solucione la Ecuacidn 4.48 para la velocidad de deslizamiento.

e Calcule el hold up liquido de la ecuacion 4.49

H = Vs — Uy + \/(Vm - vs)z + 4vsvg, (4.49)
L 20, '
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e Calcule la densidad de deslizamiento de la Ecuacion 4.23
e Calcule el componente de elevacion en el gradiente de presion de la Ecuacion 4.44.

Flujo burbuja: Este flujo existe si Ngv < Ngv g/s. EI nimero adimensional de velocidad de
deslizamiento es:

2

N
S=F +FN,, +F (1 +~";\’, ) (4.50)
Lv

Donde F1 y F2 estan dados en la Figura 34, en donde son funcion del namero de velocidad del
liquido. F’3 puede ser obtenido mediante:

F,3 ES F3 - (4‘.51)

'F.l. qu Fj

R VT T 7 2 5 1.0 2 3
W3 £ 3456 T 1

Figura 34 Factores de velocidad de deslizamiento para Flujo Burbuja segin Duns y Ros (Duns & Ros,
1963).

El gradiente de presién debido a la friccion en el flujo burbuja esta dado por:

dp\ _ fPLVsLVm
(dz>f 2 (4.52)

De datos experimentales, Duns y Ros desarrollaron una ecuacion para f:

_ Lk
f—f1f3 (4.53)

El factor de friccion es gobernado principalmente por fy, el cual es obtenido del Diagrama de
Moody (Figura 20) como una funcién del nimero de Reynolds de la fase liquida:
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pLVsLd
NREL = Py (454‘)

L

El factor f2 es una correccion por el radio gas/liquido in-situ y esta dado por la Figura 35. fzes
una segunda correccion segin Duns y Ros por la viscosidad del liquido y la relacién

gas/liquido in-situ definido por:
_ fl vsg
fs=1+ 2 500, (4.55)

Duns y Ros consideraron que el componente de aceleraciéon del gradiente de presion en el
flujo burbuja era nulo.

Flujo tapon: Existe si Ngv s < Ngv < Ngv s/7r. Para el flujo tapon el nimero de velocidad de
deslizamiento adimensional es:

0.982 ;1
gv 6

S=(1+F)2X% 2>
( 5)1+F7NL,,

(4.56)

Donde Fs, Fs y F7 estan dados por la Figura
36y:

LI LRALLL T rTrTem LR LR LI RLRLL Frarrnm

F'c = 0.029N, + F, (4.57)

El componente de friccion en el gradiente
de presion es calculado de la misma

- Y

e o o , " @ manera que en el flujo burbuja. También,
vy el componente de aceleracion es
TV despreciado.

Figura 35 Parametro de friccion 2 para flujo burbuja
segun Duns y Ros (Duns & Ros, 1963).

Flujo Niebla: Este existe si Ngv > Ngy 1vm. Duns y Ros asumieron que, a grandes tasas de flujo
de gas, el liquido es transportado mayormente en gotas. El resultado es una condicion de no
deslizamiento entre las fases. Luego S=0, vs=0 y H_=A.. La densidad de la mezcla utilizado
en el componente de elevacion se calcula de la Ecuacién 4.24

La friccion en el flujo niebla se origina por el esfuerzo de corte entre el gas y la pared de la
tuberia. Entonces, el componente de friccion del gradiente de presion es calculado como:

(dp) _fpavss (g

dz); ~  2d
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Dado que no existe deslizamiento el 0,80 v ——
factor de friccion es determinado del ~ °*f I
Diagrama de Moody (Figura 20) en 120
funcién del nimero de Reynolds de la

fase gaseosa.

11.4

Fs o Fy

0.10F .

§I§[ 1.0

PgVsg o-0s| 108

NReg (4.59) 0.051 40.6
g 0.04} 0.4

Duns y Ros notaron que la rugosidad -
de la pared para el flujo niebla es el 1 .

espesor de la pelicula de' liquido que Figura 36 Pardmetros de velocidad de deslizamiento
cubre la pared de la tube_rla. Las ondas para flujo tapon segtn Duns y Ros (Duns & Ros,
en la pelicula causan un incremento en 1963).

el esfuerzo cortante entre el gas y la

pelicula, lo cual puede ocasionar gran parte del gradiente de presion. Estas ondas resultan
del arrastre del gas, deformando la pelicula en oposicion a la tension superficial. Este proceso
es afectado por la viscosidad del liquido y a su vez es gobernado por una forma del Namero
de Weber:

i PR 2

5 107 5 070 2 s 7 2 4 10

-3 2

2
_ PgVUsg€

NWe
gy,

(4.60)

Esta influencia fue contabilizada haciendo al Nwe una funcién de un nimero adimensional
el cual contiene la viscosidad del liquido:

'uz
N, =——— (4.61)
PLOLE
La Figura 37 muestra su relacion funcional.
102

s r||| |||| T L L T T 1T T T 10
M .

Figura 37 Correlacion de Duns y Ros para el espesor de la pelicula en flujo niebla (Duns & Ros, 1963).

El valor de la rugosidad puede ser pequefio, pero la rugosidad relativa nunca se vuelve mas
pequefia que el valor propio de la tuberia. En la transicion al flujo tapon, la pelicula ondulada
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se vuelve mas notoria, con las crestas de las ondas opuestas tocandose y formando puentes
de liquido. Entonces ¢/d se acerca a 0.5. Entre estos limites €/d puede ser calculado de
ecuaciones desarrolladas de la Figura 37:

NN, < 0.005; & = 2074908y 62)
We u = . ) d - pgvszgd ( .
¢ 0.37130; 0.302
NweN,, > 0.005; - = oZd (NweN,) (4.63)

Donde d es en pies, Vsg en pie/s, pg s en Ib/ft3 y o en dina/cm.
Valores de f para el flujo niebla pueden ser calculados para €/d>0.05 con esta extrapolacion
del diagrama de Moody:

&

d

1
=4 0.067
e prevoersrabald

A medida que el tamafio de las ondas de la pelicula en la pared de la tuberia incrementa, el
area disponible para el gas decrece, dado que el didmetro abierto para flujo gaseoso es d-¢.
Duns y Ros sugirieron que el componente de friccion en el gradiente de presion puede
refinarse reemplazando d por d-e y Vsg con vsgd?/(d-¢)? a lo largo de todos los anteriores
calculos.

| 173 (4.64)

En el flujo niebla, el término de aceleracion no puede ser despreciado y este es aproximado
a:

d (/) d
(p) — m sgpn_p (4.65)
acc

dz dz

Zona de transicion: Esta existe si Ngvs/tr < Ngv< Ngv tm. Si esta region es predicha, Duns y
Ros sugieren una interpolacion entre los dos patrones de flujo fronterizos para obtener el
gradiente. Esto requiere los calculos de los gradientes de presion para flujo tapén y flujo
niebla, luego el gradiente de presion es calculado mediante:

i), = () ()

— | =A|l— +(1-A4)|— 4.66
(dZ t daz slug ( ) dz mist ( )
Donde:

Ngv Tr/M — Ngv

A= (4.67)

Ngv Tr/M — Ngv s/Tr

Una mayor precision es encontrada, si en la zona de transicion, la densidad del gas utilizada
para calcular el gradiente de presion del flujo niebla es modificada como:
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* N
=Pa T Tv 468
gvTr/M
Donde pg es la densidad del gas calculada a las condiciones de presion y temperatura. Esta
modificacion tiene en cuenta el liquido arrastrado en el gas.

Método de Orkiszewski: Orkiszewski (Orkiszewski, 1967) selecciond las correlaciones que
considerd mas acertadas para el flujo burbuja y niebla, y propuso un modelo nuevo para el
flujo tapdn utilizando los datos de Hagedorn y Brown.

Prediccion del patron de flujo: Orkiszewski uso las transiciones de patrones de flujo de Duns
y Ros para las fronteras entre flujo tapon y flujo niebla, asi como su zona de transicion. Las
ecuaciones de 4.46 y 4.47 definen esto. Para la frontera entre el flujo de burbuja y el flujo
tapon utilizé el criterio de Griffith y Wallis (Griffith & Wallis, 1961).

Transicion Burbuja/Tapén:
v,

d
Donde vm=pie/s, vsg=pies/s, d=ft y Lg debe ser estrictamente >0.13.

Agpss = Lp = 1.071 — 0.2218 (4.69)

Flujo burbuja: Este existe si Ag=1-AL < Agsss. El hold up liquido para el flujo burbuja es
determinado como:

1 U, U\ 2 Vsg
H=1-=-|1+—-— <1+—> —4— 4.70
L 2 Vs J Vs 2 ( )

Orkiszewski asumio una aproximacion de Vs=0.8 ft/s. Luego el gradiente de presion por
friccion en el flujo burbuja es:

d oo (%)2
(@) =—2a— @7

El factor de friccion f se obtiene del diagrama de Moody (Figura 20) en funcion del Numero
de Reynolds para la fase liquida:

)1

No. =
ke U

(4.72)

El gradiente de presion por aceleracion es despreciado para el flujo burbuja.

Flujo Tapon: Este existe si Ag> Agris Y Ngv< Ngv s/rr. La densidad con deslizamiento se
calcula mediante:
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_ pL(ws, +vp) + pgisy
Um + Vp

+p T (473)

Ps
Griffith y Wallis correlacionaron la velocidad de ascension de la burbuja de Taylor como:

Vp = Clczﬂgd (4‘74‘)

Donde C1 y C> se relacionan en las Figuras 38 y 39 en funcion de Nreb Y NRreL respectivamente
y que se encuentran definidos como:

pLVpd
Ngep = (4.75)
L
v, d
Nger = PL7m (4.76)
L
0.4 |— T T T |
03 =
Ci02 — -
0.1 —-l
| | I |
%, 10 20 30 40 50
Nres

Figura 38 Factor C1 para el método de Griffith y Wallis (Griffith & Wallis, 1961).

1,000 2,000 3,000 4,000 5,000 6,000
NRm.

Figura 39 Factor C2 de Griffith y Wallis (Griffith & Wallis, 1961).
Si C2 no puede ser leido de la Figura 39, las siguientes ecuaciones deberian utilizarse:

e Cuando Ngeb <3000:
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v, = (0.546 + 8.74 * 10Ny, )/gd (4.77)
e Cuando 3000<NRgeb <8000:

13.59y;
pVd

Vps = (0.251 4 8.74 * 107%Ng,,)/gd (4.79)
e Cuando Ngrep=>8000:

v, =0.5%| vy + \/vbsz + (4.78)

v, = (0.35 + 8.74 * 107Ny, )/gd (4.80)
Dado que Vb Y Nreb estan interrelacionados se debe establecer un procedimiento iterativo:
1. Estime el valor de vy mediante:
v, = 0.5%./gd (4.81)

2. Calcule Nreb con el valor estimado.

Calcule vy con las Ecuaciones 4.77-4.80.

4. Compare el valor de vy en el paso 1y paso 3. Si la convergencia no se alcanza tome
el valor del paso 3 como el estimado y vuelva al paso 2.

w

El coeficiente de distribucién liquida T' fue calculado con datos de Hagedorn y Brown.
Orkiszewski desarrolld ecuaciones de acuerdo con la fase liquida continua cuando existen
aguay crudo, aunque no establecié el método o criterios para determinarlo. La Tabla 4 define
esto.

Tabla 4 Ecuaciones para el coeficiente de distribucion liquida segun Orkiszewski.

Fase liquida continua Valor de vim (pies/s) Ecuacion

Agua | <10 4.82
Agua | >10 4.83
Crudo | <10 4.84
Crudo | >10 4.85

[ 0.013 = log(u;)

7138 —0.681 + 0.232 * log(v,,) — 0.428 * log(d) (4.82)

re 0.045 * log(u;)

70799 —0.709 — 0.162 * log(v,,) — 0.888 = log(d) (4.83)

[ 0.0127 * log(u;, + 1)

JLAT5 —0.284 + 0.167 * log(v,,) + 0.113 * log(d) (4.84)

[ 0.0274 * log(u;, + 1)

71371 + 0.161 + 0.569 = log(d) + X (4.85)
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0.01 % lo +1
X = —log(v,,) * ( dlji?j Lt D 0397 40,63 + log(d)) (4.86)

Donde pLes en centipoise, d en pies y vim en pies/s. El valor de T esta restringido por:

e Sivm<l0
['>—0.065+ v, (4.87)
L] Sl Vm>1o
v
r>—2 (1 - &) (4.88)
Um + Vp PL

El componente de friccion del gradiente de presion se calcula:

(dp) _ foLvm (USL + Vp
f

) -1 ()]

Donde f se calcula del Diagrama de Moody (Figura 20) con el Numero de Reynolds definido
en la Ecuacion 4.76. EI componente de aceleracion en el gradiente de presion del flujo tapén
es despreciado.

Orkiszewski recomendé los métodos de Duns y Ros para el Flujo Niebla y la Transicion
Niebla-Tapon.

Meétodo de Aziz et al: Este método se fundamento en las bases de modelos mecanicistas.

Prediccion del patrén de flujo: La Figura 40 muestra el mapa de los patrones de flujo
definido por Aziz et al (Aziz, Govier, & Fogarasi, 1972).

28,8

10

1.0
Anuplar/MNisbla
Burbuja

01k

0.01

i
0.1 100

Figura 40 Mapa de patrones de flujo segin Aziz et al. (Aziz, Govier, & Fogarasi, 1972).

Las siguientes ecuaciones definen las coordenadas:
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1/4
Me=ve (o) [(2)(2y)] @

Ny =V [(g) (6'[;.4)]1/4 (4.91)

Las fronteras mostradas en la Figura 40 estan definidas como:

N, = 0.51(100N,)"""*  (4.92)

N, =8.6+3.8+N, (4.93)

)—0.152

N; = 70(100N,, (4.94)

Donde sus variables estan en unidades inglesas.

Flujo burbuja: Este existe si Nx<Nz. El hold up liquido se calcula mediante:

v
H =1-—2 (4.95)
vbf

Donde vir es la velocidad de ascenso de las burbujas en el liquido fluyente y puede ser
predicha mediante:
Vpr = 120 + vps  (4.96)

En la ecuacion anterior vps representa la velocidad de levantamiento continua de una multitud
de burbujas pequefias en una columna estéatica de liquido y se puede predecir como:

o.9(pL — py)

1/4
™ l (4.97)

Vps = 1.41[

Luego el componente de friccion en el gradiente de presidn se determina:

(4.98)

(d_p> _ fpsvm
dz); ~  2d

Donde f se determina del Diagrama de Moody (Figura 20) a partir del Numero de Reynolds
liquido definido en la Ecuacion 4.76. EI componente por aceleracion en el gradiente de
presion es menospreciado para el flujo burbuja.

Flujo tapon: Este existe si N1<Nx<N2 para Ny<4 o N1<Nx<26.5 para Ny>4. El hold up
liquido tambien se calcula de la Ecuacion 4.95 y 4.96, sin embargo, vis para el flujo tapon
corresponde al de la burbuja de Taylor, esto es:

gd(pL — py)

vbS:C P
L

(4.99)
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3.37-Ng

C = 0.345[1 — ¢(-0029Ny)] [1 T )] (4.100)

_gd*(p, — pg)

e

\/d3gpL(pL — pg)

N, = (4.102)
My

Y m se determina a partir de la siguiente tabla:

N (4.101)

Tabla 5 Valor de m en el método de Aziz et al.

Ny M
>250 10
250> Ny >18 | 69* Ny 0%
<I8 25

Luego el componente de friccidn en el gradiente de presién para el flujo tapon se determina:

(4.103)

(d_P) _ prHLUan
dz/s 2d

Donde f se determina del diagrama de Moody (Figura 20) a partir del Numero de Reynolds
liquido definido en la Ecuacion 4.76. EI componente por aceleracion en el gradiente de
presion es menospreciado para el flujo tapén.

Flujo Niebla: Este de desarrolla cuando Nx>N3s para Ny<4 o0 Nx>26.5 para Ny>4. Aziz et al
recomendaron el método de Duns y Ros para este patron de flujo.

Zona de transicion: Esto ocurre cuando N2<Nx<N3 para Ny<4. Si este patrén de flujo se
predice debe calcularse a partir de los métodos para los patrones de flujo tapdn y niebla, de
manera similar al Método de Duns y Ros: descrito por la Ecuacion 4.66. En su lugar A se
define como:

N3 — Ny
N3 = N,

A= (4.104)

Método de Chierici et al: Los modelos para calcular los gradientes de presién para el flujo
burbuja, niebla y de transicion en este método son idénticos al Método de Orkiszewski
(Brill & Mukherjee, 1999). La Unica diferencia radica en el patrén de flujo tapon, esto es:

Flujo tapon: El hold up liquido se calcula a partir de:

Vsg
H =1- 4,105
L= 1-—— (4105

m VUp
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v, = 0.2v,, + 0.35/gd (4.106)

El célculo del componente de friccion es idéntico al método de Aziz et al. De igual manera
el componente por aceleracion en el gradiente de presion se considerd nulo para el flujo
tapon.

Meétodo de Beggs y Brill: El primero de todos los métodos mencionados anteriormente en
considerar todos los grados de inclinacion. El estudio tomé como fluidos; aire y agua. Beggs
y Brill (Beggs & Brill, 1973) propusieron la siguiente ecuacion para el gradiente de presion
en una tuberia inclinada:
2
dp i pZ";m + psgsind
az ~ 1—E,

(4.107)

Prediccién del patron de flujo: La Figura 41 muestra los patrones de flujo horizontales
considerados por Beggs y Brill. La Figura 42 representa el mapa que predice dichos patrones.

Segregado

Intermitente Distribuido

Ondulante

LA LA IS TS TSI SIS LS AL IS LI TS

100 Lo -

I-Régimen de flujo segregado.

10 II-Regimen de flujo intermitente.
IM-Régimen de flujo diztribuido.
IV-Regimen de flujo de transziciom

MNimero de Froude

sl . .

0.0001 0.001 0.01 0.1 1
AL

Figura 42 Mapa de patrones de flujo segin Beggs y Brill (Brill & Mukherjee, 1999).
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Las fronteras de este mapa estan correlacionadas con el hold up sin deslizamiento ALy el
Ndmero de Froude dado por:

1%
Npp = ——  (4.108)

Las ecuaciones para las fronteras representadas en la figura anterior estan definidas como:
L, = 3161,°°°%(4.109)
L, = 0.0009251, " >*°%(4.110)
Ly = 0.12,7"*%(4.111)
L, = 0.51,7%7*%(4.112)

Las siguientes inecuaciones se utilizan para determinar qué régimen existe en el caso de que
la tuberia fuese horizontal:
Tabla 6 Prediccion del régimen de flujo segiin Beggs y Birill.

Régimen Condicion
Segregado M<0.01y Nr<Ly
Segregado A>0.01 y Ne<Lo

Transicién A>0.01y Lo<Nr<L3
Intermitente | 0.01<AL <0.4 y La<Nr<Li

Intermitente A>0.4 y Ls<Nr<L4
Distribuido M<0.4y Nr>Lg
Distribuido M>0.4 y Nr>La4

Prediccion del Hold up liquido: Primero de debe calcular el hold up si la tuberia fuese

horizontal, esto es:
b

al;
HL(O) = F (4113)

Fr

Restringido a H,)>A,. Los coeficientes a, b y ¢ se determinan de la Tabla 7 de acuerdo con

el régimen de flujo.
Tabla 7 Coeficientes a, by ¢ segiin Beggs y Birill.

Régimen a b C

Segregado \ 0.98 0.4846 0.0868
Intermitente | 0.845 0.5351 0.0173
Distribuido | 1.065 0.5824 0.0609

Para corregir el hold up de acuerdo con el angulo de inclinacion se utiliza las siguientes
ecuaciones:
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W =1+ C[sin(1.8 * 8) — 0.333sin3(1.8 * 6)] (4.115)
C=(1-4)In(eA,” NING ") (4.116)

Con la restriccion C>0, donde e, f, g, y h se dictaminan en la Tabla 8, 6 es el angulo de
tuberia en grados.

Tabla 8 Factores ¢, f, g y h segun Beggs y Brill.

Régimen de flujo e F g h
Segregado hacia arriba 10.011 -3.768 3539 -1.614
Intermitente hacia arriba | 2.96 0.3050 -0.4473 0.0978
Distribuido hacia arriba | No hay correccién C=0, ¥=1

Todos los patrones hacia abajo | 4.7 -0.3692 0.1244 -0.5056

Si el régimen de flujo predicho esta en la zona de transicion, el hold up liquido debe
interpolarse entre los valores de hold up del régimen intermitente y segregado, esto es:

Hy@yrr = AHygyseg + (1 — ADHygyme  (4117)

L3 - NFr

A=
L3_L2

(4.118)

Prediccién del factor de friccion: Este se calcula como:

f
F=h(r) @19
n
fn se calcula del Diagrama de Moody (Figura 20) a partir del Numero de Reynolds definido
asi:
d
Npp =2 ”:m (4.120)

n

El factor fi fue correlacionado como:

n

f_ o
=¢S5 (4121
oo 1z
= Iny 4.122
$=70.0523 + 3.182 Iny — 0.8725(In y)2 + 0.01853(In y)* (4122)
A
y = =~ (4.123)
Hyg)

Cuando 1<y<1.2, la siguiente correlacion deberia utilizarse en lugar de la Ecuacion 4.122:
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s=In(22+xy—12) (4.124)

Método de Mukherjee y Brill: Creado para sobrellevar las limitaciones del Método de
Beggs y Brill. Mukherjee y Brill (Brill & Mukherjee, 1999) tomaron como fluidos el aire y
queroseno Yy utilizaron sensores de capacitancia para tomar cerca de 1500 mediciones de hold

up.

Prediccion del patron de flujo: Las siguientes ecuaciones definen las fronteras entre
patrones:

e Burbuja/tapon:
NL‘UB/S = 10x (4125)
x =log Ny, + 0.94 4+ 0.074 sin @ — 0.855sin? 6 + 3.695N, (4.126)

e Tapon/Niebla:

NgvS/M — 101.401—2.694NL+0.521NL1,0‘329 (4.127)

La Figura 43 dictamina un diagrama de flujo para determinar el patron de flujo.

Si—=| Flujo niebla

No
* Yes Flujo
. ’ burbuja
Si (Hacia arriba)
Angulo>0
No

Flujo tapdn
No (Horizontal o hacia abajo)

Fin.

Figura 43 Diagrama de flujo para determinar el patrén de flujo segiin Mukherjee y Brill.

Prediccion del Hold up liquido: Los datos fueron correlacionados en la siguiente ecuacion:

Cc
Ngy~5

NLvCG>] (4.128)

(C1+C, sin B+C3 sin? 6+C4NL2)<
H, =e

Los valores de los coeficientes se muestran en la siguiente tabla:
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Tabla 9 Valores de los coeficientes segin Mukherjee y Brill.

Coeficiente Hacia arriba

Ci -0.380113
(07) 0.129875
Cs -0.119788
Ca 2.343227
Cs 0.475686
Ce 0.288657

Determinacion del gradiente de presion:
Flujo burbujay tapon:

Este se determina a partir de:

2
dp _fPEZm + psg siné 4129
dL 1—Ey (4129
Flujo anular:
Este se calcula mediante:
2
dp _%+psgsin0 24130
dL 1—E, (4130)
Para ambos casos;
V., U
E, = PstmPsg (4.131)

Prediccion del factor de friccion: Mukherjee y Brill desarrollaron una expresién empirica
para el célculo del factor de friccion. La relacion de hold up se calcula a partir:

H _ A 4.132

Luego la tasa del factor de friccidn se interpola a partir de la siguiente tabla:
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Tabla 10 Valores de la relacion del factor de fricciéon segin Mukherjee y Brill.

fr Hr
1 0.01
0.98 0.2
1.2 0.3
1.25 0.4
1.3 0.5
1.25 0.7
1 1
1 10

Una vez se conoce el valor de fr el factor de friccion puede determinarse de la siguiente
ecuacion, donde f, es el factor de friccion tomado del Diagrama de Moody (Figura 20) para
el valor de Numero de Reynolds definido por la Ecuacion 4.120.

f=lh*fr (4133)

1.4.4.2 Modelos mecanicistas

Usualmente estos modelos predicen el gradiente de presion en tuberias Unicamente para un patron
de flujo en especial. A continuacion, se detallard el método de Hasan y Kabir (Hasan & Kabir,
1988), dicho método predice el comportamiento para todos los patrones de flujo, teniendo en
cuenta que sus ecuaciones fueron desarrolladas en unidades internacionales (SI).

Método de Hasan y Kabir:
Prediccién del patrén de flujo, hold up liquido y gradiente de presion:

Flujo burbuja: Para que este se desarrolle se debe cumplir cualquiera de las siguientes
condiciones:

e vy < (0.429vg, + 0.357v;) cos 6 (4.134)

o v, 112> 4684048 [g(pz_:pg)]os (%)0'6 (Z—’L‘)O'OS (4.135)

Donde vs o la velocidad de ascenso del gas se calcula mediante:

4/ga(pL — pg)
v = Tg (4.136)

Si el flujo burbuja es detectado el hold up liquido se evalua:

Hy=1-——9___ (4137)
L (Covm + vs) .

d
Co=12+ 0.371d—t (4.138)
Cc

Y el gradiente de presion por friccion se valora como, donde f se estima del Diagrama de
Moody (Figura 20) partir del Numero de Reynolds definido en la Ecuacion 4.76:
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- S (4139)

(dp) _ fpsvm’
f
Flujo tapdn: Este patron se predice si se cumplen alguna de las siguientes condiciones:

o V55 > (0.429vg, + 0.357v5) cos 6 (4.140)
o vg,2p, < [17.1l0gpLvs,* — 23.2] si vg ®p, < 50 m (4.141)
o g2p, < [0.00673(pLvs,?)] si vg 2p, = 50 m (4.142)

El hold up liquido es entonces evaluado mediante:

H =1-—2% (4.143)
k (C1Vm + VsTg) .

Donde:

d
C, =12+ 0.7d—t (4.144)

[

d d(p, —
v = (035 + 0280 ) [ 2412 =20)

dc
Y el gradiente de presion por friccion se valora mediante, donde f se estima del Diagrama de
Moody (Figura 20) partir del Numero de Reynolds definido en la Ecuacién 4.76:

0.5
l [(1+sin6)2Vcos 8] (4.145)

(dp) — fpsvmzHL
f

aL 2d (4.146)

Flujo agitado: Este patron se predice si se cumplen las siguientes condiciones:

s /ga(pL —pg)
Vs < 3.1 Tg (4.147)

o g 2p, > [17.11l0g pLvs,? — 23.2] si vys®p, < 50 m (4.148)
[ ] USszL > [0'00673(vaSL2)1-7] Sl ngng 2 50 m (4149)

Si este patron de flujo es predicho, el hold up liquido debe calcularse mediante:

H=1- Usg (4.150)
(C2vm + Vsrg)
Donde:
C, =115+ 0.7% (4.151)
C

El componente de friccidn del gradiente de presion se valora mediante:
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(dp) _ Sl ooy

daL/; —  2d
Donde f se calcula del Diagrama de Moody (Figura 20) partir del Numero de Reynolds
definido en la Ecuacion 4.76.

Flujo anular: Este patrén se desarrolla cuando:

s /go(pL —pg)
Vs > 3.1 Tg (4.153)

La fraccion de liquido se calcula para la seccion central o core (Hic) en lugar de toda el area
seccional de la tuberia:

Hye =1— (1 + X°8)70378(4.154)

0.9 0.1
X = /2—9 [%] <#) (4.155)
L g g

Donde Wy es la fraccion en peso del gas in-situ. El gradiente por friccion es entonces calculado
a partir de:

dp _fcpc( Vsg )2
(dL)f_ 2d \1 - H, (4.156)

-0.2
1%
f. = 0.046 <pi 59) (14 75H,;) (4.157)
g
VsgPg + Vs1pLFE
- 4.158

Donde, Fe puede estimarse segun la Tabla 11, a partir de la velocidad critica del gas a su vez

calculada como:
v
v, = 10.000 Dsallg |Pg (4.159)
oy PL

Tabla 11 Calculo del arrastre liquido.

Ecuacion Criterio
FE=O.0055Vc2'86 ‘ VC<4
Fe=0.857l0g(vc) -0.2 | V>4
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2. MANEJO DEL PROGRAMA

El simulador fue desarrollado en el lenguaje de programacion Visual Basic, especificamente
como un proyecto en la herramienta de desarrollo Visual Studio Community 2017. Este se
puede ejecutar en cualquier equipo de computo con sistema operativo Windows 10. El
programa se dividio en 4 secciones principales interrelacionadas, las cuales son:

2.1 SECCION: FLUIDOS

Esta seccién comprende de manera general la caracterizacién de los fluidos producidos del
yacimiento: crudo, gas y agua. Se encuentra subdividida en los apartados general, PVT lab y
graficas.

2.1.1 GENERAL

En este apartado se insertan las propiedades conocidas de los fluidos, los componentes
inorganicos del gas y se seleccionan las correlaciones o métodos para calcular las
propiedades de los fluidos a lo largo de los demas célculos:

General  PVT Lab  Gréficas X
Tipo de fluida: Black il
Gravedad AP del crudo:
Yadmiento Gravedad especifica del gas: 0.7
Gravedad especifica del agua: |1.05
Inargénicos del gas:
Comelacian de propiedades:
Psc: |Sut'ton v| Pb: |Standing \/| [] Cormeccion por inorganicos w:
Tsc |Sut'ton v| Rs: |Glaso v| Co |\c"ézc|uezyI Begas v| Rsw:
z |BriIIyEeggs v| Bo: |VézquezyBeggs V| ogo: |Bakery5werd\oﬁ v| Bw: |McCain Jr V‘
Cag: |Maﬂar‘ Brar y Aziz v| Bt: |Ecuacio’n v| Cw:
pag: |\.ee.(36nza|eza.I Ea v| pod: |Bea\ v| po |Beal v| ogw: |Jennlngsy Newmar v‘ — [

Figura 44 Apartado general en la seccion fluidos del programa desarrollado.

Ciertas correlaciones son aplicables de acuerdo con las condiciones de interés (sobre todo
de la presion de burbuja), en este caso las correlaciones disponibles para Co, Cw Y Mo S€ran
mostradas una vez dichos pardmetros han sido calculados en la pestafia PVT Lab.

2.1.2 PVT LAB
En este apartado se realiza el calculo de las propiedades de los fluidos a una condicién
Unica de interés, esto es a una presion y temperatura determinada, de acuerdo con las
correlaciones y propiedades digitadas o seleccionadas en el apartado General. Es de notar
que el calculo de la presion de burbuja (Py) requiere de un valor de produccion; el GOR, el
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cual es digitado en la seccion Yacimiento. Aunque este apartado permite una
caracterizacion independiente de los fluidos, si se desea realizar el Analisis Nodal de un
pozo con esta caracterizacion, las condiciones de interés deberan ser las condiciones de
yacimiento (Tyac Y Pyac). Dado que el célculo de las curvas IPR y TPR tomardn como
propiedades base los resultados de este apartado.

General PVTLlab  Grificas ><
Propiedades de entrada:
Fesn s
Yacimiento
Temperatura (2F):
Calcular
Propiedades de salida:
Psc (psia): |763,056 Pb (psia) Salinidad{ppm):
Tsc @) Rs (sch/etb): Rsw (scf/stb):
5o 1) o bt
Ba fit"3/scf) Bt (obi/sth: pw (b/ft"3): [65.735
oA o A3 b
Cq fsi”1): [0.000315 Co fpsi”-1x o (op):
ug (ep): Ho fep) ogw (dina/cm):

ogo (dina‘cm):

Figura 45 Apartado PVT Lab en la seccidn fluidos del programa desarrollado.

Una vez la presion de burbuja, un parametro sumamente critico en el modelamiento de un
fluido, ha sido calculada se podran seleccionar las correlaciones para Co, Cw Y Ho€n el
apartado General para asi realizar el calculo de estas propiedades.

2.1.3 GRAFICAS

Usualmente para seleccionar la correlacion méas adecuada para modelar un fluido es
necesario realizar una comparacion entre estas, asi el usuario definira cual se ajusta mas al
fluido real. Este apartado permite la representacion visual de todas las propiedades para
cada fluido bajo 2 condiciones: presion constante en un rango de temperaturas o
temperatura constante en un rango de presiones. Las graficas pueden apilarse entre si para
crear una representacion comparativa de las correlaciones seleccionadas en el apartado
General para cada propiedad.
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Gereral PVTLab Gréficas

Fase Gas ~ 9

= z Brilly Beggs0
3 ” z Papay1
Yacimiento Apilar — z Brilly Beggs3

"\%‘ - 2 Hall y Yarborough
(® Rango de presiones 0.84 ] / B
Presion maxima {psia): 5000
Presion minima (psia): | 1000
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Figura 46 Apartado graficas en la seccién fluidos del programa desarrollado.

2.2 SECCION: YACIMIENTO
En esta seccidén se digitan y calculan pardmetros de produccion y de caracterizacion
relacionados al yacimiento. Se subdivide en 2 apartados principales:

2.2.1 DATOS GENERALES

En este apartado se calcula la IPR del yacimiento en cuestidn, para hacerlo es necesario
elegir los modelos aplicables, descritos en el capitulo 1.2 de este documento, de acuerdo
con que parametros se va a construir la grafica: sea con datos de produccion o de
yacimiento. Si la construccidon de la IPR se realiza con estos Gltimos es necesario crear 0
introducir la curva de permeabilidades relativas asociada a ese yacimiento a través del
apartado Permeabilidades relativas. De igual manera las curvas IPR pueden ser apiladas
entre si para tener una mayor perspectiva de cual modelo es mas acertado.
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Datos generales  Permeabilidades relativas ><
T Construccisn de |p3. ) Madelo IPR: |Linea recta v‘ ICE|L‘U|EWQI'EﬂCEI'
@ Datos de yacimiento (O Datos de produccion Pasos: ICI Apilar
Yacimiento i
Datos d nto:

0s de yacimierto: 2500 — \viggins

Presion (psia): Vogel

— Fetkovich
Profundidad media fi): o
Reporte
Permeabilidad {md): 2500 l“]
Epesort: (0| ™
ST .
Dati: £ 1500 e
|
Corte de agua ffraccién): \
1000 L .t N\
Datos de produccian: ‘.i ‘1“
Presion estabilizada fpsia): .! k) [
500 >
Ceudal estabilzado (sb/dia): [250 | i,_ \\ |
R [,
GOR fect/et): 0
] 2000 4000 6000 5000 10000 12000 14000
WOR (stb/sth): D 1000 3000 5000 7000 9000 11000 13000
Caudal (STB/d)

Figura 47 Apartado datos generales de la seccién yacimiento del programa desarrollado.

2.2.2 PERMEABILIDADES RELATIVAS:
Las curvas de permeabilidades relativas pueden ser ingresadas o creadas. Si se deciden
ingresar, los valores de estas deben ser organizados e importados desde un archivo Excel
formato .xls bajo el siguiente formato de tabla de tamafio variable con encabezados a partir
de la celda (A,1) en la hoja de nombre “Hojal”:

Tabla 12 Modelo de tabla para ingresar las curvas de permeabilidades relativas en el programa
desarrollado.

SW KI’O KI’W KI’O/KFW
Valor Valor Valor Valor
Valor | Valor Valor Valor



Yacmiento

Datos generales  Permeabilidades refativas

Método

() Modelo  (® Ingresar

Ingresar: C:\Users\Dafer\Desktop'\Libro 1 xds Importar

Cancelar
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0. 1d
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0 = }
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Figura 48 Apartado permeabilidades relativas con el método ingresar en la seccion yacimiento del

Por el contrario, si las curvas se deciden calcular se deberan insertar valores como el Sqr,

> :
0.286666666666667 | 0,706921560738557 | 0.003
0.305 0622431111850942 | 0.007
0,323333333333333 | 0,545412184465073 0.014
0,341666666666667 | 0 475453608345457 (0,022
62 Abrir x (0031
0.043
4 i » Estee.. » Discolocal (CG) » v & Buscar en Disce local (C:) p=l 0.056
QOrganizar Nueva carpeta ==~ [ e 0.071
- 0,088
[ Escriterio »  Noembre Fecha de modifica.. Tipe ™| ——
o 0,107
=] Imagenes 9429c3379c4c8f97eelbbadlel Carpet. [g128
b Misica Adjustment Program Carpet [g150.
_J Objetos 3D Archivos de programa Carpet 0174

B videos Archivos de programa (x86) Carpet 02
% Disco local () CIMTEMP Carpet w 0.227

< e ¥
Nombre: || ~| | Archivos de Microsct Office Ex +

programa desarrollado.

Swi, Kro (swi), Krw (sor) Y 10S exponentes de cada curva.

Yadmiento

Figura 49 Apartado permeabilidades relativas con el método modelo en la seccién yacimiento del
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programa desarrollado.
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2.3 SECCION: POZO
En esta seccion se agrega la configuracion del pozo como la geometria del hueco, estado

mecanico y configuracién de flujo. Ademas, se seleccionan los modelos para crear los
gradientes de temperatura y presion. Este se divide en 5 apartados:

2.3.1 GENERALIDADES

En este apartado se plantea la configuracion de flujo (Tuberia, anular o ambos) y se
seleccionan los modelos descritos en el capitulo 1.4 de este documento y parametros
bésicos operativos para la construccion de la curva TPR. Los demas apartados deben de ser

completados antes de hacer este calculo.

Generalidades Desviacién Tuberia Revestimiento Modelo de temperatura

Tipo de pozo —— Hasan & Kabir

Mukherjee & Brill

3500

Huidos

‘Yadimiento

Pozo

Reporte

@) Productor

Flujo a través de:

@ Tuberia (O Anular (O Tuberiay Anular

Condiciones de operacidn:

Caudal maximo (BBL/d): | 10000

2000

—— Beggs & Bl

= Hagedorn & Brown
Aziz et al

—— Chierici etal
Duns & Ros

— Asheim

Pl (psi|

Caudal minimo (BBL/d). |[1000

Presidn en cabeza (Psia): 800

Rugosidad absoluta (n): |0.0012

Apilar

Calcular y graficar

2500

2000 T
0 2000 4000 5000 8000 10000
1000 3000 5000 7000 9000

Caudal (STE/d)

11000

Figura 50 Apartado generalidades en la seccién pozo del programa desarrollado.

2.3.2 DESVIACION

En este apartado se completa el Survey del pozo, existen 3 modalidades para llenar la tabla
como una combinacion de dos de tres datos: TVD (true vertical depth) o profundidad
vertical real, MD (measure depth) o profundidad medida y el Angulo de inclinacion desde
la verticalidad. Cual fuese el método escogido, el dato remanente es calculado por defecto.
La cantidad de datos a ingresar estd a disposicion del usuario, siendo una regla que la
profundidad de yacimiento en el apartado Yacimiento nunca puede ser superada en la
tablilla de MD. Una vez los datos han sido ingresados, se puede crear la grafica de
desplazamiento del pozo.
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des {Desviacion! Tuberia Revesti Modelo de temperatura

Datos en: Desplazamiento herizontal (pies) —— Perfil del pozo
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Figura 51 Apartado desviacion en la seccién pozo del programa desarrollado.

2.3.3 TUBERIA
En este apartado se ingresan las dimensiones de la tuberia de produccién (Punto inicial y
final de profundidad y didmetro externo e interno). El valor de longitud es calculado
automaticamente. Siendo regla que la profundidad de yacimiento no puede ser superada en
la columna de Punto final de profundidad. El boton informacion contiene la tabla
presentada en el Anexo C de este documento referente a las dimensiones de la tuberia API.
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Generslidades  Desviacion | | Revestimienta Modelo de temperatura W
Fuidos Nombre Puto el e B ongitud del segmenta Dimetro extemo () Dimetro intemo in)
1 0 1000 1000 5 45
Vacmiento 2 1000 3000 2000 45 4
I 3000 6000 3000 4 a5
Pozo
Reporte

X

Tamario Didmetra Reso nominal o rod Espesor Danete
ftem ?ro\)mma\ %:t)emo N upset Eé(;.eq ﬁfml: Grado ﬁlre\)pared m}emo

LAt} L
bt} Lb/R)
» 0.750 1050 1140 1200 Ha0 0.113 0.824
2 0.750 1050 1140 1200 155 0113 0824
3 0.750 1050 1,140 1200 75 0113 0.824
4 0.750 1,050 1,140 1,200 NEO 0,113 0824
5 1,000 1315 1700 1800 1720 Ha0 0,133 1049
6 1,000 1315 1700 1,300 1720 55 0133 1,049
7 1,000 1315 1700 1800 1720 7 0,133 1049
B 1.000 1315 1700 1800 1720 NED 0,133 1049 |

9 1250 1660 2,100 Ha0 0.125 1410
0 1250 1660 2,300 2400 2330 Ha0 0.140 1380
1 1250 1680 2100 55 0.125 1410
12 1250 1660 2300 2400 2330 55 0.140 1380
13 1250 1660 2300 2400 2330 75 0.140 1380
in 1250 1660 2300 2400 2330 NE0 0.140 1380

15 1500 1500 2400 Ha0 0,125 1650 v

Figura 52 Apartado tuberia en la seccion pozo del programa desarrollado.

2.34 REVESTIMIENTO
En este apartado se ingresan las dimensiones del revestimiento de produccién (Punto inicial
y final de profundidad y diametro externo e interno). El valor de longitud es calculado
automaticamente. Siendo regla que la profundidad de yacimiento no puede ser superada en
la columna de Punto final de profundidad. El boton informacion contiene la tabla
presentada en el Anexo C de este documento referente a las dimensiones del revestimiento
API.



99

Desviacion Tuberia | Revestimiento i Modelo de temperatura
Fluidos Nombre E%Dngrdc:jl ;n} Eﬁig:ﬂ‘f% ho)ngitud del segmento Didmetro extemo (in) Didmetro intema {in)
cl 0 1000 1000 0 9.5
Yacmiento c2 1000 3000 2000 95 ]
3 3000 6000 3000 9 8.5
I 0
Pozo
Reporte
X
D, e Dl omw s
coupling {in)
» 4500 9500 0.205 4,090 3965 5,000
2 4500 11600 0.250 4.000 3875 5,000
3 4500 13500 0.250 3,920 3,795 5,000
4 4500 15,100 0337 3826 3,701 5,000
5 5,000 11500 0220 4560 4435 5,563
6 5,000 13,000 0.253 4434 4369 5563
7 5,000 15,000 0.2%6 4.408 4283 5,563
8 5,000 18,000 0.362 4276 4151 5,563
9 5,500 14,000 0244 5012 4,887 6.050
10 5.500 15500 0.275 4.950 4825 6.050
11 5,500 17,000 0304 4,832 4767 6.050
12 5,500 20,000 0.361 4778 4653 6.050
13 5,500 23,000 0415 4670 4545 6.050
1% 6.625 20,000 0.288 6.043 5924 7.350
15 6.625 24,000 0.352 5921 5796 7.330
16 6525 28,000 0417 5,791 5,666 7,350 v

Figura 53 Apartado revestimiento en la seccion pozo del programa desarrollado.

2.35 MODELO DE TEMPERATURA
En este apartado se configura el perfil de temperatura a lo largo del pozo. ElI modelo de
temperatura puede calcularse una vez se hayan introducido las demas caracteristicas del
pozo. Se programaron 3 modelos de temperatura:

e Modelo lineal: La temperatura de yacimiento decae linealmente hasta la temperatura
de superficie.

e Modelo de Ramey: Descrito en la Ecuacion 3.52, el término en los corchetes se conoce
como el coeficiente promedio de transferencia de calor, este se calcula con una
herramienta en el botdn informacion de acuerdo con propiedades térmicas del fluido
producido.

e Correlacion de Shui-Beggs: Definido en la Ecuacién 3.63.

Una vez el modelo es escogido, se puede graficar el perfil de temperatura del pozo.
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Calor espec ffico del fluido (BTUABF). |0.65
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Diametros promedio
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Figura 54 Apartado modelo de temperatura en la seccion pozo del programa desarrollado.

2.4 SECCION: REPORTE

100

= Ramey Shiu-Beggs

Una vez las curvas TPR e IPR han sido creadas, en esta seccion se reporta el Analisis Nodal
final del pozo. Se presenta una gréfica con el cruce entre ambas curvas y un estimado de los
parametros concluyentes del analisis; presion del nodo, caudal del nodo y el AOF o caudal
méaximo, a la derecha de dicha gréfica. El boton refrescar permite la actualizacion de este
reporte cuando cualquier condicion que afecte las caracteristicas del flujo haya sido

modificada.
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Figura 55 Seccion reporte del programa desarrollado.
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3. EJEMPLO DE APLICACION
Para verificar la eficacia el programa desarrollado, se decidio realizar el Analisis Nodal del pozo
hipotético llamado USCO-1 caracterizado en la siguiente tabla:

Tabla 13 Caracteristicas del pozo USCO-1.

Pozo: USCO-1

Gravedad API del crudo 30°API
Gravedad especifica del gas 0.75
Gravedad especifica del agua producida 1.005

Contenido de H2S del gas

0.05 fraccion

Contenido de CO2 del gas

0.15 fraccion

Contenido de N2 del gas

0.05 fraccion

Presion del yacimiento 5000 psi
Temperatura del yacimiento 180°F
Permeabilidad del yacimiento 150 md
Radio de drenaje 3000 pies
Radio del hueco 0.5 pies (6 pulgadas)
Espesor del yacimiento 50 pies
Dafo 1

Corte de agua 0.45 fraccién
Profundidad del yacimiento 6000 pies
Presion en cabeza 1000 psi
Flujo a través de Tuberia
Desviacion 30°

GOR producido 450 scf/STB

El estado mecénico del pozo se describe en las dos tablas a continuacion.

Tabla 14 Revestimiento del pozo USCO-1.

Revestimiento

Profundidad final

Diametro interno

Diametro externo

(pies) (pulgadas) (pulgadas)
Superficie 3000 8,921 9,625
Liner de 6000 6,538 7
produccion
Tabla 15 Tuberia del pozo USCO-1.
Tuberia Profundidad final Diametro interno Diametro externo
(pies) (pulgadas) (pulgadas)
Produccidén 6000 4
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Para este ejemplo se realizara el analisis de sensibilidad en 4 parametros criticos de modelamiento
de manera individual: la gravedad API del crudo, el diametro interno de la tuberia, la presion en
cabeza y el corte de agua, asi:

Tabla 16 Parametros a alterar para analisis de sensibilidad.

Parametro Corridas
1 Base 2

API° 20 30 40

Diametro interno de la tuberia (pulgadas) 2,875 3,548 3,958

Diametro externo de la tuberia (pulgadas) 3,5 4 4,5

Pwh (psi) 800 1000 1500

Sw (fraccion) 035 045 0.55
3.2 GRAVEDAD API

La siguiente gréfica muestra el comportamiento del indice de afluencia del yacimiento (IPR)
cuando se varia la gravedad API del crudo en cuestion, cuando el modelo utilizado es el de
Vogel.

5800

4500

Pk [z |

200 =

L] Ll

L L
L] |*

o 2000 4000 5000 BO0Q 10000 12000 14000 16200
1000 3000 5000 7000 2000 11000 13000 15000

Caudal (STEA)

Figura 56 Efecto de la gravedad API en la curva IPR.
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Las lineas azul, amarilla y roja representan las simulaciones a 20, 30 y 40 °API
respectivamente. La grafica muestra un aumento lineal del indice de afluencia en cuanto se
aumenta la gravedad API del crudo. Esto se debe principalmente a que el °’API es una medida
directa de la calidad del crudo lo cual se traduce en menores viscosidades asociadas a dicha
fase, menores relaciones gas/crudo y menores factores volumétricos. Este aumento paulatino
de la gravedad API trae consigo un desplazamiento a la derecha de la curva IPR disminuyendo
la presion del nodo y aumentando el caudal de liquido.

De igual manera, el comportamiento de la curva TPR es similar al de la curva IPR cuando se
dan aumentos constantes de la gravedad API. La siguiente figura refleja este hecho bajo el
modelo seleccionado de Beggs v Brill.
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£00(
P4
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4500 - /
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4000 7'/
//
A
/,.-“’
1500 = L
A /
000 —
] 1000 2000 3000 4000 5000 000 000 8000 000

Canpdsl (STRH)

Figura 57 Efecto de la gravedad API en la curva TPR.

En la Figura 57 la curva azul, amarilla y roja representan la simulacion a gravedades API de
20, 30 y 40 respectivamente. En general se observa que un incremento en la gravedad API
conlleva un desplazamiento a la derecha de la curva, esto es, el sistema requiere menos energia
para elevar la columna de fluido. Lo cual implica un incremento en el caudal del nodo y un
decremento en la presion del nodo. El reporte del Analisis Nodal en los 3 casos confirma las
afirmaciones anteriores.
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Presidn del nodo (psia): Presidn del nodo (psia): Presidn del nodo (psia):
| 3959574 | |3399,835 | 3917.031 |
Caudal del nodo (BEL/dia)] | Caudal del nodo (BBL/dia)]| Caudal del nodo (EEL/dia);
|3434,186 | |3525,33 | |3693.241 |
AOF (bbl/dia): AOF (bbl/dia): AOF (bbl/dia):
11539.047 | 13761.332 | 16217.368 |
I Refrescar I | Refrescar | | Refrescar |

Figura 58 Reporte del andlisis sensibilidad de la gravedad API.

La Figura 58 muestra el reporte del Anélisis Nodal del pozo USCO-1 a gravedades API de
20, 30 y 40 respectivamente. La tendencia resulta ser clara: la presion del nodo tiende a
disminuir, el caudal del nodo a aumentar y el flujo maximo a aumentar.

3.3 DIAMETRO INTERNO Y EXTERNO DE LA TUBERIA
Dado que el cambio en el dimensionamiento de la tuberia solo afecta la seccidn aguas arriba
del nodo (Pw), la curva que vera reflejado los cambios en esta sera la TPR. Tomando como
base el modelo Beggs y Brill, la Figura 59 demuestra dicho comportamiento.

5500 —— Beags & Brill
Beggs & Erill

— Beggs & Erill

5000
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4500

Pt [psi
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e
/

3500

4

—

3000

4000 5000 7000 3000 5000

Caudal (STB/d)

0 1000 2000 3000 6000

Figura 59 Efecto del tamafio de la tuberia en la curva TPR.

La anterior figura representa graficamente las curvas TPR asociadas a:
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Tabla 17 Representacion esquematica en la Figura 59.

Curva Azul Amarilla Roja
Dti (pulgadas) 2,875 3,548 3,958
Dte (pulgadas) 3,5 4 4,5

De lo anterior se analiza que tuberias de produccion pequefias incurren en un mayor gasto
energético para elevar el fluido desde yacimiento, esto ocurre principalmente por mayores
pérdidas de friccion (Beggs D. , 2003). Los reportes del Analisis Nodal a valor mayores de
didmetros interno de tuberia son reportados en la Tabla 18 y su respectiva grafica en la Figura
60.

Tabla 18 Determinacién del didmetro critico en el pozo USCO-1.

Diametro Caudal Presién
interno de del nodo del nodo
la tuberia (BBL/dia) (psi)

(pulgadas)

3 2790 4122
3,5 3251 3983
4 3525 3899
4,5 3797 3816
5 4017 3748
55 4202 3690
6 4358 3641
6,5 4441 3615
7 4448 3613

Diametro critico del pozo USCO-1
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Caudal del nodo (BBL/dia

2 3 4 5 6 7 8
Diametro interno de la tuberia (pulgadas)

Figura 60 Diametro critico del pozo USCO-1.
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Tratado en el capitulo 1 de este documento, el didmetro critico para este sistema de produccion
resulta estar alrededor de las 6 pulgadas de didmetro interno de la tuberia.

3.4 PRESION EN CABEZA
De manera similar al dimensionamiento de la tuberia, un cambio en la presion en cabeza (Pwn)
solo afectara a la curva TPR dado que este punto en concreto se encuentra aguas abajo del
nodo de interés. Tomando como base el modelo de Beggs y Brill, la siguiente figura demuestra
el comportamiento mencionado.

5500

5000 /

/
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Figura 61 Efecto de la presién de cabeza en la curva TPR.

En la Figura 61 las curvas azul, amarilla y roja representan las simulaciones de las presiones
en cabeza de 800, 1000 y 1500 psi respectivamente. La Unica apreciacion es unarelacion lineal
de la presion en cabeza y la presion del nodo. A medida que la presién en cabeza es mayor, la
curva TPR se desplaza hacia arriba e izquierda, esto es; el sistema de tuberias incurre en un
mayor gasto energético para mantenerla. De lo anterior se infiere que a medida que la presién
de cabeza aumenta esto trae consigo un decremento en el caudal del nodo y un incremento en
la presion del nodo. Los reportes del Analisis Nodal bajo las anteriores condiciones sostienen
dicha aseveracion.



Presién del nodo (psia):

Presién del nodo (psia):

Presién del nodo (psia):

|3915,176 | 3973137 | |4094.873 |
Caudal del nodo (BEBEL/dia)] | Caudal del nodo (BBL/dia)] | Caudal del nodo (BEL/dia);

|3475.221 | |3285.23 | |2882.702 |

AOF (bbl/dia): AOF (bbl/dia): AOQF (bbl/dia):

13761352 | 113761,332 | 13761,392 |

Refrescar

Figura 62 Reporte del andlisis sensibilidad de la presion en cabeza.

3.5 FRACCION DE AGUA
Este factor trae una incidencia sobre la curva IPR, el corte de agua ve su efecto primordial en
la alteracion de la permeabilidad relativa del crudo y del agua. Su incidencia la determinan las
curvas de permeabilidades relativas. Tomando como ejemplo el modelo de Vogel la Figura 63
describe dicho comportamiento.
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Figura 63 Efecto de la fraccion de agua en la curva IPR.

La Figura 63 esquematiza 3 curvas IPR; azul, amarilla y roja, que representan la simulacion a
un corte de agua de 0.35, 0.45 y 0.55 respectivamente. Dado que las curvas de permeabilidades
relativas se comportan de manera exponencial, es de esperarse que este comportamiento
también lo exhiban las curvas IPR. Un incremento minimo en la fraccion de agua trae un
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incremento drastico en el caudal liquido, esto aunado al hecho de que el agua es la fase mas
movil a comparacién del crudo, lo cual desplaza la curva TPR a la derecha. Entonces, el
incremento de la fraccion de agua trae consigo un aumento en el caudal del nodo, un aumento
en la presion del nodo y el aumento drastico del caudal maximo, tal como lo corroboran los
reportes del Analisis Nodal de las condiciones anteriormente mencionadas:

Presion del nodo (psia):

Presion del nodo (psia):

Presién del nodo (psia):

|3471,052 | 3719,751 | |4191,192 |
Caudal del nodo (BEL/dia)] | Caudal del nodo (BEL/dia)] | Caudal del nodo (EBL/dia);
|2758.403 | |3012,845 | |3531,965 |
AQF (bbl/dia): AOQF (bbl/dia): AQF (bbl/dia):
10092,312 | 18980,519 |

|7750,901 |

Figura 64 Reporte del analisis sensibilidad de la fraccion de agua.
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4, VALIDACION

Con el fin de comprobar la veracidad de los datos arrojados por el programa disefiado, se
realiz6 una comparacion contra un programa de uso comercial: WellFlo 6.1.0.3494 (2015)
de Weatherford. Los datos utilizados para ambas simulaciones se encuentran tabulados en
las Tablas 13, 14 y 15. A continuacion se detallan los resultados de las simulaciones por
ambos programas.

4.1 CARACTERISTICAS DE LOS FLUIDOS:
Los datos y correlaciones ingresadas para el calculo de las propiedades de los fluidos en
WellFlo se muestran en la Figura 65.

Fluid Parameters

PVWT Calculation Method
@ Black Qil ©) Compositional Fluid Type: BlackQil
Fluid Data Inonganics
30,0002 Pb. Rs.Bo H2S 0.0500 Erasiont
0.8762 Uo Beal > | coz2 01500 Fraction »
Gas Specific Gravity 0.7500 sparav - Ug N2 00500 Fraction =
8700.8503 . :
1.0050 SufaceTersion  [Bsse ] [ Use Emulsion Viscosity

Figura 65 Correlaciones y datos para el calculo de las propiedades de los fluidos en WellFlo.
Fuente:WellFlo.

Estos mismos datos y correlaciones fueron utilizados para el programa disefiado, lo
demuestra la Figura 66.

Tipo de fluida: Black Qi
Gravedad AP| del crudo:

Gravedad especifica del gas:  |0.75

[)
=]

Gravedad especifica del agua: |1,005

Inorganicos del gas:

Coz: (015

Comelacién de propiedades:

Psc: |Sut'h:|n vl Pb: |Standing v| [] Comeccion porinorganicos v
Tsc: |Suﬂ0n vl Rs: |Standing v| Co: |\u"ézquezyBeggs v| Raw:

z |B|'i" y Beags Vl Bo: |Standing V| ago: |Eaker1|I Swerdloff v| Bw: |McCain Jr v|
Ca: ||'\"Ia1'tar, Brar y Aziz vl Bit: |Glaso V| Cwv;
ug: |Lee.(3c'unzalezy.I Ea vl pod: |Beal v| po: |Beal v| ogw: |Jenningsy.I MNewmar v|

Figura 66 Correlaciones y datos para el calculo de las propiedades de los fluidos en el programa
disefiado.
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Asi mismo los resultados arrojados para las propiedades de los fluidos, a condiciones de
yacimiento, por WellFlo y el programa disefiado se muestran en las Figuras 67 y 68

respectivamente:
Properties In
Pressure RO00.00 psia ~ Produced GOR  450.0000 SCF/STE -
Temperature 180.0 degF -
Properties Out
Ph: 223778 psia ~ Rs: 450 0000 SCFISTE ~ Bw: 1.0230 bbIISTE ~
Baor 12328 bbl/STE ~ Bg: 0.0037 ft*3ISCF - Uw: 03239 cp -
Uo: 1.3863 cp - Ug: 0.0292 cp - Rho w: 61.3277 Ibff"3 -
Rho o 48 0435 Ibift"3 = Rho g: 15.3641 Ibff"3 - Sigma w: 45392 dynelcm
Sigma o dynefcm -

Figura 67 Propiedades de los fluidos a condiciones de yacimiento segiin WellFlo.

Propiedades de entrada:

Presidn (psia): 000
Tempesura (P
Calcular

Propiedades de salida:
Psc (psia): Pb (psia) Saiiidad(ppm):
Tsc (3F): Rs (scf/stb): Rew {scf/sth):
B (bt B b/t
Ba ft"3/scf) Bt (bbl/stb): pw (bAt"3):
pg (b/ft"3): oo (bAt"3): Cw fpsi”™1):
Ca s Co s )
ba o) o o) -

ogo (dina‘cm):

Figura 68 Propiedades de los fluidos a condiciones de yacimiento segln el programa disefiado.

La siguiente tabla ofrece la comparacion para cada uno de los valores y la desviacion
porcentual respecto a los valores arrojados por WellFlo:




Tabla 19 Comparacion de propiedades calculadas de los fluidos.

Propiedad Valor  Valor segun % de
segun el programa  Error
WellFlo desarrollado

Pb 2237,78 2238 0,010
Bo 1,2328 1,233 0,016
Mo 1,3863 1,311 5,432
Po 48,0485 46,499 3,225
Rs 450 450 0,001
By 0,0037 0,003324 10,162
Mg 0,0292 0,031864 9,123
Pg 15,3641 17,223 12,099
Bw 1,023 0,986 3,617
Hw 0,3239 0,3616 11,639
pw 61,3277 63,628 3,751
Gwg 45,392 45,243 0,328
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El maximo error porcentual corresponde a un 12,1% en el valor de la densidad del gas (p,)
y el minimo error corresponde a un 0,001% en el calculo de la relacion gas disuelto (Rs)

4.2 CURVAS IPRY TPR

Los modelos escogidos para la construccion de las curvas de influjo y flujo saliente fueron
el modelo de VVogel y el modelo de Beggs y Brill respectivamente.

La Figura 69 muestra los valores de construccion basicos en los nodos para la simulacion

en WellFlo.



Calculation Nodes

. Node Name
Operating Node @depth Pressure Temperature
psia - deg F -
Top Node Qutlet Node = {1000.00
BottomMode USCO Res. . ;5000.00 180.0
@6000
Solution Node New Tubing_0 _
@6000

Flow Rate STB/d -

= tof AOF | AOF #1727 STB/d

From to Steps Fill
1 1000.0 8 5300.0 15
2 1700.0 9 6600.0 16
3 2400.0 10 :7300.0 17
4 3100.0 11 :8000.0 18
5 3800.0 12 k)
6 4500.0 13 20
7 5200.0 14

Figura 69 Parametros basicos de construccion de las curvas IPR y TPR en WellFlo.
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Las curvas calculadas y el punto de operacion predicho por WellFlo estan representados en

la Figura 70.

Inflow/Outflow Curves USCO-1

6000

5500
5000
4500
=
=
g
g 4000
g
2
a
=
5300
o
2
£
= 3000
3
H
=z
E
5 2500
Z
=
@ 2000
g
g
£
1500
1000
500
0
0 1000 2000 3000 4000 5000 5000
Total Production Rate (STB/d)
—Inflow: Basecase Outflow: Basecase
A e 5
B &k [R4 -8 0L pER | #
Operating Pressure Liquid Rate Qil Rate Water Rate Gas Rate  Water Cut Produced GOR Status
(psia) (STB/d) (STB/d) (STB/d) (MMSCE/d) (Fraction) (SCE/SB)
34478 3738 17456 14282 072 043 430 Stable

Layer Name Pressure Liquid Rate Water Rate _Gas Rate_ Water Cut 0l Rate Produced GOR
(psia)  (STB/d)  (STB/d) (MMSCF/d) (Fraction) (STB/d) (SCF/STB)
USCORes. 34478 31738 14282 0.79 045 174559 450

7000

8000

Figura 70 Curvas IPR, TPR y punto de operacion para el pozo USCO-1 segin WellFlo.
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Por otro lado, las curvas de influjo y flujo saliente predichas y los pardmetros en el punto
de operacion reportados con el simulador construido son mostrados en la siguiente figura:

X
5500 — IFR
‘ TPR
5250
5000
4750
4500
4250
4000 ]
3750 Presién del nodo (psia):
3500 . Caudal del nodo (BBL/dia)
3250 :
— 3000 — AQF (bblidia):
£ as00 -

2250
2000
1750
1500
1250
1000
750
500
250
0

a 1000 2000 3000 4000 5000 8000 7000 5000 5000 10000
500 1500 2500 3500 4500 5500 8500 7500 8500 9500

Caudal (STE/)

Figura 71 Curvas IPR, TPR y punto de operacién para el pozo USCO-1 segln el programa desarrollado.
La siguiente tabla muestra una comparacion de los resultados por ambos programas:

Tabla 20 Comparacion de los parametros de operacion.

Valor Valor seguin
Pardmetro segun el programa
WellFlo desarrollado

% de
error

Presion 4,478 3770783 9.62%
del nodo
Caudal 51208 5961071 6.67%
del nodo
Flujo 1737 9082447 13.5%
maximo

Lo anterior muestra que el maximo error asociado fue al AOF o flujo méaximo (13,5%),
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Los valores del caudal y presion del nodo mantuvieron un error no mayor al 10%.

Es de aclarar que, la precision de los valores de la presion y caudal del nodo reportados por
el programa pueden ser ain mas afinados con el aumento del nimero de pasos en las curvas
de IPR y TPR, aunque esto traiga consigo un aumento drastico en el tiempo de célculo de
estas.

En general el simulador desarrollado incurre en errores promedio de 6,34% en el
modelamiento de los fluidos de produccion y un 9% en los modelos de curvas de flujo
aguas arriba y aguas abajo del nodo, valores aceptables para su utilizacién en el
modelamiento de flujo en pozos verticales de petréleo Black oil.
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CONCLUSIONES

Se determind que el programa desarrollado presenta una sensibilidad detallada en el
cambio de cualquiera de los parametros caracteristicos del flujo (gravedad API1°, diametros
de tuberia, saturaciones de las fases, entre otras).

Se compararon los resultados arrojados por el simulador de propiedades PVT desarrollado
contra el simulador comercial, encontrando que los valores de las propiedades calculadas
poseen errores asociados relativamente nulos.

Se encontro que los errores asociados al reporte del Analisis Nodal (caudal, presion y flujo
maximo) poseen errores bajos en comparacion con el programa de uso comercial.
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RECOMENDACIONES

Las correlaciones usadas para caracterizar el fluido pueden ser ajustadas con datos reales,
por ello deberia agregarse un método de afinamiento con el fin de asimilar el
comportamiento real del fluido.

Se podrian agregar mas correlaciones y/o modelos para caracterizar propiedades de los
fluidos producidos, generar curvas IPR y TPR, para modelar las curvas de permeabilidades
relativas

Las caracteristicas del yacimiento podrian ser desglosadas (Inclusion de; el régimen de
flujo, area de drenaje y forma del yacimiento) para una mayor certeza en la relacion de
afluencia del mismo.

Se deberian incluir métodos para singularizar el comportamiento de flujo a traves del
anular.

Se podrian incluir métodos de ajuste de los perfiles de presidn y temperatura con registros
de produccion pertenecientes al pozo de interés.

Se puede realizar la optimizacion de la interfaz grafica del programa, asi como de los
tiempos de célculo requeridos en su ejecucion.
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ANEXQOS

A. FACTORES DE CONVERSION, CONVERSIONES Y CONSTANTES
1. Factores de conversion (Brill & Mukherjee, 1999)

121

Velocidad
pie/seg pie/min Milla/hr m/min km/hr
pie/seg 1 60 0.6818182 18.288 1.09728
pie/min 0.016666 1 0.01136364 0.3048 0.01828
7 8
Milla/hr 1.466667 88 1 26.8224 1.60934
4
m/min 0.054680 3.280840 0.03728227 1 0.06
6
km/hr 0.911344 54.68066 0.6213712 16.66667 1
4
Energia, Calor, Trabajo, Energia interna, Entalpia
pie-1b Kg- BTU Kilocal Hp-hr Kilowat joule
metro (Im) oria t-hr )
(1)
pie-lb 1 0.1382 1.2850 3.2383 5.050 3.7661 1.355
550 68 x 16 x 505 x 61 X 818
103 10+ 107 107
Kg- 7.2330 1 9.2949 2.3422 3.653 2.7240 9.806
metro 14 11x 78 X 037 x 70 x 650
103 103 10° 10°
BTU 778.16 107.58 1 0.2519 3.930 2.9307 1055.
aTm 92 58 958 148 x 11 x 056
10* 10*

Kilocal 3088.0 426.93 3.9683 1 1.559 1.163 x 10 4186
oria 25 48 21 609 x 3 .8
(1) 10-3

Hp-hr 198000 273744 2544.4 641.18 1 0.7456 26845
0 8 34 65 999 20.

Kilowat 265522 367097 3412.1 859.84 1.341 1 36000
t-hr 4 8 42 52 022 00.

joule 0.7375 0.1019 9.4781 2.3884 3.725 2.7777 1
) 621 716 71 x 59 x 061 x 78 x

10+ 10+ 107 10”7
Longitud
Pulgada Pie Yardas Millas Milimetr Metros
0S
Pulgada 1 0.0833333 0.0277777 1.57828 25.4 0.0254
3 8 3x10°
Pie 12 1 0.3333333 1.89393 304.8 0.3048
9x10*
Yardas 36 3 1 5.68181 914.4 0.9144
8x10*
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Millas 63360. 5280 1760 1 1609344 1609.34
4
Milimetr 0.0393700 3.280840 1.093613 6.21371 1 0.001
0S 8 x 1073 x 1073 2x107
Metros 39.37008 3.280840 1.093613 6.21371 1000 1
2x10*
Area
Pulgadas? Pie? Yardas? Acres Millas? Metros?
Pulgadas? 1 6.944444 x 7.716049 x 1.594225 x 2.490977 x 6.4516 x 10~
10° 10 107 1020 4
Pie? 144 1 0.1111111 2.295684 x 3.587006 x 9.290304 x
10° 108 102
Yardas? 1296 9 1 2.066116 x 3.228306 x 0.8361274
10 10”7
Acres 6272640. 43560. 4840. 1 0.0015625 4046.856
Millas? 4014489600 27878400 3097600. 640 1 2589988.
Metros? 1550.0031 10.76391 1.195990 2.471054 x 3.861022 x 1
10 10”7
Volumen
Pulgadas® Pied Yardas® Litro Metro® Galén U.S. Barril (42
U.S. gal)
Pulgadas® 1 5.787037 x 2.143347 x 0.01638706 1.638706 x 4.329004 1.030715
104 10° 105 x 103 x 10
Pie? 1728 1 0.03703704 28.31685 0.02831685 7.480520 0.1781076
Yardas® 46656 27 1 764.5549 0.7645549 201.9740 4.808905
Litro 61.02374 0.03531467 1.307951 x 1 0.001 0.2641720 6.289810
103 x 103
Metro® 61023.74 35.31467 1.307951 1000 1 264.1720 6.289810
Galon 231.0000 0.1336806 4.951132 x 3.785412 0.003785412 1 2.380952
u.s. 103 x 1072
Barril 9702.001 5.614584 0.2079475 158.9873 0.1589873 42 1
(42
u.s.
gal)
Masa
Onzas Libras Tonelada Tonelada Kilogramos Tonelada
pequefia grande métrica
Onzas 1 0.0625 3.125x 10 2.790179 x 0.02834952 2.834950 x
10° 10°
Libras 16 1 5x10* 4.464286 x 0.4535924 4.535924 x
10+ 10+
Tonelada 32000 2000 1 0.8928571 907.1847 0.9071847
pequeria
Tonelada 35840 2240 1.12 1 1016.047 1.016047
grande
Kilogramos 35.27396 2.204623 1.102311 x 9.842065 x 1 0.001
1073 10+
Tonelada 35273.96 2204.623 1.102311 0.9842065 1000 1
métrica




123

Presion
kg/cm? kPa psi Mm de Pulgadas Pulgada Atmosferas Milibar
mercuri de s de es
0 (0°C) mercurio agua
(32°F) (39.2°F
)
kg/cm? 1 98.066 14.22334 735.56 28.9591 393.71 0.9678411 980.66
50 1 2 50
kPa 0.0101971 1 0.145037 7.5006 0.29530 4.0147 0.0098692 10
6 7 4 1 4 33
psi 0.0703069 6.8947 1 51.715 2.03603 27.680 0.0680459 68.947
5 57 1 7 6 57
Mm de 0.0013595 0.1333 0.019336 1 0.03937 0.5352 0.0013157 1.3332
mercurio 1 22 7 01 53 9 2
(O]
Pulgadas 0.0345315 3.3863 0.491153 25.4 1 13.595 0.0334210 33.863
de 8 4 8
mercurio
(32°F)
Pulgadas 0.0025399 0.2490 0.036126 1.8682 0.07355 1 0.0024582 2.4908
de agua 3 82 3 7 41 5 2
(39.2°F)
Atmasfer 1.033227 101.32 14.69595 760.00 29.9213 406.79 1 1013.2
as 50 2 4 50
Milibares 0.0010197 0.1 0.014503 0.7500 0.02953 0.4014 9.869233 1
16 77 64 01 74 x 104
2. Conversiones
Temperatura:
oK oC OF °R
K 1 OK-273.15 (1.8*°K)-459.67 1.8*°K
°C °C+273.15 1 (1.8*°C) +32 | 1.8*(°C+273.15)
°F | (°F+459.67) /1.8 | (°F-32)/1.8 1 OF+459.67
°R °R/1.8 (°R/1.8)-273.15 °R-459.67 1
Calidad del crudo:
SAPI Ge
AP 1 141.5/(131.5+°API)
Ge | (141.5/Ge)-131.5 1

3. Constantes
Constante universal de los gases:

8.31447 KJ/kmol °K

8.31447kPa mé/kmol °K

0.0831447bar m¥/kmol °K

82.05L atm/ kmol °K

1.9858Btu/lbmol °R
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1545.37 pie Ibf/Ibmol °R
10.73psia pie®/lbmol °R

Aceleracion de la gravedad estandar:

9.80665 m/s?
32.174 pie/s?
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B. PROPIEDADES DE LOS FLUIDOS

1. Propiedades del crudo

1.1 Relacion Gas disuelto/Petroleo
Denominado Rs se define como la cantidad de gas (en condiciones estandar) que se
disolverian en una unidad de volumen de crudo cuando ambos son llevados a condiciones
de yacimiento (Guo, Liu, & Tan, Petroleum Production Engineering , 2017), esto es;

Vgas

R. =
y Voil

Donde Rs = es la relacidon gas-aceite en solucion (scf/STB), Vgas = volumen de gas a
condiciones estandar (scf) y Voi = volumen de crudo a condiciones de tanque (STB).

Las condiciones estandar son definidas a 60°F y 14.7 psi. A una temperatura de yacimiento
dada, el Rs en solucion permanece constante en presiones por encima de la presion del
punto de burbuja (A este valor se le denomina generalmente el GOR 0 Rs maximo) y este
mismo cae a medida que la presion decae por debajo de la presion del punto de burbuja:
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Figura 72 Comportamiento tipico de Rs vs presion (Banzer, 1996).

El Rs es medido en laboratorios, existen también correlaciones empiricas basadas en
laboratorios PVT, algunas de estas incluyen (Banzer, 1996):

e Correlacion de Standing M. B.

e Correlacion de Lasater J. A.

e Correlacion de Vasquez M. E. y Beggs H. D.
e Correlacién de Glaso O.

e Correlacién de la TOTALC. F. P.

e Correlacién de Al-Marhoun M. A.

e Correlacion de Dokla M. E. y Osman M. E.
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e Correlacion de Petrosky G. E. Jr. y Farshad F. F.
e Correlacion de Kartoarmodjo T. y Schmidt Z.

Estas correlaciones (véase referencia) dependen generalmente de; la gravedad especifica
del gas liberado, la gravedad API del crudo, la presion y temperatura de interés. EI Rs se
usa como un parametro base para estimar otras propiedades del fluido como la densidad
del crudo.

1.2 Densidad del crudo
Se define como la cantidad de masa de crudo por unidad de volumen. Debido al contenido
de gas, la densidad del crudo es dependiente de la presion y temperatura. La densidad del
crudo a condiciones estandar es evaluada por la gravedad API. La relacion entre la densidad
a condiciones estandar y la gravedad API esta dada bajo la siguiente relacion:

14
°API =

Yo

—131.5

_ Po (s.c)
" pw
Donde °API= gravedad API del crudo; y, = gravedad especifica del crudo; p, s.c) = la

densidad del crudo a condiciones estandar (Ibm/ft%); p,, = densidad del agua pura,
62.41bm/ft3.

La densidad del crudo puede ser calculada conociendo sus caracteristicas mediante:

_ 350y, + 0.0764y4R
B 5.6158,

Po

Donde yges la gravedad especifica del gas a disuelto en el crudo a condiciones estandar y
Bo es discutido en la siguiente seccion.

1.3 Factor volumétrico del crudo
Se define como el volumen ocupado en el yacimiento a las presiones y temperaturas
prevalentes sobre el volumen del crudo en condiciones estandar mas su gas disuelto (Guo,
Lyons, & Ghalambor, Petroleum Production Engineering A computer-assisted Approach,
2007), esto es:

Vres

B. =
° Va

Donde Bo= factor de volumen de formacion del crudo (rb/STB); Vres= volumen del crudo
a condiciones de yacimiento (rb); Vs= volumen del crudo a condiciones de tanque (STB).



127

El factor de volumen del crudo es siempre mayor a 1 dado que el crudo disuelve méas gas
a condiciones de yacimiento que a condiciones de tanque. A una temperatura de yacimiento
dada, el factor de formacion del crudo permanece relativamente constante a presiones por
encima de la presion de punto de burbuja y decrece inmensamente a medida que la presion
cae por debajo de la presion de punto de burbuja:
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Figura 73 Comportamiento tipico de Bo vs presion (Banzer, 1996).

Por encima de la presion de burbuja el B, es principalmente regido por la compresibilidad
del crudo C,, discutido mas adelante. Por debajo de esta, el gas en solucion controla
fuertemente la variacion de Bo.

El factor de volumen suele ser medido en laboratorios PVT. Existen numerosas
correlaciones empiricas basadas en datos de dichos laboratorios, entre ellas (Banzer, 1996):

e Correlacion de Standing M. B.

e Correlacion de Vasquez M. E. y Beggs H. D.

e Correlacion de Glaso O.

e Correlacion de la TOTAL C. F. P.

e Correlacion de Al-Marhoun M. A.

e Correlacion de Dokla M. E. y Osman M. E.

e Correlacion de Petrosky G. E. Jr. y Farshad F. F.
e Correlacion de Kartoarmodjo T. y Schmidt Z.

El factor de volumen de crudo es usado de manera frecuente en calculos volumétricos y la
capacidad de un pozo, ademds, es un parametro base para la estimacion de otras
propiedades, tales como la densidad del crudo.

1.4 Viscosidad del crudo
La viscosidad de un fluido es un pardmetro empirico para medir la resistencia o friccion
interna que ofrecen sus moléculas a moverse (fluir). Existen dos tipos de viscosidades

concernientes al crudo:
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A. Laviscosidad de crudo sin gas en solucion: pog.
B. La viscosidad de un crudo a determinada presion y temperatura llevando consigo
una cantidad de gas Rs: M. Esta a su vez se subdivide en crudos saturados (P<Py)

0 subsaturados (P>Py).

En ambos casos la temperatura trae consigo un decremento en la viscosidad, no obstante,
la presidn trae un aumento en el primer pardmetro y un decremento en el segundo, ya que,
el efecto de la disminucién de la viscosidad por la liberacion del gas es mayor al efecto de
la compresibilidad sobre esta. Una curva tipica del comportamiento de la viscosidad del
crudo, describiendo lo anterior es:
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Figura 74 Comportamiento tipico po de vs presion (Banzer, 1996)-
Los valores de viscosidad del crudo se reportan generalmente en cp (centipoise) o poise:

107*1b
pie * s

1cp = 0.01 poise = 0.001 Pa *xs = 6.72 *

Aunque la viscosidad de crudo es un parametro que puede ser medido en laboratorios
existen diferentes correlaciones para el calculo de los puntos A y B anteriores (Banzer,

1996):

A) Hod.
e Correlacion de Beal C.
e Correlacion de Beggs H. D. y Robinson J. R.
e Correlacion de Egbogad E. O.
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e Correlacion de Kartoatmodjo T. y Schmidt Z.
B) Mocuando P<Py

e Correlaciéon de Chew J. N. y Connally C. A. Jr.

e Correlacion de Beggs H. D. y Robinson J. R.

e Correlacion de Kartoatmodjo T. y Schmidt Z.
C) Mocuando P>Py

e Correlacion de Beal C.

e Correlacién de Vasquez M. E. y Beggs H. D.

e Correlacion de Kartoatmodjo T. y Schmidt Z.

1.5 Compresibilidad isotérmica del crudo
Definida como el cambio fraccional de volumen cuando existe un cambio en presién a
temperatura constante, matematicamente esto es:

B 1(6V)
N7 ap/,

Donde T y V son temperatura y volumen respectivamente.

Este valor se ve influenciado fuertemente por el cambio del gas disuelto por debajo del
punto de burbuja, matematicamente esta diferencia es definida como:

_ 1(6Bo)
CO B BO ap T

A. Cocuando P>Py

B. Cocuando P<Py

1 (0B B, (OR
o5 () 5
BO ap T BO ap T
De igual manera, maltiples correlaciones han sido desarrolladas para definir lo cambios de
Co, entre ellas (Banzer, 1996):

A Co cuando P>Py
e Correlacion de Vasquez M. E. y Beggs H. D.
e Correlacion de Petrosky G. E. Jr. y Farshad F. F.
e Correlacion de Kartoatmodjo T. y Schmidt Z.
B. Co cuando P<Py
e Correlacion de McCain W.D. Jr., Rollins J. B. y Villena-Lanzi A. J.
e Correlacion de Standing M. B.
e Correlacion de Vasquez M. E. y Beggs H. D.
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e Correlacion de Glaso O.

e Correlacion de la TOTAL C. F. P.

e Correlacion de Al-Marhoun M. A.

e Correlacion de Dokla M. E. y Osman M. E.

e Correlacion de Petrosky G. E. Jr. y Farshad F. F.
e Correlacion de Kartoarmodjo T. y Schmidt Z.

1.6 Tension superficial
La tension interfacial (IFT), entre el crudo y gas, es un parametro importante en los calculos
de flujo multifasico para el disefio de pozo y tuberias. Esta se define como la fuerza por
unidad de area entre un liquido y un gas inmiscible (Banzer, 1996). Para un par de fluidos
dados, la IFT es funcion de la presion y temperatura. Aunque el valor real de la IFT puede
ser estimado con pruebas de laboratorio una correlacion puede ser utilizada para calcular
su valor, por ejemplo (Banzer, 1996):

e Correlacion de Baker O. y Swerdloff W.

2. Propiedades del gas natural

2.1 Gravedad especifica del gas
Se define como la relacién entre el peso molecular aparente del gas natural y el aire. El
peso molecular del aire es generalmente asumido como 28.97 (~79% nitrogeno y 21%
oxigeno). Por ende, la gravedad especifica es:

_ M,
"~ 28.97

Donde MW, es el peso molecular aparente del gas, el cual puede ser calculado a partir de
la composicion molecular del gas. La composicion del gas es usualmente determinada en
laboratorio y reportada en las fracciones molares de sus componentes. Si y;es la fraccion
molar del componente i, el peso molecular aparente puede ser entonces formulado mediante
la regla de las mezclas, asi:

Yg

Nc

MWa = ZYLMWL

=1

Donde MWi; es el peso molecular del componente i y Nc es el nUmero de componentes. La
gravedad especifica de un gas natural varia generalmente entre 0.55 y 0.9.

2.2 Presion y temperatura pseudo-criticas del gas
De manera similar al peso molecular aparente, las propiedades criticas pueden ser
calculadas mediante la aplicacion de la regla de las mezclas. Las propiedades determinadas
de esta manera son llamadas propiedades pseudo-criticas. La presion y temperatura pseudo-
criticas del gas se expresan respectivamente como:
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Nc

Ppc = z YiPci
i=1
Nc

Tpc = z ViTci
i=1

Donde Pci y T¢ison la presion y temperatura criticas del componente i respectivamente.

Si la composicion del gas no es conocida pero su gravedad especifica si, las propiedades
pseudo-criticas pueden ser calculadas de diversas graficas o correlaciones, tales como

(Bénzer, 1996):

e Correlacién de Brown G. G., Katz D. L., Oberfell G. G. y Alden R. C.
e Correlacion de Sutton R. P.

La aplicacion de las propiedades pseudo-criticas es a menudo encontrada en la industria
mediante la definicion de las propiedades pseudo-reducidas:

Ppr = P
Ppc
-
pc

2.3 Viscosidad del gas
La viscosidad dinamica (u,) en centipoise (cp) es cominmente la mas usada en la

ingenieria de petréleos. La viscosidad cinematica (v;) aunque no tipicamente utilizada,
esta relacionada con la viscosidad dinamica a través de la densidad del gas (p,):

) =t
Pg

Si lacomposicidon del gas es conocida junto con la viscosidad de sus componentes gaseosos,
la regla de las mezclas puede ser aplicada para determinar la viscosidad del gas:

p _ X(pgiyiy MW))
5=
2(yiy MW;)
La viscosidad del gas es también estimada a partir del uso de graficas y correlaciones,
algunas de estas son (Banzer, 1996):

e Correlacion de Carr N. L., Kobayashi R. y Burrows D. B.
e Correlacion de Lee A. L., Gonzalez M. H. y Eakin B. E.
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2.4 Factor de compresibilidad del gas
También Ilamado factor de desviacion o el factor z. Su valor revela que tanto el gas real se
desvia del comportamiento ideal a una presion y temperatura dada. La definicion del factor
de compresibilidad esta dado por:

Vactual

Vgas ideal

La introduccidn del factor z en la ley de los gases ideales resulta en la ley de los gases
reales:

pV = nzRT

Donde n es el nimero de moles del gas y R es la constante que puede ser encontrada en el
Anexo A de acuerdo con las unidades de las demas variables.

A menudo el factor z de los gases naturales es estimado utilizando la grafica desarrollada
por Standing y Katz (Banzer, 1996):
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Figura 75 Factor de compresibilidad z segun Standing y Katz (Banzer, 1996).

Dada su alta confiabilidad y para efectos de su calculo respectivo, han surgido diferentes
métodos para ajustar las curvas creadas por Standing y Katz, entre estos tenemos (Banzer,
1996):

e Meétodo de Sarem A. M.
e Método de Papay J.
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e Método de Hall K. R.y Yarborough L.

e Método de Brill J. P. y Beggs H. D.

e Método de Dranchuk P. M., Purvis R. A. y Robinson D. B.
e Meétodo de Dranchuk P. M. y Abou-Kassem J. H.

e Método de Gopal V. N.

2.5 Densidad del gas
Dado que el gas es compresible, su densidad depende de la presion y temperatura. La
densidad del gas puede ser determinada mediante el uso de la ley de los gases reales:
_m_ MW,p

Pe =V = ZRT

Donde m es la masa del gas y pges la densidad del gas. Tomando el peso molecular del aire

Py 3
como 29 y R como 10.73?;_’:; la ecuacion puede ser arreglada como:
2.7y4p
Pg = z
zT

2.6 Factor de formacién de volumen del gas

Este se define como la relacién del volumen del gas a condiciones de yacimiento y el
volumen del mismo gas a condiciones estandar, esto es:

|74 T z zT

, = — = Pse ~ % _ 002832~

Vse P T Zsc p
Donde las unidades del factor de formacion del gas Bg son ft®/scf, si se desea expresar en
rb/scf la ecuacion toma la forma de:

zT
B, = 0.00504 —
p

Otra forma de expresar este parametro es utilizando el factor de expansion del gas, que en
scf/ft3, se define como:

E, = ! = 35.3 p
9B, " eT
O en scf/rb:
p
E, = 198.32—
9 zT

2.7 Compresibilidad isotérmica del gas

Matematicamente esta se define como:
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B 1<6V>
9=y op/

Dado que le ley de los gases reales plantea que V = nzRT

(6V> RT (1 dz z )
— — n — — — —
dp pop p?

T

Reemplazando las dos ecuaciones anteriores se obtiene:
1 10z

Cg—

p z0p

Dado que el segundo término es siempre de menor cuantia, la compresibilidad del gas es
aproximadamente igual al reciproco de la presion en sistemas ideales. Algunas
correlaciones fueron desarrolladas para predecir el comportamiento de Cg4, una de estas es
(Béanzer, 1996):

e Método de Mattar L., Brar G. S. y Aziz K.

3. Propiedades del agua de formacion

3.1 Densidad, gravedad especifica y salinidad.
La densidad del agua pura (H20) es de 62.41b/ft® a condiciones estandar, la densidad del
agua producida es generalmente mayor dado que contiene impurezas, en su mayoria sales.
La gravedad especifica del agua se define como la relacion entre la densidad del agua
producida y la densidad del agua pura. En términos practicos, la densidad del agua, la
gravedad especifica y la salinidad son reciprocas, dado que su relacion depende del tipo de
sal disuelto en el agua. Para salmueras tipicas asociadas a crudos, McCain W.D. (McCain,
1990) provee la siguiente correlacion:

pw = 62.4 + 0.48C
Donde p,,= densidad del agua (Ib/ft®) y Cs el contenido total de sélidos disueltos (%).

3.2 Viscosidad del agua
La viscosidad del agua depende de su salinidad, el contenido de gas disuelto, presion y
temperatura. Siendo esta ultima la mas influyente. Para salmueras tipicas asociadas a
crudos las siguientes correlaciones se podrian utilizar para estimar los valores de viscosidad
(Béanzer, 1996):

e Correlacion de Van Wingen N.

e Correlaciéon de Matthews C. S. y Russel D. G.
e Correlacion de McCain W. D. Jr.

e Correlacién de McCoy R. L.
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3.3 Factor volumetrico del agua
Al igual que el crudo, el factor de formacién de volumen del agua producida es igual a la
relacién entre el volumen ocupado a condiciones de yacimiento y el volumen ocupado por
el agua a condiciones de superficie, de otra manera:

‘ZFES
Vst

B, =

Donde Bw= factor de formacion de volumen del agua (rb/STB), Vres= volumen del agua a
condiciones de yacimiento (rb) y Vs=volumen del agua a condiciones de superficie (STB).

Para las salmueras comunes en yacimientos de crudo, el factor de volumen es muy cercano
a 1. Algunas correlaciones permiten su estimacion, por ejemplo (Banzer, 1996):

e Correlacion de McCain W. D. Jr.
e Correlacion de McCoy R. L.

3.4 Compresibilidad isotérmica del agua
Definida analiticamente como:
1 <6V>
Cw = —\5
V\adp/.,

La compresibilidad del agua es generalmente medida en laboratorios con valores en el
orden de 10° psit. La compresibilidad del agua también puede ser estimada por
correlaciones, entre ellas (Banzer, 1996):

e Correlaciéon de Dodson C. R. y Standing M. B.
e Correlacion de Osif T. L.
e Correlacion de Ramey H. J. Jr.

3.5 Tension superficial
La IFT entre el agua y una fase gaseosa depende fuertemente de la temperatura y
ligeramente de la presion, la siguiente correlacion permite determinar el valor de la tension
superficial en sistema agua-gas (Banzer, 1996):

e Correlacion de Jennings H. Y.y Newman G. H.
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C. PROPIEDADES DEL REVESTIMIENTO Y TUBERIA

Tabla 21 Caracteristicas del revestimiento API. (Brill & Mukherjee, 1999)

Diametro Peso Espesor de Diametro . Diametro externo
X g Drift .
externo nominal pared interno lgadas) del Coupling
(pulgadas) (Ib/pie) (pulgadas) (pulgadas) (pulg (pulgadas)

9,50 0,205 4,090 3,965 5,000

41/2 11,60 0,250 4,000 3,875 5,000
13,50 0,290 3,920 3,795 5,000

15,10 0,337 3,826 3,701 5,000

11,50 0,220 4,560 4,435 5,563

5 13,00 0,253 4,494 4,369 5,563
15,00 0,296 4,408 4,283 5,563

18,00 0,362 4,276 4,151 5,563

14,00 0,244 5,012 4,887 6,050

15,50 0,275 4,950 4,825 6,050

51/2 17,00 0,304 4,892 4,767 6,050
20,00 0,361 4,778 4,653 6,050

23,00 0,415 4,670 4,545 6,050

20,00 0,288 6,049 5,924 7,390

65/ 24,00 0,352 5,921 5,796 7,390
28,00 0,417 5,791 5,666 7,390

32,00 0,475 5,675 5,550 7,390

14,00 0,244 5,012 4,887 6,050

15,50 0,275 4,950 4,825 6,050

51/2 17,00 0,304 4,892 4,767 6,050
20,00 0,361 4,778 4,653 6,050

23,00 0,415 4,670 4,545 6,050

20,00 0,288 6,049 5,924 7,390

65/ 24,00 0,352 5,921 5,796 7,390
28,00 0,417 5,791 5,666 7,390

32,00 0,475 5,675 5,550 7,390

17,00 0,231 6,538 6,413 7,656

20,00 0,272 6,456 6,331 7,656

23,00 0,317 6,366 6,241 7,656

7 26,00 0,362 6,276 6,151 7,656
29,00 0,408 6,184 6,059 7,656

32,00 0,453 6,094 5,969 7,656

35,00 0,498 6,004 5,879 7,656

38,00 0,540 5,920 5,795 7,656



75/8

85/8

95/8

10 3/4

11 3/4

13 3/8

16

18 5/8

20

24,00
26,40
29,70
33,70
39,00
24,00
28,00
32,00
36,00
40,00
44,00
49,00
32,30
36,00
40,00
43,50
47,00
53,50
32,75
40,50
45,50
51,00
55,50
60,70
65,70
42,00
47,00
54,00
60,00
48,00
54,50
61,00
68,00
72,00
65,00
75,00
84,00
87,50
94,00
106,50
133,00

0,300
0,328
0,375
0,430
0,500
0,264
0,304
0,352
0,400
0,450
0,500
0,557
0,312
0,352
0,395
0,435
0,472
0,545
0,279
0,350
0,400
0,450
0,495
0,545
0,595
0,333
0,375
0,435
0,489
330,000
380,000
0,430
0,480
0,514
0,375
0,438
0,495
0,435
0,438
0,500
0,635

7,025
6,969
6,875
6,765
6,625
8,097
8,017
7,921
7,825
7,715
7,625
7,511
9,001
8,921
8,835
8,755
8,681
8,535
10,192
10,050
9,950
9,850
9,760
9,660
9,560
11,084
11,000
10,880
10,772
12,715
12,615
12,515
12,415
12,347
15,250
15,124
15,010
17,755
19,124
19,000
18,730

6,900
6,844
6,750
6,640
6,500
7,972
7,892
7,796
7,700
7,600
7,500
7,386
8,845
8,765
8,679
8,599
8,925
8,379
10,036
9,894
9,794
9,694
9,604
9,504
9,404
10,928
10,844
10,724
10,616
12,559
12,459
12,359
12,259
12,191
15,062
14,936
14,822
17,567
18,936
18,812
18,542

8,500

8,500

8,500

8,500

8,500

9,625

9,625

9,625

9,625

9,625

9,625

9,625

10,625
10,625
10,625
10,625
10,625
10,625
11,750
11,750
11,750
11,750
11,750
11,750
11,750
12,750
12,750
12,750
12,750
14,375
14,375
14 375
14,375
14,375
17,000
17,000
17,000
19,625
21,000
21,000
21,000

138
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Tabla 22 Caracteristicas de la tuberia API. (Brill & Mukherjee, 1999)

Tamarfo de tuberia Peso nominal

Diametro T&C T&C Integral Espesor de  Diametro

Nominal == oo Non-Upset Upset  Joint Grado  pared interno

(pulgadas ) 1 oadas)  (Ib/pie) (Ibfpie)  (Ibipie) (pulgadas)  (pulgadas)

1,050 114 1,20 . H40 0113 0,824

» 1,050 114 1,20 .55 0113 0,824

1,050 114 1.20 . c15 0113 0.824

1,050 114 120 . NSO 0113 0,824

1315 170 180 172 H40 0,133 1,049

. 1315 170 180 172  J55 0,133 1,049

1315 170 180 172 C75 0133 1,049

1315 170 180 172 N80 0133 1,049

1,660 : ; 210 HAO 0425 1410

1,660 230 240 233 HA0 0140 1,380

”w 1.660 - i 210 155 0425 1410

1,660 230 240 233 J55 0140 1,380

1,660 230 240 233 C75 0140 1,380

1,660 230 240 233 NSO 0140 1,380

1.900 - i 240  HAO 0425 1,650

1,900 275 290 276 HA0 0145 1610

”» 1.900 : ; 240 155 0425 1,650

1,900 275 290 276 J55 0145 1,610

1.900 275 290 276 C75 0145 1610

1,900 275 290 276 N8O 0145 1,610

2,063 : ; 325 HAO 0,156 1751

116 2,063 : i 325 355 0,156 1,751

2,063 : i 325 C75 0,156 1751

2,063 : i 325 N80 0,156 1751

2375 4,00 i - HO 0,167 2041

2375 460 470 - HAO 0,190 1,995

2375 4,00 i .5 0167 2041

2375 460 470 .5 0190 1,995

23/8 2375 4,00 i . C15 0167 2,041

2375 460 470 . C15 04190 1.995

2375 580 595 . Cc15 0254 1.867

2375 4,00 . NSO 0167 2041

2,375 4,60 4,70 - N8O 0,190 1,995
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31/2

41/2

2,375
2,375
2,375
2,875
2,875
2,875
2,875
2,875
2,875
2,875
2,875
3,500
3,500
3,500
3,500
3,500
3,500
3,500
3,500
3,500
3,500
3,500
3,500
3,500
3,500
3,500
3,500
4,000
4,000
4,000
4,000
4,000
4,000
4,000
4,000
4,500
4,500
4,500
4,500

5,80
4,60
5,80
6,40
6,40
6,40
8,60
6,40
8,60
6,40
8,60
7,70
9,20
10,20
7,70
9,20
10,20
7,70
9,20
10,20
12,70
7,70
9,20
10,20
12,70
9,20
12,70
9,50

9é0
9,50
9,50
12,60
12,60

12,60
12,60

5,95
4,70
5,95
6,50
6,50
6,50
8,70
6,50
8,70
6,50
8,70

9,30
9,30

9,30
12,95
9,30
12,95
9,30
12,95
11,00
11,00
11,00
11,00
12,75
12,75

12,75
12,75

N8O
P105
P105

H40

J55
C75
C75

N80

N8O
P105
P105

H40

H40

H40

J55

J55

J55
C75
C75
C75
C75

N80

N8O

N80

N8O
P105
P105

H40

H40

J55

J55
C75
C75

N80

N8O

H40

J55
C75

N8O

0,254
0,190
0,254
0,217
0,217
0,217
0,308
0,217
0,308
0,217
0,308
0,216
0,254
0,289
0,216
0,254
0,289
0,216
0,254
0,289
0,375
0,216
0,254
0,289
0,375
0,254
0,375
0,226
0,262
0,226
0,262
0,226
0,262
0,226
0,262
0,271
0,271
0,271
0,271

1,867
1,995
1,867
2,441
2,441
2,441
2,259
2,441
2,259
2,441
2,259
3,068
2,992
2,922
3,068
2,992
2,922
3,068
2,992
2,922
2,750
3,068
2,992
2,922
2,750
2,992
2,750
3,548
3,476
3,548
3,476
3,548
3,476
3,548
3,376
3,958
3,958
3,958
3,958
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D. PROGRAMACION EN VISUAL BASIC

1. Variablesy constantes
Las variables se declaran bajo la siguiente estructura:

Dim Nombre de la variable As Tipo de variable

El nombre de la variable debe iniciar siempre con una letra, aunque puede contener
nameros y puede ser de extension variable, es de notar que este nombre debe ser Gnico para
dicha variable o no debe ser igual a nombres de variables ya establecidas dentro del
lenguaje (por ejemplo “e”). Los tipos de variables cambian de acuerdo con lo que se desea
contener en dicha variable, la siguiente tabla retne los tipos de variables mas utilizadas en
Visual Basic:

Tabla 23 Tipos de variables en Visual Basic.

Tipo de variable Caracteristicas
Integer Almacena un nimero entero de caracter positivo 0 negativo
Double Almacena numero con hasta 14 decimales y su simbolo
String Almacena un texto de longitud variable

Usualmente se requiere la creacion de vectores o matrices, para ello la declaracion debe
cambiar bajo el siguiente modo:

Dim Nombre de la variable (a, b) As Tipo de variable

Bajo el anterior criterio, a corresponde al numero de filas de la matriz y b al nimero de
columnas. Para el caso de un vector el valor de b debe ser omitido y en su defecto a
corresponde al numero de columnas. Una vez una variable ha sido declarada, esta puede
ser modificada usando la siguiente estructura:

ReDim Nombre de la variable (a, b) As Tipo de variable

Las variables pueden ser locales o de mddulo, esto es: difieren de su grado de privacidad.
Por ejemplo, las variables contenidas dentro los procedimientos o funciones solo estan
declaradas dentro de si mismos. Diferentes formularios pueden contener variables del
mismo nombre siendo que estas son de caracter exclusivas dentro de cada uno. Las
variables de mddulo se comparten a lo largo de todo el cédigo y entre formularios.

2. Procedimientos y funciones
Los procedimientos son procesos que se ejecutan con un llamado o comando, el control es
transferido a la linea del codigo donde se establecid el procedimiento, una vez este se
ejecuta el control retorna a la linea que llamo al procedimiento (McKeown, 2010). Estos
se declaran como:
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Private/Public Sub Nombre del proceso (Argumentos)
Declaraciones
End Sub

Un procedimiento puede ser de complejidad basica a moderada, la creacion de estos
simplifica la ejecucion, evitando la duplicacion de codigo. Estos pueden controlar las
propiedades de un control, por ejemplo, las dimensiones de una tabla, el texto dentro de un
control, el tamafio de un boton o hasta la impresion de un documento.

Por otro lado, las funciones suministran solucién a un llamado. Esto quiere decir que el
resultado de una funcion siempre es una variable. Generalmente las funciones
corresponden a la ejecucion de formulas de complejidad variable. Su declaracion se realiza
de la siguiente manera:

Private/Public Function Nombre de la funcién (Argumentos) As Tipo de variable
Declaraciones
End Function

Decisiones

La estructura de decisidn otorga a un programa multiples bloques de cédigo y la habilidad
de escoger cudl de estos ejecutar. La estructura If contiene una declaracion la cual debe ser
cierta o falsa y sus respectivas alternativas. Dentro de una misma estructura se pueden
establecer multiples condiciones para una acertada decisién. Su estructura comdn se
establece asi:

If condicién then
Declaracion

Else if condicion 2 then
Declaracién 2

Else

Declaracion 3

End if

La condiciones son de tipo relacional, la siguiente tabla contiene alguno de estos
operadores y su respectivo significado:

Tabla 24 Operadores relacionales en Visual Basic.

Simbolo en Visual Basic = Simbolo matematico Significado
= = Igual a
< < Menor que
> > Mayor que
<= < Menor o igual que
>= > Mayor o igual que
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<> + Diferente de

Los bucles son una serie de comandos que se repiten, y al igual que una estructura se
considera como un bloque de codigo. Cada bucle tiene una linea de comando que lo inicia
y lo termina. Existen dos tipos de bucles principales:

For
Este bucle se usa cuando se conoce el numero de repeticiones deseadas del bucle.
Su estructura es similar a:

For contador=valor inicial to valor final [incremento]
Declaracion
Next contador

En este caso la declaracion es repetida. El valor inicial es desde donde se empieza
a contar en incrementos (declara el aumento o decremento en el contador, este
puede omitirse si es igual a 1) hasta el valor final.

Do
Este puede ser adaptado de diferentes maneras, por ejemplo, como un contador
similar a For. Sin embargo, sus aplicaciones mas recurrentes son:

Establecer una condicion Mientras bajo la cual el bucle se repetird mientras esta sea
verdadera. Su estructura es:

Do While condicion
Declaracion
Loop

La otra es asignando un condicién Hasta bajo la cual el bucle se repetira. Su
estructura es:

Do Until condicion
Declaracion
Loop

5. Funciones matematicas
Visual Basic comprende un paquete de funciones o variables matematicas por defecto, su
estructura bésica para llamado es:

Math.funcion matematica (variablel, variable 2 [si aplica])
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La siguiente tabla contiene las funciones matematicas mas comunes en Su USO
comprendidas en Visual Basic:

Tabla 25 Funciones matematicas comunes en Visual Basic.

Funcion Visual Descripcion
Basic
Abs Devuelve el valor absoluto de un nimero
Cos Devuelve el coseno del angulo especificado
Sin Devuelve el seno del angulo especificado
Tan Devuelve la tangente del &ngulo especificado
E Devuelve el valor del numero Euler
Pi Devuelve el valor del numero Pi
Ceiling Devuelve el valor entero més cercano que es mayor o igual al decimal
especificado.
Floor Devuelve el valor entero més cercano que es menor o igual al decimal
especificado.
Log Devuelve el logaritmo en base natural del nimero especificado
Log10 Devuelve el logaritmo en base 10 del nimero especificado
Exp Devuelve el numero Euler elevado a la potencia especificada
Round Devuelve el valor decimal redondeado al entero mas cercano o a los
digitos decimales especificados
Pow Devuelve el nimero elevado a la potencia especificada
Sqrt Devuelve la raiz cuadrada del nimero especificado
Sign Devuelve un valor entero especificando el simbolo del nimero

especificado

6. Controles
Los controles son elementos visuales que se agregan a la interfaz grafica de un codigo que
se agrupan en la caja de herramientas. Estos tienen sus propias caracteristicas, propositos,
fortalezas y debilidades. A continuacion, se detallan los controles mas comunes y su
principal uso:

Button: Su principal uso es simplemente ser presionado. Generalmente hacer clic
sobre este desencadena un cadena de codigos, procesos o funciones.

Figura 76 Control Button en Visual Basic.

Label: Este control almacena y muestra una linea de texto.
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Figura 77 Control Label en Visual Basic.

TextBox: Su funcién principal es la edicion del texto contenido en su interior.

Figura 78 Control TextBox en Visual Basic

ComboBox: Permite la creacion de una lista desplegable de opciones bajo de la
edicion de cada una de sus lineas.

| |~
Elementao 1
Elemento 2

Figura 79 Control ComboBox en Visual Basic.

RadioButton: Este control corresponde a un conjunto de botones relacionados entre
si, siendo el caso que s6lo uno de ellos puede ser activado.

(") RadioButton1
(®) RadioButton2

Figura 80 Control RadioButton en Visual Basic.

CheckBox: Un control que permite chequear o desestimar su contenido.

[] CheckBox1

CheckBox1

Figura 81 Control CheckBox en Visual Basic.

Panel: Permite le agrupacion de distintos o iguales controles.

|Te:-:t|:| |
] CheckBaox1

Button1

Figura 82 Control Panel en Visual Basic.
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e PictureBox: Este control guarda y muestra una imagen.

Image currcntly
unavallahle

Figura 83 Control PictureBox en Visual Basic.

e Chart: El control que permite crear distintos tipos de gréficos. Su edicion permite
configurar datos, ejes, leyenda, escala, series, color, entre otros.

C O ]
100 B Series

a0

&0

401

20 1

12 3 4 5 & 7 8

] m] O

Figura 84 Control Chart en Visual Basic.

e Datagridview: Este control muestra filas y columnas de una cuadricula
personalizable. Generalmente es asociado a una base de datos o DataSet (un control
que permite crea un conjunto de datos). Su edicion permite; realizar ordenamiento
de datos, célculos, busqueda, eliminacion, sustitucién y adicién de datos.
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Column 1 Column2 Column3

Figura 85 Control Datagridview en Visual Basic.

e ToolTip: Este control permite mostrar informacién cuando el puntero es puesto
sobre un control asociado.

Yo ToolTip
Figura 86 Control ToolTip en Visual Basic.

e TabControl: Permite controlar y mostrar una coleccion de pestafias que pueden
contener controles.

- 0 (o
@nF‘agm TabPage?

(] ]

(n} (] Q0

Figura 87 Control TabControl en Visual Basic.
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7. Eventos

Los eventos ocurren cuando se realiza una accion dentro de la interfaz grafica del programa,
estos estan relacionados a un control y su disponibilidad varia de acuerdo con el tipo de
control. En términos generales un evento es una subfuncién a la cual el usuario llama al
realizar cierta accion sobre un control. A continuacion, se describirdn los eventos mas
comunes:

Tabla 26 Principales eventos en Visual Basic.

Evento en Visual Basic Evento

KeyPress

Cuando una tecla es presionada

TextChanged Cuando el texto del control es modificado
Click Cuando el control es cliqueado
Load Cuando el control es creado
GotFocus Cuando el control recibe foco
LostFocus Cuando el control pierde foco
MouseHover Cuando el puntero se encuentra sobre el control
MouseDoubleClick Cuando se cliquea dos veces sobre el control
MouseL eave Cuando el mouse abandona el control
MouseWheel Cuando se acciona la rueda del mouse sobre el control
VisibleChanged Cuando la visibilidad del control cambia
CheckChanged Cuando el chequeo delé:r(])ntrol se altera (RadioButtons o
eckBox)
CellvalueChanged Cuando el valor de una celda es alterado (Datagridview)
RowsAdded Cuando se agrega una fila a un Datagridview

ColumnsAdded

Cuando se agrega una columna a un Datagridview



