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INTRODUCCION.

Las tecnologias usadas a Ultimas fechas para aumentar la productividad de los pozos
petroleros han permitido satisfacer la demanda mundial de hidrocarburos, sin embargo
algunas de las técnicas usadas en el pasado no resultaron econémicamente viables

sino hasta hace unas cuantas décadas.

En el presente trabajo, se aplicé el modelo desarrollado por Babu y Odeh para pozos
horizontales y con base en datos reales de un pozo del campo Cantarell se determiné
la capacidad de aporte de un pozo. Los seis capitulos que conforman el trabajo estan
dirigidos al estudio de los pozos horizontales desde el punto de vista de productividad

y su aplicacion en México.

En el capitulo 1 se revisa, de forma general, la historia de los pozos horizontales, sus

caracteristicas y los aspectos geoldgicos de los yacimientos naturalmente fracturados.

En el capitulo 2 se presenta la teoria necesaria para la correcta aplicacion de los pozos

horizontales.

El capitulo 3 y 4 se documentan las ecuaciones usadas para obtener el indice de
productividad de los pozos horizontales que operan bajo estado estacionario y

pseudoestacionario respectivamente.

El capitulo 5 trata sobre las caidas de presion en los pozos horizontales, las causas

gue la originan y posibles soluciones para disminuirlas.

Por ultimo, en el capitulo 6 se muestra un ejemplo aplicado en la Sonda de Campeche,

concretamente, en el Activo Integral Cantarell.



CAPITULO 1. GENERALIDADES.

1.1 Antecedentes.

Los pozos horizontales no son una tecnologia nueva, los primeros pozos horizontales
fueron perforados hace mas de 2000 afios. Existen algunos reportes que se tienen de
la meseta central en Iran. Segun el historiador griego, Polibio, dichos pozos fueron

usados para incrementar la produccion de agua.

El uso de pozos de este tipo se fue expandiendo por todo el mundo a lugares lejanos
como India o Espafa. Se tuvo un mejor entendimiento de esta técnica cuando se
esparcio por Europa. En el sureste de Inglaterra se construyeron pozos horizontales de
mas de 7500 pies.

En lo que a la industria petrolera se refiere los pozos horizontales tienen una historia
mas corta. A mediados de la década de los treinta, en Estados Unidos, empezaron a
aparecer patentes y técnicas especializadas, y para 1950 fueron perforados pozos
horizontales cortos. Sin embargo, es en el campo Yarega (Rusia) donde se perforaron

los primeros pozos de este tipo.

En la década de los cincuenta en Rusia se perforaron 43 pozos, lo que represent6 un
gran esfuerzo de su parte debido a lo rudimentario del equipo, herramientas y estudios
tedricos disponibles para este tipo de perforaciéon. A mediados de la década de los
sesenta en China se perforaron dos pozos horizontales. El primero, de 1600 pies de
longitud de contacto con el yacimiento, tuvo una produccion 5 a 10 veces mayor que
un pozo vertical pero se colapso a los siete dias. El segundo fue interrumpido por la
“Revolucion Cultural”. Los chinos, al igual que los rusos, concluyeron que este tipo de

perforacion no era rentable y la abandonaron por mas de veinte afios.

En 1977, EIf Aquitaine y el Instituto Francés del Petroleo, encabezados por Jacques
Bosio, comenzaron a trabajar en el proyecto FORHOR, para el desarrollo de pozos
horizontales; este trabajo condujo al éxito en la perforacion que posteriormente se

tendria en el campo Rospo Mare.



La década de los ochenta marcé la pauta para el desarrollo de este tipo de pozos,
conforme se perforé una mayor cantidad de estos pozos se demostré su capacidad
para poner a producir eficientemente ciertos yacimientos. Entre los afios de 1979y 1982
en Norteamérica se reiniciaron los trabajos de investigacion y desarrollo para la
tecnologia de la perforacion horizontal, en este periodo de tiempo, Alan Barnes utilizé
un modelo de simulacién de yacimientos para desarrollar y aplicar la técnica de radio
corto propuesta en los afios cuarenta por Eastman y Zublin, logrando con ello perforar
12 pozos en el campo Empire Abo, en Nuevo México. Los trabajos se realizaron en un
yacimiento de areniscas, con una columna de aceite de poco espesor, que presentaba
casquete de gas y mecanismo de empuje por agua. La produccién alcanzada con el
primer pozo fue veinte veces mayor a la produccién obtenida por un pozo vertical del

mismo yacimiento.

Los pozos horizontales representan excelentes opciones para los yacimientos
naturalmente fracturados. Esto en la industria petrolera es bien conocido ya que hasta
la fecha mas del 70% de los pozos horizontales en el mundo se han desarrollado en
este tipo de yacimientos. Los yacimientos productores de petréleo crudo con gas
disuelto mas importantes de México se encuentran en el sureste de México donde

predominan las formaciones naturalmente fracturadas.

Las altas producciones en muchos de estos campos estan relacionadas con la
porosidad secundaria, ya sea por cavernas de disolucién o por fracturas, de tal forma
gue es necesario determinar la orientacion del sistema de fracturas para una correcta

explotaciéon del yacimiento, y asi incrementar la producciéon de hidrocarburos.

Los pozos horizontales se han incrementado notablemente debido a las ventajas que

representan, como son:

1. Radio de drene extendido
2. Aumento en la produccién

3. Incremento en la recuperacion final del campo

México no se ha quedado atras en la aplicacion de esta tecnologia ya que se han
perforado con éxito algunos pozos horizontales, logrando con ellos un mejor dominio

de esta tecnologia tanto de perforacion, terminacion y produccion.



1.2 Yacimientos naturalmente fracturados.

Si bien casi todos los yacimientos de hidrocarburos son afectados por las fracturas
naturales, los efectos de éstas a menudo se conocen de forma imprecisa y en gran
medida se subestiman. En los yacimientos carbonatados, las fracturas naturales
ayudan a generar porosidad secundaria y estimulan la comunicacién entre los
yacimientos. No obstante, estos conductos de alta permeabilidad a veces entorpecen
el flujo de fluidos en el yacimiento, favoreciendo la produccion prematura de agua o gas

y haciendo que los esfuerzos de recuperacién secundaria resulten ineficaces.

El fracturamiento de las rocas es un proceso geoldgico altamente complejo y
heterogéneo, que ocurre en varias escalas (que van desde unos cuantos milimetros
hasta varios kilometros); morfologias y también en diversas densidades y orientaciones.
Debido a que éste proceso sucede durante el prolongado tiempo geoldgico posterior al
depdsito vy litificacion de las rocas, cuando éstas han sufrido distintos procesos de
plegamiento y deformacién que contribuyen a formar distintos sistemas de fracturas,

por lo cual los yacimientos naturalmente fracturados (YNF) son complejos.

Las fracturas facilitan la circulacién de fluidos en este tipo de yacimientos, ya que por
razones geoldgicas, la mayoria de los YNF tienen baja permeabilidad de matriz, por lo
gue las fracturas se convierten automaticamente en un medio de circulacion de los
fluidos. Entonces, tipicamente, los hidrocarburos se acumulan en la porosidad de la
matriz y son conducidos a los pozos productores a través de la red de fracturas del
yacimiento. Ademas, las fracturas pueden llegar a tener roles significativos en el
almacenamiento de fluidos (principalmente en yacimientos carbonatados), debido a la

porosidad secundaria.

Una fractura natural se puede definir como una discontinuidad planar macroscopica que
resulta de esfuerzos que exceden el punto de ruptura de la roca?. En general, se puede
decir que una fractura es cualquier tipo de discontinuidad o rotura mecéanica en las
rocas, que se forman en respuesta a presiones altas de fluidos, esfuerzos litostaticos,
termales o tectdnicos?®, por ejemplo: la intrusién de un domo salino, levantamientos de
la corteza o vulcanismo. Estas fracturas naturales pueden tener un efecto positivo,

negativo o nulo en el desplazamiento de fluidos en los YNF.



Para los yacimientos donde tales fracturas tienen un efecto positivo o negativo en la
circulacion de fluidos, es de gran importancia conocer la magnitud y direcciéon de los
esfuerzos principales in situ, el espaciamiento y la apertura de las fracturas, asi como
la porosidad, permeabilidad y saturacion de agua tanto de la matriz como de las
fracturas, ya que esta informacion ayudara a la caracterizacion del yacimiento, y se
podra conocer la distribucién de los hidrocarburos y calcular la capacidad de flujo de
los pozos. Para obtener tal informacién contamos con los registros geofisicos y pruebas

de ndcleos en el laboratorio.

Un yacimiento fracturado tipico es aquel que presenta alguna o varias de las siguientes

caracteristicas:
1. Al inicio de su produccion presentan problemas y ventajas, tales como:

= Pérdidas importantes de fluidos durante su perforacion.

= Su produccion inicial es muy alta, de varios ordenes de magnitud comparada
con un yacimiento intergranular, convencional u homogéneo.

= Puede detectarse interferencia entre pozos, con distancias de hasta 80 km.

= Las estimulaciones reactivas y no reactivas, generalmente mejoran su

productividad.
2. Se desarrollan en rocas fragiles con baja porosidad intergranular.

3. Tienen permeabilidad alta, que puede ser hasta 35 darcys, con porosidades menores
del 6%.

El mayor reto en yacimientos fracturados es la necesidad de aproximaciones con
equipos de trabajo bajo un enfoque multidisciplinario. La descripcion desde un solo
punto de vista lleva, inevitablemente, a una confusiéon y a un analisis incompleto. Sin
embargo la propia integracion de los diversos tipos de datos no es una tarea facil. Esta
requiere de geoblogos, geofisicos, petroleros y petrofisicos para cuantificar los
resultados y entender las limitaciones en escala y en la total respuesta del yacimiento

con el tiempo.



1.3 Clasificacion de los yacimientos naturalmente fracturados.

La mayoria de los yacimientos, si no todos, contienen fracturas. El grado en que las
fracturas inciden en el flujo de fluidos a través de un yacimiento es lo que deberia dictar
el nivel de recursos necesarios para identificar, caracterizar y modelar las fracturas. Los
efectos de las fracturas pueden cambiar a lo largo de la vida productiva del yacimiento
como las presiones y los tipos de fluidos cambian durante las etapas de recuperacion
primaria y secundaria. Por otra parte, las fracturas no siempre conducen fluido; a
menudo constituyen barreras para el fluido. Los yacimientos naturalmente fracturados
se clasifican con base en la interaccion existente entre las contribuciones de porosidad

y permeabilidad relativas tanto del sistema de fracturas como del sistema de matriz.

Una vez que las propiedades del yacimiento en el sistema de fracturas son
determinadas y la interaccion de flujo entre éstas y la matriz es estudiada, el yacimiento
se debe clasificar con base en los efectos positivos que el sistema de fracturas provee
a la calidad del yacimiento en general. La siguiente clasificacion puede ser usada para

este fin:

Tipo 1: Las fracturas proveen la permeabilidad y la porosidad esencial del yacimiento.
Tipo 2: Las fracturas proveen la permeabilidad esencial del yacimiento.

Tipo 3: Las fracturas mejoran la permeabilidad en un yacimiento productor.

Tipo 4: Las fracturas no proveen porosidad ni permeabilidad adicional pero si crean

anisotropia significativa en el yacimiento.

Esta clasificacion es una expansion de la propuesta por Hubbert y Willis?°. Los primeros
tres tipos describen atributos positivos del sistema de fracturas, mientras que el cuarto
describe los yacimientos en donde las fracturas no sélo son importantes por su
influencia en la calidad del yacimiento sino también por la anisotropia y las barreras en
el yacimiento que el sistema de fracturas genera. Esta clasificacion se muestra en la

Figura 1.1.
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Figura 1.1 Sistema de clasificacion de yacimientos naturalmente fracturados20.

Mas del 60% de las reservas de aceite y un 40% de las reservas mundiales de gas se
encuentran en carbonatos, los cuales normalmente se consideran como naturalmente
fracturados. La Figura 1.2 muestra la distribucion mundial de las reservas en rocas
carbonatadas.
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Figura 1.2. Distribucién mundial de reservas en rocas carbonatadas®.

El modelo tradicional para describir el comportamiento de los yacimientos naturalmente
fracturados se denomina “modelo de doble porosidad”. Basicamente este modelo indica
gue existen dos regiones dentro del yacimiento, cada una con diferente porosidad y
permeabilidad. Una de las regiones esta constituida por las fracturas, las cuales
presentan alta conductividad, siendo las responsables del transporte de los fluidos
desde el yacimiento hacia el pozo. La otra regién esta constituida por la matriz; ésta
tiene baja conductividad y se encarga de alimentar con fluido a las fracturas, actuando
como una fuente o almacén de fluidos. La transferencia de fluidos entre los bloques de
matriz y de fracturas se encuentra gobernada por una funcién de transferencia, la cual

controla la interaccidon entre ambos sistemas.

Histéricamente, la produccion mexicana se ha basado en los yacimientos de
carbonatos naturalmente fracturados con mojabilidad preferencial al aceite®, de los
Activos Cantarell y Ku-Maloob-Zaap. Cantarell, por ejemplo, alcanzé una produccién
méxima de 2 millones de barriles diarios en 2004. En julio del 2013, Cantarell producia
aproximadamente 400 mil barriles por dia (260 mil de ellos del campo Akal) a través de
recuperacion secundaria por mantenimiento de presion.



Los yacimientos de Cantarell se encuentran actualmente en una etapa considerada
como de saturacion, con casquetes de gas considerables y con zonas invadidas por el
avance de los acuiferos asociados. En el caso del campo Akal (principal campo del
proyecto Cantarell), por ejemplo, contaba con un volumen original a la fecha de su
descubrimiento del orden de poco mas de 30 mil millones de barriles de crudo
distribuidos en mayor proporcién en el sistema de matriz que en el sistema de fractura.
Para el afio 2012, cerca del 90% del aceite remanente (el cual es menos de la mitad
del volumen original) se encuentra en el sistema matriz. La Figura 1.3 presenta

esqueméaticamente las distribuciones de los volumenes en los diferentes sistemas.
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Figura 1.3. Distribucién del aceite entre los sistemas “matriz” y “fractura” en el campo Akal®.

Por otro lado, la maduracién de la roca carbonatada, en general, convierte a las rocas
inicialmente mojables por agua en rocas de mojabilidad mixta o mojables por aceite,
como es el caso de la mayoria de los campos del proyecto Cantarell. Lo anterior
significa que la trayectoria preferencial del agua es a través de las capas mojadas por

agua, por lo que las capas mojadas por aceite son pasadas por alto.



CAPITULO 2. MARCO TEORICO DE POZOS HORIZONTALES.

2.1 Definicion de pozo horizontal

Un pozo horizontal se define como aquel en donde la ultima etapa que se perfora es
horizontal o paralelo al yacimiento (pozos de gran desviacion. Algunos autores
consideran que son pozos horizontales los que necesariamente tienen una desviacion
de 90 grados respecto a la vertical, de otra forma serian considerados como pozos
direccionales. Joshi considera los pozos horizontales desde dos puntos de vista; un
pozo horizontal desde el punto de vista operacional puede ser aquel pozo que tiene una
desviacion mayor de 70° a partir de la vertical, donde las herramientas convencionales
de perforacion y produccion no pueden ser usadas; y desde el punto de vista de
yacimientos, los pozos con una desviacion por encima de los 80° a partir de la vertical
son considerados horizontales y es obvio como su nombre lo dice que tienen un

enfoque tipico de produccién de un pozo horizontal.

fF— L —
R

Figura 2.1 Esquema de un pozo horizontal?3,

2.2 Aplicaciones de los pozos horizontales

Los pozos horizontales pueden ser usados de manera eficaz en los siguientes casos:

= Yacimientos naturalmente fracturados
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En horizontes productores que tienen zonas con fracturas verticales
escasamente dispersas en el yacimiento y que son dificiles de atravesar con
pozos verticales, la mejor forma de intersectar estas fracturas es con pozos
horizontales, de esta forma se incrementa la produccion al lograr drenarlas
eficazmente. Es por esto, que la aplicacion de pozos horizontales en estos casos
dard como resultado un aumento en la productividad, la cual es directamente
proporcional al nUmero de fracturas intersectadas. Es posible incrementar la
productividad hasta en doce veces en comparacion con un pozo vertical. Se
debe considerar que las longitudes horizontales requeridas para lograr una

produccién éptima en este tipo de yacimientos no son muy grandes.

Yacimientos con problemas de conificacion de agua y gas

Existen algunos yacimientos que deben producir a un gasto menor que el
llamado gasto critico. Este gasto critico representa el ritmo de flujo maximo al
cual un pozo podria producir sin ocasionar conificacion de agua o gas; a gastos
mayores se presenta este fendmeno. La fuerza de gravedad tiende a mantener
a los fluidos en su lugar, mientras que por el contrario las fuerzas viscosas
causan que el agua suba o el gas baje. Para valores menores al gasto critico
estas fuerzas estan en equilibrio. Debido a que obtienen mayor area de contacto
entre un pozo horizontal y el yacimiento, la produccion de aceite por unidad de
longitud, en condiciones normales, es significativamente mas pequefia que la
obtenida en un pozo vertical. Por lo tanto un pozo horizontal induce menores
caidas de presién que un pozo vertical, cuando ambos producen con el mismo
gasto. Es por esto que los pozos horizontales permiten manejar gastos criticos

considerablemente mayores que los pozos verticales.

Por lo anterior, los yacimientos con horizontes productores de poco espesor son
ideales para perforar pozos horizontales debido a que un solo pozo horizontal

puede reemplazar a los varios pozos verticales.
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Yacimientos con horizontes productores de poco espesor

En yacimientos en donde la columna de aceite o0 de gas es menor a 15 metros,
se requieren un gran namero de pozos verticales para efectuar su desarrollo.
Darcy demostr6 que la productividad de un pozo vertical es proporcional al
espesor del yacimiento. En los pozos horizontales la productividad se
incrementa debido a que la longitud horizontal juega un papel bastante similar
al del espesor del yacimiento en los pozos verticales. Por esto, la relacion de
productividades de un pozo horizontal para una longitud de seccién horizontal y

un radio de drene dados sera funcion del espesor de la formacion.

Operaciones de recuperacion mejorada

En operaciones de recuperacién mejorada de aceite (EOR), ya que un pozo
horizontal largo provee una mayor area de contacto con el yacimiento y mejora
la inyectividad de un pozo inyector. Los pozos horizontales son especialmente
atractivos en operaciones de recuperacion térmica donde se tienen problemas
de inyectividad, sin embargo los pozos horizontales también se pueden usar
como productores. Mediante esta técnica se puede alcanzar una recuperacion

in situ del 60 al 80 por ciento de los hidrocarburos.
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2.3 Técnicas de perforacion y determinacion de la longitud del pozo.

Un pozo horizontal consta basicamente de tres secciones, como se muestra en la
Figura 2.2.

e SECCION VERTICAL

PUNTO DE INICIO DE DESVIACION
Kickoff Polat

SECCION CURVA

KOP

SECCION HOREZONTAL

1

Figura 2.2. Secciones basicas de un pozo horizontal®.

La primera seccion es la seccién vertical del pozo que se desarrollara hasta la

profundidad del punto de inicio de la desviacién o punto kick off.

La segunda seccion se inicia a partir del punto kick off y es la seccion curva donde el
angulo de inclinacion sera incrementado de cero a noventa grados de desviacion y el

pozo sera convertido de vertical a horizontal.

La tercera seccion es la parte propiamente horizontal donde el angulo de inclinacién
sera igual a 90 grados, hasta alcanzar la longitud programada dentro de la formacion

productora.
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Las técnicas de perforacion para pozos horizontales son clasificadas dentro de cuatro

categorias, dependiendo del radio de curvatura®®. El radio de curvatura es el radio

requerido para girar desde la vertical a la direccion horizontal.

Método de radio largo

En general, los radios largos se pueden definir como un agujero con al menos
una seccion en la cual la inclinacion del pozo se incrementa de uno a seis grados
por cada 100 pies. Esta técnica ofrece usos limitados para su desarrollo, es
utilizada para perforar pozos nuevos desde la superficie, para lograr alcances
extendidos u objetivos alejados desde la localizacion superficial; por ejemplo en
plataformas de perforacion costa afuera, localizaciones remotas, asi como
inaccesibles o yacimientos ubicados bajo ciudades; ademas se utiliza donde se
tienen problemas de conificacion de agua, bajas permeabilidades y desarrollos
de gas entre otros. No se utiliza en pozos que inicialmente fueron terminados

como pozos verticales.

Los pozos en los que se utiliza esta técnica son perforados con equipos de
perforacion convencionales. Este método es mas flexible que los otros ya que
requiere poca preparacion del pozo, en cambio los otros métodos se deben

desarrollar después de que el pozo vertical ha sido perforado.

Esta técnica es la mas comunmente aplicada en pozos costa afuera. Es
conocida como de largo alcance o “alcance extendido”. Sin embargo, estos
pozos son perforados de 70 a 80 grados sin alcanzar el objetivo en el plano

horizontal.

Método de radio medio

Este método permite perforar pozos con longitudes horizontales de mas de 1000
pies dentro de la formacion productora con radios de curvatura de 185 a 955

pies con severidades en la desviacion de 6°-20°/100 pies.

En aplicaciones que requieren un largo alcance lateral con desviaciones
minimas, el método de radio medio proporciona el control direccional necesario
para penetrar objetivos con espesores pequefios o0 efectuar reparaciones

exitosas. Puede ser utilizado para perforar pozos nuevos desde la superficie o
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para hacer reparaciones en pozos perforados originalmente como pozos

verticales o desviados.

Los sistemas de radio medio pueden ser mas econémicos cuando se emplean
en yacimientos fracturados, aunque las pérdidas de circulacién pueden
complicar las operaciones de perforacién, en problemas de conificacion de agua
y gas, en yacimientos fracturados verticalmente, de baja permeabilidad, en

yacimentos de poca energia y en formaciones de poco espesor.

En pozos que se perforan con radio medio, se pueden llevar a cabo las mismas
terminaciones que las de radio largo y también puede llevarse a cabo la toma
de registros; ademés, también se dispone de herramienta para una gran
variedad de tamafio de agujero y se puede instalar la mayoria de los sistemas

artificiales de produccion.

Método de radio corto

La perforacion de radio corto ha sido tan practicada como la perforacion de radio
largo y ha sido ampliamente utilizada para hacer reparaciones de pozos
verticales; esto es, se puede aprovechar un pozo vertical ya perforado y, en un
determinado punto iniciar la desviacién del punto kick off, perforando la seccion
curva y la seccién horizontal del pozo. Esto en si ya representa una ventaja en
el ahorro de la perforaciéon de la zona vertical y ademas, el radio es tan corto
que la curvatura solo abarca la zona productora y no las formaciones aledafias

que pudieran tener algunos problemas.

Con este método de perforacion se tiene un incremento rapido del angulo de
desviacion con una severidad de 4°-10°/3 pies. Los radios de curvatura de este
método oscilan entre los 20 y 60 pies y las secciones horizontales son del rango
de 200-400 pies.

Método de radio ultracorto

Este es el método més nuevo de perforacion horizontal y al igual que el método

de radio corto es utilizado para hacer reparaciones horizontales en pozos que
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originalmente fueron perforados como verticales. Este método no utiliza rotacion
desde la superficie con mesa rotatoria ni emplea motores de fondo. Utiliza una
Unidad de Tuberia Flexible que inyecta un fluido a alta presion, como fluido de

ataque para perforar la seccién horizontal.

El radio de curvatura oscila entre uno y dos pies, esto es, escasos centimetros.
También la longitud de la seccién horizontal es de apenas unos 100 a 200 pies.
El tamafio del agujero varia de dos a seis pulgadas, y es funcion de la formacién,

de las cabezas de inyeccién empleadas y del fluido bombeado.

Determinacion de la longitud del pozo

Se puede determinar la longitud 6ptima del pozo horizontal, desde el punto de vista de

la perforacion, realizando las siguientes operaciones:

R = (100) (180) _ 5730
“\B 7t/ B

_ grados
~ 100[ft]

Donde:
R = Radio de curvatura, ft

B = Angulo de incremento, °/ft

2.4 Técnicas de terminacion.

La eleccién del método de cementacion puede tener una influencia determinante en el
comportamiento del pozo. Las diferentes ventajas y desventajas de las terminaciones

se presentaran a continuacion:
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= Agujero descubierto

Es la terminacién mas econoémica, ya que la Ultima TR se asienta en la cima de
la formacién productora o ligeramente dentro del intervalo a explotar como se
muestra en la figura 2.3 y la seccién horizontal del pozo permanece sin ningin
tipo de tuberia.

Intervalo
Productor

Figura 2.3 Terminacion de un pozo horizontal en agujero descubierto.

Debido a que en este tipo de terminaciones la estabilidad del pozo depende de la
consolidacion de la formacion, su mayor aplicacion la tiene en formaciones
carbonatadas. En la tabla 2.1 se muestran las ventajas y desventajas que se obtienen
en una terminacién con agujero descubierto.
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Tabla 2.1 Ventajas y desventajas de terminacion con agujero descubierto

VENTAJAS DESVENTAJAS

La TR colocada en la cima del
horizonte productor permite técnicas | No existe forma de regular el flujo de
especiales de perforacion las cuales fluidos hacia el pozo

minimizan el dafo a la formacion.

Toda la seccién horizontal del pozo | Dificulta los tratamientos selectivos a
esta disponible para el flujo. las zonas productoras.

Generalmente no se requiere
disparar. Los disparos en agujero El interior del pozo puede requerir de
descubierto sélo se efectlian en limpiezas periddicas.

caso de dafio muy severo.

Liners ranurados

El objetivo principal de utilizar un liner ranurado en un pozo horizontal es
prevenir que se colapse el agujero. Ademas, un liner provee un camino (til para
insertar varias herramientas como tuberia flexible. Los tipos de liner que han

sido usados son:
a) liners disparados
b) liners ranurados

c) liners preempacados

Liners con aislamiento parcial

En los ultimos afos han sido instalados afuera del liner para dividir un agujero
horizontal largo en varias secciones pequefias. Este método provee zonas de
aislamiento limitadas las cuales pueden ser usadas para controlar la produccion
y la estimulacién a lo largo del pozo. Estas son conocidas como terminaciones

selectivas.
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Liners disparados y cementados

El cemento usado en las terminaciones de pozos horizontales debe tener un
contenido de agua libre considerablemente menor al usado para las
cementaciones de pozos verticales. Esto es porque en un pozo horizontal,
debido a la gravedad, el agua libre se segrega cerca de la porcién alta del pozo

y los sedimentos pesados del cemento en la parte baja.

En la figura 2.4 se muestra un esquema de los diferentes tipos de terminaciones.

(1) AGUJERO DESCUBIERTO

(2) LINER RANURADO

EMPACADORES
EXTERNOS

{3) LINER CON AISLAMIENTO PARCIAL
| R | RN

{(4) LINER CEMENTADO Y DISPARADO

i
- )

A
111 [

Figura 2.4 Tipos de terminaciones4.
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2.5 Limitaciones de los pozos horizontales.

La mayor ventaja de los pozos horizontales es el area de contacto de gran tamafio.
Actualmente, se pueden perforar pozos con secciones horizontales extensas y esto da
un area de contacto mucho mayor que la que tiene un pozo vertical. La mayor
desventaja es que solo se puede producir de una zona de interés por pozo horizontal.
Sin embargo, se han utilizado pozos horizontales para producir de varios estratos. Esto
se puede lograr con dos métodos:

1. Se perfora un pozo tipo “escalera” donde porciones horizontales largas son
perforadas en mas de un estrato

2. Se cementa el pozo y se estimula

Una desventaja de los pozos haorizontales es su costo. El cual es de 1.4 a 3 veces mayor
que un pozo vertical’®, dependiendo del método de perforacion y la técnica de
terminacion empleada. No obstante el mayor costo, en los Ultimos afios el costo de

perforar pozos horizontales ha disminuido considerablemente

2.6 Sistemaintegral de produccién.

El sistema integral de produccion es un conjunto de elementos que transporta los fluidos
del yacimiento hacia la superficie, los separa en aceite, gas y agua, y finalmente los

envia a instalaciones para su almacenamiento y/o comercializacion.
Los componentes basicos de un sistema integral de produccion son:

* Yacimiento

* Pozo

» Tuberia de descarga

= Estrangulador

= Separadores y equipo de procesamiento

= Tanque de almacenamiento

Yacimiento: se entiende por yacimiento a una trampa geoldgica o a una porcién de
ésta que contiene hidrocarburos, la cual se comporta como un sistema intercomunicado

hidraulicamente.
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Pozo: es un agujero hecho a través de la roca que llega hasta al yacimiento. El objetivo
de un pozo es establecer un flujo de fluidos controlados entre la formacién productora

y la superficie.

Tuberia de descarga: son estructuras de acero, cuya finalidad es transportar el gas,
aceite y en algunos casos agua desde la cabeza del pozo hasta el tanque de

almacenamiento.

Estrangulador: es un aditamento que se instala en los pozos productores con el fin de

establecer una restriccion al flujo de fluidos.

Separadores: son equipos utilizados para separar la mezcla de aceite y gas, y en
algunos casos aceite, gas y agua que proviene directamente de los pozos.

Tanques de almacenamiento: Son recipientes de gran capacidad para almacenar la
produccion de fluidos de uno o varios pozos. En la industria petrolera, los tanques
pueden tener una capacidad de almacenamiento que va desde 100,000 hasta 500,000
barriles.

2.7 Factor de dafo.

Van Everdingen y Hurst introdujeron por primera vez el concepto de factor de dafio al
observar que dado un gasto determinado, la presion de fondo fluyendo era menor que

la que habian calculado tedricamente.

La caida de presion en un pozo por unidad de gasto esta gobernada por la resistencia
a la formacion, por la viscosidad del fluido y por una resistencia adicional concentrada
alrededor del agujero del pozo que se da durante la etapa de perforacion, terminacion
y produccién®. Esta caida de presién adicional se define como factor de dafio. La zona
con la permeabilidad alterada es llamada zona invadida o dafiada y su efecto sobre la

presion o comportamiento de flujo del pozo es denominado como efecto de dafio.

El factor de dafio es una medida cuantitativa, empleada para evaluar el comportamiento

de un pozo, relativa a la produccion ideal de un pozo a partir de una formacion
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completamente abierta y sin restricciones. La magnitud del dafio indica la necesidad de

estimular un pozo o bien, establecer un programa de reacondicionamiento.

El factor de dafio se puede obtener con la siguiente ecuacion:

_ kh(8p)skin
141.2qp,B,
Donde:
H = Espesor del yacimiento g = Gasto
K = Permeabilidad Mo = Viscosidad del aceite
(Ap)skin = Caida de presion debido al dafio B, = Factor de volumétrico aceite

Este concepto de dafio funciona muy bien en pozos dafiados, sin embargo tiene
algunas dificultades matematicas y fisicas cuando el factor de dafio es negativo. Para
poder resolver este problema, Hawkins introdujo un concepto de factor de dafio, en el
cual mostr6 que el factor de dafio para una zona invadida de radio rs con una
permeabilidad ks, en una formacion con permeabilidad k y un radio del pozo rw se puede

determinar de la siguiente manera:

S= [_ ~1|m(= )
Hawkins, de la misma manera que Van Everdingen y Hurst, supuso un flujo estacionario
en la region dafiada. Bajo esta suposicion, la presion en el pozo es mayor a la presion
esperada, es decir, el pozo esta produciendo un gasto deseado a una presion de fondo
fluyendo mayor a la calculada teéricamente. Los pozos verticales estimulados pueden
llegar a tener factores de dafio negativos de hasta -6, dependiendo de la relacion del

radio de drene y del radio del pozo. Tedricamente es posible representar a los pozos

horizontales como un pozo vertical con un factor de dafio negativo.

La invasion del fluido de perforacion causa zonas de permeabilidad reducida alrededor
del agujero del pozo. En general, un yacimiento de alta permeabilidad muestra una
zona invadida de mayor espesor que uno de baja permeabilidad. Sin embargo, el
porcentaje de pérdida en la permeabilidad de una zona de alta permeabilidad es menor

que el porcentaje de pérdida en una zona de baja permeabilidad. Lo anterior se puede
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explicar debido a que es méas probable que las gargantas de poro en las formaciones
de alta permeabilidad sean de mayor tamafo, y por consiguiente, no estén
completamente bloqueadas por los sélidos del fluido de perforacion, resultando asi, en
una pérdida pequefia de la permeabilidad inicial. Por el contrario, en las formaciones
de baja permeabilidad, donde las gargantas de los poros son mas chicas, los sélidos

bloguean completamente las gargantas y la permeabilidad disminuye fuertemente.

De la ecuacién propuesta por Hawkins se puede deducir que el espesor de la zona
invadida es menos importante que el cambio en la permeabilidad en la zona invadida.
Esto se debe a que el radio de la zona invadida esta en términos logaritmicos, por lo
tanto, ejerce una influencia menor en el factor de dafio que la permeabilidad en la zona

invadida.

Generalmente, los factores de dafio son estimados usando pruebas de presion. Una
vez determinando los factores de dafio, es posible estimar las caidas de presién a
través de las zonas dafiadas. Reordenando la ecuacién propuesta por Everdingen y
Hurst para calcular la caida de presién en pozos verticales en la region dafiada queda

de la siguiente forma:

(Ap)skin =S (#ﬂoﬁo) (%)
Donde:
H = Espesor del yacimiento g = Gasto
K = Permeabilidad Mo = Viscosidad del aceite
S = Factor de dafio B, = Factor de volumétrico aceite

Esto quiere decir que (Ap)kin depende de (%) Por lo tanto, para pozos horizontales la

caida de presién asociada al dafio se puede aproximar como:

141.2[10ﬂ0) (g)

(AD) skin = S( k I
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Donde:

L = Longitud de la seccion horizontal g = Gasto
K = Permeabilidad Mo = Viscosidad del aceite
S = Factor de dafio B, = Factor de volumétrico aceite

2.8 Radio efectivo del pozo.

El concepto de radio efectivo del pozo es usado para representar a un pozo que esta
produciendo con un gasto diferente al esperado de acuerdo con los célculos hechos. El
radio efectivo del pozo es, tedricamente, el radio del pozo requerido para ajustar el
gasto observado. De este modo, los pozos estimulados tendran un radio efectivo del
pozo mayor que el radio del pozo perforado y los pozos dafiados tendran un radio
efectivo del pozo menor al radio del pozo perforado. Se puede escribir una ecuacion de

flujo bajo estado estacionario de la siguiente forma:

0.007078khAp
9= 7.\
KoBoln (rriv)

Donde:
Ap = Caida de presién g = Gasto
K = Permeabilidad Mo = Viscosidad del aceite
S = Factor de dafio B, = Factor de volumétrico aceite
H = Espesor del yacimiento re= Radio de drene
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2.9 indice de productividad.

El concepto del indice de productividad es un intento para encontrar una funcién simple
que relacione la capacidad de un pozo para aportar fluidos y una determinada caida de

presion?t,

El indice de productividad “J” esta definido por é donde g es el gasto y Ap es la caida

de presion. Las unidades de J son bbl/dia/psi o Ap m3/dia/kPa. Inicialmente, por
facilidad, supondremos que tendremos presion constante en la frontera del yacimiento
y en el centro del pozo. Esto nos dara un indice de productividad para flujo estacionario.
Es importante hacer notar que éste supone que la presién en el radio de drene y en el
pozo son constantes. En la mayoria de los yacimientos existe flujo pseudoestacionario
por lo cual, esta presién cambiard con el tiempo. En consecuencia, la caida de presion
Ap se reducird con el tiempo. Por definicion, el indice de productividad para flujo

estacionario se calcula reformulando la ecuacion de la siguiente manera:

, Aq_p _ 0.0017:(7i(l;’:—20)
W

Donde:
Ap = Caida de presion g = Gasto
K = Permeabilidad Mo = Viscosidad del aceite
S = Factor de dafio Bo = Factor de volumétrico aceite
H = Espesor del yacimiento re= Radio de drene
J = indice de productividad r'w= Radio efectivo del pozo

El indice de productividad puede ser usado para comparar productividades de dos

diferentes pozos en el mismo yacimiento:
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Donde:
re= Radio de drene r'w= Radio efectivo del pozo

J = Indice de productividad

2.10 Regimenes de flujo.

Existen basicamente tres tipos de condiciones o regimenes de flujo en funcion de la
presion y del tiempo que deben ser identificados para clasificar el flujo de los fluidos del

yacimiento: flujo estacionario, flujo pseudoestacionario y flujo transitorio.

Flujo estacionario: Este tipo de flujo ocurre cuando un yacimiento esta produciendo
por empuje de agua, de tal forma que cada barril de aceite producido es reemplazado

por un barril de agua en el yacimiento.

Para que la situacion de flujo estacionario este presente, es condicidn necesaria que el
gasto masico que entra a lo largo del yacimiento sea igual al gasto masico que sale del
yacimiento. Estas condiciones son muy aproximadas cuando un yacimiento presenta
un fuerte mecanismo de empuje de agua, un casquete de gas asociado, o bien, se

realiza alguna operacién de recuperacion secundaria.

Flujo transitorio: Este tipo de flujo ocurre cuando los gastos o las presiones cambian

con el tiempo.

Durante la etapa inicial de produccion, el comportamiento de la presion es
esencialmente el mismo que se presenta en un yacimiento infinito. Este es el periodo
de flujo transitorio. La presion en el pozo puede ser descrita por la siguiente ecuacion,

en la mayoria de los casos:
Pyozo = Piniciat — Allog(tiempo de produccién) — B]

Donde Ay B son constantes
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Durante este periodo la gréfica de Presion del pozo vs. Logaritmo del tiempo sera una
linea recta. En un plano cartesiano la presién declinara rdpidamente al principio y

conforme pase el tiempo declinara mas lento, como se observa en la figura 2.5.

Flujo Periodo Transicional Flujo
Transitorio]  (Transitorio tardio) Semi-Estacionario

P

Presion en el Pozo

La presion declina
linealmente con el tiempo

//’

La presién declina
linealmente con el
logaritmo del tiempo

Tlempo

Figura 2.5. Esquema gréfico de declinacion de la presién en el pozo23.

Flujo pseudoestacionario: Las curvas que describen la Presion del yacimiento vs.
Distancia radial se muestran en la figura 2.6. Si no hay flujo a través de la frontera
mientras el tiempo transcurre, el comportamiento de la presion empezara a desviarse
del caso de yacimiento infinito. En la grafica ese tiempo se muestra como “transitorio
tardio”, la presion en dos puntos dentro de la frontera de drene empezara a declinar a

un ritmo mas acelerado.

Por ultimo, como se muestra en la figura 2.6, si la compresibilidad es pequefia y
constante, la tasa de declinacién de la presion sera la misma a través de la frontera de

drene. Este es el periodo pseudoestacionario. Todas las presiones en el area de drene
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decreceran en el mismo periodo de tiempo. La diferencia entre la presion promedio de

yacimiento y la presion del fondo del pozo seguira siendo constante durante éste.
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Figura 2.6 Perfiles de presion con el tiempo para el caso de gasto constante!

La tasa de declinacion de la presion durante el estado pseudoestacionario es:

_ (0.0148)(q,)(B,)

Vo, fectiva) (€)
Donde:
Ap, [psi/hora] Vpefectiva, [DDI]
C, [1/psi] o, [bpd]
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2.11 Conificacién de aguay gas.

La conificacion es un problema de produccién en el cual el gas del casquete o el agua
del acuifero se infiltran en la zona productora en el area cerca del pozo y reduce la
produccién del aceite. Es por esto que es importante minimizar o por lo menos retrasar
la conificacion. En yacimientos con acuifero subyacente los pozos verticales
normalmente son terminados en la parte superior del espesor productor para minimizar
o retrasar la conificacion de agua. Lo anterior se lleva a cabo si no existe casquete de
gas. De manera similar, en un yacimiento con casquete de gas, siempre y cuando no
haya un acuifero subyacente, el pozo vertical es disparado lo mas bajo posible de

manera tal que el intervalo disparado esté lo mas lejos posible del casquete de gas.

Una de las principales razones de la conificacion es la caida de presion. Una caida de
presion de gran magnitud en la vecindad del pozo puede causar la conificacion, por el

contrario una minima caida de presién mostraria una minima tendencia conificarse?.

Para lograr un gasto determinado se tiene que imponer una caida de presiébn mayor en
un yacimiento de baja permeabilidad a la que se impondria en un yacimiento de alta
permeabilidad. Es por esta razén que los yacimientos de alta permeabilidad muestran
menor tendencia a conificarse que los yacimientos de baja permeabilidad. En
yacimientos naturalmente fracturados, particularmente los que tienen fracturas
verticales, se pueden tener problemas severos de conificacion a pesar de la alta
permeabilidad del yacimiento. Esto se debe a que el agua del acuifero y el gas del

casquete viajan a través de las fracturas verticales de alta permeabilidad.

Por lo anterior queda claro que la conificacion puede ser reducida o minimizada al
disminuir la caida de presion. Sin embargo esto no es practico. La produccién de aceite
es proporcional a la caida de presion. Dicho de otra manera, al minimizar la caida de
presién podemos evitar o minimizar la conificacion pero al mismo tiempo se reduciria la
produccion de aceite, llevando en muchos casos a hacer el pozo impréctico desde el

punto de vista operacional.

En los yacimientos naturalmente fracturados es comun que se genere la irrupciéon de
agua y/o gas del yacimiento de manera temprana cuando el ritmo de produccién de los
pozos esta por arriba de sus gastos criticos. Por lo anterior se tienen que realizar

reparaciones mayores para continuar dentro de la ventana operativa de produccion ya
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gue el objetivo es alejarse de los contactos de fluidos (agua y gas) y se deben cerrar
pozos cuando estas acciones no son suficientes, haciendo que la produccion disminuya
drasticamente. Por lo anterior, se debe extraer el aceite a gastos éptimos (menores o

iguales al gasto critico).

La ventaja de los pozos horizontales respecto a los verticales en términos de mitigar la
conificacién es clara, ya que en un pozo horizontal se puede lograr una minima caida
de presion. La produccién por unidad de longitud en un pozo horizontal serd pequefia
no obstante debido a la mayor longitud del pozo se podran obtener altos gastos de
aceite. En suma, los pozos horizontales proveen una opcion de produccién donde la
caida de presion se puede minimizar, las tendencias a conificacién se pueden minimizar

también y los gastos altos de produccién pueden ser mantenidos.

2.12 Dispositivos de control de flujo.

Un dispositivo de control de flujo (ICD) es un dispositivo de estrangulamiento que se
instala en el pozo para equilibrar el flujo del yacimiento al pozo. Es un método pasivo
de control de flujo que se instala en el fondo del pozo, esto quiere decir que no tiene
partes que puedan ser controladas o modificadas para ajustar el flujo a través de éste.
El dispositivo de control de flujo afiade una caida de presion extra a través del pozo y
provee una caida de presién mayor en la formacion, la cual cambiard el flujo de fluidos
hacia el pozo a lo largo de éste. Los objetivos del uso de los dispositivos de control de

flujo son:

* Mejor limpieza del pozo después de que la perforacion ha terminado
= Un perfil de aportacién unitario del pozo mas uniforme

* Produccion selectiva

» Un perfil de inyeccidn equilibrado

» Prevencion de conificacion en el talon del pozo

»= Obtener mayor produccion en la punta del pozo

= Retrasar el corte prematuro de agua y/o gas

= Mejorar el control de arena y la productividad
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Los objetivos mas importantes desde el punto de vista de la produccién son una buena
limpieza y un perfil de aportacion unitario mas equilibrado, debido a que, normalmente,

estos factores incrementan la produccién y el factor de recuperacion.

Los beneficios de usar este dispositivo aumentan mientras mas larga sea la seccién
horizontal del pozo y el area de contacto con el yacimiento se incremente. La razon de
esto es que ocurren caidas de presién significativas en la seccién horizontal mientras
los fluidos fluyen de la punta al talén por lo que el flujo de entrada en la punta tiene que
vencer ésta, mientras que en el talén esta presion extra no se observa. Esto resulta en
mayores caidas de presién en el talén que en la punta y causa un flujo de entrada
irregular a lo largo del pozo dando como resultado conificacién de agua y/o gas en el
talén. Lo anterior se conoce como efecto talon-punta y puede prevenirse instalando

dispositivos de control de flujo y empacadores?’.

Es importante restringir las zonas de alta permeabilidad ya que dichas zonas pueden
producir a gastos muy altos y conducir a cortes de agua y/o gas prematuros. De la
misma manera, pueden producir a gastos altos tales que lleguen a limitar la produccién
de zonas con menor permeabilidad en el pozo. Por lo anterior se puede decir que el
flujo preferencial de las zonas de alta permeabilidad no es lo mejor ya que reducira la
recuperacion de las zonas de menor permeabilidad y por consiguiente reducira también

la recuperacion total.

2.13 Pruebas de presién en pozos horizontales.

Las pruebas de presion en pozos horizontales pueden llegar a ser complejas y dificiles
de interpretar. En general, las pruebas de presién en los pozos horizontales se realizan

para lograr los siguientes objetivos:

= Obtener las propiedades del yacimiento

= Determinar si la longitud perforada del pozo horizontal es también la longitud
productora

» Estimar el factor de dafio debido a la perforacion y terminacion del pozo

horizontal
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Una de las razones por las cuales el analisis de las pruebas de presion en pozos

horizontales se vuelve dificil es porque la mayoria de las soluciones mateméticas para

estos pozos suponen que el pozo es perfectamente horizontal y paralelo a los limites

superior e inferior del yacimiento. Sin embargo, estos pozos no son, normalmente,

horizontales, mas bien éstos tienen forma de serpiente con muchas variaciones en el

plano vertical a lo largo del pozo. Debido a este efecto “serpiente” una seccién del pozo

estara mas cerca del limite superior del yacimiento mientras que otra seccién estara

mas cerca del limite inferior del mismo. Todas estas variaciones a lo largo del pozo

afectan al medidor de presién insertado en la punta del pozo. No obstante, la influencia

de estas variaciones a lo largo del pozo en la presién es desconocida.

Profundidad vertical, pie
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Figura 2.6 Perfil de un pozo horizontal!.
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CAPITULO 3. SOLUCIONES BAJO ESTADO ESTACIONARIO.

3.1 Introduccion.

Las soluciones analiticas en flujo estacionario son las méas simples para pozos
horizontales. Estas ecuaciones suponen un flujo estacionario, es decir, la presion en

cualquier punto del yacimiento no cambia con el tiempo.

En la practica, muy pocos yacimientos operan bajo condiciones estacionarias, de
hecho, la mayoria de los yacimientos muestran cambios en la presién del yacimiento
respecto al tiempo. A pesar de esto, las soluciones en flujo estacionario son

ampliamente usadas porque:

= Son faciles de derivar analiticamente

» Es relativamente facil convertir resultados de estado estacionario a transitorio
pseudoestacionario usando los conceptos de expansion de la frontera de drene
respecto al tiempo y el radio efectivo del pozo y los factores de geometria,
respectivamente.

= Los resultados matematicos en estado estacionario pueden ser verificados

experimentalmente construyendo modelos fisicos en laboratorio

Desde el punto de vista de la fisica, la ley de Fourier de la conduccion del calor, la ley
de Ohm de flujo de electricidad y la ley de Darcy de flujo a través de un medio poroso

son similares:

Ley de Fourier: q = —kAi—ZCw

Donde:

g= tasa de transferencia de calor, BTU/hr
k= conductividad térmica, BTU/(hr-ft-F)
A= seccioén transversal, ft2

AT= diferencia de temperatura, F
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Ax= distancia, ft

Ley de Ohm: [ = %

Donde:
| = corriente, amperes
V = voltaje, volts

R = resistencia, ohms

Ley de Darcy: g = _ﬂﬂi—z

Donde:

g = gasto, cm®/sec

K = permeabilidad, darcy

A = area transversal al flujo

| = viscosidad, cp

Ap = caida de presion, atmésferas
Ax = distancia, cm

Desde los inicios de la industria petrolera, diferentes ecuaciones de estado estacionario
han sido verificadas empleando modelos eléctricos. Por ejemplo, la productividad de
pozos basada en la densidad de disparos fue estimada usando experimentos eléctricos
analogos. Es por esto, que las expresiones analiticas de régimen estacionario ofrecen
una ventaja distintiva, la cual es que pueden ser verificadas con experimentos en

laboratorio.

Se pueden encontrar varias soluciones en la literatura para predecir el gasto de un pozo

horizontal, cuando se encuentra en régimen estacionario.

Borisov:

21tk hAP

_ UoBo _
= in(Zet)+(B)ini 2y (3-1)

L L 21Ty
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Giger:

ZﬂkhhAP
n = — > (3-2)
) ( i i) w X
(E)ln L +ln(27Tr )
\ 2reh /
Giger, Reiss & Jourdan:
o Ine)
== w (3-3)
A
ln\ L )+(Z)ln(2nrw)
2reh
Renard & Dupuy:
2mkphAP 1
= -4
="t Losh—m(m(g) ln(mf;w)] (3-4)
X = % para el area de drene elipsoidal

0.5
a= %[0.5 + f0.25 + (ZTL—"’h)] gue es igual a la mitad del eje mayor de la elipse

drenada

Joshi:

2mky hAP

HoBo (3_5)

qn = jiz
a+ |a2-(L
lnIL &) +(BnGH)
2

2rw



0.5
L 2r,
a=)|05+ /0.5 +( Le")4

Las unidades de las ecuaciones anteriores son:

L = longitud del pozo horizontal

h = espesor del yacimiento

rw = radio del pozo

rey = radio de drene del pozo vertical

ren = radio de drene del pozo horizontal

Ko = Viscosidad del aceite

Bo = factor de volumen del aceite

Ap = caida de presion desde la frontera de drene hasta el pozo

gn = gasto del pozo horizontal

El indice de productividad se puede obtener dividiendo el gasto entre la caida de
presion:

_h

=4

Las soluciones anteriores son validas y aplicables Unicamente para yacimientos

isotropicos, es decir kn = k..

Estas ecuaciones pueden ser modificadas para ser obtenidas en unidades de campo.
Esto se hace remplazando en el numerador 21 por 0.007078. Por lo que la ecuacién

de Joshi quedaria de la siguiente manera:
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0.007078kp hAP

qh — #OBO (3'6)

az—
+ 1 (—)

. |
|
J

In

Ifa+
|l 2
Las unidades de la ecuacion anterior son:
O = [BPD]
Kn= [md]

= [ft]

= [psi]

Ho= [cP]
Bo = [BBL@yacimiento/BBL@estandar]

= [ft]

rw= [ft]

Como se observa en la figura 3.1, el problema del pozo horizontal en tres dimensiones

es dividido en dos problemas de dos dimensiones.

Figura 3.1 Division del problema de tres dimensiones a uno de dos?.




Las soluciones matematicas de estos problemas de dos dimensiones se suman para

calcular el gasto del pozo horizontal. La comparacion de varias ecuaciones muestran

~ . . . . , . h
una pequefia diferencia entre varias ecuaciones por el término de Zln(”)

En el denominador de las ecuaciones de flujo. Sin embargo, el efecto de esta pequefia

diferencia en los calculos del gasto es regularmente minima.

Si la longitud del pozo horizontal es significativamente mayor al espesor del yacimiento,
esto es, L>>h, entonces el segundo término en el denominador de la ecuacién (Borisov)

es despreciable y la solucién se reduce a:

0.007078kp, hAP
HoBo

qn = W (3-7)

Usando unidades de campo la ecuacién anterior quedaria de la siguiente manera:

0.007078kp hAP

HoBo (3-8)

dn="7_~
£
2

. . . L
De este modo, para un pozo horizontal largo, el radio efectivo del pozo (', = Z)’ es el

mismo que para una fractura vertical de conductividad infinita penetrado totalmente. De
forma similar, las ecuaciones 3-2 y 3-5 se reducirian a la ecuacion 3-8 si la longitud del
pozo L>>h y también si la longitud del pozo L es menor que la mitad de la longitud del
eje mayor del area de drene. De esta manera, en un caso limitante, por lo menos para
flujo de una fase, la productividad de un pozo horizontal se aproxima a la de una fractura

vertical de conductividad infinita penetrada completamente.

3.2 Influencia del espesor del yacimiento en la productividad del pozo.

La influencia del espesor del yacimiento en pozos horizontales es muy importante. Para

cualquier longitud de un pozo horizontal, el incremento del area de contacto en un
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yacimiento es mucho mayor en un yacimiento de espesor pequefio que en uno de

espesor grande.

Por ejemplo, supongamos un pozo horizontal de 1000 pies con dos posibles zonas
objetivo, una zona tiene un espesor de 50 pies y la otra de 500 pies. El incremento en
el 4rea de contacto en un yacimiento con espesor de 50 pies al perforar un pozo
horizontal de 1000 pies es cerca de 20 veces mayor que en un pozo vertical. En
contraste, en el yacimiento de 500 pies de espesor, el incremento en el &rea de contacto
al perforar un pozo de 1000 pies es solo del doble. En consecuencia, se obtendra una
mayor ganancia en el 4rea de contacto en un yacimiento de espesor pequefio que en
uno de espesor grande. Es importante resaltar que los términos de espesor grande y
espesor pequefio son relativos. Se debe buscar el incremento del &rea de contacto en
vez de usar una definicién especifica de yacimientos de espesor grande y pequefio.
Ademas también es importante recalcar que los yacimientos de espesor grande tienen

mas reservas que los de espesor pequefo.

La influencia del espesor del yacimiento en la productividad de un pozo horizontal
puede ser estimada usando ecuaciones en estado estacionario. La figura 3.2 muestra
el cambio en la productividad de un pozo horizontal con un area de drene de 160 acres
bajo estado estacionario. Los resultados suponen que el yacimiento es isétropo. Se
puede apreciar en la figura 3.2 La figura 3.2 corresponde a un yacimiento de 25 pies de
espesor mientras que la figura 3.2 es de un yacimiento de 400 pies de espesor. Como
se puede apreciar en las figuras, el incremento en la productividad es mucho mayor en

un yacimiento de espesor pequefio que en uno de espesor grande.
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AREA DE DRENE HORIZONTAL=160 [acres]

7 K=k, /,;//
ESTADO ESTACIONARIO 2

RELACION DE PRODUCTIVIDAD, J,/J,

| | | | | | | | |
100 300 600 700 900 1100 1300 1500 1700 1900

LONGITUD DE POZO HORIZONTAL., ft

Figura 3.2 Gréfica de longitud horizontal contra relacion de productividad?©.

3.3 Influencia de la anisotropia del yacimiento.

La influencia de la anisotropia del yacimiento ha sido tratada extensivamente en la
literatura. Si se tiene un yacimiento con permeabilidades vertical y horizontal diferentes,
entonces se puede escribir la ecuacion de Laplace que representa el flujo bajo estado

%p 9%p
K <ﬁ> rk, (@> ~o

Lo anterior puede ser rescrito asi:

02 02
28\, (22) g
dx? dz'?

z' =z ky [k,

estacionario como:

Donde:
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Y la permeabilidad efectiva del yacimiento se define como:

keff =4 kykp

Por lo tanto, la influencia de la anisotropia del yacimiento puede ser tomada en cuenta

al modificar el espesor del yacimiento como:
h' = h\ky/k,

Anteriormente se explico que las soluciones bajo estado estacionario representan una
suma de dos soluciones mateméticas, una que representa el flujo horizontal y la otra
representa el flujo vertical. Por lo tanto, podemos modificar la parte vertical de la
ecuacion en estado estacionario para incluir el efecto de la anisotropia del yacimiento.
Esta modificacion se muestra en las siguientes ecuaciones.

0.007078ky hAP

qn = Lot (3-9)
[a+ az—(é)z ] . h
ln|f|+(%)ln(2€—w)

| |

0.007078kp hAP

qn = \/7”2030 (3-10)
a+ |a2—(L
lnIL(Z) +(¢)ln(%)
2
kn
Donde g = P

Aunque la segunda ecuacion se obtuvo de un manera mas rigurosa que la primera
ecuacion, hay menos de 14% de diferencia en los indices de productividad calculados
con estas dos ecuaciones cuando L>0.4 gh. M&s aun, estos indices de productividad
muestran menos de 10% de diferencia del indice de productividad calculado usando
una solucion matematica de una prueba de presion. En general, la segunda ecuacion
da un indice de productividad ligeramente mayor que el de la primera ecuacion. Aunque
cualquiera de las dos ecuaciones puede ser usada para célculos, la primera ecuacion

se recomienda para obtener un estimado de produccién conservador.
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Renard y Dupuy han presentado una ecuacion para un yacimiento anisotropo. La

ecuacion esta en unidades de campo:

Jn = O'OOZ:Efkhh [cosh-l(x)+(1%)ln(2nf,w)] (3-11)
Donde
1+p8
T = ( 28 )rw
X = 2_a
L

Donde:
B, = Factor volumétrico aceite B = Permeabilidad efectiva
H = Espesor Mo = Viscosidad del aceite
L = Longitud de seccion horizontal rv= Radio del pozo
Kn= Permeabilidad horizontal X = Factor geométrico

3.4 Estimacion de la permeabilidad vertical

En la mayoria de los andlisis de yacimientos la permeabilidad vertical es usualmente
considerada como una décima parte o menos de la permeabilidad horizontal. Al asumir
gue la permeabilidad vertical es muy baja, la componente vertical del flujo se vuelve

despreciable y el flujo hacia el pozo vertical es esencialmente radial.

Algunos analisis de nucleos han demostrado que, a menos que existan barreras
impermeables y otro tipo de heterogeneidad, la permeabilidad vertical es casi igual a la
permeabilidad horizontal. Sin embargo, en arenas limpias y yacimientos fracturados la
permeabilidad vertical no varia de manera significativa respecto a la permeabilidad

horizontal.
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En yacimientos naturalmente fracturados, como Cantarell, la orientacion y la intensidad
de las fracturas gobiernan la relacion de las permeabilidades vertical y horizontal. No
obstante, incluso en el caso de las fracturas verticales la relacibon maxima de
permeabilidades es de uno. Lo anterior se debe a que todas las fracturas tienen tres
dimensiones por lo tanto las fracturas mejoran tanto la permeabilidad vertical como la
horizontal.

En yacimientos anisétropos en términos de area es posible tener una mayor
permeabilidad vertical que la permeabilidad horizontal efectiva. Si se considera un

yacimiento con alta permeabilidad Ky en la direccion x y una permeabilidad baja kyen la
direccion y. Entonces la permeabilidad efectiva,/ k,k, es menor a la permeabilidad

horizontal alta ky. En estos casos la permeabilidad horizontal efectiva puede ser menor
gue la permeabilidad vertical.

La permeabilidad vertical puede ser estimada por diversos métodos.

1) Analisis de conificacion de agua
2) Andlisis de nucleos
3) Pruebas de presién
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Figura 3.3 Efectos de la permeabilidad vertical en la relacién de productividad de pozos horizontales y
verticales?°.

3.5 Radio efectivo de un pozo horizontal.

Se puede calcular el radio efectivo de un pozo horizontal convirtiendo la productividad
de un pozo horizontal en el equivalente de un pozo vertical. El radio efectivo del pozo

esta definido por:
r'y = ryexp(—s) (3-12)

Para calcular el diametro necesario para un pozo vertical produzca con el mismo gasto
gue un pozo horizontal se suponen volimenes de drene iguales e indices de

productividad iguales. Esto da:
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ZTl'khh.
UoBo

(3-13)

Zﬂkhh
HoBo —
Te
(7% / -
in

)

L 2w

N

Resolviendo la ecuacién para r',, tenemos:

roo= Teh (g) .
1 1) e)"

La ecuacién puede ser usada para calcular el radio efectivo del pozo y asi la primera

(3-14)

a

ecuacion puede ser utilizada para calcular el factor de dafio s. Si el yacimiento es

anisotrépico, el radio efectivo del pozo es:

R C N
-G )

Van Der Vils et al. Han sugerido una ecuacion para el radio efectivo de un pozo

(3-15)

a

horizontal perforado en un yacimiento isotrépico. La ecuacion es:

h

[sin (4% x 90°) cos (% x 1800)]Z

W

L

(3-16)

6= distancia vertical entre el centro del pozo y la altura media del yacimiento

El concepto de radio efectivo del pozo puede ser usado también para calcular la relacion
de los indices de productividad del pozo horizontal y vertical, como se muestra a

continuacion:

Para estas condiciones:
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L
E < 0'9Teh

Es importante hacer notar que las comparaciones de indices de productividad
anteriores suponen un pozo vertical sin estimulacion. Debido a que las estimulaciones
en pozos verticales varian de region a region, solo se usan pozos verticales sin
estimular en las comparaciones generales. Los incrementos en la productividad
calculados de la ecuacion anterior tendrdn que ser ajustados, dependiendo en la
experiencia local con los tratamientos de estimulacibn de pozos verticales. Esta
ecuacion es valida solo para yacimientos que operan por arriba del punto de burbuja.
Sin embargo, en un yacimiento con empuje por gas disuelto la ecuacion da una clara

estimacion de las ventajas de la productividad con pozos horizontales.

3.6 Productividad de pozos desviados

Los pozos desviados son pozos con un angulo de inclinacion a respecto al eje vertical.
Cuando el angulo de inclinacién a es 90 el pozo desviado se convierte en un pozo
horizontal como se muestra en la figura 3.4. Normalmente, los angulos de interseccion
con el yacimiento son de 30 a 70°.
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Pozo desviado

\)“i’\

AN

a = 90° —= Pozo horizontal

Figura 3.4 Esquema de un pozo desviado®®.

Los pozos horizontales son efectivos en yacimientos de espesor pequefio mientras que
los pozos desviados han mostrado ser altamente efectivos en yacimientos con
espesores grandes. Es por esto que el espesor del yacimiento es un factor a tomarse
en cuenta cuando se elige el tipo de pozo que sera perforado. Una manera para tomar
es asumir pozos verticales, horizontales y desviados con la misma longitud. Después
se comparan las productividades de cada uno de los pozos evaluados y se toma la

mejor decision.

Cinco, Miller y Ramey presentaron una solucién para un pozo desviado. También
calcularon factores de dafio para pozos desviados y mostraron que estos factores
dependen solamente de la geometria del pozo. La ecuacion para calcular el factor de

pseudo dafio debido a un pozo desviado se muestra a continuacion.

/N 2.06 ,\ 1.865
s 41 56 91100
Donde:
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h |k
Tw \ | kv

k
a' =tan~! [ —tan a]
,’kh

El radio efectivo del pozo esta dado por:
T,w = 1w exp(—S;)

El indice de productividad de un pozo desviado puede ser comparado con un pozo

vertical sin estimulaciones usando la siguiente relacion:
T,
In (—e)
s _ "G,
T,
b ()
w
A continuacion se muestra una tabla con los resultados de las relaciones de

productividades para un yacimiento con espesor de 100 ft. Los célculos se encuentran

en el Apéndice B.

Tabla 3.1 Relaciones de productividades

Kv/Kh Ss r'w ft Js/lv
0.1 -0.75 0.77 1.1
0.5 -2 2.8 13

1 -2.7 54 1.5

Bajo condiciones de estado estacionario la productividad de un pozo desviado
comparada con la de un pozo vertical (Js/Jv) incrementa cuando el espesor del
yacimiento aumenta. Por el contrario, la relacién de la productividad de un pozo
horizontal con un pozo vertical (Ji/Jy) disminuye cuando el espesor del yacimiento
disminuye. Cabe recordar que para el caso de los pozos desviados la longitud del pozo

esta limitada por la altura del yacimiento y por el angulo de inclinacién del pozo.
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CAPITULO 4. SOLUCIONES BAJO ESTADO PSEUDOESTACIONARIO.

4.1 Introduccion.

El estado pseudoestacionario comienza cuando el disturbio creado por la presion en el
pozo productor se siente en la frontera del area de drene del pozo. En otras palabras,
cuando la masa del fluido situada en la frontera de drene empieza a moverse hacia el

pozo productor, inicia el estado pseudoestacionario.

Para una frontera de drene circular, el fluido se empezaria a mover de la frontera de
drene hacia el pozo a un instante dado en el tiempo. De manera similar para un area
de drene cuadrada, el fluido en la frontera empezaria a moverse hacia el pozo
productor. En la practica una frontera de drene cuadrada es importante ya que la
mayoria de los campos de aceite y gas son desarrollados en areas cuadradas usando
espaciamientos de pozos de 10 a 640 acres. Si existe anisotropia de area, esto es, que
la permeabilidad horizontal en una direccion es diferente a la permeabilidad en otra
direccién, el area de drene resultante serd rectangular en vez de cuadrada. En un
tiempo determinado, el pozo podria drenar mas distancia a lo largo de la direccién con
alta permeabilidad que en la direccién con baja permeabilidad. En muchos yacimientos
naturalmente fracturados la permeabilidad en las fracturas es mayor que la
permeabilidad perpendicular a la fractura. Esto da como resultado una mayor longitud
de drene a lo largo de la fractura que en la direccion perpendicular a la fractura. En

dichos casos es recomendable revisar el espaciamiento convencional de los pozos.

En yacimientos con permeabilidad horizontal uniforme si los pozos son perforados en
un area rectangular el disturbio de la presion podria alcanzar la frontera mas cercana
primero. Este es el final del periodo de comportamiento infinito y el inicio del periodo de
transicion. Cuando los disturbios de la presion en el pozo alcanzan todas las fronteras

es cuando es estado pseudoestacionario comienza.
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4.2 Calculos de la productividad de un pozo horizontal bajo estado
psuedoestacionario

Existen tres métodos disponibles para calcular la productividad en estado
pseudoestacionario para pozos horizontales con flujo de una sola fase. En estos
métodos el yacimiento se supone con fronteras en todas las direcciones y el pozo
horizontal esta situado arbitrariamente en un area de drene rectangular. La diferencia
entre estos tres métodos esta en los métodos de solucibn matematica y las condiciones
de frontera usadas. Por ejemplo, el método de Multitak asume el pozo horizontal como
un pozo de conductividad infinita. El método de Babu y Odeh supone una condicion de
frontera de flujo uniforme mientras que el método de Kuchuk usa una solucién de
conductividad infinita aproximada en donde la presién constante del pozo es estimada
al promediar valores de presion de la solucién de flujo uniforme a lo largo del pozo. Sin
embargo, la diferencia en los gastos calculados usando los diferentes métodos es

normalmente muy pequefia.

=  Método de Multitak et al.

z 2 .
Para areas de drene rectangulares con ﬁ = 1a 20, Multitak et al. reportaron los

factores geométricos y las factores de dafio equivalentes correspondientes para pozos
horizontales ubicados en varios puntos dentro del cubo de drene. La siguiente ecuacion

puede ser usada para calcular la productividad de un pozo horizontal:

kh
(MOB(])

0.007078

— q _
Jn PR=Pws  In(2)-A'+Ss+Sm+Sc.an—C'+Dq
T™w Ay

(4-1)

Donde:

= \E ft  (4-2)

Y

S = factor de dafio mecanico, adimensional

St = factor de dafo de una fractura de conductividad infinita de longitud L
St = -In[L/(4rw)]
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Sc.an = factor de dafio debido a la geometria

C’ = constante de conversion de factor geométrico = 1.386

Para las areas de drene circulares, A’ = 0.750 y para las areas de drene cuadradas y
rectangulares, A’ = 0.738.

= Meétodo de Babu y Odeh

En este método el problema del pozo horizontal es visto como un problema similar al
de un pozo vertical parcialmente penetrante. Si este pozo vertical parcialmente
disparado es puesto de costado da como resultado un problema de un pozo horizontal.
Babu y Odeh obtuvieron una ecuacion para la productividad un pozo horizontal bajo
estado psuedoestacionario. La ecuacion para determinar el comportamiento de pozos

horizontales que fue determinada por Babu y Odeh es la siguiente:

b\/ kxkz(Pws_ow) (4 _3)

1
ln<A—2)+ln cH—0.75+sR}
Tw

b = longitud del &rea de drene en la direccion del pozo (ft)

<
I

142.2B it

Donde:

kx = permeabilidad en la direccidn x, perpendicular al pozo (mD)

k. = permeabilidad en la direccién z, verticalmente (mD)

pws = presion de fondo a pozo cerrado (psi)

pwt = presion de fondo con pozo fluyendo (psi)

B, = factor de volumen del aceitea las condiciones de presién y temperatura de fondo
Mo = viscosidad del aceite a las condiciones de presion y temperatura de fondo

A = area de drene (ft?)

rw = radio del pozo (ft)
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In Cux = factor geométrico que depende de la ubicacién del pozo en el cubo

(adimensional)
0.75 = factor obtenido para representar flujo radial semicontinuo
S, = dafio por penetracion parcial

Como puede observarse es de forma similar a la ecuacion de Darcy para pozos
verticales, la ecuacion anterior considera que no hay dafio en la vecindad de la
formacion, pero si se considera Unicamente se suma dentro del miembro de variables
adimensionales. La forma del volumen de drene y la ubicacion del pozo en el mismo

tendra que corresponder al siguiente diagrama:

(Xo:Yz.Z ﬁ)

(%0,¥1:Z0)

Figura 4.1 Modelo fisico de Babu y Odeh?®.

La aplicacién de esta ecuacion requiere que sean determinados dos parametros:

Un factor geométrico que tome en cuenta los efectos de la anisotropia en la

permeabilidad, ubicacién del pozo y las dimensiones relativas del cubo de drene.

El dafio causado por la restriccion de entrada la cual toma en cuenta el efecto de la

longitud del pozo.

Asimismo, esta ecuacion puede ser usada para estudiar los efectos de la longitud del
pozo, la ubicacién y el grado de penetracion en la productividad del pozo; las

permeabilidades vertical y horizontal y las dimensiones horizontales del cubo de drene.
Las variables que tendran que ser calculadas seran las siguientes: A, In Cy Sr
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Area de drene; area de flujo transversal al pozo
A =ah

Factor geométrico (Cy), el cual dependera de la ubicacion del pozo dentro del

volumen de drene.

Gy = 6203 R [~ -+ ]t sn (25| n (8) ] - 1080 o9

Lo anterior sera cumplido si:

azzh ﬁ,
4 \,kz

. 3 ., .
min(xy, a — xy) = Zh,/kxkz , lo cual se cumplira sih « a.

Dafio por penetracién parcial (Sgr), estara en funcion de la longitud de la seccion

horizontal y de las dimensiones del volumen de drene

Para el calculo de esta variable se tienen dos casos:

Sr=0; si L =b, ya que el pozo estaria cubriendo toda el area de drene y no habria
dafio por penetracion parcial

Donde
P,z = Componente del grado de penetracion en las 3 dimensiones xyz

P,y = Componente del grado de penetracion en el plano xy

Py, = (% - 1) [ln(%) + %ln (:—’z‘) —In (sen (18hOz)) — 1-84] (4-5)

n i ) e ) wo

Donde:
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ity
Ymid = 2

Es el punto medio del pozo

. L 4y+L 4 id—L . . .
Para evaluar las funciones F(x) donde x = 5 32/b ,ymz—‘lf, se utiliza las siguientes

funciones:

F(x) = —x(0.145 + In(x) — 0.137x2), si x =y para =2d=2 y Dmid—2 < g

Fx) = (2= x)(0.145 +1n2 — (x) — 0.137(2 — x)?), y para 2=z y Dmid—2 5 q

. b 4 a h
Si—>-—=>»—=
[ky 3 Jky JEkz

SR= nyz+ Py+ ny

Donde:
P,z = Componente del grado de penetracion xyz
Py= Componente del grado de penetracion en el eje y

P,y = Componente del grado de penetracion en el plano xy

P,z = Igual que en el caso 1

p = 6.28b° \kxks [(} _ Ymid | yzmid) + L (% — 3)] 4-7)

y ah  ky, L\3 b b2 24b
b 6.28a |k;\ (1 «x Xo?
o= () F)(-24) o
. . 1
bajo la condicién de mm(xo’a - xo) = Za
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La ecuacion que Babu & Odeh establecieron para determinar el comportamiento de

los pozos horizontales es la siguiente:

b\/ kxkz(Pws_ow) (4_9)

1
ln<A—2)+ln cH—0.75+sR}
Tw

La cual expresada en términos decaida de presion queda de la siguiente manera:

q =
142.2B, i

142.2B, o
w

Aps=o = S (4-10)

1
ln(f—2>+ln Cy—0.75+Sg

Sabemos que la caida de presion por dafio utilizando la definicion adimensional del

dafio, en unidades de campo es:

kh

s= mAPS, Despejando la caida de presién se obtiene:

_ 141.2qB, oS

Apy = =21 (4-11)

Para el caso de un pozo horizontal la permeabilidad se define como la promedio y la
altura sera la seccion horizontal del pozo, que sera la longitud expuesta al dafio, por lo

gue la ecuacién anterior sera la siguiente:

_141.2qByu,s )
fps = —oge (412)
La caida de presion total sera:
Aptotar = Aps=o + Aps
Sustituyendo:
1
142.230uolzn<%>+1n cH—0.75+sR]
141.2¢gB,
Aps:() = bm + \/&fos (4'13)
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Multiplicando el primer término de la derecha por (L/L) y el segundo término por (b/b).

1
in +1I1CH 075+SR
141.2qByloSh

142.2By oL
Aps=o = b kxk,L bkak,L (4-14)
Ordenando:
1
142.2BouoL ln( >+ln Cy—0. 75+SR‘+141 2qBoloSh
Aps=o = ) (4-15)
Factorizando:
Bptotar == mre® [ [ < > +InCy — 0.75 + SR] + sb] (4-16)
Reordenando a L:
1
Mprotar = 5 mar® | In (ff) + InCy = 0.75 + Sp + (3) s] (4-17)
Despejando el gasto g:
b\/ kxkz(Pws_ow) (4-18)

q =
142. zsouolzn( >+lnCH 0.75+5p+(2)s ]
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=  Meétodo de Kuchuk et al.

Kuchuk et al usaron una solucion aproximada de conductividad infinita en donde la
presion constante del pozo se obtiene al promediar los valores de presion de la solucién

de flujo uniforme a lo largo del pozo. La ecuacion de productividad se expresa como:

kph

(70.610)
Jn = (4-19)
F+m k—va

F es una funcion adimensional y depende de yw/(2ye), Xw/(2Xe), L/(4Xe) Y (YelXe)\/ Ky /Ky .

La sxse calcula usando la siguiente ecuacion:

se=n[(59) (14 Ji2)sen ()] - (- () + ()] @20

Es importante hacer notar que la ecuacion 4-20 no tiene el término del factor
volumétrico de aceite, por lo tanto, para obtener la productividad a condiciones de

superficie se debe afadir el término B,.
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CAPITULO 5. CAIDAS DE PRESION A TRAVES DEL POZO HORIZONTAL.

5.1 Introduccion.

En un pozo horizontal se puede incrementar la longitud de éste para que del mismo
modo el contacto con el yacimiento sea mayor. Sin embargo, la resistencia al flujo
incrementa al mismo tiempo en el pozo, lo cual tiene un efecto negativo en la
productividad del pozo. El comportamiento general de un pozo horizontal depende en

el balance de estos dos factores.

Desde el punto de vista de Ingenieria de Yacimientos, un pozo horizontal es
considerado una fractura de conductividad infinita, esto quiere decir que la presién a lo
largo de la seccién horizontal del pozo es muy pequefia y despreciable. En la practica
es necesaria cierta caida de presion desde la punta hasta el talén en el pozo horizontal
para mantener el flujo de fluidos dentro del pozo. En consecuencia el tal6n tendra una
presion menor que la de la punta. Sin embargo, desde el punto de vista ingenieril, las
preguntas que deben ser abordadas son: ¢ Cudl es la caida de presion esperada a lo
largo de la longitud del pozo? y ¢ Cudl es la magnitud de la caida de presion dentro del
pozo comparada con la caida de presion desde el yacimiento hasta el pozo? Si la caida
de presién dentro de la seccion horizontal del pozo es muy pequefia comparada con la
caida de presion desde el yacimiento hasta el pozo, para efectos practicos, el pozo
horizontal puede ser considerado como un pozo de conductividad infinita, es decir, un
pozo a presion constante. Por el contrario, si la caida de presiéon a través del agujero
del pozo es significativa al compararla con la caida de presién en el yacimiento,
entonces, la caida de presién en el yacimiento a través del pozo cambiaria y de este
modo la produccién a lo largo del pozo también cambiaria. Para calcular los cambios
en la produccion a lo largo del pozo, se debe resolver simultdneamente las ecuaciones
gue representan la caida de presion a lo largo de la tuberia con ecuaciones de flujo en

el yacimiento como se muestra en la figura 5.1.
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—
Presion, Pws, [psi]

h——-:'-—'_—

—

Perfil de presién real

- "!i l &p = Caida de presién

x=L

' ‘\ Presidon constante en el pozo

_}* Punta del pozo

-]

Figura 5.1 Diagrama de pérdida de presién a lo largo de la seccién horizontal®.

En general las caidas de presién a lo largo del pozo son muy pequefias y pueden ser

ignoradas. Sin embargo, bajo ciertas circunstancias, como las que se dan cuando se

tiene un gasto elevado de aceite ligero o flujo de crudos viscosos, es posible tener

caidas de presion mas grandes en el pozo. La figura 5.2 muestra un esquema de la

pérdidas de presién y la relacion de flujo entre el yacimiento y la tuberia.

(Qentrada)yac

l

Csalida a la tuberia

-Pwr

Qentrada a la tuberia

fix

Figura 5.2 Diagrama de pérdida de presién y relacion de flujo entre el yacimiento y la tuberia®.

En la practica es importante estimar la caida de presién a lo largo del pozo, esta caida

puede tener un impacto significativo en el comportamiento de la produccion del pozo.
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5.2 Soluciones para minimizar las altas caidas de presién en el pozo.

Se pueden tomar diferentes pasos para minimizar las caidas de presion a través del

pozo.

1. Las altas caidas de presion se presentan debido al flujo turbulento en el pozo.
Para minimizar la caida de presién en el agujero es deseable tener un flujo
laminar a través de éste o por lo menos tener las velocidades minimas de flujo
posibles. Una manera para lograr esto es perforar con el mayor diametro del

pozo posible.

Por ejemplo, en el caso de un pozo de radio medio, se puede perforar un agujero
tan pequefio como de 4 %2 pulgadas o tan grande como de 9 7/8 pulgadas. En
el caso de un pozo de radio largo se puede perforar incluso un agujero de 12 ¥
pulgadas. Después de elegir el mayor tamafio posible de agujero se puede elegir
también el mayor tamafio posible de liner que pueden ser insertados de manera
segura en el agujero. Para un gasto dado, si se incrementa el didmetro del pozo
al doble, la caida de presién puede reducirse hasta 32 veces. Esto es porgue,
por lo menos para flujo de una fase, la caida de presion es inversamente

proporcional al didmetro elevado a la quinta potencia.

2. La caida de presion a lo largo de la seccién horizontal del pozo puede ser
minimizada al controlar el gasto del fluido producido a lo largo del pozo. Lo
anterior puede ser logrado manipulando el area de entrada del fluido hacia el
agujero. Si el pozo sera terminado usado un liner ranurado, se puede variar el
tamafio de las ranuras para minimizar la caida de presién a lo largo del pozo.
En el caso de los agujeros cementados se puede cambiar la densidad de
disparo, asi como la longitud del intervalo disparado para minimizar la caida de

presion a lo largo del pozo.

3. En una formacion de alta permeabilidad en donde la caida de presion a través
del agujero horizontal es comparable a la caida de presién del yacimiento, es
probable que se tenga que hacer una terminacion con empaque de grava. En

tales casos, si el pozo es terminado con un liner ranurado, entonces los puntos
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de entrada al agujero, es decir, las ranuras, deben estar ubicadas los més lejos
posible. Esto dejara que el empaque de grava actue como un “estrangulador”
para cada ranura y facilitara el mantenimiento de caidas de presion minimas a

lo largo del pozo.

Es por esto que si la caida de presion en el agujero es excesiva, puede ser disefiado
un plan de terminacién para minimizar la caida de presiébn en el agujero. Por
consiguiente, antes de finalizar la perforacién del pozo horizontal y los planes de

terminacion vale la pena calcular la caida de presion.

5.3 Caida de presion através del pozo horizontal.

Se puede suponer que un agujero horizontal puede ser representado como una tuberia
horizontal. La ecuacién para calcular la caida de presién en una tuberia se puede

escribir usando las leyes de la conservacion, masa, momento y energia:

d d d d
= (@) praveana + () e * (&) 1)
aL AL/ gravedad aL/ friccion dL/ gceleracion

Donde dp representa la caida de presion y dL representa el incremento en la longitud.
Mas auln, si suponemos que los términos de gravedad y aceleracion son despreciables
en una seccioén horizontal de tuberia y que el flujo estd completamente desarrollado, la

ecuacion quedaria asi:

2
(Z_IL)) friccion _% (5-2)

Donde

fm = Factor de friccién, adimensional

p = Densidad del fluido, lbn/ft3

v = Velocidad del fluido, ft/seg

g. = Constante gravitacional, 32.2 Ibn,-ft/(seg?-Iby)

d = Didmetro de la tuberia, ft
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L = Longitud del pozo, ft

Ademas del didmetro de la tuberia o el liner, el segundo pardmetro con mas importancia
en la ecuacion es el factor de friccion f,. Los factores de friccion adimiensionales para
tuberias circulares se muestran en las graficas. Estas graficas muestran que el factor
de friccion depende del régimen de flujo, esto es, de que el flujo sea laminar o
turbulento. Las graficas también muestran que en el flujo turbulento el factor de friccion
depende de gran manera de la rugosidad de la tuberia. Para el flujo a través de una

tuberia circular el flujo laminar ocurre cuando el nUmero de Reynolds es menor a 2300.
Para flujo laminar: Re < 2300
Para flujo turbulento: Re > 4000
Para la region de transicién: 2300 < Re < 4000

Donde
Re = nimero de Reynolds = p%”

El nimero de Reynolds es un nimero adimensional que representa la relacion de la
inercia y las fuerzas viscosas. En unidades de campo la ecuacion puede ser reescrita

como:

1.48
R, = ”—d"q (5-3)

Donde

p = Densidad de fluido, Ib/ft?
q = Gasto, bpd

u = Viscosidad, cp

d = Diametro interno de la tuberia, pg

Es posible calcular el nimero de Reynolds usando la ecuacion anterior y después usar

el diagrama de Moody, que se muestra en la figura 5.3, para calcular el factor de friccion.
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El factor de friccion calculado puede ser sustituido en la ecuacién para calcular la caida
de presion de flujo monoféasico a través del agujero horizontal. También se puede

calcular el factor de friccion, sin usar las graficas, con las siguientes ecuaciones:

Para flujo laminar:
64
fm = — para Re <2300 (5-4)
Para flujo laminar:

Para 4000 < Re < 108, 108 < 2 <0.1

fn = {114 — 2l0g [(£) + 2.25Re 0]} (5-5)

Existen varias correlaciones para flujo turbulento en la literatura. La ecuacion anterior

es sugerida por Jain.

100 Diagrama de Moody
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.g 0.02
= 0.04
2 P
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Figura 5.3 Diagrama de Moody.
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En la figura 5.4 se muestran las rugosidades relativas correspondientes al diametro
equivalente.

T DT AT P T B T
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=/d = rugosidad relativa

Figura 5.4 Rugosidad relativa para varias superficies de tuberias?®.

Es importante hacer notar que los factores de friccion de Moody son para flujo
completamente desarrollado, esto es, se asume que el perfil de velocidad del fluido se
encuentra estabilizado y no cambia mientras el fluido viaja a través de la tuberia. En el
flujo laminar la longitud x de la tuberia requerida para estabilizar el perfil de velocidad

es proporcional al diametro de la tuberia y al nimero de Reynolds y esta dado por:
x = 0.0565d(Re) (5-6)

En un pozo horizontal el fluido puede entrar al agujero del pozo en varios lugares a lo
largo del pozo. Por ejemplo, como se muestra en la figura 5.4, en un pozo cementado
y disparado el aceite puede entrar en una seccion disparada D en el agujero. La
siguiente entrada del fluido hacia el agujero seréa en el siguiente conjunto de disparos,
por ejemplo, en la seccién C. La distancia entre el conjunto de disparos Dy el C puede
no ser suficiente para alcanzar el perfil de velocidad estabilizado. La seccién no

estabilizada es llamada flujo de entrada o flujo en desarrollo.
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Figura 5.4 Esquema de disparos en una tuberia cementada.

5.4 Metodologia para obtener la caida de presion en la seccidn horizontal del
pozo.

Un parametro importante es la caida de presién por friccion a través de la seccion
curveada del pozo, esto es, la seccién en donde el pozo cambia de direccion vertical a
horizontal. Joshi y Shah han revisado la literatura para comparar varios métodos para
calcular factores de fricciébn en codos y curvas. Sus resultados muestran que si 2R/d >
50, donde R =radio de curvaturay d = diametro de tuberia, entonces la caida de presion
a través de un codo es casi igual a la caida de presion a través de una tuberia recta,
con una longitud de la tuberia igual a la distancia a lo largo de la curva. Por lo tanto, se
puede concluir que para pozos horizontales de radio corto, mediano y largo la influencia
de la curvatura en la caida de presion es despreciable. Por esto, el célculo de la caida
de presion en la seccién curveada del pozo se puede dividir en varios segmentos de

tuberia recta con cada segmento teniendo un angulo diferente con el eje vertical.

Para determinar las pérdidas de presion por friccion a lo largo de la seccién horizontal

se hace uso de la ecuacién general:

Ap _ 1 [ fai*(p5.615)° )
AR T 144 [2.9652x1011D5p] (5-7)
f = factor de friccién, [adim]

q = gasto de aceite, [Bpd]
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p = densidad, [Ib/ft?]

D = diametro de la tuberia, [in]

i—z = gradiente de pérdidas de presion, [psi/ft)

De donde debe ser evaluado el factor de friccibn mediante el uso de la definicion del
namero de Reynolds y la utilizacion del diagrama de Moody o la expresion matematica

gue define dicho programa:

NUmero de Reynolds: N,, = 12892 (5-8)

N,. = Numero de Reynolds, [adim]
g = gasto de aceite, [Bpd]

p = densidad, [Ib/ft?]

D = didmetro de la tuberia, [in]

u = viscosidad, [cP]

Factor de friccion:

0.5 (5)1'1098 8981
(l) S _ . log e 50452 log |2 + (7.149)- (5-9)

3.7065-D Nre 2.8257 Nre

f = factor de friccion, [adim]
Nre = Niumero de Reynolds, [adim]
€ = rugosidad

D = diametro de la tuberia, [in]

Para evaluar estas caidas de presion por friccion, se lleva a cabo un proceso de analisis
a fin de evaluar dicho efecto mediante un sistema de superposicion de efectos. El

proceso consta de los siguientes pasos:
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Se divide la seccion horizontal en las n secciones deseadas

Se establece la longitud de las secciones deseadas en las que fue dividida la seccién

horizontal

L
dL =—
n

Se evallan los gastos maximos de cada una de las n secciones horizontales resultantes
de la division anterior, considerando su ubicacidn geométrica que tendra cada una de

ellas dentro del cubo de drene de Babu & Odeh.

bRk zDws (5-10)

1
Az b
141.2Bo 1o [ln<m>+ln Cy—0.75+Sg +(z)s}

Amax

Estos gastos se asignan como los gastos maximos sin considerar efectos de friccion;

dmaxsin friccion (i), Para cada una de las secciones divididas.

Se realiza un primer calculo de los gastos maximos efectivos de cada seccion los cuales

resultan de restar al qmaxsin friccisn (i) 12 pérdida de produccion por efectos de pérdidas

de presion por friccion:

Se calcula el indice de aportacién unitaria para cada seccion:

dmax sin friccion (i) (5-11)

Jsi) =7 a

Se calcula el nimero de Reynolds con la ecuacién 5-8 y el factor de fricciéon con la 5-9.
Enseguida, se calcula el gradiente de pérdidas de presion por friccion con la ecuacion
5-7.

Se calculan las pérdidas de presioén por friccion para la seccion en analisis:

— (Ap) .
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Se calcula el gasto méaximo efectivo al considerar las pérdidas de presion por friccion:

Amax efectivo(i) = ]sf(i) dL; - (pws - Apf(i)) (5-13)

Una vez realizado lo anterior, se toman l0S Qmax efeciivoty COMO Vvalores iniciales para
realizar un proceso iterativo el cual consiste en lo siguiente, se toma el valor de Qmax
efectivo() Para la seccién de la punta y se afecta nuevamente calculando las pérdidas de

presion por friccion.

Se asignan los valores de (max efectivo) @ UNa variable llamada gmax reai) y S€ calcula un
nuevo valor del gasto maximo efectivo (afectado por las pérdidas de presién por
friccién)

Se realiza una comparacion entre qmaxreai(i) ¥ dmaxesectivoi)» Si SU diferencia entra

dentro de un rango de tolerancia establecida (+/- 10 bpd), entonces termina el proceso

iterativo, en caso contrario se vuelve a repetir el calculo asignando gmaxreai(i)=

Gmaxefectivo(i) Para el nuevo calculo.

Para el célculo de las pérdidas de presién por friccion de la siguiente seccién, se debe
considerar que el gasto que pasara por dicha seccioén es la que potencialmente puede
aportar la seccién mas la produccion efectiva calculada de la seccién anterior, por lo

tanto se realiza:

Qmaxreal ) = Qmax real(i) * Qmax efectivo(i—1) (5' 14)

Se calcula un nuevo valor del gasto maximo efectivo (afectado por las pérdidas de
presion por friccion)
Se realiza la comparacion entré qmaxreai(i) Y Imaxefectivociy Para definir el paso donde

se para la iteracion.

Se repite el proceso hasta llegar a la seccion del talén en la cual se determina el gasto
méaximo que se puede obtener del pozo considerando las pérdidas de presion por

friccion en toda la seccion horizontal, al aplicar por uUltima vez la ecuacion 5-13:
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Finalmente se obtiene el gasto maximo real del pozo, afectado por el gas en solucion:

__ Amaxefectivo(talén)
Amax = 1.8 (5'15)

5.5 Caida de presion a través de un pozo horizontal con flujo multifasico.

En la practica un pozo horizontal producira mas de una fase, por ejemplo, puede
producir aceite, agua y gas. Para calcular la caida de presién se puede suponer que un
pozo horizontal puede ser representado como una tuberia horizontal. Esto permite el
uso de varias correlaciones de flujo multifasico que se encuentran disponibles en la
literatura. Estas ecuaciones son mas complejas que las de una fase debido a las

velocidades de deslizamiento entre las fases.

En general, para las mismas condiciones de flujo y longitudes de tuberia las diferentes
correlaciones de flujo multifasico no nos arrojan resultados iguales de caidas de
presion. El problema es bastante comuln aun con correlaciones de pozos verticales. La
mejor forma de solucionar este inconveniente es medir la caida de presion en un pozo
y compararla con varias correlaciones de flujo multifasico para de esta forma ver cual
es la correlacién que mas se acerca a las condiciones reales. Sin embargo, es dificil
insertar sensores de presion en los dos extremos de un pozo horizontal y calibrar los
datos. Es recomendable que se usen varias correlaciones de dos fases para estimar la
caida de presion en el pozo y tomar el promedio de todos los resultados menos el valor

mas alto y el mas bajo.

La caida de presion en un pozo horizontal depende del perfil de entrada. La mayor parte
de los célculos de una sola fase suponen que todo el fluido entra en un extremo del
pozo horizontal. Esto, por supuesto, resultaria en un limite mayor en la caida de presion
esperada. El otro perfil de entrada son los perfiles de flujo uniforme, lo cuales suponen
la misma cantidad de fluido de entrada por unidad de longitud de un pozo horizontal.
Como se muestra en la figura 5.5 dependiendo de la condicion de frontera del pozo, ya
sea de conductividad infinita o de flujo uniforme, se podria tener diferentes perfiles de

flujo para el fluido que entra al agujero. M&s aln, son posibles otros perfiles de entrada
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de fluido dependiendo de las heterogeneidades del yacimiento a lo largo del pozo y la

caida de presion debido a la friccion en la tuberia.

a. Presion de pozo uniforme c. Perfil de flujo uniforme
(Conductividad infinita) Qtotal
q(x) = 7

d. Perfil triangular

[

b. Perfil triangular

Ly— ! L3

Figura 5.5 Perfiles de flujo?©.
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CAPITULO 6. APLICACION DE POZOS HORIZONTALES EN CANTARELL.

6.1 Ubicaciéon de Cantarell.

El Activo Integral Cantarell pertenece a la Region Marina Noreste. Se encuentra
ubicado en la plataforma Continental del Golfo de México, frente a las costas de
Campeche y Tabasco, aproximadamente a 75 km al noreste de ciudad del Carmen,
Campeche, en tirantes de agua entre 35 y 50 metros. Los campos que forman parte del
Activo Integral Cantarell son Akal, Chac, Ixtoc, Kambesah, Kutz, Nohoch, Sihil y Takin,

que ocupan un area de 162 km?. (Figura 6.1).

EE.UU. A

\\_-‘;/ -
Oceano Pacifico . ) e NG W
R - 1 ’
N
[ Centroamérica
Comaain NaCone
O Hadno arbron r  — S — s ——
0 165 330 660 990 1,320

Figura 6.1 Ubicacion del Activo Integral Cantarell®.
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6.2 Historia del Activo Integral Cantarell.

En el afio de 1949 se realizaron los primeros trabajos exploratorios en la Plataforma
Continental del Golfo de México, frente a la porcion sur de los estados de Veracruz y
Tabasco, de 1969 a 1970, se efectu6 un levantamiento sismico de reflexion en esa
area, que conjuntamente con los trabajos de magnetometria y gravimetria, sugirieron
la existencia de una cuenca sedimentaria en lo que hoy se conoce como la Sonda de

Campeche.

Con la informacién geoldgica y geofisica obtenida de los pozos perforados en la
Peninsula de Yucatan, norte de Campeche y los del area continental de Chiapas-
Tabasco, se inici6 la elaboracion de planos paleogréficos del Jurasico y Cretécico, los
cuales indicaron condiciones estructurales y sedimentoldgicas similares entre la Sonda
de Campeche y el Area de Chiapas-Tabasco. Adicionalmente, se tenia la evidencia de
presencia de manifestaciones superficiales de hidrocarburos en el mar desde 1971, a
una distancia de 70 km de Ciudad del Carmen, Campeche, por lo que diversos trabajos
exploratorios fueron implementados, incluyendo la realizacion de actividades
geoldgicas e interpretaciones sismicas, con preferencia en rocas mesozoicas de la
parte continental de los estados de Tabasco, Campeche y Chiapas.

En la porcién marina se reconocieron treinta estructuras con cierre estructural favorable
para la acumulacion de hidrocarburos; de las estructuras interpretadas destacaban las
del Activo Integral Cantarell, que fue perforada en el afio de 1975. El pozo exploratorio
Chac-1, confirmé la acumulacion de hidrocarburos en la Sonda de Campeche,
produciendo aceite y gas en dolomias clasticas, brechas del Paleoceno inferior y
Cretacico Superior; su produccion inicial diaria de aceite fue de 952 barriles. Este
descubrimiento produjo el incremento de los trabajos geoldgicos, procesando e
interpretando informacién sismica, asi como la adquisicién de informacién sismica en
1979.

Con la perforacion de los primeros pozos exploratorios, la toma de registros geofisicos,
los datos paleontoldgicos y el analisis litoldégico, se comenzd a conocer la secuencia
estratigrafica y con esto, se inicio la definicion geologica y petrofisica de los diferentes
yacimientos. Asimismo, otros trabajos mas especificos realizados a partir de estudios

petrograficos, geoquimicos, analisis de muestras de canal y nucleos fueron
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determinando el valor del contenido organico y el grado de madurez de la roca

generadora.

Con la elaboracibn de secciones geolégicas estructurales y los mapas
correspondientes, asi como con el apoyo de diferentes actividades geoldgicas de
evaluacién regional y de detalle se definieron los sistemas de depésito y su evolucién
geolégica, ademas de obtener una mejor caracterizacion de los yacimientos.
Posteriormente a la perforacion del pozo Chac-1, se perfor6 en 1977 el pozo
exploratorio Cantarell-1 (Akal-1) en el llamado bloque de Akal, resultando productor de
aceite y gas en brechas del Paleoceno Inferior y Cretacico Superior. Esta perforacion
fue seguida de los pozos exploratorios Cantarell-2011 (Nohoch-1) y Cantarell-2095

(Nohoch-2), descubriendo hidrocarburos en la estructura de Nohoch.

Tabla 6.1 Condiciones originales de Cantarell®.

Cantarell
Pozo descubridor Chac 1
Inicio de explotacion 1979
Densidad de crudo (API) 20 a 22
Produccion de aceite (mbd) 52
Reservas originales 3P (mmbpce) 20,617
Espesores roca impregnada (m) 140 hasta 900

Con los resultados obtenidos, se incrementd la perforacion exploratoria en el area,
siendo los pozos Akal-1, Akal-2, Akal-3, Akal-501, Akal-601, Akal-701, Akal-801, Akal-
1501, Chac-2, Cantarell-1621, Ich-1, Cantarell-2207, Cantarell-2239 y Cantarell-91, los
gue aportaron informacion adicional para evaluar el potencial petrolero del Activo, que

una vez conocido origin6 en 1979, la etapa de desarrollo y explotacion del mismo.

En 1981 ya se habian perforado 40 pozos alcanzando una produccion de 1.2 millones
de barriles diarios de aceite. La alta capacidad productiva del Activo se manifesté en

algunos pozos, con gastos de mas de 50 mil barriles diarios. La estrategia de
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produccion hasta el inicio de los afios noventa, fue la de mantener una plataforma de

producciéon de un millén de barriles diarios de aceite.

En 1996 se llevd a cabo un nuevo estudio sismoldgico tridimensional cuyos resultados
ofrecieron perspectivas mas precisas sobre el potencial de este campo, a partir de
dichos modelos examinaron planes alternativos de desarrollo a largo plazo, con objeto
de seleccionar el mas rentable. Este fue complementado con un plan de corto plazo
gue permitié eliminar cuellos de botella en la infraestructura de superficie, aumentar la

confiabilidad de la operacion y aprovechar mejor el gas natural producido.

Al inicio de 1999 las reservas probadas y probables de hidrocarburos se estimaron en

13 mil millones de barriles.

En forma natural, la explotacion del campo Cantarell durante 19 afios redujo la presion

en el yacimiento. Esta cay6 a casi 60% de su valor original.

De 1979 a 1995, la presién en el plano de referencia disminuy6 un 55%, mientras que

la produccion se mantuvo en promedio por arriba de un millén de barriles por dia.

Para contrarrestar este proceso fue necesario suministrar energia al yacimiento,
inyectandole fluidos, ello permitié incrementar la proporcion de los hidrocarburos que
se recuperan del subsuelo, lo que equivale a incrementar la produccién del campo;
también acelero el ritmo de extraccion. Una vez tomada la decisiobn de mantener la
presion del yacimiento, se evalud, en términos técnicos y econdémicos, la inyeccién de
fluidos alternativos, primero se opt6 por agua y algun gas. El uso de agua fue
descartado pues no es un método eficiente en yacimientos altamente fracturados como
Cantarell e implica un mayor riesgo debido a su tendencia a canalizarse a través de las
fracturas, sin desplazar el aceite contenido en la roca. Definida la conveniencia de
inyectar gas, Pemex analiz6 diversas opciones, que finalmente se redujeron a la
eleccion entre gas natural y nitrégeno. Esta se hizo en funcion de las caracteristicas
petrofisicas de Cantarell y las condiciones econdmicas que enmarcan su desarrollo. El
objetivo fue maximizar el valor econémico del yacimiento, por lo que se examinaron
multiples escenarios de largo plazo que consideraron diferentes niveles de inyeccion
de fluidos, ritmos de produccion de petréleo y volumenes de recuperacion final de

hidrocarburos.

Después de realizar extensos estudios de laboratorio, trabajos de simulacién del

comportamiento del yacimiento apoyados en modelos avanzados del mismo y una
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evaluacién econémica rigurosa, se concluy6 que la inyeccion de nitrégeno era la mejor
opcidén técnica y la de menor costo, se constatd que se trata de un método limpio y
seguro. Los estudios fueron realizados por Pemex, el Instituto Mexicano del Petrdleo,
el Instituto Francés del Petréleo, asi como otros laboratorios en México y en el
extranjero. Se consultaron especialistas, y de la misma manera, se cont6 con
informacion directa de otros campos en explotacion donde se inyecta nitrégeno, en
particular, los campos Yates y Hawkins en Estados Unidos. De acuerdo con los
pronésticos de produccién, para mantener la presion fue necesario inyectar mil 200
millones de pies cubicos diarios de nitrégeno a Cantarell para evitar que siguiera
cayendo la presion del yacimiento. Pemex contrat6é el suministro de nitrégeno a boca
de pozo, por un plazo de 15 afios, a un precio nominal promedio de 36 centavos de
délar por millar de pies clbicos®. Ademas, a este precio se le tendria que agregar el
costo de la compresion y transporte del gas al yacimiento; por otra parte, el uso de gas
natural en estas magnitudes crearia un fuerte desequilibrio en el mercado nacional de

gas natural.

Una vez definido el método de mantenimiento de presién del yacimiento se procedié a
disefiar programas de perforacion de pozos de desarrollo y de la infraestructura costa
afuera necesaria para producir, procesar, manejar y transportar el petréleo y gas natural

adicional que se obtendria en Cantarell.

El proyecto de mantenimiento de presion aprobado en 1997 que incluye la inyeccién de
1,200 millones de pies cubicos diarios de nitrégeno y la perforaciéon de 190 pozos,
permitié incrementar la produccién de aceite de 1.082 millones de barriles por dia en
1996 a 2.032 millones en 2005.

6.3 Campo Akal.

El yacimiento Akal es el mas importante del Complejo Cantarell con un volumen original
probado de aceite de 30,565.5 millones de barriles y una produccién acumulada, al 1
de enero del 2012, de 12,633.2 MMB, con un factor de recuperacion de 46.5%.

La estructura Akal es un anticlinal asimétrico alargado con numerosas fallas, orientado
en direccién noroeste a sureste con buzamiento suave hacia el sur y pronunciado al

norte y noreste, cuyos ejes tienen dimensiones de aproximadamente 14 x 12 km. Esta
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limitado al oeste por una falla normal y al norte y noreste por una falla inversa. Hacia el
sureste, se encuentra un cuerpo salino con una conformacion irregular y de profundidad

variable, que llega a romper y penetrar hasta sedimentos del terciario.

El yacimiento Akal esta constituido por carbonatos fracturados con presencia de
cavernas; la roca almacenadora esta constituida por una brecha dolomitizada
correspondiente al Paleoceno-Cretacico Superior, calizas dolomitizadas del Cretacico
Medio e Inferior. Tanto el jurasico Superior Oxfordiano como el Kimmeridgiano y el

Tithoniano presentan caracteristicas petrofisicas pobres.

Debido a las caracteristicas del campo, se han identificado seis bloques principales, los

cuales han evolucionado de manera particular. (Figura 6.2).

Figura 6.2 Mapa de bloques de Akal®.

Bajo las condiciones actuales de explotacion del campo Akal, la columna de aceite esta
delimitada por la presencia de un casquete de gas en la cima y de un acuifero asociado
en la base. En la tabla 6.2 se muestra el avance del contacto gas-aceite, CGA. También
se muestra el espesor de la columna de aceite y las variaciones que éste ha tenido en

los ultimos afos.
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Tabla 6.2 Espesor de la ventana de aceite y avance del contacto gas-aceite®.

Avance del CGA (mv)

Espesor
Zona |Bloque (mv) 2008 |2009 2010 |2011 2012 2013 | 2014

KL 65 86.0 49.0 40.0 6.4 2.0 6.2 1.8

A_I

Norte |NW 230 84.0 58.0 41.0 36.0 -713.5 11.3 238

NE 109 67.0 47.0 250 250 6.5 12.9 33

SW 84 200 0.0 6.0 30 3.0 14.2 12

B-B'

sSur SE 95 11.0 7.0 7.0 90 2.0 19.6 22

C43 134 0.0 0.0 0.0 8.0 -13.0 00 0.0

La presién de cada bloque es una medida de la energia contenida en este, lo cual es
importante para la extraccion de los hidrocarburos, ya que se requiere de un gradiente
de presiones suficiente para que los hidrocarburos fluyan del yacimiento hacia el pozo,
y posteriormente a la superficie. En la tabla 6.3 se muestra la presion por bloque del
Campo Akal.
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Tabla 6.3 Presién por blogue?®.

Prom.

2001-
Bloque 2009 2010 2011 2012 2013 2014
ca3 1011 812 743 740 738 7138
KL 793 463 462 467 491 511
NE 954 726 721 721 731 7138
NW 935 660 652 652 665 664
SE 980 800 883 870 871 880
sw 978 874 870 864 875 883
Total =, 737 722 719 729 736
Akal

6.4 Datos de produccion del Activo Integral Cantarell.

En las tablas 6.4, 6.5 y 6.6 se muestra el reporte historico de produccién por blogue del

campo Akal.
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Tabla 6.4 Reporte de produccion de aceite del campo Akal®

Produccién de aceite (mbd)

Blogue 2000 2001 2002 2003 2004 2005 2006 2007 2008 2009 2010 2011 2012
C-43 102 93 76 90 74 51 31 27 17 7 5 6 4
KL 72 95 166 198 233 233 214 198 188 102 82 55 32
NE 151 246 271 319 383 378 294 232 141 87 44 42 28
NW 242 311 392 522 528 583 561 446 318 167 95 51 39
SE 324 369 367 311 220 137 128 90 54 48 47 70 60
sw 468 488 539 602 613 562 484 410 218 132 93 90 72
Total
Akal 1,358 1,602 1,812 2,042 2,052 1,945 1,713 1,402 934 541 366 314 235
Tabla 6.5 Reporte de produccion de gas del campo Akal®.
Produccion de gas (mmpcd)
Bloque 2000 2001 2002 2003 2004 2005 2006 2007 2008 2009 2010 2011 2012
C-43 44 40 33 39 32 22 18 16 53 19 27 23 14
KL 27 33 59 70 82 82 77 108 197 242 222 194 182
NE 56 95 106 124 148 148 124 150 288 222 192 236 217
NW 91 109 138 185 186 206 207 262 462 446 372 240 209
SE 123 132 132 112 80 49 49 79 127 147 145 115 124
SW 176 171 190 214 218 200 188 272 449 376 260 206 181
Total
Akal 517 580 659 744 747 708 662 885 1,576 1,452 1,217 1,015 927
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Tabla 6.6 Reporte de produccion de agua del campo Akal®.

Produccion de agua (mbd)

Bloque 2000 2001 2002 2003 2004 2005 2006 2007 2008 2009 2010 2011 2012

C-43 03 03 02 06 03
KL 05 6.6 108 20.3 19.6
NE 01 16 42 51 59 43
NW 01 41 104 147 123 99
SE 11 32 31 48 128 157
SW 28.1 469 376 322 51 49.6
Total Akal 294 56.1 62.1 67.7 102.9 99.3

6.5 Terminacién del pozo.

La seccion horizontal del pozo se encuentra de 3197 a 3583 md con una longitud total

de 386 metros.

En la figura 6.4 se muestra el estado mecanico del pozo.
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Figura 6.4 Estado mecanico del pozo C-3037.

El pozo se termin6 con un liner de 4 2" y con un sistema de reguladores de flujo. El
namero de dispositivos de control de flujo se determina en 13 y 7 empacadores
hinchables. Este tipo de terminacioén se llevo a cabo para obtener un perfil de aportacion
unitaria regular, es decir, que haya flujo hacia el pozo a lo largo de toda la seccién
horizontal y de este modo aumentar la productividad del pozo y prevenir el efecto de

conificacion.

A partir del PVT representativo del yacimiento y de informacion de pozos de correlacion

se obtuvieron los siguientes datos:
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Bo = 1.249 [RB/STB]

Pws = 108.18 [kg/cm?]

Temperatura del yacimiento = 95.49 [C]
Viscosidad = 2.849 [cP]

Radio de pozo (rw) = 4.5 [pg]

Kh = 480 [mD]

Densidad (@) = 50.0011 [Ib/ft?]

Punto de burbuja (Pb) = 121.194 [Kg/cm?]

Relacion gas-aceite (RGA) = 1057.2 [m3/m?]

6.6 Aplicacion.

El comportamiento de afluencia de los pozos horizontales es diferente al de los pozos
verticales. Los factores mas evidentes son: la geometria de flujo es una combinacion
de flujo radial y flujo lineal; y que el comportamiento de afluencia no solo depende de

la permeabilidad horizontal sino de la permeabilidad vertical y la relacién de estas dos.

Kabir present6 una correlacién para calcular el comportamiento de afluencia para pozos
horizontales para flujo de mas de una fase a partir de la formula de Vogel. Esta
correlacion modificada usa el modelo de Babu y Odeh para pozos horizontales para
calcular el gasto méximo y después se vale de la correlacion original de Vogel para
generar la relacion entre el gasto y la presion. La ecuacion de Vogel modificada ha

entregado resultados cercanos a los de las simulaciones de yacimientos.

La correlacion de Vogel modificada es simple comparada con otros modelos y funciona

tan bien como las otras correlaciones bajo condiciones normales de flujo.
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A continuacion se calculard la productividad del pozo C-3037 el cual esta ubicado en el

bloque NW del yacimiento Akal perteneciente al Activo de Produccién Cantarell.

El pozo en estudio fue perforado horizontalmente con una profundidad total de 3526

metros. A continuacién se muestra la columna geoldgica.

Tabla 6.7 Columna geoldgica del pozo C-3037.

Formacion m.d.b.m.r. m.v.b.m.r.
Mioceno Medio 1502 1495
Mioceno Inferior 1610 1595
Oligoceno Superior 1770 1745
Oligoceno Medio 1824 1795
Oligoceno Inferior 1931 1895
Eoceno Superior 2080 2035
Eoceno Medio 2120 2072
Eoceno Inferior 2159 2109
Paleoceno Superior 2235 2180
B-KS 2397 2331
KM 2687 2595
Kl 2872 2732
Profundidad Total 3526 2870
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Con las dimensiones del cubo de drene y la informacion previamente obtenida se

estimard la productividad del pozo C-3037 mediante el método de Babu y Odeh.
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-4 >
1050 mts
Figura 6.5 Cubo de drene del pozo C-3037.
a=180m
b =1050 m
h=176 m
Zo=130m
Xo=100m
Y1=330m
b kkapWS
Amax = 1
A2 b
141.2B,u, |In (E) +1InCy — 0.75 + Sp + (Z) s
Qmax = 3,614 [stb/dia]

Fronteras de Presion
constante o impermeables

vl

A100mt

“

180 mts
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A partir de aqui se usara la ecuacion de Vogel para poder obtener el gasto con

los valores de presion de fondo fluyendo y posteriormente trazar la curva IPR.

o= e (1-c(22) - (22)

Generalmente la constante de Vogel es igual a 0.2

A continuacion se presenta una tabla con las presiones de fondo fluyendo y los gastos

de produccion calculados:

Tabla 6.8. Presion vs gasto.

Pwf (kg/cm?) Qi (BPD)
108.18 0
97.36 622
86.54 1,186
75.73 1,691
64.90 2,140
54.09 2,530
43.27 2,864
32.45 3,167
21.64 3,354
10.81 3,614

Con los datos de la tabla 6.8 se realizaréa la curva IPR
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La curva IPR obtenida al hacer los célculos para el presente trabajo (Figura 6.6) se

compar6 con la que resulta en un software comercial.

En la figura 6.7 se puede observar que la variacion entre las dos curvas es minima. El
gasto maximo para la curva calculada con el software es de 3642.3 [BPD] mientras que

la calculada para el presente trabajo es de 3614 [BPD].

La figura 6.8 muestra tres curvas de comportamiento de afluencia. Para cada curva se
tomo6 un valor de permeabilidad vertical diferente, por lo que las relaciones de
permeabilidad vertical con permeabilidad horizontal varian. Se observa, entonces, el

impacto de la permeabilidad vertical sobre el comportamiento de afluencia del pozo.

IPR
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100

80

Pwf (Kg/cm2)

20

0 500 1000 1500 2000 2500 3000 3500 4000

ql (BPD)

Figura 6.6 Curva IPR
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Figura 6.7 Comparativo de curvas IPR
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Figura 6.8 Curvas IPR con diferentes valores de anisotropia.
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Con la finalidad de hacer un analisis mas completo sobre la productividad del pozo es
necesario determinar tanto la capacidad de aporte del yacimiento como la capacidad
de transporte tomando como nodo solucién el fondo del pozo. Para una presion en la
cabeza del pozo existe una presion correspondiente en el fondo del pozo para un gasto
dado, la cual es funcién de la diferencia de la presion hidrostatica y las caidas de presion

debido a la friccion.

Por lo anterior, usando la correlacion de Hagedorn y Brown para tuberias verticales, se

calculé la curva VLP. (Figura 6.9)
VLP/IPR

120

100

80

pwf (Kg/cm2)

20

[ PR
e

0 500 1000 1500 2000 2500 3000 3500 4000

ql (BPD)

Figura 6.9 Grafica VLP/IPR

Se observa en la figura 6.10 que existe un cambio en el gradiente de presién calculado
con el software comercial respecto al calculado para efectos de esta tesis, esto se debe
a que el software comercial calcula la temperatura mediante un modelo numérico y en

esta tesis se considera que la temperatura se comporta de forma lineal.

Por lo anterior, al existir diferentes condiciones de temperatura a una misma
profundidad las propiedades de los fluidos cambian sustancialmente con lo cual el

gradiente de presion tiene diferencias al desarrollado en esta tesis.
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Figura 6.10 Comparativo del gradiente de presion calculado para 1693 BPD
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CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES.

1. Debido a que el campo Akal es el que tiene mayor reservas remanentes dentro del
Activo Integral Cantarell se deben utilizar las mejores tecnologias para optimizar la
explotacion del campo.

2. A medida que la seccion horizontal incrementa, también lo hacen las pérdidas de
presion por friccion esto es por el transporte de los fluidos dentro de la seccion
horizontal. En un pozo de alta productividad es de suma importancia tomar en
cuenta estas pérdidas de presion por friccion a lo largo de la seccion horizontal y
asi evaluar, desde el punto de vista técnico y econémico, la longitud horizontal

optima del pozo.

3. Sidurante la perforacion de la seccién horizontal el pozo no atraviesa zonas de alto
fracturamiento, es mejor terminar éste en agujero descubierto, ya que el introducir
un liner de produccién implica una reduccion del area de flujo, impactando
directamente en el perfil de aportacién, haciendo necesaria la introduccion de

dispositivos de control de flujo.

4. En un yacimiento isotrépico los pozos horizontales tienen ventajas sustanciales
sobre los pozos verticales debido a dos razones principales:
e Lainclinacion del agujero del pozo

¢ El mayor contacto entre el yacimiento y el agujero

5. En los casos donde la permeabilidad vertical es considerablemente menor que la
permeabilidad horizontal la produccion se puede ver reducida hasta el punto en que
los pozos verticales tengan mas beneficios que los horizontales. Los pozos
horizontales son menos efectivos que los pozos verticales s6lo cuando la

anisotropia es menor que 0.5.
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6. La conificacion de agua y/o gas es uno de los principales problemas que los pozos
horizontales pueden resolver, debido a que éstos permiten una determinada
produccién bajo una caida de presion limitada, llevando asi a una deformacion
limitada de los contactos agua-aceite y gas-aceite. Lo anterior es la clave para una

eficiencia de barrido satisfactoria.
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APENDICE A
Célculo de la curva IPR

Se determina el factor geométrico con la siguiente ecuacion:

InCy = 6.28— ‘/W[g 224 (—) ] In [Sen(18220)] - %ln [(%) kxkz]

a

—1.088

328 328 2
) —In

lnCH—628—1/480(480 [——E To1
— E lTl [(m) \/ 480(480)] —1.088

sen <180(427)>]
577

InCy = —0.23

El siguiente paso sera calcular el dafio por penetracion parcial, el cual esta en funcién

de la longitud de la seccion horizontal y de las dimensiones del volumen de drene.

Como se explico en los capitulos anteriores, se tienen dos casos para obtener esta

variable:

591 33445 3 577
V480 4\/48 4\/48

26.95 > 117.93 » 19.77

. b 4 a h
2) SI\/?y>§Tx>>\/k—z

3445 4 591 577
v 3\/4-8 \/48
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157.24 > 35.85 > 26.36

Como la segunda condicion se cumple, usaremos este caso para determinar el dafio

por penetracion parcial.

Sr= nyz + Py + ny

Py, = (i ) lln(—) + %ln (I;Z) In (sen (15;10Z>> - 1.84]

p _(3445 1)1 577 +1l (480) ] (180(427)) 184
vz = \1266 nG375) T2 ag0) ~ 1\ 577 '

Py, = 9.997

628b21/k k <1 Ymid 2mid>+ L (L_g)]

b2 24b \b

_ 6.28(2445)2 /(480)(480) (1 1715.87 1715.872>
3

Y (591)(577) 480 3445 | 34452
1,266.4 (1266.4 )l

24(3445) \ 3445

P, = 9.401

b - (b 1) 6.28a |k, \ (1 x0+x02
AL h |k,]\3 a a2
p _(3445 1) 6.28(591) (480 /1 328+3282
v \1266.4 588 480 |\3 591 5912

P, = 0.955
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Sr=9.997 + 9.401 + 0.955 = 20.35

_ by kxk;Dws
Qmax = 1

Az b

141.2B,u, |in[ 2= | + Incy — 0.75 + S + (2
oMo n<rw> niy R (L) S]
3445,/480(480)1538.7
Qmax = 1
141.2(1.249)(2.87) [ln (%) —0.23-0.75 + 20.35 + (%‘6*2) 274]

Imax = 6,505 [bpd]
Se corrige el gasto maximo para considerar que el yacimiento es saturado y queda:

6,505
Qmax = 1.8

Gmax = 3,614 [bpd]

A partir de aqui se usara la ecuacion de Vogel para poder obtener el gasto con los

valores de presién de fondo fluyendo y posteriormente trazar la curva IPR.

do = Gmax (1 —c (%) —(1-0) (%;)2)

Donde la constante de Vogel es igual a 0.2

A continuacion se presenta una tabla con las presiones de fondo fluyendo necesarias

para realizar el ejercicio:
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gl = 3,614
Go2 = 3,614
o3 = 3,614
g4 = 3,614
o5 = 3,614
o6 = 3,614

(1-02(2229) - -oa

qol = 0 BPD

(1 - 02 (1907§§168> —(1-02) (

qo2 = 622 BPD

(1 -0 (18065?.5148> - (1-02) (

403 = 1,186 BPD

go4 = 1,691 BPD

(1 —-0.2 (%) —(1-0.2) (

o5 = 2,140 BPD

(102252 o

406 = 2,530 BPD

108.18
108.18

108.18
97.36

108.18
86.54

108.18
64.90

108.18
54.09

)
))

)

)

)
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7 —3e1a (1 02(108.18) Y (108.18)2
Qo/ = 2 2\ 2327 )~ =0 (5377

o7 = 2,864 BPD

6—3614 (1 02(108.18) Y (108.18)2
Q0 = 2, 2\3225 ) ~ (=0 (5555

o8 = 3,167 BPD

o—3614 (1 02(108.18) e (108.18)2
o7 == 2\ 2164) ~ 1702

409 = 3,354BPD

10=3614 (1 02(108.18) e (108.18)2
QY =2 2\Tosr) ~ =0 (081

4010 = 3,614 BPD
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APENDICE B

Determinacién de la relacion de productividades de un pozo desviado y uno
vertical

Espaciamiento del pozo (re) = 160 [acres]
rw=-0.365 [ft]
Espesor del yacimiento (h) = 100 [ft]

h |kp 10
=—( |2 =274
ho o\ |k, | ~ 0365 (\/_)

a = tan_l[\/Ttan a] = 60°

60 2.06 60 1.865
—-_(2) - (= = —2.69
Ss (41) ( ) g[100 6

r'y = 0.365exp(2.69) = 5.4 ft

43,560
r, = |160x = 1489.5 ft
A
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APENDICE C

Algoritmo del programa para obtener el gradiente de presion usando la

correlacion de Hagedorn y Brown

Comenzar con la presion en la cabeza del pozo y suponer Ap y Ah.
Se divide la Ah en veinte secciones.

Determinar la presion promedio.

P, + P
24142

ﬁ =
4. Calcular la densidad relativa del aceite

141.5

Yo = 1315+ °API

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

tanque.

) + ¥ (350) ( ) + (0.0764)(RGL)(v,)

1
=y (350 (— _VoUR
m =Y G50 (T3 wor 1+ WOR

6. Calcular el flujo mésico.
w=q-'m

Obtener la relacion de solubilidad Rsalapy T
Calcular la densidad de la fase liquida.
Rsv4 - (0.0764)

5.614 _ ( )
B, 1+ WOR

Yo (62.4) +
PL =

WOR )]

* [VW (62:4)- (1 + WOR

9. Obtener z

10. Calcular la densidad media de la fase gaseosa.

0= (15) () (3)
Pe =Ye'\147) '\ 7 ) \Z
11. Calcular la viscosidad media del aceite.

12. Calcular la viscosidad media del agua.
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13. Calcular la viscosidad liquida de la mezcla.

_ ( 1 >+ ( WOR )
M=t \Twor) "™ T+ wor

14. Asumiendo la tension superficial constante en cada punto de presion, calcular

la tension superficial de la mezcla liquida.

_ ( 1 >+ ( WOR )
oL=% \1rwor) "™ T+ wor

15. Calcular el numero de viscosidad del liquido.

B

1
N; =0.15726-u (—)
L t p 013

16. Determinar CNL..

CN, = exp(—4.895 — (1.0775 - log(N,)) — (0.80822 - log(N,)?) — (0.1597 - log(N)*)
—(0.01019 - log(N,)*)

17. Calcular el &rea de la Tp

18. ObtenerBoapy T

19. Calcular la velocidad superficial del liquido Vs.

Vo= 561-q [B ( 1 )+B ( WOR )]
+ 7 86400-4, [ \1+WOR/ "~ "V \1+WOR

20. Calcular el numero de velocidad del liquido Nyy.

A=

NLV = 1938 ) VSL b (%)

L

21. Calcular la velocidad superficial del gas.

ng=

D 1

4. [R6L = Ry - (157707 ‘ (14.7) ( T ><z‘>

86400 - A,, 520/ \1

22. Calcular el numero de velocidad del gas.
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1
PL\%
N, = 1938V, - (—)
Gv sg o,
23. Revisar el régmien de flujo para determinar si se continla con la correlacion
Hagedorn y Brown o se procede con la correlacion de Griffith para el flujo

burbuja. El nimero A se calcula con la siguiente formula:

02218 (v, + V)]

A=1.071-
d

Si A>=0.13 entonces se utiliza ese valor, y si es menor a 0.13 usa A = 0.13.

El nimero B se calcula con la siguiente férmula:

Si (B-A) es positivo o cero, se continlda con la correlacion Hagedorn y Brown.
Si (B-A) es negativo, sigue con la correlacion de Griffith.

24. Encontrar el nimero de diametro de la tuberia.

N; =120.872- d-\/pi—L
gy,

25. Calcular el colgamiento en funcién de .

— 0.10
o- () (&) (D)

26. Obtener %

27. Determinar la segunda correccion en funcién de :

0.380
_ N, - N

Nd2.14
28. Obtener y
29. Calcular el valor de H.
H,
He= () @)
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30.

31.

32.
33.
34.
35.

36.

37.

38.

39.
40.

Determinar el valor para dos fases del nUmero de Reynolds.

2.2x 1072w
(d) - (up ) - (g D)

(Nre)Tp =

Determinar el valor para%

Obtener el factor de friccion.
Calcular la densidad media de la mezcla p,,
Repetir los pasos 6, 7, 17, 18 y 20 para P1y P2

Calcular la velocidad de la mezcla para P1y P2
Vini = Vi1 + Vg1
Ving = Vsi2 + Vg
Determinar el valor para A(V,*)
AWV? ) = [V — VPl

Calcular P2 nueva

e a(B))

2.9652x101 d5p,, T Pm AR /

P2 —P1+|5 (Ah)
nueva = + kpm + 144

Si el valor absoluto de la diferencia entre P2 nueva y P2 es mayor a la
tolerancia determinada, entonces la P1 toma el valor de P2y la P2 el valor de
la P2 nueva y se repiten los pasos.

El proceso se repite veinte veces hasta llegar a la tltima seccion de la tuberia.

Calcular los gradientes de presiones para 10 gastos diferentes.
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APENDICE D

Uso de programa para calcular el gradiente de presion usando la

correlacion de Hagedorn y Brown

En la figura D.1 se muestran los datos iniciales, los cuales se leen desde un

archivo de texto.

- |

ledatos.txt: Bloc de notas

Archive Edicién Formate Ver Ayuda

21.4de
153.d@
56.de
269.de
320.d0
8.922de
11465.d@
80.de
621.d@
11465.de
3.8de
8.56d@
76.de
@.0ee6de
1.87de
0.016de
4.06d@
469.d@
204.d0
36.de
9380.d@

1APT

!Psp

Tsp

Pl

P2

IYg

'RGA 15938
Tl

Iql

'RGL
!Salinidad
'WOR

ITsw
'Rugosidad E
Y
Wiscosidad gas
'd

1Dh

I'Tfondo
Tsup
!Profundidad total

Figura D.1 Datos iniciales
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Se suponen diez gastos para calcular con cada uno de ellos un gradiente de
presion. Estos gastos se obtienen al dividir entre diez y multiplica por un
contador, en este caso J, el gasto maximo obtenido con el modelo de Babu y
Odeh.

gl(l) = ([3614.d0/10)*5; gl(7) = (3614.d0/10) *5
gl(2) = (3614.d0/10)*5; gl(8) = (3614.d0/10)*]
gl(3) = (3614.d0/10)*5; gl(9) = (3614.d0/10)*]
gl(4) = ([3614.d0/10)*5; gl(10) = (3614.d0/10) *]
gl(5) = ([3614.d0/10)*5;
gl(6) = (3614.d0/10)*5;

Figura D.2 Gastos supuestos

En el programa se usan cuatro subrutinas las cuales son llamadas en el
programa principal. Esto se hace para facilitar las correcciones y encontrar
errores facilmente.

gl = gli{j}
do i=1,20
hinteres = Dh * 1
tol=1.40
do while (tol > 0.01d40)
call PropiedadesAceite(F,P1,P2,T,T11,12,%0,I5p, Pap, RGA, Yg3, ¥y, Res,C1,C2, .
C3,Co, Bo,Bob, Fb, Modl, Muol, Muckl, ml, 221, v1, x1, Mod2 , Muc2, &
Muckb2, m2, zz2,vy2,x2,API, Tso, po, pob, Yod, D1, D2, 03, Fb1, P2, &
Bob2, Bobl, Co2,Col,Rsl,Rs2,Muoa, b2, ré, rl,Bo2, Bol, bl, &
Tfondeo, Tsup, Dhtotal, Oh, hinteres)
cloae(13)

call PropiedadesAgua (DVwt, OVwp,Bw,T,F,P1,P2,T1,T2,G, H, Muwl, Muwl s, Muw2  Muw2$, Cw, 5, pw, Muwa)
close(ll)

call FactorZ(pr, Psr, Isr,
Bg,Bgl,Bg2,errorl, error2,
Fz,dF,F1,dF1,F2,dF2)

close (1)

, zold, R1, 22, R3, R4, A5, Re, A7, BB, Pac, Tac, Yg, B, T, error,s
1, z2, prl, pr2, PBsrl, PBsr2, Isrl, Tsrd, Pl, P2, T1, T2, zoldl, zolde, s

Z
Z

call Hagedorn(Mul, WOR,Muwa,Tsl,Tsc,Tsw,1l,u,pl,N1,CH1,Ap,Bo,d,Vsl,Nlv, Vg, Ngv, &, B, R, &
P2new, Nd, Phi, Phi2, Psi H1,Hlx%,0,v, £, pma, Vagl,Vag2,Vs11,Vsl2, Vml, Vm2, Vma2, Ch, Bo2, 22, P20ld, &
tol,T2,P2,Rs2,Bol, z1,T1,P1,Rsl, pg, E, Mug, w, Nre, B, z, T, RGL, Bw, gl , Muca, Yw, Yg, Res, Yo, mm, &
FRGR,ELGE, FF, ron,Vin, Vs, teta)

close (18)

Figura D.3 Estructura del programa principal
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Al correr el programa, éste nos mostrara las caidas de presién en las 20
secciones de la tuberia para cada uno de los diez gastos supuestos. Como se

muestra en la figura.

381 .938
442 621
404 721
543 648
S591.827
637 .185
6B6.113
Y32 .782
A L3
826 .822
874._387%
*22.358
*a.8641
18917 .76
1867 .69
1128 .8%7
1171 .11
1222 .83
1295 .23
1328 .38

Gasto:=

16932 .48

Purf =

1328 .38

Figura D.4 Gradiente de presion en las veinte secciones de la tuberia.

En la siguiente figura se muestran los resultados de las presiones de fondo
fluyendo que corresponden a cada gasto de liquido usado. A partir de estos
datos se realiza la curva VLP.

361 .408
722.808
1884.28
1445.
1887.
2168.
2529,
2891.
3252,
3614.

[Press RETURN to cloze window...

Figura D.5 Tabla de presiones de fondo fluyendo correspondientes a cada gasto.
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