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RESUMEN

Todos los pozos de gas dejan de producir a medida que la presion de yacimiento
disminuye. La presencia de liquidos en el yacimiento es el problema principal debido
a que estos se acumulan en el pozo como consecuencia de diferentes factores, los
cuales se especifican en este trabajo. Un posible escenario es que el pozo empiece a
producir de manera inestable, aportando baches de liquidos; y en el peor de los casos,
la generacion de una columna de agua en la TP puede provocar la muerte del pozo.

Este trabajo se realizd con el objetivo de optimizar la produccidén en un pozo
vertical de gas con problemas de liquidos, ya que el Gas Natural ha venido tomando
fuerza en los Ultimos afos y es necesario encontrar las técnicas adecuadas para poder
aprovechar al maximo tan valioso recurso.

Se integran capitulos que van de lo tedrico a lo practico, pasando desde los
fundamentos del Gas Natural en donde se especifican sus propiedades, clasificacion
y los tipos de yacimientos de gas. También se explican las bases para entender el
problema principal que es la carga de liquidos, conociendo primero cuales son los
tipos de liquidos con que puede cargarse el pozo y posteriormente los sintomas tipicos
de que el pozo se encuentra en esta condicion de acuerdo a reportes de campo,
mostrando graficas y diferentes métodos para identificar el problema a tiempo.
Lamentablemente en muchos de los casos dicho problema no se identifica en tiempo
y forma, por lo que se genera una columna de agua y para esto se le da un breve
repaso a los métodos de eliminacion, mostrando las ventajas y desventajas en la
aplicacion de cada uno de ellos.

Antes de entrar a los modelos para determinar la Velocidad Critica del gas se
explican los fundamentos del flujo multifasico en tuberia vertical con el fin de conocer
de manera general la forma en que se calculan las pérdidas de presion en la tuberia,
mostrando ademas la correlacion de Gray, la cual es la mas utilizada en pozos de gas
y condensado.

Teniendo como base todo lo anterior se describen los modelos mas requeridos
para el célculo de la Velocidad Critica pasando por el mas conocido que es el de
Turner, para posteriormente entrar a detalle en el Analisis Nodal realizado en pozos
de gas con problemas de carga de liquidos.

Con fundamento en los temas mostrados se hace un estudio del pozo C-24, el
cual de acuerdo a las condiciones actuales y a diferentes pruebas se sabe que esta
fluyendo de manera inestable por o que con ayuda de un Simulador especializado y
hojas de céalculo se proponen diferentes escenarios para que dicho pozo pueda
cumplir con el objetivo que es sacar los liquidos a superficie evitando el uso de
meétodos de eliminacion de manera temprana en el pozo y por supuesto provocar un
aumento en el gasto de gas.
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ABSTRACT

All gas wells stop producing as the reservoir pressure decreases. The presence
of liquids in the reservoir is the main problem because these accumulate in the
bottomhole due to different factors, which are specified in this work. During the life of
the well, it goes through different stages. It has from a mist type flow when the velocity
is very high until the formation of a liquid column in the TP caused by the low gas
velocity, this column generates a backpressure in the bottomhole what can kill the well.

This work was done with the objective of optimizing production in a vertical gas
well with liquid problems, as Natural Gas has been gaining strength in recent years
and it is necessary to find the appropriate techniques to be able to make the most of
such a valuable resource.

It also integrates chapters that go from the theoretical to the practical, going
from the foundations of the Natural Gas where they are specified their properties,
classification and the types of gas deposits. It also explains the basis for understanding
the main problem of liquid loading by first knowing the types of liquids with which the
well can be loaded and then the typical symptoms that show the well is in this condition
according to field reports, showing graphs and different methods to be able to identify
the problem in time. Unfortunately in many cases the problem is not identified in time
so a column of water is generated and for this is given a brief review of the disposal
methods, showing the advantages and disadvantages in the application of each one
of them.

Before explaining the models to determine the critical velocity of the gas the
fundamentals of the multiphase flow in vertical pipeline are explained in order to know
in a general way the form in which the pressure losses in the pipeline are calculated,
also showing the Gray correlation, which is the most widely used in gas and
condensate wells.

Based on all of the above, the most required models for the calculation of Critical
velocity are described, going through Turner model which is the most known and then
get in detail in the Nodal Analysis realized in gas wells with liquid loading problems.

According to the topics shown, a study of the C-24 well is done which according
to the current conditions and different tests is known to be flowing in an unstable way
so that with the use of a specialized Simulator and spreadsheets are proposed different
scenarios so that this well can meet the objective of carrying liquids to surface avoiding
early use of disposal methods in the well and increasing the gas flow.
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INTRODUCCION

A lo largo del desarrollo de la humanidad, se han utilizado diferentes fuentes de
energia, tal es el caso del uso del carbon y el petréleo en los siglos XIX y XX,
respectivamente. La creciente demanda energética en el presente siglo obliga a la
bdsqueda y el uso de nuevas fuentes de energia que sean mas econémicas y por
supuesto menos dafiinas al ambiente.

El Gas Natural es una mezcla de gases hidrocarburos livianos (Metano y Etano)
y medianos (Propano y Butano) con algunas impurezas, principalmente Nitrégeno
(N,), Acido Sulfhidrico (H2S) y Bioxido de Carbono (CO2). Tiene un desempefio mejor
que el de otros combustibles y debido a eso es que se espera una proyeccion
exponencial en las proximas décadas en cuanto a su participacion en el consumo total
de energia. A finales del siglo pasado, el Gas Natural ocupé el segundo lugar (23%)
después del aceite (39%) como fuente de energia, siendo el carbon la tercera opcion.

El Gas Natural es una fuente de energia con muchas ventajas, porque ademas
de ser un combustible méas limpio y barato que el aceite, compite con todas las fuentes
de energia.

En la generacién de energia eléctrica compite con el petréleo, carbon y las
centrales hidroeléctricas; en el uso industrial compite con el petréleo pesado, el diésel
y la electricidad; en el &rea domestica compite con el keroseno, la electricidad y el gas
licuado y en el sector de transporte con la gasolina y el diésel.

La transicion en el uso del aceite al Gas Natural se estd dando en este siglo
gracias al interés mundial de reducir el impacto ambiental generado por productos
derivados del aceite y por los desarrollos tecnoldgicos en cuanto a las técnicas de
explotaciéon de yacimientos no convencionales. Gracias a estos desarrollos, como el
fracturamiento hidraulico, es que se han incorporado reservas de los yacimientos de
gas de lutitas (shale gas).

Debido a lo anterior en México se le debe de dar la importancia requerida a este
tipo de energia, ya que por muchos afios se quemao gran parte de este valioso recurso
en las plataformas petroleras.
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CAPITULO |
FUNDAMENTOS DEL GAS NATURAL

1.1 Propiedades del Gas Natural

1.1.1 Densidad

Es la propiedad intensiva del gas que relaciona su masa por unidad de volumen,
en donde para estimar la densidad del gas a cualquier presion y temperatura se puede
obtener mediante la ley de los gases ideales:

_m_pM (1.1)

donde:

pg= Densidad del gas, [Ib/pie3].

p= Presion absoluta, [psia].

m= Peso del gas, [Ib].

M= Peso molecular, [Ib/Ib-mol].

R= Constante universal de los gases.
T= Temperatura, [°R].

La densidad de una mezcla de gas ideal se calcula reemplazando el peso
molecular del componente puro en la ecuacién 1.2 por el peso molecular aparente de

la mezcla de gas:

pM
Ps = 27 (1.2)

donde:
pg= Densidad de la mezcla de gas, [Ib/pied].

Ma= Peso molecular aparente.
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1.1.2 Densidad relativa

La densidad relativa del gas (yg) esta definida como la relacién del peso
molecular aparente de un Gas Natural a la del aire, siendo una mezcla de gases. El
peso molecular del aire seco usualmente es tomado como 28.97 (aproximadamente
79% nitrogeno y 21% oxigeno. Asi tenemos que la yq es:

M,

= 1.3
28.97 (13)

Yg

donde el peso molecular aparente puede ser calculado sobre la base de la
composicién del gas. La composicion del gas usualmente es determinada en un
laboratorio y se reporta en fracciones mol de componentes en el gas. Si yi es la
fraccibn mol del componente i, el peso molecular aparente del gas puede ser
formulado como:

Nc
M, = ZyiMi (1.4)
=1

donde:
Mi= Peso molecular del componente i.

Nc=Numero de componentes.

Un yacimiento de gas ligero es aquel que contiene principalmente metano con
algo de etano. El metano puro tiene una yg de 0.55. Un yacimiento de gas rico/himedo
tendria una yg de 0.75-0.95.

1.1.3 Factor de compresibilidad z

Para correlacionar las variables de presion-volumen-temperatura para gases
reales con datos experimentales se han desarrollado ecuaciones de estado.

La ecuacion 1.5, es un factor de correccion denominado factor de
compresibilidad del gas o factor z y tiene la siguiente forma:

pv = znRT (1.5)

donde el factor de compresibilidad del gas es adimensional.
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1.1.4 Determinacion del factor de compresibilidad

Los factores de compresibilidad del gas para gases neutrales se pueden
generalizar cuando se expresan en funcién de la presion pseudoreducida (Psr) y la
temperatura pseudoreducida (Tsr), definidas por las siguientes expresiones:

P, =—
ST PSC (1'6)
Ty = ! 1.7
sr — TSC ( - )
donde:
p= Presion del sistema, [psia].
T= Temperatura del sistema, [°R].
Psc= Presién pseudocritica.
Tsc= Temperatura pseudocritica.
N
By = z PciYi (1.8)
i=1
N
Tsc = Z Ty (1.9)

donde Pciy Tci son la presién y temperatura critica absolutas del componente
i; y yila fraccion molar del componente i.

La presién y temperatura obtenidas con las ecuaciones 1.8 y 1.9 son llamadas
pseudocriticas porque no son la temperatura y presion criticas verdaderas de las
mezclas de hidrocarburos. Los errores que se cometen cuando se toman Tsc Y Psc
como las criticas verdaderas son del orden del 15% y 65% respectivamente. Las
propiedades pseudocriticas se usan como parametros de correlacion para generar las
propiedades del gas.
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1.1.5 Método grafico de Standing y Katz

Se basan en el concepto de propiedades pseudocriticas para presentar una
correlacion generalizada para determinar el factor de compresibilidad del gas, esta se
presenta en la Figura 1.1, la cual representa el factor de compresibilidad del Gas
Natural en funcién de Pcry Ter.
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Figura 1.1. Carta generalizada para estimar el factor z [20].

Este método es de bastante aceptacion en la industria petrolera ya que tiene una
exactitud de 3% en relacién con los valores experimentales de z y la facilidad de
calculo.

Al utilizar este método se deben de tener presentes ciertas limitantes para
obtener buenos resultados, esas limitantes se enlistan a continuacion:

+* El Gas Natural debe de ser rico en metano (C1> 80%)
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1.16

El gas no debe tener hidrocarburos aromaticos.

El gas no debe de tener impurezas. Un contenido de 20% de N2 produce un
error del 4%, y si existe presencia de COz, el error en el calculo de z es igual a
ese porcentaje de CO2en dicha mezcla.

No presenta buenos resultados a temperaturas y presiones cercanas a la
critica.

No se recomienda su uso en el calculo de z a presiones mayores a 10000 psia.

Factor de volumen del gas

Es el factor que relaciona el volumen del gas en condicién especifica (de

presion y temperatura) con el volumen de la misma masa de gas en superficie y en
condiciones normales (14.7 psia y 60 °F), esta dado por la ecuacion 1.10.

= % (1.10)
donde:
By= Factor de volumen del gas [m3/m3].
Vg @c.y.= Volumen de gas a condiciones de yacimiento.
Vg @c.s.= Volumen de gas en condiciones estandar.
Si se aplica la ecuacion de estado para un gas real, es decir:

znRT

V= - (1.11)

Se tiene:
znfl)?T P T
By = AT, = T.p (1.12)
Psc

donde:

Zsc = Factor de compresibilidad en condiciones estandar = 1,0.
Psc = Presién en condiciones estandar.

Tsc = Temperatura en condiciones estandar.
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Considerando que las condiciones normales son P, =14.7psia y T =
520 °R, la expresion anterior se puede expresar de dos maneras:

olumen de Gas @ c.y.

B, = 0.02827 [V 113

olumen de Gas @ c.s.

1.1.7 Viscosidad del gas

La viscosidad es la resistencia interna que ofrece un fluido al movimiento
relativo de sus partes. Es una propiedad intensiva, por lo tanto depende de la presion,
temperatura y composicion, y se expresa de la siguiente manera:

,ug = f(plT'yi)
donde pg es la viscosidad de la fase de gas.

A continuacion se muestran los comportamientos tipicos de la viscosidad en
funcién de diferentes valores de presion y temperatura, en las Figuras 1.2. Y 1.3.

0,10
IJolos .%
008 2
//0,07 =
e} 006 2
55 -~ _
— —— Extrapolado 200 9(65‘@//5}0} 0,05 l&"
} L] z-‘”’/‘, v 0,04 8
i T- Ead 0,03 c;
T 1 | — \ =
T — g
L+ ==
[ tooo_t——4=10,02
_,__._-—--——"-"“_"'—'_' ©
000 I s
—— 00 ] _g
| 400 =
2 o 7
S 0,10 001 8
2 0,09 2
T 008 £
2 o007
- 008
o 005 ]
8 ol || 00 <7
0,04 | 300 i jﬁna’ e
5 presto — T
= 0,03 e = Pt
E R el s B ] ls000_L—1
-
® 0,02 I e 2008 |_———1
B ——-]L ] soo | | |
-g ——— hooo | |
‘@ e
a7
é 0,01 |
05 0.6 0,7 0,8 0,9 . 1,0 11 1,2
Gravedad del gas (aire = 1,0)

Figura 1.2. Comportamiento tipico de pg en funcién de presion a 60 °F y 100 °F [20].
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Figura 1.3. Comportamiento tipico de pg en funcién de presion a 200 °F y 300 °F [20].

1.1.8 Factores que afectan la viscosidad del Gas Natural

Existen diversos factores que influyen en la viscosidad del Gas Natural, esos
factores se mencionan a continuacion:

* Cuando existe un aumento en la temperatura, la energia cinética de las
moléculas tiende a incrementarse, provocando choques intermoleculares que a su vez
genera un aumento en la viscosidad del gas.

* Si se tiene una temperatura constante y se aumenta la presion en un
gas, se genera una disminucién en las distancias intermoleculares, produciendo mas
colisiones en un mismo nivel de energia cinética por ende un aumento en la
viscosidad.

* Para presiones mayores a 1000 psia, los gases con altas gravedades
tienen un aumento en viscosidad, y a presiones mas bajas la viscosidad es menor en
gases de la misma condicion.

* A una temperatura dada (mismo nivel de energia cinética), las moléculas
mas pesadas tienen menos velocidad y por lo tanto hay menos choques
intermoleculares. A medida que la presién aumenta, la viscosidad del gas disminuye
debido a la expansion térmica de las moléculas, y, en consecuencia las distancias

20



intermoleculares de los gases se reducen y la fuerza de atraccién entre las moléculas
se vuelve despreciable.

* Las moléculas mas pesadas tienen mayor fuerza de atraccion que las
moléculas ligeras.

1.1.9 Calor de combustién (poder calorifico)

El calor de combustion o poder calorifico del Gas Natural es la cantidad de
energia que se obtiene de la quema de un volumen de Gas Natural y es medida en
British Termal Units (BTU). El valor del Gas Natural es calculado por su contenido de
BTU. Un BTU es la cantidad de calor requerida para elevar la temperatura de una libra
de agua en 1°F a presion atmosférica. Un pie cubico de Gas Natural tiene un contenido
de energia aproximadamente de 1031 BTU, pero tiene un rango que va desde los 500
hasta los 1500 BTU, dependiendo de la composicion del gas.

En México la unidad de medida que se utiliza para cuantificar el poder calorifico
es el joule (J).

1 J/m3=0.0000268391919932 BTU/pie®

El Gas Natural en nuestro pais debe de tener entre 34-40 MJ/m3,

1.2 Clasificaciéon del Gas Natural
1.2.1 De acuerdo a su origen

Esta depende de como se encuentra el gas de acuerdo a la presion y
temperatura del yacimiento original.

Gas asociado: Es el que se extrae junto con el petrdleo y contiene grandes
cantidades de hidrocarburos, como Etano, Propano, Butano y Naftas.

Gas no asociado: Es aquel gas que se encuentra en yacimientos que no
contienen petroleo crudo.

En la siguiente tabla se muestran las diferentes concentraciones de los
componentes mas comunes del Gas Natural, clasificandose en asociado y no
asociado.
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Tabla 1.1. Concentraciones del Gas Natural asociado y no asociado.

Compbonente Formula Gas asociado Gas no asociado
P [%] [%]
Metano CHas 60-80 95-98
Etano C2oHe 10-20 1-3
Propano CsHs 5-12 0.5-1
Butano CsH1o0 2-5 0.2-0.5
Pentano CsHi12 1-3 0.2-0.5
Dioxido de CO, 0-8 0-8
carbono
Nitrégeno N2 0-5 0-5
Acido sulfhidrico H2S 0-5 0-5
Otros A, He, Ne, Xe Trazas Trazas

1.2.2 De acuerdo a su composicion

La composicion del Gas Natural es variable, aun los gases obtenidos de dos
pozos productores de un mismo yacimiento, pueden tener diferente composicion. Esto
depende de las impurezas que contenga dicho gas.

Gas amargo: Contiene derivados del azufre (acido sulfhidrico, mercaptanos,
sulfuros y disulfuros).

Gas dulce: Gas Natural que contiene cantidades muy pequefias de Acido
Sulfhidrico y Bioxido de Carbono. El gas dulce reduce las emisiones de biéxido de

azufre a la atmodsfera.

Gas humedo: Contiene cantidades importante de hidrocarburos mas pesados
gue el metano. Gas que contiene vapor de agua.

Gas seco: Gas con relativamente pocos hidrocarburos diferentes al metano. El
poder calorifico es tipicamente alrededor de 1000 BTU/pie® estandar, a menos que
esté presente una proporcion significativa de gases que no sean hidrocarburos.
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Tabla 1.2. Concentracion de los componentes para los distintos tipos de Gas Natural.

Denominacién Gas Dulce Gas Amargo | Gas Dulce Gas Amargo
Estandar Seco Seco Humedo Humedo
Componente Gas No Asociado Gas Asociado
Etano <10% <10% >10% >10%
H2S <1% >1% <1% >1%
COz2 <2% >2% <2% >2%

La composicion del gas que se produce en un determinado yacimiento puede
cambiar con el tiempo si se presenta el fendbmeno de condensacion retrograda.

1.3 Tipos de yacimiento de gas

De acuerdo a la composicién que tiene el gas, a su comportamiento a diferentes
puntos de presion y temperatura y a la manera en que se encuentra en superficie, los
yacimientos de gas se han podido clasificar en tres grupos.
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1.3.1 Gas seco:

Presion de
yacimiento

1

Gas seco

Presion

% Liquido

Separador

Temperatura

Figura 1.4. Diagrama de fases para un yacimiento de gas seco [17].

En la Figura 1.4, se aprecia el diagrama de fases de un yacimiento de gas seco. Este
gas esta compuesto principalmente por metano (%C1 > 90) con pequefias cantidades
de pentano y componentes mas pesados (Cs + < 1). Debido al alto contenido de
componentes volatiles del gas seco, la condensaciéon del liquido sélo se alcanza a
temperaturas bajo 0 °F.

La temperatura de los yacimientos es mucho mayor que la temperatura
cricondertérmica por lo que en ninguna etapa de la produccion se encuentra en la
region de dos fases.

*+ |la temperatura del yacimiento es mayor que la temperatura
cricondertérmica.

* Su composicion es principalmente de elementos ligeros.

* La produccion en superficie siempre es gas.

+ Su RGA es mayor a 20000 (m3/m3).

+ Su densidad es menor a 0.50 (gr/cm?).
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1.3.2 Gas himedo:

Presion de
yacimiento

"

Gas hamedo

Presion

% Liquido

Punto
critico

Separador

Temperatura

Figura 1.5. Diagrama de fases para un yacimiento de gas humedo [17].

En la Figura 1.5, se muestra el diagrama de fases tipico de un yacimiento de
gas humedo, el cual se caracteriza por un mayor contenido de componentes ligeros
con algunos intermedios y pesados. El término “humedo” se debe a que las
condiciones de separacion en superficie de la mezcla caen en la region de dos fases.
Como se observa en la figura anterior, la mezcla se encuentra en fase gaseosa
mientras la presion del yacimiento declina, la composicion del fluido producido no
cambia durante el agotamiento de la presion. Esto ocurre dado que la temperatura del
yacimiento es mayor que la temperatura cricondertérmica, sin embargo, al fluir la
mezcla hasta el separador ésta entra en la region de dos fases.

+ Latemperatura del yacimiento es mayor que la cricondenterma.
* Su produccion en superficie es gas y aceite.
+  Su RGA varia entre 10000 y 20000 (m3/m3).

+ Sudensidad se encuentra entre 0.65 y 0.80 (gr/cm?)
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1.3.3 Gas condensado o retrégrado:

Presion de yacimiento

Gas retrégrado

Punto critico

Presion

% Liquido

Y

. .
3@
A
. ‘b
STE"‘,_/-’/ o

_————,/

Temperatura

Figura 1.6. Diagrama de fases para un yacimiento de gas condensado o retrégrado [17].

En la Figura 1.6, se muestra el diagrama de fases de un yacimiento de gas
condensado o retrégrado. La composicion de la mezcla de hidrocarburos en este tipo
de yacimientos es predominantemente de metano (> 60%), componentes intermedios
y un porcentaje considerable de pesados, se puede decir que un gas condensado es
un gas con liquido disuelto. La mezcla de hidrocarburos a las condiciones iniciales de
presion y temperatura se encuentra en fase gaseosa. La temperatura del yacimiento
se encuentra entre la temperatura critica y la cricondenterma de la mezcla. En su
camino hacia el tanque de almacenamiento el hidrocarburo sufre una fuerte reduccion
de presion por lo que la composicion de los fluidos sufre cambios.

+ Se presenta la condensacion retrograda.

+ Latemperatura del yacimiento se encuentra entre la temperatura critica y la
cricondenterma.

+ Su composicion es de regulares cantidades de componentes ligeros,
intermedios y pesados.

+ La produccion en superficie es de aceite y gas.
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+ La RGA es entre 500 y 1500 (m3/m?3).
+ La saturacion méxima del liquido es de alrededor del 8%-10%.

+ Ladensidad varia entre 0.70 y 0.80 (gr/cm3)
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CAPITULO I

CARGA DE LIQUIDOS EN POZOS DE GAS

En pozos de gas, cuando éste fluye a superficie carga el liquido producido si la
velocidad del gas es lo suficientemente alta. Una alta velocidad del gas genera un flujo
niebla en el cual el liquido es finalmente dispersado en el gas. Esto resulta en un bajo
porcentaje en volumen de liquidos presentes en la tuberia de produccion, conocido
también como “liquid holdup”, y como resultado una baja caida de presién debido a la
baja fraccidn de componentes liquidos fluyendo en la columna hidrostatica.

Si la produccion de gas es lo suficientemente alta para remover la mayoria de
los liguidos, no existird un represionamiento sobre la tuberia de produccion en la cara
de la formacion y el gasto llegara a un equilibrio. El pozo producira a un ritmo que se
puede predecir por medio de la curva IPR (Inflow Performance Relationship).

Si el gasto de gas disminuye, su velocidad y en consecuencia su momento
inercial son menores y no se puede arrastrar a las gotas de liquido, el gradiente de
presién en la tuberia se vuelve grande debido a la segregaciéon de liquidos y
acumulacion en el fondo, lo que resulta en una mayor presion sobre la formacion. A
medida que la presion en la formacion aumenta, la produccion de gas disminuye y cae
por debajo del gasto critico necesario para extraer el liquido, mas liquidos se acumulan
en el pozo y el incremento en la presion de fondo reduce ain mas la produccién de
gas, pudiendo eventualmente llegar a “matar” al pozo.

2.1 Fuente de liquidos en un pozo de gas
Los liquidos producidos en un pozo de gas pueden ser de dos tipos:

2.1.1 Condensados

Estos se presentan principalmente por el abatimiento de temperatura suscitado
en el pozo conforme la produccion asciende a superficie. También una vez que el
yacimiento (de gas retrégrado) se ha depresionado lo suficiente como para que la
presion de yacimiento sea menor a la presion de rocio del gas, o se pueden condensar
a medida que van fluyendo a través de la tuberia de produccién y la presion cae por
debajo de la presion de rocio.
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2.1.2 Aguade produccion

El agua presente en el yacimiento puede llegar al pozo productor de gas de
varias formas:

*+ Agua Conificada: Si el gasto de produccion de gas es alto, el gas puede
llegar a traer consigo agua proveniente de formaciones subyacentes, aun
cuando el pozo no tenga perforaciones en estas zonas de agua. Por lo
general, los pozos horizontales no presentan este problema debido a la
menor diferencia entre el gradiente de presion de la zona productoray las
zonas subyacentes de agua.

*+ Aguade Otra Zona: El agua proveniente de otra zona productora puede
alcanzar el pozo si las zonas productoras estan intercomunicadas.

+ Acuifero: Si el yacimiento presenta un acuifero activo, con el tiempo el
agua invade la zona productora y eventualmente alcanza al pozo.

*+ Agua condensada: El agua puede llegar al pozo en forma de vapor de
agua pero a medida que sube por la Tuberia de Produccion puede
condensarse y pasar a fase liquida si las condiciones de presion y
temperatura caen por debajo del punto de rocio del agua, una vez que
ocurre esto el agua en fase liquida aumenta el gradiente de presion y si
la velocidad del gas esta por debajo de la velocidad critica, empieza a
producirse la carga de liquidos.

2.2 Sintomas de la carga de liguidos

Durante la vida de un pozo de gas es comun que la cantidad de liquido producido
aumente mientras que el volumen de gas disminuye. Esto, por lo general, resulta en
la acumulacién de liquido en el fondo del pozo provocando que el pozo fluya
erraticamente y en el peor de los casos que muera.

Si la carga de liquido ocurre de manera inadvertida, los liquidos se pueden
acumular en lugares muy cercanos al yacimiento, provocando un dafio temporal o
permanente. Es de suma importancia que se detecten los efectos generados por la
carga de liquido en etapas tempranas y asi evitar la pérdida de produccion y dafio al
yacimiento.

Los pozos de gas con carga de liquido presentan ciertos sintomas, los cuales en
algunas ocasiones son faciles de identificar.
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Los sintomas que indican cuando un pozo esté cargado de liquido son:

Presencia de picos de presion registrados a través del equipo de medicion.
Disminucion del gasto.

Diminucion de la presion en la TP a medida que aumenta la presion en la TR.
El registro de presion muestra un cambio agudo y distintivo en el gradiente de
presion.

* Cese de la produccion de liquidos.

» » > »

2.2.1 Presenciade picos de presion en placa de orificios

Con los datos de produccion registrados en un sistema de recoleccion de datos
automatizados o registrador de presion de dos plumas se puede detectar la carga de
liquido. Estos equipos registran la medicion de flujo de gas a través de un orificio a lo
largo del tiempo y cuando pasa un bache de liquido por el orificio, la densidad del
liquido provoca un pico de presion, lo cual indica que los liquidos empiezan a
acumularse en el fondo del pozo.

La Figura 2.1, es un registrador de dos plumas. A la izquierda se observa un
pozo que produce liquidos de manera normal en flujo niebla y a la derecha se muestra
un pozo que comienza a tener problemas de carga de liquido.

Registrador de Presién
A diferencial A

Patrén de flujo en tp

Figura 2.1. Efecto del régimen de flujo en la placa de orificios. A laizquierda flujo nieblay
a la derecha flujo bache [13].
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Figura 2.2. Variaciones en el registrador de flujo debido a la carga de liquidos.

Cuando los liquidos se comienzan a acumular en el fondo del pozo, los picos
de presion en el registrador llegan a ser mas frecuentes. La grafica del pozo mostrada
en la Figura 2.2 indica carga de liquido.

2.2.2 Analisis de la curva de declinaciéon

La forma de la curva de declinacion de un pozo puede indicar problemas de
carga de liquido, éstas curvas se tienen que analizar a lo largo del tiempo, buscando
cambios en la tendencia general de la curva.

La Figura 2.3, muestra un par de curvas de declinacién. Un pozo de gas que
produce de manera normal presenta una declinacion exponencial suavizada,
considerando la declinacion del yacimiento. En cambio la curva con fluctuaciones
pronunciadas, es un indicador de carga de liquido en el fondo del pozo, y se puede
observar como el pozo declina mas rapido.
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La curva de declinacién suave
indica que no hay liquido

Gasto

Los problemas de carga de liquido estin
Indicados por la curva de declinacién
erratica y menor produccion

Tiempo

Figura 2.3. Anédlisis de la curva de declinacién [12].
2.2.3 Caida de presion en la TP con elevacion en la presiéon de la TR

Cuando se acumula liquido en el fondo del pozo, la carga adicional de presion
sobre la formacion disminuye consecuentemente la presion superficial registrada en
la Tuberia de Produccion (TP). Ademas, a medida que la produccién de liquido
incrementa, el liquido extra en la tuberia se acarrea por el gas, incrementa el gradiente
en la TP y esto propicia mas contra presion contra la formacion y reduce la presion de
TP en superficie.

En una terminacion sin empacador o ancla mecénica la presencia de liquidos
en la TP se muestra como un aumento en la presion de superficie de la Tuberia de
Revestimiento (TR) a medida que los liquidos conducen al yacimiento a un flujo menor
(la presién superficial en la TR es la presion que se genera en el espacio anular entre
TRy TP por acumulacién de gas). Conforme el gas se produce del yacimiento, se va
colando dentro del espacio anular entre la TP y la TR, el gas se expone a presion
elevada de la formacién y provoca un aumento en la TR. Por lo tanto, una caida de
presion en la TP y un aumento en la presion de la TR son indicadores de carga de
liquido.

En la Figura 2.4, se observa el comportamiento de la TP y TR ante la presencia
de la acumulacion de liquido en el fondo.
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A medida que los liquidos se acumulan en la TP, la presién en la TR incrementa
y la presion en la TP disminuye
Presion
i en TR
c
5.
v
[]]
L™
o
Presién
" enTP

Tiempo

Figura 2.4. Indicadores de presién en TPy TR [13].

2.2.4 Registros de presién mostrando el nivel de liquido en la TP

Los registros de presion estatica o fluyente son quizas el método mas preciso
fin de determinar el nivel de liquido en un pozo de gas y asi determinar si se esta
presentando la carga de liquido.

Los registros de presion realizan la lectura de la presion contra la profundidad
del pozo, ya sea que el pozo se encuentre cerrado o abierto. El gradiente de presién
medido es una funcién directa de la densidad del medio y de la profundidad, para un
fluido estatico simple, los registros de presién deben ser casi lineales.

Debido a que la densidad del gas es menor que la del agua o el condensado,
cuando la herramienta entre en el liquido que se encuentra acumulado en la TP, la
curva del gradiente medido presenta un cambio brusco en la pendiente.

En la Figura 2.5, se observa como los gastos de produccion de gas y liquido y
las acumulaciones pueden cambiar las pendientes medidas por el sistema.
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Dispositivo de presion para determinar la
carga de liquidos
———— 11
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liquide
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‘Gradiente de agua

Algunas burbujas de gas ascienden a
través de la columna de liquido

Presion

Figura 2.5. Estudio esquematico de la presién [13].
2.2.5 Oscilacién de presiones sin empacador

Algunos pozos de gas sin empacador exhiben oscilaciones de baja frecuencia
en la presion que se pueden extender por varias horas o dias. Estas oscilaciones son
una muestra de que se esta generando una columna de liquido en el fondo del pozo.

En la Figura 2.6, se muestran las oscilaciones tipicas en las presiones de un
pozo medidas en superficie:
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Figura 2.6. Oscilacion de la presion en un pozo de gas con carga
de liquidos [13].

Las etapas de oscilacion de la presién mostradas en la figura anterior se explican a
continuacion:

1. El fluido del espacio anular se desplaza lentamente hacia adentro de la
tuberia de produccién por lo cual hay una disminucion del nivel de liquido
propiciando una disminucion en la presion de la TR.

2. El pozo continta produciendo a bajo gasto ya que la columna de la tuberia
es pesada. La presion en el espacio anular sigue disminuyendo ya que el
fluido se mueve hacia la TP, y por ende la presion en la TP incrementa
levemente.

3. La presion en el espacio anular sigue cayendo. El nivel de liquido cae a la
entrada de la TP conforme el liquido se produce. El gas fluye dentro de la
tuberia. El peso de la columna en la tuberia se reduce dado que el gas de
la formacion se produce de nuevo y no se tiene acumulacion de liquido
dentro del espacio anular.
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4. El gradiente de la TP disminuye mas debido a la produccion de gas, mientras
tanto la presion en el fondo de pozo disminuye al permitir que sélo el gas
fluya dentro de la TP. La produccion del yacimiento también incrementa, el
agotamiento del yacimiento es siempre mayor en esta etapa. Por un periodo
corto, el pozo produce a un gasto mayor de lo normal pero con pequefnas
cantidades de liquido. Dado que la produccion de liquido es escasa o incluso
inexistente, la energia proporcionada por la alta cantidad de gas se pierde a
medida que se emplea para levantar el liquido. Durante este periodo la
presion en el espacio anular se mantiene o varia minimamente mientras que
la presion en la TP incrementa drasticamente.

El yacimiento de nuevo comienza a producir liquidos y la produccién de gas
cae. El gas almacenado en el fondo disminuye y la carga de liquido se hace
presente en la TP y en el espacio anular. Como el nivel de liquido se eleva
en el espacio anular, el gas también comienza a quedarse en este lugar.
Asi mismo el gas se dirige al espacio anular entre tuberias y el gradiente
en la TP aumenta, afiadiendo un esfuerzo extra contra el yacimiento al
disminuir el gasto de produccion. Esta etapa se caracteriza porque la
presion en la TP aumenta y en la TR se mantiene o varia de forma minima.

5. El liquido continda fluyendo dentro de la tuberia a un gasto alto, sin
embargo, el liquido sigue acumuldndose en el fondo del pozo. Alguna
cantidad del fluido puede migrar dentro del espacio anular.

6. El gasto de produccion de liquido en superficie esta en balance con el gasto
de produccion de liquido por parte de la formacién. El gas continia migrando
al espacio anular incrementando la presion, repitiendo nuevamente el ciclo.

2.2.6 Cese en la produccion de liguidos

Cuando se tiene un pozo de gas con produccién de liquidos y repentinamente
la produccion de estos mismos cae bruscamente a gastos menores a los normales o
incluso cesa, es un indicativo de que el pozo produce a un gasto menor al critico
necesario para transportar los liquidos del fondo del pozo a superficie. En este caso,
los liquidos se acumulan en el fondo del pozo y el gas burbujea a través de la columna
de liguidos acumulados o depende de la presiébn en el pozo generada por la
acumulacion de liquidos, el gas deja de fluir completamente.

Este es el peor de los casos ya que significa que el pozo tuvo demasiada carga
de liquidos a lo largo de su vida productiva y que esta llegando a su limite econémico
de produccién de manera anticipada.

36



CAPITULO Il

METODOS DE ELIMINACION

La carga de liquido en pozos productores de gas es un problema que va
progresando a medida que la presion del yacimiento disminuye continuamente junto
con el gasto de produccion de gas y eventualmente el pozo necesitara un método de
levantamiento artificial o algun sistema de aseguramiento de flujo para asi poder
levantar los liquidos acumulados y mejorar la produccion gas.

A continuacion se muestran diferentes métodos de remediacion o de
recuperacion de liquidos en pozos de gas, los cuales se usan frecuentemente en
pozos de gas cargados con liquidos.

3.1 Sarta de velocidad

Una sarta de velocidad es una tuberia de diametro reducido (Tuberia Flexible)
que se baja a través de la T.P., su finalidad es reducir el area de flujo, para que los
liquidos alcancen una velocidad de produccion mayor a la velocidad critica y de esta
forma no se tenga acumulacién de liguidos en el fondo del pozo. En algunos casos la
T.P. puede funcionar como sarta de velocidad siempre y cuando ésta tenga un
diametro menor que el actual conducto de produccién, debido a que la velocidad del
gas aumenta al disminuir el area de flujo. Estas pueden ser de 2 plg, 1 % plg, 1 % plg
y hasta 1 ¥ plg de diametro.

La desventaja de la sarta de velocidad es el incremento de caida de presion por
friccion, restringiendo la produccion. Por lo tanto una sarta de velocidad éptima tiene
gue seleccionarse de tal manera que la carga de liquido se retrase durante un largo
periodo con un impacto minimo en la produccion.

3.1.1 Disefio de la sarta de velocidad

El objetivo del disefio de la sarta de velocidad es obtener el diametro 6ptimo a
utilizar y la profundidad a la que se restablecera el flujo del pozo, de modo que las
pérdidas de presion debido al flujo sean minimas y la produccion se maximice.

La seleccion del tamafio de la sarta de velocidad apropiada se basa en el
Andlisis Nodal, usando dos tipos de curvas:
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. El comportamiento de afluencia del yacimiento, IPR, que describe la
relacion entre la presion en la cara de la formacion y la cantidad de gas que entra en
el pozo.

. La curva de comportamiento de la presion en la tuberia, TPC, también
conocida como curva de demanda de la Tuberia de Produccion o VLP (Vertical Lift
Performance), describe la relacién entre la cantidad de gas producido a superficie y
presion en fondo del pozo a fin de producir este gas para una presion de cabeza dada.
El minimo de esta curva da el gasto mas bajo del pozo que puede producir.

La interseccion de estas dos curvas da el gasto real que se produce. En la
Figura 3.1, se ilustra el dilema para el disefio de la sarta de velocidad. La introduccién
de la sarta de velocidad mueve la interseccion con la curva IPR actual a la izquierda,
el gasto de gas es reducido. Sin embargo en un futuro cuando la presion de yacimiento
disminuya y se observe una disminucion de la curva IPR, la curva TPC no la
intersectaria, el pozo no produciria, mientras que con la sarta de velocidad el pozo
seguiria produciendo.

TPC, tuberia
+sarta de
velocidad

TPC, tuberia

on

Presi

Y ¥ * >
Gasto de gas

Figura 3.1. Efecto de introducir una sarta de velocidad en la TP [19].

Cabe mencionar que una reduccion del gasto no representa una pérdida
mediatica sino todo lo contrario, de no atenderse la carga de liquido el gradiente de
caida de presién dentro de la TP se incrementa, por lo que la demanda de presién de
la TPC es mayor, desplazando dicha curva hacia arriba hasta no encontrar punto de
interseccion con el IPR, quedando el pozo inoperante o “muerto”, como se aprecia en
la siguiente figura:
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Figura 3.2. Consecuencia de no atender la carga de liquidos [4].

La eleccion es entre un gasto de produccién mayor en un periodo de tiempo
menor y un gasto de produccion menor durante un periodo considerablemente mayor.

3.2 Embolo viajero

El émbolo viajero es un método de levantamiento que utiliza solamente la
energia del yacimiento para producir los liquidos. Un émbolo es un pistén de viaje libre
que se ajusta cobmodamente en la tuberia de produccion y depende de la presién del
pozo para poder levantarse y Unicamente de la gravedad a fin de regresar al fondo del
poZzo.

El sistema de émbolo viajero requiere de pocos componentes. El sistema
incluye lo siguiente:

» Un muelle amortiguador de fondo el cual es una linea fija instalada en el fondo
del pozo que permite que el émbolo se asiente al momento de caer al fondo.

« Un émbolo libre el cual viaja a lo largo de la tuberia.

» Una cabeza de pozo disefiada para captar el émbolo y permitir al flujo continuar
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con el émbolo a la superficie.
» Una vélvula motorizada en la superficie para abrir y cerrar el pozo.
» Un sensor en superficie para monitorear la llegada del émbolo.

» Un controlador electrénico con la l6gica para establecer los ciclos de produccién
y el cierre a tiempo para el mejor funcionamiento.
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Figura 3.3. Componentes del sistema de émbolo viajero [13].

3.2.1 Ciclo del émbolo

Este método opera de manera ciclica con pozo abierto y cerrado. Durante el
periodo en el que el pozo se encuentra cerrado con el embolo en el fondo, la presién
del gas se empieza a acumular en el espacio anular mientras que el liquido se ha
acumulado en la TP por encima del émbolo. La presion en el espacio anular depende
del tiempo de cierre del pozo, la permeabilidad y la presion del yacimiento. Cuando la
presion en la TR ha incrementado lo suficiente se abre la valvula motora lo cual
permite fluir al pozo, permitiendo que el émbolo, desplazado por el gas a presion, a su
vez desplace la columna de liquidos por encima del mismo.
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Figura 3.4. Eventos tipicos del ciclo del émbolo viajero [13].

El pozo se encuentra cerrado y la presion en la TR se incrementa. Cuando la
presién es suficiente para levantar al embolo y a los liquidos a superficie a una
velocidad razonable (aproximadamente 750 pie/m) contra la presion de
superficie, la valvula de superficie en la tuberia abre.

La valvula se abre y el émbolo y el bache de liquido se desplazan hacia arriba.
El gas en el espacio anular comienza a expandirse dentro de la TP lo cual
provee la presion de levantamiento. El pozo esta produciendo durante la etapa
de levantamiento para agregar la energia requerida para levantar al émbolo y
liquido.

El liquido llega a superficie y viaja a través de la linea horizontal. El émbolo es
atrapado en superficie debido a la presion y flujo. El gas fluye por un tiempo.
La velocidad de flujo comienza a bajar y los liquidos se acumulan de nuevo en
el fondo del pozo. La presion en TR comienza a aumentar un poco, indicando
gue hay una mayor caida de presion en la tuberia. Si se permite el flujo por
mucho tiempo, un bache méas grande se acumula en el fondo del pozo,
requiriendo mas presion generada en la TR para levantar dicho bache.

La valvula se cierra y el émbolo cae hasta el fondo del pozo. El ciclo se repite.

El émbolo viajero trabaja en pozos de gas con suficiente presion y RGL para

levantar el émbolo y los baches de liquido. También trabaja en tuberias grandes,
preferentemente sin empacador, debido que en caso de tener que retirar un
empacador generaria problemas para la desinstalaciéon del sistema.

Este sistema puede llevar al pozo al agotamiento, a pesar de que la produccion

recuperable no sea tanta como cuando se utiliza un método de bombeo de liquidos el
cual es mas caro.
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La factibilidad en el uso del émbolo se evalta de la siguiente manera:

» Comprobar los lineamientos de la industria para ver si el pozo es un candidato
al émbolo.

* Evaluar otros métodos de deshidratacion vs émbolo viajero.
* Evaluar la configuracion del pozo.

* Seleccionar e instalar los controles del émbolo y el equipo necesario.

3.3 Espumas

El levantamiento asistido con espuma es un método utilizado para deshidratar
pozos de gas en la cual la espuma o foam se genera en el fondo de pozo y por medio
de la cual se reduce la densidad de la mezcla asi como la tension interfacial resultando
en una menor velocidad critica necesaria para llevar hasta superficie los liquidos
acumulados en el fondo del pozo. Es especialmente efectivo en pozos de bajo gasto
de gas.

La espuma produce una mezcla menos densa a la del fluido, debido al
incremento del &rea de superficie del liquido con las burbujas, cuyo resultado se refleja
en una reduccion de las particulas liquidas deslizandose hacia el fondo por las
paredes de la tuberia, conocido como el “Slippage”. El gas en todo caso, puede viajar
mas facilmente hacia superficie con la mezcla del surfactante.

La espuma es un tipo particular de emulsién de liquido y gas, en el cual las
burbujas de gas estan separadas unas de las otras por una fina pelicula de liquido.
Para generar dicha espuma en el fondo del pozo se utilizan agentes surfactantes que
reducen la tensién interfacial del liquido a fin de permitir una mayor dispersion gas-
liquido.

El agua y los hidrocarburos liquidos reaccionan distinto a los surfactantes
utilizados para generar la espuma, asi los hidrocarburos liquidos no generan espuma
en forma estable, a diferencia del agua que al ser una molécula polar genera una
espuma estable gracias a la gran fuerza de atraccion entre las moléculas del agua y
las moléculas del surfactante.

La calidad de la espuma que se forma estd dada por el porcentaje de gas
presente a condiciones de presion y temperatura de operacion.

Asi una espuma de calidad 70, es una espuma en la cual el 70% es gas.
Espumas con una calidad menor a 50 son inestables por lo cual las fuerzas
gravitacionales separan las fases de liquido y gas.
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3.3.1 Métodos Utilizados

Existen tres métodos para introducir surfactantes a un pozo:

a) Barras espumantes
b) Tratamiento por baches (sin empacador)
c) Tuberia capilar

Barras espumantes: Las barras espumantes son el método de
surfactantes mas comun para deshidratar pozos de gas. Estas barras
pueden ser lanzadas hacia el fondo de la tuberia de diversas maneras, pero
la mas practica es por medio de un lanzador automéatico como el que se
muestra en la Figura 3.5.
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Figura 3.5. Instalacion de un lanzador automético de barras espumantes [13].
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b) Tratamiento por baches (sin empacador): Por este método se inyecta una
cantidad determinada de surfactante con base a la cantidad de liquido a ser
descargada en el pozo, se cierra el pozo y se determina la carga de liquido
con base a la diferencia entre TR y TP. Por lo general, se aplica una
concentracion de 1% de surfactante por 20 galones de agua la cual se
bombea hasta el fondo del pozo, después se bombea agua salada para
ayudar al bache a que baje hasta el fondo del pozo, posteriormente el pozo
es abierto de nuevo. Se recomienda hacer por lo menos cinco trabajos de
inyeccion de baches de espuma de forma continua por varias semanas para
hacer una evaluacion y determinar si el tratamiento ha sido exitoso, si se
tienen dudas, se debe poner el pozo en el mismo ciclo de cierre y apertura
sin la inyeccion de espumas para comparar los resultados.

La Figura 3.6, muestra un arreglo basico que tiene como objetivo inyectar los
surfactantes a través del espacio anular.

== Produccion

Tambor de
surfactante

——————t g E

Bomba de
inyeccion

Figura 3.6. Tratamiento por baches através del espacio anular [13].
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c) Sarta Capilar (Inyeccién continua): En la inyeccién continua se utiliza un
arreglo especial en superficie de modo que se bombea el surfactante hasta
el fondo del pozo a través de una sarta capilar, se combina con el agua
producida y el gas para generar la espuma. La inyeccion continua tiene la
ventaja de que asegura la inyeccion del surfactante hasta el fondo del pozo
a diferencia de la inyeccion por baches en la cual se presenta a menudo la
generacion de la espuma a lo largo de la tuberia y no en el fondo.

Rango De Aplicacion

La aplicacion de los surfactantes para deshidratar pozos de gas se determina
por dos limitantes que son el costo econdmico y la efectividad de los surfactantes
para reducir la presion en el fondo del pozo. El limite econémico se determina
por el costo en el quimico (el cual es proporcional a la cantidad de liquido a
deshidratar) y los costos en los equipos requeridos para inyectar el surfactante al
fondo del pozo asi como su posterior tratamiento en superficie.

Pozos de gas de bajo gasto y Relacion Gas-Liquido, (RGL), entre 1000 a 8000
pc/bl, son los mejores candidatos en la aplicacion de surfactantes como método para
deshidratar los pozos. Para pozos con RGL altos, puede ser més viable utilizar émbolo
viajero, mientras que con RGL mas bajo, es mas viable un método de bombeo.

3.4 Compresion

La compresion es de suma importancia durante la produccion de pozos de gas,
ya que es elemental para transportar el gas al mercado. Ademas tiene gran
importancia en la optimizacibn de la produccion, deshidratando a los pozos y
reduciendo la presion en cabeza de pozo lo cual resulta en un aumento en la
produccién del mismo.

Generalmente la compresién es la primera herramienta que se usa en la vida de
un pozo de gas. El proceso en la forma de aplicar la compresion y el equipo para
alcanzar la presion y tasa deseadas es importante a la hora de optimizar los
resultados. Afortunadamente, los sistemas de Analisis Nodal se pueden utilizar con
eficacia para ayudar en el proceso de evaluacion de pozos y equipos de compresion.

La compresion y la reduccion de la presién en superficie es usualmente la
primera herramienta utilizada en la vida de un pozo de gas para mantenerlo
deshidratado y algunas veces es el Unico sistema de levantamiento artificial que se
usa, pero la compresion también es usada a fin de incrementar la efectividad de otros
meétodos de deshidratacion por sistemas de levantamiento artificial al incluir agentes
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espumantes, Gas Lift o émbolo viajero.

Un compresor es una maquina que efectia un trabajo con el objetivo de
mantener un fluido en movimiento o provocar el desplazamiento o el flujo del mismo,
se evalla a traveés de cuatro caracteristicas:

1. Cantidad de fluido que se descarga por unidad de tiempo
2. Aumento de la presion
3. Potencia

4. Rendimiento

Los compresores poseen una tuberia de succién por donde es aspirado el gas
que dentro del compresor reduce su volumen y aumenta su presion. La compresion
es fundamental para la produccion de pozos de gas, ya que es el principal medio de
transporte en el mercado. La compresion es vital para la deshidratacion, al reducir la
presion en cabeza de pozo y aumentar la velocidad del gas.

Este sistema de levantamiento requiere una inversion en el compresor y equipo
asociado asi como los costos de operacion para el mantenimiento y energia eléctrica
para que el compresor siga funcionando.

3.4.1 Relacién entre la Potencia del Compresor y la Velocidad Critica del Gas

La velocidad critica esta relacionada con la presién en superficie. Asi si la
presion de cabeza se reduce, la velocidad critica del gas también lo hara, esto se logra
al utilizar un compresor, a mayor potencia (horsepower) del compresor, mayor es la
reduccion de la presion de cabeza. La potencia de compresién se define por medio de
la razén de compresion.

presion de descarga

Razon de compresion = (psia)

presion de succiéon

Para entender mejor como la compresion puede ser usada para deshidratar los
pozos de gas, a continuacién se indica un ejemplo de uso en el cual se comprime el
gas desde el pozo a un gasoducto que tiene 1000 psia de presion utilizando un
compresor reciprocante.
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Tabla 3.1. Potencia del compresor [13].

Succidn, | Succion, | Descarga, Razon de Horsepower/ % de gas
psig psia psia compresion MMpc combustible
requerido
0 14.7 1014.7 69.0 309 5.9
10 24.7 1014.7 41.1 253 4.9
25 39.7 1014.7 25.6 216 4.2
50 64.7 1014.7 15.7 181 3.5
125 139.7 1014.7 7.3 130 2.5
300 314.7 1014.7 3.2 75 14

La tabla 3.1, presenta los cambios en la raz6n de compresion y por ende en la
potencia requerida por este al variar la presion de succion, asi, al aumentar la presion
de succién se disminuye la potencia requerida del compresor debido a que es menor
la energia necesaria para comprimir el gas hasta la presion de descarga. También hay
que tener en cuenta la cantidad de gas requerido para alimentar el compresor, el cual
es de 5.9 % del gas siendo comprimido para la presion de succién de 0 psig. Este
valor es importante para conocer la eficiencia de un determinado compresor.

De esta forma al combinar la potencia requerida a una presion dada, con la
velocidad o gasto critico que se requiere a fin de mantener un pozo deshidratado, es
posible identificar la cantidad minima de potencia requerida para mantener
deshidratado cualquier pozo en todo momento. Tal y como se muestra en la siguiente
grafica para diferentes tamafios de tuberia de produccion y con una presion de
descarga de 1000 psig.

47



P
o ]I_U Ly
f bod = o
e e i = n—— —~
n &0 > -
¢ 70
i
a 60 - —
R a0 =
e 40 l
q i k_..—-—'.' -
u 30
e 20
r o2 g —
i 10
2 |
o 50 100 150 200 250 300
Succion, psig
——1.5"CT ~l—2 375" 2.875" ==3.5"

Figura 3.7. Potencia requerida para mantener el pozo por encima del gasto critico para
diferentes diametros de tuberia [13].

Como se observa en la Figura 3.7, la menor potencia requerida del compresor
es para un diametro de menor tamario, el de 1.5” CT (Coiled Tubing). Al aumentar el
diametro aumentara también la potencia requerida del compresor asi como el gas
combustible requerido para alimentarlo, y por lo tanto el costo para mantener el pozo
deshidratado es mas alto. Por lo cual es util desarrollar el Analisis Nodal a fin de
determinar cuando es econémicamente viable usar este método.

3.5 GAS LIFT (Bombeo Neumatico)

El Gas Lift es un método de levantamiento artificial en el cual se inyecta gas en
la corriente de flujo que se produce a cierta profundidad en el pozo. El gas adicional
aumenta el gas de la formacién y reduce la presion de fondo fluyente, aumentando el
flujo de los fluidos producidos. Para deshidratar pozos de gas, el volumen de gas que
se inyecta se disefia de modo que la combinacién del gas de la formacion y el gas
inyectado estén por encima de la velocidad critica, especialmente en los pozos de
gas que producen bajos niveles de liquidos.

Los dos tipos de Gas Lift utilizados en la industria hoy en dia son de flujo continuo

y de flujo intermitente. Sin embargo se podria decir que hay gas levantando en pozos
de gas y hay gas levantando en pozos de petrdleo.
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3.5.1 Flujo Continuo

En el Gas Lift por flujo continuo, una corriente de gas a una presion relativamente
alta se inyecta continuamente en la columna de fluido producido a través de una
vélvula dentro del pozo o por un orificio. El gas que se inyecta se mezcla con el gas
de formacién para levantar el liquido a superficie por uno o mas de los siguientes
procesos:

+ La reduccion de la densidad del fluido y el peso de la columna de modo
que el diferencial de presion entre el yacimiento y la cabeza de pozo
aumenta.

+ La expansion del gas inyectado de manera que este empuja el liquido por
delante de él, lo que reduce aun mas el peso de la columna, aumentando
asi el diferencial entre el yacimiento y la cabeza de pozo.

+ El desplazamiento de los baches de liquidos por grandes burbujas de gas
actian como pistones.

3.5.2 Flujo intermitente

A menudo en pozos de gas en donde la presién ha declinado, se alcanza un
punto donde el pozo ya no puede soportar el Gas Lift por flujo continuo y el pozo es
convertido a Gas Lift por flujo intermitente.

Esta conversiéon emplea el mismo equipo de fondo de pozo (sobre todo los
mandriles de las véalvulas de Gas Lift) aunque adaptado a un flujo intermitente. En este
caso, las valvulas de descarga se sustituyen con valvulas falsas para bloquear asi los
agujeros en los mandriles y prevenir que el gas de inyeccion pase a la corriente de
produccién. La vélvula de operacion se cambia por una valvula de presién de
produccién que se ajusta a una nueva capacidad de presion que refleja el nivel de
liquido al que se desea llegar en la tuberia antes de que el pozo sea levantado.

Es importante instalar la valvula operativa en el orificio mayor, a fin de aumentar
en gran medida la eficiencia de sistema Gas Lift por flujo intermitente. Un diametro de
orificio grande ejerce una minima restriccion al flujo de la inyeccién de gas. La
inyeccion de gas llena rapidamente la tuberia de produccion por debajo de la columna
del fluido, levantando finalmente el bache de liquido con la minima cantidad de gas
requerida.

El tiempo optimo para convertir el pozo de gas con un sistema Gas Lift continuo
a uno intermitente esta dado por la presion del yacimiento, el tamafio de la tuberia, la
RGL (Relacién Gas-Liquido), y la tasa de flujo del pozo. En la Tabla 3.2, se indican
los rangos de flujo en el levantamiento continuo.
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Tabla 3.2. Maximas condiciones de flujo para un levantamiento intermitente

Tamafo de tuberia Gasto maximo de flujo
(pulgadas) intermitente
2-3/8 150 bpd
2-7/8 250 bpd
3-1/2 300 bpd

4-1/2 No recomendado

3.5.3 Consideraciones para su Aplicacién

A continuacion, se detallan los valores tipicos que debe tener el pozo y el
yacimiento a fin de ser aplicable el sistema Gas Lift y la comparacién entre los dos
sistemas de Gas Lift: Continuo o Intermitente.
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Tabla 3.3. Rango de aplicacion del sistema Gas Lift.

Rango Tipico Maximo

Profundidad de 5,000 a 10,000 TVD 15,000 TVD
Operacion (pies)

Volumen de Operacién 100 a 10,000 BPD 30,000 BPD
Temperatura de 100 a 250°F 400°F

Operacién
Desviacién del Pozo 0 abo° 70° (radio pequefio
0 mediano)

Manejo de Corrosion

De bueno a excelente con materiales modernos

Manejo de Gas

Excelente

Manejo de Sélidos

De bueno a excelente con materiales modernos

Gravedad del Fluido

>15° API

Servicios

Wireline o Workover Rig

Tipo de Motor Primario Compresor
Aplicacion Offshore Excelente
Eficiencia del Sistema 10 a 30%
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Tabla 3.4. Comparacién entre el Gas Lift Continuo e Intermitente.

CONDICION FLUJO CONTINUO FLUJO
INTERMITENTE
Tasa de Produccién Q (bbl/d) 100-750 Menor de 500
Presién Estéatica de Fondo BHP o o
(Psi) > 0.3 Psi/pie < 0.3 Psi/pie
Presion de Fondo Fluyendo Pwf o o
(Psi) > 0.8 Psi/pie < 0.8 Psilpie
Relacion de Inyeccion de gas Ri _ _
(scf/bbl) 50-250/1000 pie 250-300/1000 pie
Presion de Inyeccién Requerida , _ , ,
Pc (Psi) > 100 Psi/1000 pie < 100 Psi/1000 pie
Tasa de inyeccion de gas Qs ) . .
randes volumenes equefios volumenes

3.6 Bombeo Mecéanico

El Bombeo Mecanico es el método que mas se usa para bombear liquidos en
pozos de gas, se usa con el objetivo bombear los liquidos por la TP y permitir que la
produccion de gas fluya por la TR.

Las instalaciones de Bombeo Mecanico conllevan a costos altos en relacion a
otros métodos de remocién de liquidos, tales como émbolo viajero o de espuma. Su
costo inicial puede ser alto cuando no se cuenta con una unidad adicional disponible,
ademas los costos por electricidad son altos si se ocupan motores eléctricos para
accionar los motores principales y se asocian altos costos de mantenimiento con la
operacion del Bombeo Mecanico. Por ello se deben de considerar otras alternativas
para eliminar los liquidos del pozo de gas, antes de instalar bombas mecanicas.

El sistema de Bombeo Mecénico produce un menor volumen de liquido
mientras aumenta la profundidad. Debido a los volimenes requeridos para la
eliminacion de la carga de liquido en pozos de gas y de que las bombas mecanicas
no presentan restricciones minimas de produccion se utilizan frecuentemente para la
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produccion de liguidos. En la Figura 3.8, se muestra un rango aproximado de la
profundidad contra el volumen para sistemas de bombeo mecénico. La presencia de
grandes volumenes de gas durante la remocién de liquidos significa que con
frecuencia se requieren medidas para mantener el gas alejado de entrar a la bomba
de fondo y/o permitir a la bomba llenarse y funcionar con algo de gas presente.

bpd
3500

3000 ™

2500 \
2000 \
1500

tﬁ:u:ﬁm macAmicas raciprocantes
1000

0
0 5000 10,000 15,000 20,000
Profundidad, pie

Figura 3.8. Aplicaciéon aproximada de profundidad vs gasto del Bombeo Mecanico.

Su mejor aplicaciéon se presenta cuando la bomba de subsuelo esta por debajo
de los disparos con la finalidad de tener una mejor y efectiva sumergencia de la bomba
en el liquido acumulado en el fondo y evitar reducir el bloqueo que sufre la bomba de
subsuelo por entrada de gas (Gas Lock). Dicha aplicacion se muestra en la Figura 3.9.
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Liquido

—_—
" Gas

Unidad de Bombeo
Mecanico

Figura 3.9. Instalacién tipica del sistema de bombeo mecanico en un pozo de gas [13].

Las unidades de bombeo no sélo eliminan la necesidad de ventear el pozo para
descargar fluidos sino que también extienden la vida productiva del pozo. Las
emisiones de metano se reducen mas si se opera las unidades de bombeo con
motores eléctricos, en lugar de con motores a gas. El requerimiento anual de
combustible para una unidad de bombeo tipica es de aproximadamente 1.5 MMpc por
unidad, del cual 0.5 % se emite como metano sin quemar (8 Mpc por unidad por afo).

En la Tabla 3.5, se indican las ventajas y desventajas de los métodos
mencionados:

54



Tabla 3.5. Ventajas y desventajas de los métodos de eliminacion de liquido en pozos de

gas.

Método Ventajas Desventajas
+ Trabaja con la energia + Altos costos de instalacion y
natural del pozo mantenimiento a pozo para su
Sarta de + Actia como estrangulador recuperacion
Velocidad para aumentar la velocidad * Solucién temporal

del gas

No es efectivo para yacimientos
agotados

No se recomienda para pozos con
alto corte de la arena

Embolo Viajero

»

Pozos con baja produccién
Facil mantenimiento

Bajo costo de instalacion y
operacion

Peligro en instalaciones de superficie
debido a las altas velocidades del
piston

Requiere comunicacién entre TRy
TP

Bajo costo
No se requiere de un equipo

Se pueden generar problemas de
emulsiones

Espumas en el fondo del pozo + Efectividad depende del tipo de fluido
* Aplicable a pozos con baja en el pozo
produccion
+ Aumenta la velocidad del + No maneja grandes voliumenes de
gas liquidos
+ Facil de operar + Altos costos de mantenimiento
Compresion + Trabaja con bajas presiones
de succion
* Es combinable con otros
métodos de eliminacion
+ Aplicable a pozos con + Se requiere una fuente de gas
diferentes gastos de + Disefio laborioso
produccion * Formacion de hidratos en linea de
Gas Lift + Se adapta a pozos inyeccion
desviados + Aplicable a pozos de hasta 3000 m.
* Aplicable en pozos con alta
RGL y produccion de arena
+ Trabaja con grandes + Aplicable solo en pozos verticales
volimenes de liquido + Necesita un separador de fondo
Bombeo * Bajo costo del equipo + Altos costos por electricidad
Mecanico + Bajo costo de mantenimiento * Presenta problemas cuando el gas

Facil de operar

interactla con la bomba de fondo
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CAPITULO IV

FUNDAMENTOS DEL FLUJO MULTIFASICO

El Flujo Multifasico en tuberias es una rama que nos permite identificar los
factores que provocan pérdidas de presion en el sistema, y de esta manera poder
estimar la presion requerida en el fondo del pozo para asi transportar un gasto
determinado hasta superficie.

4.1 Pérdidas de presion por friccion

Las pérdidas de presion por friccion en tuberias o conductos circulares han sido
estudiadas por varios investigadores. Estos estudios han sido realizados en diferentes
materiales y con diferentes condiciones. Los resultados de dichos estudios son la base
principal de las férmulas que se utilizan hoy en dia.

4.1.1 Ecuacion de Darcy

En 1857, Darcy, Weisbach y otros, dedujeron experimentalmente la siguiente
ecuacion es:

(o) Lo

AL);  2g.d (4.1)

4.1.2 Ecuacion de Fanning

Fanning utiliza el radio hidraulico para calcular el factor de friccién, y su
ecuacion esta establecida por:

(A_T’>f fvip 4.2)

AL); ~ 2g.R,

donde:

area de la seccion transversal

R; = Radio hidraulico = - .
perimetro mojado
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Por lo tanto:

(4.3)

4.1.3 Factor de friccion (f)

El factor de friccion (f) es un valor que esta en funcién de la rugosidad de la
tuberia (€) y del Numero de Reynolds (Nre):

f =1(& Nge)
dvp
NRe = ‘u (44)

donde:

Nre= NUmero de Reynolds [adimensional]
d= Didmetro [pie]

v= Velocidad [pie/s]

p= Densidad [Ib/pie?]

M= Viscosidad [lb/pie-s]

Para realizar el célculo del factor de friccion, es necesario determinar el régimen
de flujo laminar o turbulento. El flujo laminar se da cuando las particulas del fluido se
mueven en lineas rectas paralelas al eje de la tuberia. A medida que la velocidad
aumenta, estas particulas comienzan a moverse de manera caética dentro del

conducto, a este flujo se lo conoce como turbulento. Osborne Reynolds establecio de
manera experimental un parametro conocido como Numero de Reynolds:

El flujo laminar se presenta cuando Ng, < 2300
+ El flujo turbulento se presenta cuando Ng, > 3100

Debido a que el Gas Natural fluye de manera turbulenta, en este trabajo solo se
menciona el calculo del factor de friccién (f) a partir de los trabajos realizados por
Moody, quien elaboro un diagrama (Diagrama de Moody) que se muestra en la Figura
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4.1, para determinar el factor de friccion en tuberias de rugosidad comercial, con las
siguientes consideraciones:

Para Ng, < 2300, flujo laminar; f = f(Ng,)

&
7
La zona turbulenta se inicia a diferentes valores de Nre, dependiendo de la rugosidad

relativa (¢/d). El factor de friccion es independiente de Nre y varia solo con la rugosidad
relativa. Este valor en flujo turbulento se obtiene con la siguiente ecuacion:

Para Ng, = 3100, zona de tarnsiciéon; f = f(Ng,,

£ -2
f=|-2109(57557)] (4.5)
0.0
oy | W I [ 1 [ ] e I
Flujo Zona  Zona de
o8 |- \lominar | aitico | tronsicids Turbulencio completa, tubos rugosos Sec:
'_ P
0.07 —p~ x
1,% — : 004
0.06 Z \
0.08 7% — - o002
7
P A iy wle
S o0 7 — Vo
S —
8 A = 2
£ 7/ —— s
3 i — — s
0.03 Y ] — s
£ ( CeRer \ > 3
k! Flujo laminar\ e 2
2 64\ S
® fz2= g
<3 Re \ s i
(&) 0.02 \ — X A
— oo
Material < 110°(pg) \\QA 00004
Vidrio, cobre pldstico,hule  5.905 \
Fierro fundido nuevo 19.70 39.4 P
Fierro fundido semioxidado 39.4 o §9.0 B
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- 5 1 e
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Figura 4.1. Diagrama de Moody [8].
4.2 Resbalamiento

Es el fendbmeno natural del flujo a mayor velocidad de una de las dos fases, en
el caso de gas y liquido, el gas siempre tiende a “resbalarse” sobre el liquido. Las
causas de este fenomeno son diversas. La resistencia al flujo por friccion es menor en
la fase gaseosa que en la fase liquida, de igual manera la diferencia de compresibilidad
entre gas y liquido, hace que el gas en expansion viaje a mayor velocidad que el
liquido. Cuando el flujo es ascendente o descendente, entra en juego la segregacion
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gravitacional, ocasionando que el gas viaje mas rapido si el flujo es ascendente o que
el liquido viaje mas rapido en caso de ser descendente.

La velocidad de resbalamiento se define por la siguiente ecuacion:

Vs = Vg — (4.6)

donde:
vs= Velocidad de resbalamiento [pie/s].
Vg= Velocidad del gas [pie/s].

vL= Velocidad del liquido [pie/s].

4.3 Colgamiento (Hv)

Se define como la relacién entre el volumen de liquido existente en una seccién
de tuberia a condiciones de flujo, y el volumen de esta misma seccion. Esta relacion
de volumenes depende de la cantidad de liquido y gas que fluyen simultaneamente
en la tuberia.

AL

H, =

4.7)

donde:
H.= Colgamiento del liquido.
AL= Area que ocupa el liquido [plg?].

A= Area transversal de la tuberia [plg?].

4.4 Colgamiento sin resbalamiento (A)

Este es el caso en el que se toma en cuenta que las fases viajan a la misma
velocidad, y se calcula a partir de las condiciones de p y T de flujo existentes
considerando las producciones obtenidas en superficie (qo Y R):
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_a 1
q'L + q'g 1+ QO(R - Rs)Bg (48)
5.615(q,B, + qwBw)

donde:

g' = gasto a condiciones de tuberia

4.5 Velocidad superficial

Es la velocidad que tendria cualquiera de las fases si ocupara toda la tuberia.
Se define por las siguientes ecuaciones para liquido y gas respectivamente:

_q', _0.001191(q,B, + qwBy)
Usp = A_T - d2

(4.9)

q'y 0.002122 q,(R — R,)B,
Usg =4 = 7z (4.10)

A partir de dichas velocidades se puede determinar la velocidad de la mezcla
con la siguiente ecuacion:

qIL + q,g
m = —AT = Vg, + Vs (4.11)
De acuerdo a estas ecuaciones se tiene:

Vst
1 =
= (4.12)

4.6 Flujo Multifasico Vertical

Muchos de los modelos para predecir el transporte de una mezcla multifasica
se describen mediante la siguiente ecuacion de flujo, que caracteriza las componentes
energéticas macroscopicas entre 2 puntos y las correspondientes pérdidas de presion
ocasionadas por el flujo natural de la corriente multifasica:
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(Ee),

E, = AW, — AW, = E, (4.13)

donde:

Ei1= Energia por unidad de masa, en la seccion uno.

by — pie
lb,,

E2= Energia por unidad de masa, en la seccion dos.

by — pie
b,

AWi= Es la pérdida de energia por friccion. Estas pérdidas corresponden a
la friccion interna del fluido (viscosidad) y a la friccion del fluido con las paredes
rugosas de la tuberia.

AWs= Es la pérdida o adicion de energia por trabajo externo.

Los términos de energia (E1 y E2) se manifiestan como Energia de expansion
Energia potencial (Ep) y Energia cinética (Ec).

»= Energia de expansion (Ee):

b [P = o] = e P (14
donde:
p= Presion
v=Volumen

» Energia potencial (Ep):

Ib
Ep[ f_

lbr — lbs — pi
Ple] [ple] f seg? h [pie] _9 h [f—Ple] (4.15)
lb Ie lb,,

— pie
donde:
g= Aceleracion del a gravedad.

gc= Constante gravitacional, (32.174)
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» Energia cinética (Ec):

b le lb, — se 2 lb, — pie
Ec[f P lplel [f gl_ h[f p] (4.16)
Je — pie lb,y,
donde:
v= Velocidad.

Al sustituir las energias correspondientes a las secciones 1y 2 en la ecuacion
4.13 se tiene:

Vot Lny + 2 AW, aw, = pyv, + Ly + 2 (4.17)
P1V1 gc1 29, b s = P2V2 gcz 29, .
Suponiendo que el volumen especifico no cambia (Vi=V2) y reagrupando

términos e igualando a cero se tiene:

Av?
vap+2 o AW, =0 (4.18)
(o

Y

donde:

V= Volumen especifico medio del fluido

* Multiplicando la ecuacion 4.18 por AﬂL para obtener un gradiente de presién

por unidad de longitud.

» Considerando despreciables las pérdidas de energia por trabajo externo
(AWs=0).

» Considerando negativa la caida de presion en la direccién de flujo se tiene

A Ah Av? AW,
P =p J +p +p ! (4.19)
AL~ " g.aL Y 2g.AL AL
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La ecuacion 4.19 comunmente se utiliza de la siguiente forma:

0@ e

A : L, .
(—p) = Gradiente de presion por aceleracion.
( ) = Gradiente de presion por friccion.

4.6.1 Comportamiento del flujo en tuberia vertical

Cuando el flujo es vertical las caidas de presidbn por aceleracién son

despreciables, por lo que el gradiente de presion se puede expresar con la siguiente
ecuacion:

(&), = o). + Gi), (421

Existen diversas correlaciones para el calculo de distribuciones de presion con
flujo multifasico en tuberias, estas se clasifican en tres grupos de acuerdo al criterio
utilizado en su desarrollo.

Grupo 1

a) No se considera resbalamiento entre las fases.

b) La densidad de la mezcla se obtiene en funcion de las propiedades de los
fluidos; corregidos por presion y temperatura.

c) Las pérdidas por friccion y los efectos del colgamiento, se expresan por
medio de un factor de friccion correlacionado empiricamente.

d) No se distinguen patrones de flujo.
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Grupo 2

a) Se toma en cuenta el resbalamiento entre las fases.

b) EIl colgamiento puede ser correlacionado por separado.

c) El factor de friccion esta basado en propiedades de composicion.
d) No se toma en cuenta el régimen de flujo.

Grupo 3

a) Se considera resbalamiento entre las fases.
b) La densidad de la mezcla se calcula utilizando el efecto del colgamiento.

c) Elfactor de friccion se correlaciona con las propiedades del fluido en la fase
continua.

d) Se distinguen diferentes patrones de flujo.
4.6.2 Correlacion de Gray

Gray desarroll6 su correlacion para ser aplicada Gnicamente en pozos de gas
y condensado, y en la cual considera que a una velocidad alta el factor de friccion es
dependiente de la rugosidad efectiva y no del numero de Reynolds. Desprecia el
gradiente de presion por aceleracion.

La correlacion es aplicable en tuberia vertical que presente los siguientes casos:

+* Velocidades del gas < 50 pie/s
+ Diametros de tuberias de produccion < 31"

+ Relaciones de condensado < 150 bls/MMpc
+ Relaciones liquido-gas < 5 bb/MMpc

Caida de presion por elevacion

La correlaciébn de Gray usa tres numeros adimensionales (N1, N2, N3), para
predecir la fraccién de volumen in-situ. A continuacion, se muestra como calcular los
nameros mencionados.

anZVm4

—_fns Pm 4.22
Y go(pL — pg) (4.22)

! La publicacién original de Gray utiliza la tension superficial (o) en unidades de Ib/s2. Y aqui
se utiliza un factor de conversion de 0.00220462 dinas/cm =1 Ib/s?.
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9a*(p, — pg)

N, = (4.23)
oL
N; = 0.0814 [1 0.0554 [ (1 al 730R”)] 4.24
;3 =0. . n Ro+1 (4.24)
donde:
Vsi
R —_
v VSG
Posteriormente se calcula el colgamiento de liquido (HL):
H =1-(1-2)|1-ExP|-2.314 <N1 1 + — H (4.25)
Después de obtener el colgamiento de liquido se procede a calcular la
densidad de la mezcla (pm):
Pm = pgHg + pLH, (4.26)

La densidad de la mezcla se utiliza para calcular la caida de presion por
elevacion:

AP Az

[_ _ Pmd (4.27)
Ll, ~ 144g,

Pérdida de presion por friccion

La correlacion de Gray asume que la rugosidad efectiva de la tuberia (ge)
depende del valor de Rv.

Si Rv > 0.007 entonces ¢, = £°

0
Si Rv < 0.007 entonces ¢, = € + R, (0 00?)

donde:

28.50
anVmZ

0:

&
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El valor de la rugosidad efectiva (&,) debe de ser ¢, > 2.77x107° plg. Teniendo
esto se procede a calcular el factor de friccion de Fanning utilizando la ecuacion de
Chen y asumiendo un NUumero de Reynolds (Nre) de 107.

1 2%l 1 (8) 5.0452
—_ = = % * | —
77 °9137065 \d/ "R,
1 £\11098 538506 (4.28)
*log [2.8257 ! (E) + REO.8_981I}
Se calcula el gradiente de presion por friccion:
[AP 1 (2 fip Vin® s L (4.29)
ALl 144 gcd '
Por lo tanto tenemos que:
[E _ 1 (pmglz N 2 fp sz Pns L (4.30)
ALI; 144\ g, ged '

En la Tabla 4.1, se muestra un resumen de las correlaciones mas utilizadas para el
calculo de gradiente de presion.
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Tabla 4.1. Consideraciones para el calculo de gradiente de presion.

Diametro Calculo de Distincion
. de Resbalamiento . = de
Correlacion | Grupo . Densidad pérdidas por
tuberia | entre las fases e patrones
(plg) de flujo
Factor de
Poettmann Funcion de fr|c,c!on
2,25,3 empirico y
y Carpenter las f q
propiedades efectos de HL
Fanchery 5 de los Factor de
Brown I No fluidos, friccion y HL
Baxendell y 25 3. corregidas | correlacionado
Thomas 35 por pyT. | empiricamente No
Correlacionado
con las
Hagedorny I 1, 1.25, propiedades
Brown 15 .
combinadas
del gasy el
liquido
Duns y Ros 12‘?3 %
, , 1,15, 2,
Orkiszewski 3 Correlacionado
con las
Aziz 15,23 Sj Efecto de propiedades
HL del fluido en la
) fase continua .
Beggs y Brill m 1,15 Si
A partir de la
Gray <35 rugosidad
efectiva

4.7 Flujo Multifasico en un pozo de gas

El flujo multifasico en una tuberia vertical normalmente se encuentra en cuatro
regimenes de flujo basicos. Estos regimenes estan determinados por la velocidad de
las fases gaseosa y liquida presentes en la corriente del flujo.

En la Figura 4.2, se muestran los diferentes regimenes de flujo.
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Burbuja Bache Transicién Niebla

Incremento del gasto S
de gas

Figura 4.2. Regimenes de flujo en Flujo Multifasico vertical
[13].

Estos tipos de regimenes se presentan en cualquier pozo, en algin punto de su
vida productiva. El flujo burbuja, flujo bache, flujo transitorio y flujo niebla se explican
a continuacion:

* Flujo burbuja: Este se da cuando la tuberia de produccion se encuentra
casi llena con liquido. El liquido tiene contacto siempre con las paredes del pozo. Hay
presencia de gas libre en forma de pequefas burbujas las cuales ascienden en la
columna de liquido. Este gas solo sirve para reducir la densidad.

* Flujo bache: En este régimen el liquido sigue siendo la fase continua,
mientras que las burbujas de gas se expanden a medida que ascienden, coalesciendo
en burbujas mas grandes. La pelicula de liquido que se encuentra alrededor de los
baches puede caer hacia el pozo.

* Flujo de transicidn: En este tipo de régimen la fase continua comienza
a cambiar de liquido a gas. Algunas gotas de liquido entran en la fase gaseosa. En
este flujo el gas es el que domina el gradiente de presion pero en cierta proporcion el
liguido contindia siendo significante.

* Flujo niebla: En este flujo el gas se presenta como fase continua y el
liguido empieza a entrar a la corriente de gas como una mezcla. La tuberia de
produccion esta recubierta por una delgada pelicula de liquido, y el gradiente de
presion esta determinado principalmente por el flujo de gas.
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Un pozo de gas puede tener alguno o todos estos regimenes de flujo durante
su vida productiva. La Figura 4.3, muestra la progresion tipica de un pozo de gas de
produccion desde el inicio hasta el final de su vida.

Muerte
del pozo

——— Decremento del gasto de gas ——p Tiempo

Figura 4.3. Periodos de vida de un pozo de gas [13].

Inicialmente el pozo puede tener un alto gasto de gas, entonces el régimen de
flujo es flujo niebla en la tuberia pero puede ser en burbuja, transicién o flujo bache
debajo del final de la tuberia a los disparos (seccidn revestida en la Figura 4.3.). A
medida que el tiempo incrementa la produccién comienza a declinar, los regimenes
de flujo en los disparos y en la superficie cambian al depender del decremento en la
velocidad del gas. La produccion de liquido también se incrementa cuando la del gas
declina.

El flujo en superficie permanece en flujo niebla hasta que las condiciones
cambien suficientemente en la superficie para forzar el régimen de flujo de transicion.
En este punto la produccion del pozo se vuelve errética, llegando asi a un flujo bache
a medida que el gasto de gas sigue declinando. Notese que el flujo puede presentarse
en bache o burbuja en el fondo del pozo, pero a pesar de esta situacion en superficie
se tiene un flujo niebla, ya sea porque a medida que el gas ascendi6, adquirid
velocidad o porque el liquido que este venia arrastrando comenzé a caer al fondo del
pozo.

Eventualmente en superficie se tendra un flujo bache inestable, y, a medida que
la produccién sigue declinando llega a ser estable, debido a que el gasto de gas es
tan bajo que ya no puede acarrear el liqguido hasta superficie, ocasionando que este
se acumule significativamente en el fondo del pozo, y provocando asi que el flujo de
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gas sea solo tipo burbuja, a través de la columna de liquido.

Si no se toman acciones correctivas, la produccion seguira declinando y
eventualmente el pozo morira. En ciertos casos también es posible que se forme una
columna tan grande, en donde el gas solo fluye en forma de burbuja a través de la
columna de liquido, pero sin presentar una produccién de liquidos en la superficie.
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CAPITULO V

MODELOS PARA ARRASTRE DE LIQUIDO

Como se menciona, los pozos productores de gas siempre llegan a estar
acompafnados de una fase liquida ya sea agua o condensado. La presencia de liquidos
en el pozo generara una contrapresion contra la presion del yacimiento, y si el gas no
es capaz de acarrear el liquido acumulado en el fondo del pozo, este eventualmente
morird a menos que se tomen algunas acciones. También, incluso si la presion de
fondo fluyendo es lo suficientemente alta para acarrear los liquidos, probablemente
en un momento el pozo empiece a generar baches o incluso un régimen de tipo
burbuja. Conociendo esto lo primero que se debe de hacer es determinar si el pozo
puede acarrear los liquidos por si solo. Para esto esta la teoria de la velocidad critica.
Muchos autores han sugerido varios métodos para determinar si el gasto del pozo es
suficiente para remover la fase liquida.

5.1 Modelo de Turner

En 1969, Turner et al., propusieron dos modelos fisicos para remover los
liquidos:

1. Elliquido forma una pelicula continua en la pared interna de la tuberia
de produccion, moviéndose hacia arriba debido a las fuerzas
interfaciales.

2. Las gotas de liquido se presentan en la tuberia de produccién como
particulas libres moviéndose hacia arriba debido a la alta velocidad del
gas.

Después de desarrollar estos dos métodos, Turner et al., compararon los datos
actuales de campo con los modelos de manera independiente para asi poder observar
cudl de ellos se acerca mas y cudl es el mecanismo que controla la remocion de
liquidos.

Modelo de pelicula continua

La acumulacién de la fase liquida en la pared de la tuberia durante un flujo de
dos fases es de gran interés en el analisis de la remocién de liquidos. La pelicula de
liquido en la pared del pozo se debe de mover hacia arriba a lo largo de la pared de
la tuberia, esto para mantener el pozo sin carga de liquidos.
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El gasto minimo necesario para lograr esto es por medio del calculo de la
velocidad del liquido, la velocidad del gas y el esfuerzo cortante generado. Turner
concluyé que las predicciones del modelo de la pelicula no proveen una
definicién clara entre los gastos adecuados y los inadecuados.

Modelo de gota de liquido

Los estudios de Turner et al., dictan que la existencia de gotas de liquido en la
corriente de gas presenta un problema diferente, el cual se basa en determinar el
gasto que se requiere para levantar las gotas de liquido y las transportarse a
superficie. De acuerdo al estudio, una particula en caida libre alcanza una velocidad
terminal la cual es la maxima velocidad que puede lograr contra la gravedad. Por lo
tanto esa velocidad terminal o mejor conocida como velocidad critica del gas se
determina por las condiciones de flujo necesarias para remover los liquidos en una
base continua, y se basa en el arrastre y fuerzas gravitacionales que actian sobre la
gota.

La Figura 5.1, muestra una gota de liquido presente en una corriente tipica de
gas, ademas de las fuerzas que interactian sobre esta gota siendo Fq la fuerza de
arrastre, Fg la fuerza de gravedad, d es el diametro de la particula y o la tension
superficial. En este modelo se tiene que el peso de la gota propicia una fuerza hacia
abajo, y la velocidad del gas una fuerza hacia arriba. Cuando el arrastre es igual al
peso, la particula queda suspendida en la corriente de gas (velocidad critica), por lo
tanto se requiere una velocidad en el gas mayor a la critica para poder transportar los
liquidos a superficie.
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Figura 5.1. Gota de liquido dentro de una corriente de gas [24].
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La correlacion de Turner se prob6 en un gran niumero de datos de pozo real,
teniendo presiones en superficie superiores a las 1000 psi. Pero de acuerdo a una
revision en los datos de Turner, se indica que incluso se puede llegar a aplicar a bajas
presiones desde 5 a 800 psi.

A continuacion se presentan dos variantes de la correlacion, una para el
transporte de agua y otra para condensado. Las ecuaciones teéricas de Turner
subestiman la velocidad critica y es por eso que Turner realiza un ajuste del 20% a
sus ecuaciones quedando de la siguiente manera:

1
4.02(45 — 0.0031p)?

Vgcond = 1 pie/seg (5.1)
(0.0031p)2
5.62(67 — 0.0031 )l
. — 0. p)4 .
Vgagua = 1 pie/seg (5.2)
(0.0031p)2
donde:
p= psi.

La ecuacion tedrica que hace referencia a la velocidad critica V: para levantar
a un liquido es la siguiente:

1 1
1.59304(p; — )
V, = (le Py) pie/s (5.3)
(pg)?

donde:

o= tensién superficial, dinas/cm

p= densidad, Ibm/pie?

Para estas propiedades se insertan valores tipicos:

Tabla 5.1. Valores tipicos sugeridos por Turner [24].

Tension superficial 20 y 60 dinas/cm para condensado y
agua respectivamente

Densidad 45y 67 Ibm/pie® para condensado y
agua respectivamente

Factor de 0.9

compresibilidad Z
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1 1 1
_ 1.593(20)#(45 — 0.00279P/Z)% _ 3.368(45 — 0.00279P /Z)%

Vt,condensado -

1 1
(0.00279P/Z)2 (0.00279P /)2

1 1 1
_ 1.593(60)#(67 — 0.00279P/Z)* _ 4.43(67 — 0.00279P/Z)*

tagua

1 1
(0.00279P/Z)2 (0.00279P/Z)2

Anadiendo Z=0.9 y multiplicando por 1.2 de acuerdo al factor de correccion para
ajustar los datos de Turner se tiene:

1
4.043(45 — 0.0031P)%

(5.4)

Vt,condensado =

1
(0.0031P)2

1
5.321(67 — 0.0031P)4
Veagua = 1 (5.5)
(0.0031P)2

Estas ecuaciones de Turner predicen la velocidad minima requerida para
transportar liguidos (agua o condensado) en un pozo vertical. Tomando en cuenta
para P la presion en cabeza de pozo fluyendo. Cuando se produce agua y
condensado, Turner recomienda que se utilice la correlacion para agua debido a que
esta es mas pesada y requiere una velocidad aun mayor.

5.1.1 Gasto Critico

Aungue la velocidad critica es el factor importante, normalmente pensamos en
términos de produccién de gas, por lo que estas ecuaciones de velocidad son
facilmente convertidas a una forma mas simple para encontrar el gasto critico y sea
mas sencillo de asimilar a la hora de obtener resultados. Para la velocidad critica Vg,
el gasto critico de gas (g, Se expresa como:

3.06PV,A -
199 =T +a60)z " PC (5.6)
donde:
_ i ., _ (ﬂ.’)d?i s 0
A= Area de la seccion transversal = telad [pieZ].
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T= Temperatura en superficie [°F]
P= Presion en superficie [psi]

di= Didametro interior de la tuberia [plg]

Introduciendo la ecuacidn mostrada en las ecuaciones de Turner se tiene:

1
0.0676Pd? (45— 0.0031P)%
(T + 460)Z

dt,condensado (MMpCd) = (5-7)

1
(0.0031P)2

1
0.0890Pd% (67 — 0.0031P)%

Qt,agua(MMpCd) = (T + 460)Z

_ (5.8)
(0.0031P)z

5.2 Modelo de Coleman

Las ecuaciones de Turner et al., se desarrollaron para pozos con presiones en
superficie mayores a 1000 psi principalmente. Coleman et al., encontraron que en
pozos en donde la presion de cabeza es menor a 500 psia el ajuste del 20% propuesto
por Turner no era necesario, ademas concluyeron que la gravedad del gas, tension
interfacial y la temperatura tenian un pequefio efecto en la precisién de los célculos
del gasto critico, mientras que el didmetro del pozo y la presion en fondo si tiene
efectos considerables, por lo tanto a diferencia de Turner, ellos recomiendan hacer la
evaluacion de la velocidad critica en el fondo del pozo:

1
3.369(45 — 0.0031P)%

Vt,condensado = 1 (5-9)
(0.0031P)2
1
4.434(67 — 0.0031P)4
Vt,agua = 1 (5.10)
(0.0031P)2
Y en términos de gasto:
1
0.0563PdZ (45— 0.0031P)%
dt,condensado (MMpcd) = (T + 460)Z 1 (5.11)
(0.0031P)2
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1
0.0742Pd% (67 — 0.0031P)2

(T + 460)Z (5.12)

dt,agua (MMpcd) = 1
(0.0031P)2

5.3 Modelo de Nosseir

Este modelo se basa en las condiciones de flujo. Nosseir et al., se basaron en
el modelo de la gota de Turner, pero con una diferencia, consideraron el impacto de
los regimenes de flujo en el coeficiente de arrastre (Cd). El modelo de Turner toma el
valor de C4 de 0.44 bajo los regimenes de flujo laminar, de transicién y turbulento, que
a su vez determinan la expresion de la fuerza de arrastre y por lo tanto, las ecuaciones
fundamentales de la velocidad critica.

Nosseir derivo las ecuaciones de flujo critico al asumir un valor de C4 de 0.44
para un nimero de Reynolds (Re) de 2x10° a 10° y para valores mayores que 106,
tomo un valor de Cq de 0.2. La representacion de las ecuaciones de la velocidad critica
para el modelo de Nosseir, NUmero de Reynolds de 2x10° a 10° es:

B 14_60.0.35(’01 _ pg)O.Zl

Ve = ug0.134pgo.426 (5.13)

Y la ecuaciéon que representa la velocidad critica para flujos altamente
turbulentos después de tomar un valor de Cade 0.2 es:

21. 0.25 _ 0.25
y, = 2390 = o) (5.14)

c 05
Pg

5.4 Modelo de Li.

Este modelo se basa en una gota en forma aplanada. Li en una investigacion
postuld que los modelos de Turner y Coleman no consideran la deformacién de la gota
de liquido en caida libre en un medio gaseoso. Afirman que como una gota de liquido
es arrastrada en una corriente de gas a alta velocidad, existe una diferencia de presion
entre las porciones de la proa y popa de la gota. La gota se deforma bajo la fuerza
aplicada y su forma cambia de esférica a convexa con lados desiguales (planos).
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La Figura 5.2, indica la deformacién que presenta una gota de liquido debido a
la alta velocidad con respecto a su forma original.

Figura 5.2. Deformacion de una gota de liquido en una corriente turbulenta de gas [15].

Las gotas de liquido tienen un area eficiente mas pequefia y necesitan una alta
velocidad terminal y gasto critico para levantarlas a la superficie.

Sin embargo, las gotas planas tienen un area mas eficiente y son mas faciles
de ser llevadas a la cabeza del pozo.

0.0.25 (pl _ pg)O.ZS

Ve =25 g0

(5.15)

donde:
o= Tension superficial [Ibf/pie].
pi= Densidad del liquido [kg/m3].

pg= Densidad del gas [kg/m3].

5.5 Modelo de Zhou y Yuan

El factor que controla la acumulacién de liquido en un pozo de gas es la
velocidad del mismo gas dentro de la tuberia. El modelo mas popular para calcular la
velocidad critica del gas fue presentado por Turner et al. (1969).

El modelo de Turner et al., de una gota de liquido arrastrada, es independiente
de la cantidad de liquido en una corriente de gas. Esto significa que un pozo no debe
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tener problema de carga de liquido siempre que la velocidad del gas sea mayor que
la velocidad critica, sin importar la cantidad de liquido que se tenga en la corriente de
gas.

Uno de los métodos mas precisos para el calculo de la velocidad critica es el
modelo de Zhou y Yuan, debido a que es el primer modelo que incluye la cantidad de
liquido.

Este modelo se basa en que en los pozos de gas, la velocidad por lo regular es
muy alta y el flujo que se presenta es turbulento, por lo tanto las gotas de liquido no
solo se mueven hacia arriba con la corriente de gas, sino también en todas direcciones
de manera irregular. Las gotas de liquido cercanas pueden chocar y unirse en gotas
de mayor volumen, la gota recién formada puede caer al fondo del pozo debido a que
por su mayor tamafio necesita mayor velocidad del gas para suspenderla.

En la Figura 5.3 (a), se muestra una gota de liquido en una corriente de gas y
las fuerzas a las cuales esta sometida. En la Figura 5.3 (b), se aprecian dos gotas (A
y B) en la corriente de gas. Para un flujo laminar estas gotas no tienen interaccion
alguna, pero en una corriente de gas las velocidades son demasiado altas lo que
provoca flujo turbulento. Por lo tanto en este tipo de flujo las gotas se mueven en todas
direcciones llegando a chocar entre ellas lo que provoca que formen la gota AB.

Gota de t
Liquido F

Pelicula de
Liquido

Gas
Turbulento

(a)

Figura 5.3. Carga de liguido cuando una gota de liquido alcanza un valor limite [25].
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En la Figura 5.4 (a), se observa que la gota AB es mas grande por lo tanto se
necesita de una velocidad del gas mayor, al no ser suficiente la gota cae por efecto
de gravedad y la gota puede llegar a romperse formando ahora a las gotas 1, 2 y 3.
Estas gotas pequefias pueden ser levantadas por el gas, pero como se ve en la Figura
5.4 (b), si hay mas gotas de liquido en la corriente de gas, la posibilidad de que en un
momento sufran el mismo destino de las gotas A y B es mayor. A las gotas de liquido
Zhou y Yuan les llamaron concentracion de gotas de liquido, y a medida que esta
concentracion incrementa hacia un valor limite B el proceso de que las gotas se
encuentren, coalescan, caigan y se rompan continla y provoca que todas caigan al
fondo del pozo.

(@)

Figura 5.4. Encuentro de dos gotas de liquido en una corriente turbulenta de gas [25].

El modelo de gota de liquido de Turner se basa en un equilibrio de fuerzas
sobre una sola gota y no incluye el efecto de choque y unién entre las gotas. Para baja
concentracion de liquido, la posibilidad de encuentros es baja y el modelo de Turner
funciona bien. Sin embargo, cuando la concentracion de liquido alcanza un cierto valor
el modelo pierde precision.

El colgamiento del liquido se puede usar para representar la concentracion de
liguido en un pozo de gas. Zhou y Yuan definen el colgamiento del liquido como:
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Hp=—o——- 5.16
l ng+VSl ( )

donde:

H= Colgamiento del liquido [adimensional].

V= Velocidad superficial del liquido [pie/s].
Vsg= Velocidad superficial del gas [pie/s].

Existe un valor limite para la concentracion de las gotas de liquido, B. Por
debajo de este valor las gotas no se encuentran y pueden ser llevadas hacia afuera
del pozo por la corriente de gas. Se puede aplicar el modelo de Turner en este caso.

Por encima de este valor de concentracion, las gotas coalesceran, por lo que
se necesita de mayor velocidad del gas a fin de arrastrar la gota hacia arriba.

De acuerdo al mecanismo de concentracion de liquido, Zhou y Yuan
propusieron una correlacion empirica para estimar las velocidades criticas para la
carga de liquido en pozos de gas:

[o(e. - o)l

Pg/ 2

Verit—N = Verie = 1.593 paraH; < (5.17)

H,

5 +aparaH, > f (5.18)

Verit-N = Verit—r + [N

donde:
veritN= Velocidad critica de Zhou y Yuan [pie/s].
Verit-T= Velocidad critica de Turner [pie/s].

HlI= Colgamiento del liquido que refleja la concentracion de liquido
[adimensional].

pi= Densidad del liquido [lbm/pie?].

2 La expresion propuesta por los autores es la que, en Flujo Multifasico, convencionalmente
se conoce como colgamiento sin resbalamiento A, y al colgamiento real de la mezcla como H se define
mediante modelos muy especificos. Por respeto al trabajo original de Zhou y Yuan se manejara de la
forma expresada por la ecuacién 5.16.

80



pg= Densidad del gas [Ib/pie3].
o= Tension superficial del liquido [dinas/cm].
B= Valor limite de la concentracion de liquido [adimensional].

a= Parametro de la concentracion [adimensional].

para:

a=0.6 y B=0.01 cuando el volumen de liquido (agua y condensado) en tanque de
almacenamiento fue utilizado como volumen de liquido en cabeza de pozo.

0a=0.0 y B=0.01 cuando se usa el gasto de liquido en sitio (i.e. cuenta para el
efecto de presion y temperatura).

El modelo de Zhou y Yuan se compone de dos partes. Cuando el colgamiento
del liquido es menor o igual al valor limite de concentracion, 3, el modelo de velocidad
critica es el mismo que el modelo de Turner. Cuando el colgamiento del liquido es
mayor que el valor limite, B, la velocidad critica varia con el colgamiento del liquido y
se calcula con el modelo de Zhou y Yuan. La correlacion del gasto critico para el
modelo de Zhou y Yuan es igual al de Turner et al.

3060pvcrit—NA

Aerit-N = Tz (5.19)

donde:
T= Temperatura [°R].

z= Factor de compresibilidad del gas.

7 .. daz . .
A= Area de la seccion transversal = % [pie?].

di= Didmetro interior de la tuberia [plg].

5.6 Modelo de Gou, Ghalambor y Xu

Este método se desarrollé en base a la energia cinética minima y el modelo de
flujo niebla de cuatro fases en pozos de gas. El criterio de la energia cinética minima
requiere que la energia cinética del gas supere un valor minimo para transportar las
gotas de liquido en el pozo de gas. El modelo de flujo niebla de cuatro fases asegura
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predicciones precisas de presion y de la densidad del fluido, y que se utilizan en el
calculo de la energia cinética.

Energia cinética minima
La energia cinética por unidad de volumen de gas puede ser expresada como:

2
 =tee (5.20)
29c
donde:
Ek= Energia cinética especifica del gas [Ibf-pie/pieq].

pg= Densidad del gas [Ibm/pie3].
vg= Velocidad del gas [pie/s].

g.= Constante gravitacional [lom-pie/Ibf-s2].

Este pardmetro se usa en la industria de la perforacién para determinar el gasto
de gas minimo que se requiere a fin de transportar los recortes en el pozo.

o— —
E, = 0.026 /w (5.21)
d

Si el valor del coeficiente de arrastre Ca = 0.44 (recomendado por Turner et al.
1969) es usado, y el efecto de la densidad del gas es insignificante entonces la
ecuacion 5.21 gueda de la siguiente forma:

Ek = 0.04,/0'[)[ (522)

En la Tabla 5.2, se indican los valores tipicos de densidad y tension interfacial
agua o condensado/gas, ademas del valor minimo de energia cinética para pozos de
gas con producciéon de agua o condensado.
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Tabla 5.2. Valores tipicos sugeridos por los autores [10].

Densidad del Tension interfacial Energia cinética
liquido
Pozos de gas con 65 Ibm/pie® 60 dinas/cm 2.5 Ibf-pie/pied
produccion de
agua
Pozos de gas con 45 lbm/pie3 20 dinas/cm 1.2 Ibf-pie/pie3
produccion de
condensado

La velocidad minima del gas que se requiere a fin de transportar las gotas de
liquido hacia arriba es igual a la velocidad de gas minima requerida para que flote la
gota mas la velocidad de transporte de las gotas como a continuacion se muestra:

Vgm = Vst t+ Ver (5.23)

donde:
vgm= Velocidad minima del gas requerida para transportar el liquido [pie/s].
Vgi= Velocidad terminal de asentamiento [pie/s].

Vy= Velocidad de transporte [pie/s].

La velocidad de transporte se calcula en base al gasto de liquido, geometria del
conducto y fraccion volumétrica del liquido, la cual es dificil de cuantificar. Aqui se
utiliza ve como una constante empirica que agrupa los efectos de velocidad sin
estancamiento, los coeficientes de arrastre para esferas sélidas, y el nimero critico
Weber establecido para gotas que caen en el aire. Sobre la base del trabajo de Turner
et al., (1969), el valor de vi se toma del 20% de vs. El uso de este valor resulta en:

Vgm = 1.2vg (5.24)

donde:
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vy= Velocidad minima del gas requerida para transportar el liquido [pie/s].
vsi= Velocidad terminal de asentamiento [pie/s].

Sustituyendo la ecuacion de velocidad terminal propuesta por Turner y la
ecuacion 5.24 en la ecuacion 5.20, resulta la expresion de la energia cinética minima
requerida para transportar las gotas:

donde:

Exm= Energia cinética minima requerida para transportar las gotas de liquido
[Ibf- pie/pied].

pi= Densidad del liquido [lbm/pie?].

o= Tension interfacial [dinas/cm].

Para evaluar la energia cinética del gas Ex en la ecuacion 5.20, en un gasto
dado de gas y compararse con la minima energia cinética requerida Ex,, en la
ecuacion 5.25, el valor de la densidad del gas py Yy la velocidad del gas vy necesitan
ser determinados. Las expresiones para pgy Y Vg Se obtienen a partir de la ley de los
gases ideales:

2.75,p
= g (5.26)
donde:
pg= Densidad del gas [Ibm/pies].
Sqg= Densidad relativa del gas [0.7], aire=1.
p= Presion [psia].
T= Temperatura [°F].
TQg
v, =471x107%2— 5.27
g Aip (5:27)
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donde:

vg= Velocidad del gas [pie/s].
T=Temperatura [°F].

p= Presion [Ib/plg?].

Qc= Gasto de gas [MMpcd].

Ai= Area transversal del conducto [plg?].

Sustituyendo las ecuaciones 5.24 y 5.25 en la ecuacién 5.20:

S,TQé

E,=93x1075
Aip

(5.28)

donde:

Ex= Energia cinética especifica del gas [Ibf-pie/pies].
T=Temperatura [°F].

p= Presion [psi].

Qc= Gasto de gas [MMpcd].

Ai= Area transversal del conducto [plg?].

La ecuacién 5.28, indica que la energia cinética del gas decrece con el
incremento de la presion, lo que significa que las condiciones de control son
condiciones de fondo de pozo en donde el gas tiene una presion mayor y una energia
cinética menor.

Modelo de flujo para cuatro fases

Para predecir con precision la presion de fondo de pozo Pws en la ecuacion 5.28,
se desarrolla un modelo de flujo niebla para cuatro fases (gas/aceite/agua/solido). De
acuerdo con el modelo de cuatro fases, la presion fluyendo Pw a la profundidad L
puede resolverse numéricamente con la siguiente ecuacion:
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—2bm (144p + m)?> +n

1
144b(p — pny) +

m+ %n — bm? )
rant

vl

144pps + m

Vn

— tan™t (

donde:

144p + m

)] = a(1+ dZe)L

_ 15.335,Q5+86.07S,, Qu + 86.075,Q, + 18.795,Q;

¢ 10°T,, Qg

, _ 0:24560; + 1.379Qy + 1.3790,

1O3TanG

6.785 x 1075T,,, 0,
C =
A;

Qs +5615(Q +Q0)
6004;

___ o
€= gDncos(0)

1

F= 1.74 — 2log (ZDEh)

_ cde
m_1+dze

c?e

T 1+ dze)?

(5.29)

(5.30)

(5.31)

(5.32)

(5.33)

(5.34)

(5.35)

(5.36)

(5.37)
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A continuacion se definen el resto de variables utilizadas en las ecuaciones
anteriores y que no han sido mencionadas en el trabajo:

Tav= Temperatura promedio del pozo [°R].
Toh= Temperatura de fondo del pozo [°R].
Ss= Densidad relativa del sélido agua=1.
Qs= Gasto de solido [pie3/MMpc].

¢'= Rugosidad de la tuberia [plg].

phi= Presion en cabeza de pozo [psia]

Gasto de gas minimo requerido

Un procedimiento logico para predecir el gasto minimo de gas requerido (Qgm)
implica el calculo de la densidad del gas (pg), la velocidad del gas (vg) y la energia
cinética del gas (Ex) a condiciones de fondo de pozo, utilizando un gasto de gas
asumido (Qg) y comparar la (Ex) con (Exm). Si el Ex es mayor que el Exm, el Qg es mayor
que el Qgm. El valor de Q4 debe reducirse y el calculo debe repetirse hasta que Ey esté
cerca de Exm. Dado que este procedimiento es tedioso, una simple ecuacion se deriva
para predecir el gasto de gas minimo requerido en esta seccion. Bajo la condicién de

descarga minima (el dltimo punto del régimen de flujo niebla), la ecuacion 5.28 se
convierte en:

5 SgTthém

Exm =93x10" a2 (5.38)
Lo que da:
S, Ty Q2

p=93x 10-5%%’” (5.39)

Sustituyendo la ecuacion 5.39 en la ecuacion 5.29 resulta:

1=2b m+ b n — bm?
—2bm Zn—
144ba; + ———Ina, — ¢ [tan™ 1B, — tan™1B,] =y (5.40)
2 Vn
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donde:

-5 SgTthém .

=9.3x10
aq X ALZEkm

S Ty 02 2
<1.34x 10_2M+m> +n

o AZE (5.42)
2 — 2
S, Ty, Q2
1.34 x 107229 bhegm , .y
AZE, (5.43)
ﬁl = \/ﬁ
B, = Tz (5.44)
Yy =a(l+d%e)L (5.45)

Todos los valores de los parametros deberan evaluarse en Qgm, €l gasto de gas
minimo requerido.

El Qgm Se puede resolver con la ecuacion 5.40 con pruebay error.

La ecuaciéon 5.40 se usa con objeto de predecir el gasto critico del gas requerido
para eliminar el agua y/o condensado en varias condiciones del pozo. El andlisis de
sensibilidad indica que el resultado es sensible al tipo de liquido (agua o aceite), la
presion en la cabeza del pozo y el tamafio de la tuberia (TP o espacio anular).
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Tabla 5.3. Modelos para determinar la velocidad critica del gas

Modelo Afio Consideraciones Factor de control
* Fuerza de arrastre
* Fuerza de gravedad Presion en
Turner et al. 1969 + Diadmetro de la cabeza de pozo.
particula
* Tension superficial
+ Consideraciones de
Turner et al. Presion en
Coleman et al. 1991 + No utiliza ajuste del cabeza de pozo.
20%
+ Aplicable a pozos con
P, < 500 psi
+ Mas de un régimen Presion en
Nosseir et al. 2000 de flujo cab,eza de pozoy
regimenes de
flujo.
. + Deformacion de la Deformacion de la
Lietal. 2001 gota de liquido gota de liquido.
+ Energia cinética Presion en fondo
minima de pozo.
Gouetal. 2005 + Flujo de niebla de 4
fases
+ Concentracién de Cantidad de
Zhou'y Yuan 2010 liquido, B. liquido presente
en la tuberia.

5.7 Nomogramas para flujo critico

Calcular el flujo critico también se puede llevar a cabo por medio de una serie
de nomogramas presentados por Trammel, los cuales permiten realizar un proceso

simple de estimacion.

Dichos nomogramas relacionan propiedades como la presion superficial,
diametro de la tuberia, densidad, entre otros, y pueden usarse en ambos tipos de
fluidos producidos (condensado y agua):

En la Figura 5.5, se presenta un ejemplo de estas cartas:
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Figura 5.5. Nomograma para el gasto critico de agua o condensado, para una
Constante z=0.8, Temperatura de 60 °F, y las consideraciones originales de Turner.

Para emplear las cartas se debe seguir el siguiente procedimiento:

1. Seleccionar la carta de acuerdo al valor del factor de compresibilidad del gas
gque se esta produciendo, gravedad especifica, temperatura, tension
superficial y densidad del agua o del condensado.

2. Entrar a la grafica con la presién superficial de la tuberia y trazar una linea
vertical, se debe usar el eje “x” en caso de que el liquido producido sea agua
0 entrar en la parte superior si el fluido que se produce es condensado (en
caso de que ambas fases se produzcan simultdneamente se entra por la
parte de agua).

3. La vertical trazada en el paso anterior debe interceptar la linea del diametro
de la tuberia o la densidad del fluido producido.

4. Con el punto de cruce del paso 3 se proyecta una horizontal que corte el eje

y”, obteniendo asi la lectura del gasto critico para remover los liquidos.
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CAPITULO VI

ANALISIS NODAL

Para que un pozo de gas lleve la produccion desde el fondo a superficie debe
de fluir a través de varias restricciones.

Cada una de estas restricciones representa una pérdida de presion. Y cualquier
cambio en estos componentes afecta el gasto de produccion del pozo. Por lo tanto,
todos los componentes del pozo se deben de considerar como un sistema total o como
una unidad.

El Analisis Nodal de un sistema de produccion, es una técnica que permite
determinar el comportamiento actual y futuro de un pozo productor de hidrocarburos.
Consiste en dividir este sistema de produccién en nodos de solucién para calcular
caidas de presion desde el yacimiento hasta superficie, de esta manera es posible
determinar las curvas de comportamiento de afluencia y el potencial de produccion del
yacimiento.

Como resultado de este analisis se obtienen las bases tedricas para generar
un incremento en la produccion y el mejoramiento en la eficiencia de flujo cuando se
trata de un pozo productor, pero cuando se trata de un pozo nuevo, permite definir el
diametro 6ptimo de las tuberias de produccién, del estrangulador, y linea de descarga
por el cual debe fluir dicho pozo, asi como predecir su comportamiento de flujo (aporte
de hidrocarburos) y presion para diferentes condiciones de operacion.

El Andlisis Nodal evalia un sistema de produccion que se divide en tres
componentes basicos:

* Flujo a través de un medio poroso (Yacimiento), considerando el dafio
ocasionado por lodos de perforacién, cemento, etc.

+ Flujo a través de la tuberia vertical, considerando cualquier posible restriccion
como empaguetamiento, valvulas de seguridad, estranguladores de fondo, etc.

+ Flujo a través de la tuberia horizontal (Linea de superficie), considerando el
manejo de estranguladores en superficie.

6.1 Capacidad de produccién del sistema

La pérdida de energia en forma de presién a través de cada componente
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depende de las caracteristicas de los fluidos producidos y en especial del gasto
transportado, de tal manera que el gasto de produccién del sistema responde a un
balance entre la capacidad de aporte de energia del yacimiento y la demanda de
energia de la instalacion para transportar los fluidos hasta superficie.

La suma de las pérdidas de energia en forma de presién en cada componente
es igual a la pérdida total, es decir, a la diferencia entre la presion de partida Pws y la
presion final del sistema, la cual es la presion del separador, Psep.

Pws — Psep = APy+APc+APp+API
En donde:

APy = Pws — Pwfs = Caida de presién en el yacimiento.
APc = Pwfs — Pwf = Caida de presion en los disparos.
APp = Pwf — Pwh = Caida de presion en el pozo.

APl = Pwh — Psep = Caida de presion en la linea de flujo.

Para predecir el comportamiento del sistema se calcula la caida de presion en
cada componente. Este procedimiento comprende la asignacion de nodos en varias
de las posiciones claves dentro del sistema.

En estos nodos se evallan las pérdidas de presién de todo el sistema al
subdividirlo en dos partes, todos los componentes corriente arriba del nodo son
denominados como el inflow, mientras que todos los componentes corriente abajo del
nodo son denominados como el outflow del sistema.

Una vez que el nodo se selecciona, la presion en el nodo se calcula en ambas
direcciones, empezando con las presiones que son fijas.

Entrada al nodo (inflow)
Pnodo = P. — AP (componentes corriente arriba)
Salida del nodo (outflow)

Pnodo = Py, + AP (componentes corriente abajo)

La caida de presion varia con el gasto g para cualquier componente. Por lo tanto, un
grafico de la presion en el nodo versus el gasto genera dos curvas las cuales se
interceptan en un punto especifico de gasto y presion en el nodo con el cual el sistema
produce.
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Salida (outflow)
desde el nodo

Presién en el nodo

. Entrada (inflow)
Capacidad de flujo del i desde el nodo
sistema i

>
Gasto, q

Figura 6.1. Sistema de Analisis Nodal [13].

6.2 Nodos utilizados

Existen diferentes nodos que generalmente se usan a fin de desarrollar el
Andlisis Nodal, aunque en teoria el Analisis Nodal puede ser utilizado en cualquier
parte del sistema de produccion.

Pwh —‘
=
@O @—Pas: /J\i
|
— Psep .
= ™ Linea de Descarga —— Aceite
[ [
1. Yacimiento
2. Pozo
P 3. Tuberia de Produccion
= 4. Cabeza del pozo
5. Estrangulador
3 6. Linea de descarga
7. Separadores
ZEE)IZ]
Pwf Pws @
2

Figura 6.2. Componentes del Sistema Integral de Produccion [13].

La seleccion del nodo a utilizar para desarrollar el Analisis Nodal del sistema
depende grandemente del componente del sistema que se desea evaluar, pero su
posicion debe ser tal que indique la respuesta del sistema a una serie de condiciones,
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y como resultado final se tenga la evaluacion total al problema, dando asi una solucién

confiable.

6.2.1 Nodo en Presion de Fondo Fluyendo

Este nodo es el que mas se usa, el nodo se ubica en el intervalo perforado en
el fondo del pozo. En este nodo se divide el sistema en dos componentes: el
yacimiento es el inflow y la sarta de produccion junto con la linea de flujo y el separador
son el outflow del sistema.

Entrada al Nodo (Inflow):

Prodo = B — AP

ow =h - APyacimiento — APyyperia

Salida del Nodo (Outflow):

Prodo = Psep + AP

Py = Psep + APjineq de flujo

Para desarrollar la grafica de Analisis Nodal es necesario llevar a cabo el
siguiente procedimiento:

Construir la curva IPR apropiada.

Suponer varias tasas de flujo y obtener la presion en cabeza necesaria
para llevar los fluidos a través de la linea de flujo horizontal hasta el
separador, por lo tanto, conocer la presion de entrada a la tuberia de
produccion.

Usando las mismas tasas de flujo supuestas en el paso Il y las
correspondientes presiones de cabeza, se determina la presion de
entrada que se requiere en la tuberia de produccion a partir de las
correlaciones de flujo multifasico apropiado.

Se representa graficamente las presiones de entrada de la tuberia de
produccion contra las tasas supuestas, en la grafica de IPR. El punto en
donde se interceptan ambas curvas determina la tasa a la cual el pozo
produce con el sistema de tuberias actual.
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6.2.2 Nodo en Cabeza de Pozo

El nodo se ubica en el arbol de valvulas, en este caso, el separador y la linea
de flujo se consideran como un Unico componente, siendo este el inflow del sistema y
el yacimiento y la sarta de produccién como el otro componente del sistema, es decir
el outflow.

Entrada al Nodo (Inflow):
Phoao = B — AP

Pwh = Pr - APyacimiento - APtfuberia

Salida del Nodo (Outflow):

Prodo = Psep + AP

Pyn = Psep + APjineq de flujo

Nuevamente se realiza el procedimiento como en el nodo anterior para
determinar el gasto con el cual debe producir el pozo en las condiciones actuales. Asi,
si se quiere evaluar el desempefo del pozo al cambiar la linea de flujo de superficie
por una de mayor diametro, se debe hacer el Andlisis Nodal en el nodo del
estrangulador o de presion en cabeza, o en el otro extremo de la linea de flujo, es
decir en el nodo de presién del separador.

6.3 Analisis Nodal para carga de liquidos

En el caso de carga de liquidos, el Analisis Nodal es una herramienta util para
determinar si un pozo esta cargandose con liquidos y analizar los posibles cambios
gue se pueden hacer a la sarta de produccion para evitar que esto pase.

Para desarrollar la optimizacién de un pozo para evitar la carga de liquidos se
utilizan dos nodos en especifico para analizar la tuberia de produccién, estos son los
nodos 4 y 2, es decir, los nodos en la presion en cabeza de pozo y presion de fondo
fluyendo respectivamente, ya que en estos dos nodos, es posible observar las
variaciones en el potencial de produccion del pozo al variar algin componente de la
sarta de produccion.

El efecto de cambio en cualquier componente puede ser analizado recalculando
la presion en el nodo contra el gasto, usando las nuevas caracteristicas del
componente que se cambia.
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Asi por ejemplo, como se observa en la Figura 6.3, al variar el diametro de la
tuberia de produccién D1, por una de mayor diametro D2, se modifica la curva de
outflow y el pozo produce con un gasto mayor pero con una velocidad menor, luego
es necesario determinar si el nuevo gasto producido es menor que el gasto critico
necesario para evitar la carga de liquidos.

D1
inflow outflow

D2 =D1

Presién en el nodo, Pwf

Capacidad de flujo del
sistena

L J

Gasto, q

Figura 6.3. Variacién de la curva outflow al modificar diametro de tuberia [13].

Gracias al Analisis Nodal, es posible calcular los efectos producidos al reemplazar el
diametro de la tuberia de produccion por uno mas pequefio y determinar el nuevo
gasto producido y si este es menor que el gasto critico necesario para evitar la carga
de liquidos, ademas es posible determinar el nivel 6ptimo de gasto necesario para que
se produzca un minimo de carga de liquidos y a la vez una minima perdida de presion
debido a la friccién producida por la velocidad del gas fluyendo a través de la tuberia.

6.4 IPR para pozos de gas

Para que un pozo pueda fluir debe de existir un diferencial de presion del
yacimiento al pozo. Esto nos indica que si las presiones de estas dos zonas son
iguales entonces no existiria flujo, y si la presion del pozo es cero entonces el flujo
seria el maximo posible en dicho pozo conociéndose como Absolute Open Flow
(AOF). En cada pozo hay una relacion entre el gasto y la presion del pozo.

En la Figura 6.4, se observa la forma mas comudn de la curva IPR en un pozo
de gas.
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Gasto AOF

Figura 6.4. Forma tipica de la curva IPR en un pozo de gas [4].

Debido a que muchas veces no se cuenta con los datos necesarios para poder
generar la curva IPR, Fetkovich (1973) parti6é de la ecuacion de flujo en estado estable
desarrollada por Evinger y Muskat, y después de hacer experimentos con 40 pozos
desarrollo la ecuacion 6.1 conocida como “backpressure”, para pozos de gas.

q = C(Pys® = Pys?)" (6.1)

donde:
C= Constante de flujo
Pws= Presion promedio estética del yacimiento, [psi].

n= Valor que varia entre 0.5 y 1. Para un valor de 0.5 se tiene que existe alta
turbulencia y para un valor de 1 no se indican pérdidas por turbulencia.

Pwt =Presién de fondo fluyendo [psi].

g= Gasto de produccion [bpd].

Los valores de ny C se determinan a partir de pruebas de pozo y se necesitan
por lo menos dos pruebas, pero realmente se recomiendan cuatro pruebas para
minimizar los errores de medicion.

Si se tienen mas de dos pruebas de pozo entonces los datos pueden ser
graficados en hoja log-log para determinar ny C.

Por lo que se tiene la siguiente ecuacion:
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log(qsc) = log(C) + nlog (Pws2 - owz) (62)

La gréafica q vs (PWS2 - owz) en coordenadas log-log debe generar una linea
recta con pendiente igual a 1/n, donde el valor de C se ve en el corte con el eje de las
ordenadas como lo muestra la Figura 6.5. El gasto maximo teérico del pozo (Qo max)
es el correspondiente a Pwi= 0.
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(=) | ' 1 . X
- | : ' ' ]
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0 qi q2 q3 q4 gmax

Log Q

Figura 6.5. Identificacién de los parametros C y n en grafica log-log [4].

Para el caso en el que solo se tengan dos pruebas, entonces el valor de n se
calcula por medio de la siguiente ecuacion:

. log(q2) —log(q1)
log(PWS2 - owz)z - log(PWS2 - PWf2)1

(6.3)

Una vez que se determind n, el valor de la constante C se determina por
sustitucién de los valores adecuados para qy P, — owz dentro de la ecuacion 6.1
(backpressure)

6.4.1 Tubing Performance Curve (TPC)

Si se escoge el fondo del pozo como el nodo, entonces, en la grafica de Analisis
Nodal, el inflow se representa por el IPR y el outflow del sistema sera el TPC o también
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conocido como VLP (“Vertical Lift Performance”). La caida de presion en el tubing o
tuberia de produccion es la suma de la presion en superficie, la presion de la columna
hidrostatica, (la cual estd compuesta por el liquido acumulado en la tuberia y el peso
del gas) y la pérdida de friccién ocasionada por el flujo de los fluidos a través del pozo
desde el fondo hasta superficie.

La Figura 6.6, muestrala TPC, y se observan tres curvas, dos curvas punteadas
que representan el cambio de presion debido a la friccion y a la carga de liquidos
respectivamente y la curva resaltante representa la suma de las presiones de las dos
curvas punteadas, es decir las presiones debido a la friccion y a la carga de liquidos
mas la presion en superficie, esta curva es también conocida como curva J. En la
curva de presion debido a la friccidn, la presion va aumentando con el gasto después
de cierto punto, debido a que aumenta la velocidad de flujo y por ello aumentan las
pérdidas de presion debido a la friccion a lo largo de la tuberia de produccion.

En la curva de presion debido al liquido acumulado (liquid holdup), la presion
disminuye con el aumento del gasto debido a que a medida que aumenta el gasto, lo
hace también la velocidad de flujo, al estar por encima de la velocidad critica, carga
todo el liquido hasta la superficie y la columna hidrostatica que se genera por el liquido
acumulado ir4 desapareciendo, al igual que la presion ocasionada por esta columna
de liquido.

Pwf

Presion debido a la
-~ friccion en la tuberia

Punto optimo

Presion debido al liguido acumulado

Gasto.q

Figura 6.6. Tubing Performance Curve (TPC) [12].

Como se observa, la curva TPC o curva J, pasa a través de un punto optimo en el cual
se interceptan las dos curvas punteadas. En este punto, la suma de las dos pérdidas
de presion suma un minimo, a la derecha de este minimo, las pérdidas de presion
aumentan debido a la friccién pero el flujo corresponde a un régimen de flujo tipo
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niebla, por lo tanto lleva todos los liquidos hasta superficie.

A la izquierda del punto 6ptimo, la tasa de flujo es baja y las pérdidas de presion
estan dominadas por la presion hidrostatica generada por la carga de liquidos. En el
extremo izquierdo de la curva J, el fluido esta en réegimen de flujo tipo burbuja, mientras
gue en la parte izquierda de la curva, cerca al punto 6ptimo, el flujo esta en régimen
de flujo tipo bache, en este régimen el flujo permanece en forma inestable ya que
porciones de los baches de fluido vuelven a caer antes de alcanzar la superficie y
tienen que ser levantados por el siguiente bache.

En la mayoria de los casos se asume que el flujo en la parte izquierda del
minimo de la curva J o punto 6ptimo es flujo inestable y conllevara a problemas de
carga de liquidos, tal y como se puede observar en la Figura 6.7 .Por el contrario, en
la parte derecha del punto 6ptimo, se asume que los gastos de produccion son
estacionarios y lo suficientemente altos para transportar los liquidos hasta superficie.
Sin embargo, este método para determinar si un pozo estd o no cargandose con
liquidos es inexacto, por lo cual se hace necesario utilizar la curva IPR para obtener
resultados mas precisos.

PwT

Punto éptimo

Flujo Burbuja . \
! ) Flujo Transicién Flujo neblina

Anular-Bache

Flujo Bache

INESTABLE ESTABLE Gasto. q

Figura 6.7. Regimenes de flujo en la curva TPC [12].

6.4.2 Analisis del Tubing Performance Curve (TPC) con el Inflow Performance
Relationship (IPR)

Cuando se grafican las curvas TPC e IPR, se tiene por lo general una grafica
como la que se indica, en la cual se tendran dos puntos en los cuales se interceptan
ambas curvas.
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En la Figura 6.8, se tiene la interseccion entre la TPC e IPR. Se muestran dos
areas de interseccion la primera Ay B es la zona de operacion inestable y la zona C
y D muestra el area de operacion estable.

A / \ OPERACION INESTABLE

OPERACION ESTABLE

Gasto minimo para flujo
estable

Gasto, q

Figura 6.8. Relacion entre la curva IPRy la TPC [12].

Si el gasto se aleja hacia el punto D, entonces se tiene que la presion del yacimiento
se encuentra en dicho punto pero la presién requerida para mantener el flujo en la
tuberia se encuentra por encima del punto D.

La contrapresion que se afiadié contra la cara de arena del yacimiento provoca
que el flujo regrese al punto de estabilidad en donde las dos curvas se intersectan. Y
lo mismo sucede si el flujo disminuye temporalmente al punto C, la caida de presion
en la tuberia disminuye, lo que provoca que la presion en la cara de arena disminuya,
provocando un aumento del gasto hasta llegar al punto de equilibrio.

Pwf »
Operacion estable

IPR

TPC

Gasto, q

Figura 6.9. Flujo en condiciones estables [13].
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CAPITULO VII

CASO DE ESTUDIO

Para el caso de estudio se eligio el pozo C-24, el cual presenta un
comportamiento erratico en la presion como se muestra en la Figura 7.1, la cual indica
un registro en donde se observa la variacion de la presion con respecto al tiempo.

910

900
890 [ ] 4 n l
880 A
= 870
o
= 860
\C
2 850
< M\
a 840 S
820
810

800
0 1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12

Tiempo (Horas)

Figura 7.1. Registro de Presién del pozo C-24 en 12 horas.

En el registro de 12 horas se aprecian los picos de presién que presenta el
pozo, uno de los sintomas anteriormente mencionados para identificar carga de
liquidos en el pozo, lo que indica que dicho pozo se encuentra con un flujo tipo bache.
En la Figura 7.2, se tiene el mismo registro de presion pero tomandolo en un intervalo
de 3 horas, por lo tanto se aprecia mejor el efecto del bacheo de liquidos.
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Figura 7.2. Registro de presiéon del pozo C-24 en 3 horas.

Se observa que la presion en la cabeza del pozo disminuye debido a una
reduccion del gasto de gas causado por la acumulacién de liquido en el fondo del
pozo, esto se debe a que la velocidad del gas se encentra por debajo de la velocidad
critica. Después de periodos de entre 10-15 minutos, existe una presion de fondo
fluyendo suficiente para que el gas supere la velocidad critica y asi puede arrastrar a
los liquidos acumulados y es ahi donde se aprecian picos de presién que duran de 2-
5 minutos, hasta que el gas vuelve a bajar su velocidad y se repite el ciclo.

Con ayuda de un simulador y hoja de calculo se procedié a analizar las
condiciones en las cuales se encuentra operando el pozo en estudio.

Para poder realizar la simulacién primero se hace la descripcion del fluido en la
ventana “Options Summary”, en este caso se eligid6 la opcidbn de Retrograde
condensate, esto debido a que se quiere modelar el comportamiento del liquido, en el
pozo dado que la condensacion ocurre dentro del mismo, también se elige la opcion
de utilizar el método de ecuacion de estado Equation of State, todo esto en un pozo
gue produce a través de TP, el resto de las caracteristicas se indican en la Figura 7.3:
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System Summary (Hipotfin.Anl}
Done | Cancel | Repoit | Export | Help | Datestamp
Fluid Description Calculation Type
Fluid b Predict | Pressure and Temperature (on land) j
Method | Equation of State ;I Model | Rough Approximation j
Eq of State | PROSPER Intemal EOS model | Range |Ful System ~|
Separator | Multi-Stage Separator LI Dutput | Show calculating data LI
EOS Setup |
Hydrates | Disable \Warning j
Water Viscosity | Use Default Conelation ;I
Water Viapour | No Calculations Ll
well el C
Flow Type | Tubing Flow ;I Type |Cased Hole LI
\w/ell Type | Froducer | Sand Contiol [Nore ~|
 Atificial Lift [ Reservair
Inflow Type ISingIe Branch LI
© User inf ion [ Comments [Cnt-Enter for new line)
Company |IPN
Field K
Location |Veracruz
Well | C-24
Platform
Analyst |Jorge Osorio
Date | martes , 27 de septiembre de 2016 LI

Figura 7.3. Descripcién del fluido en ventana del simulador.

En la segunda ventana “PVT Data” se anexan todos los datos PVT de los fluidos
a simular en este caso Gas Natural y agua, desde la densidad relativa de cada uno de
los componentes hasta las impurezas presentes, quedando de la siguiente manera:

PVT Input Data [t Cotns
PVT Method : | Eq. of State
C:\Users\Jorge Osorio\D \[PN\Tesis info\simulacion\Sim c24
1024716  18:57:13 Analyst | Jorge Osorio
Component |Mole Percent | Critical Critical Critical Acentric Molecular Specific  |Volume Shift | Boiling Point| Parachor Omegad OmegaB
Name Temperature | Pressure Volume Factor Weight Gravity
(peig) (psig) (deg F) (peig) (731b.mols) (1b1b.mole)
N2 -233.10 47733 144 0039 1026 804 0077796
<02 87.60 105826 150 0239 1101 78 0077796
Cl -116352 65838 159 0011 0413 70 0.077796
Q2 80.80 §03.65 238 0088 034§ 115 0077798
C3 20601 602.68 325 0153 0.585 155 0077796
ic4 2748 51436 421 0.183 08 1815 0077796
NC4 305.29 53596 408 0188 0.8 200 0.07779§
Ic5 36981 46836 490 0227 0621 25 0077796
NC3 385.59 47483 487 0251 0.63 245 0077798

Figura 7.4. Datos PVT

En la tercera ventana “IPR Data” se afaden los datos de entrada para la
generacion de la IPR, eligiendo el método de generacién de la curva. De acuerdo a lo
presentado en el presente trabajo, al ser un pozo de gas se procede a elegir la opcion
de Multirate C and n, que es la opcion para el método de Fetkovich, el cual pide una
prueba multitasa para generar la curva.
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Inflow Performance Relation (IPR) - Select Model

MultiRiate Forchheimer With Pseudo Pressure
SPaT

Figura 7.5. Modelo para generar la curva IPR.

Dicha prueba se obtiene de mediciones realizadas al pozo en cuestion y se
agregan en los datos de entrada (Figura 7.6).

26 1050

33 320
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Figura 7.6. Prueba Multitasa del Pozo C-24.

Posteriormente se procede a generar la curva IPR en donde se indican los
valores C y n, asi como el Absolute Open Flow (AOF) de dicho pozo:
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| IPR plot MultiRate C and n (C-24 24/10/2016 - 19:11:02) |

Compaction Permes
Abs:

[ Rate (MMscUday |

Figura 7.7. Curva IPR generada por el método de Fetkovich.

En la siguiente ventana “Equipment Data” se establece el tipo de equipos que
operan en el pozo, en este caso se elige con una terminacion a 1800 mv, con un tubing
less de 2.992 pulgadas de diametro interno y una rugosidad de 0.0006 pulgadas,
tomando al arbol de valvulas a 0 mts, sin equipos en superficie dado que solo interesa
estudiar el comportamiento del flujo en la tuberia vertical, el resto de los parametros
guedan como se muestra a continuacion:

DEVIATION SURVEY (Hipotfin.Anl)

Done | Cancel | Main | Help | Filtes |

Input Data
Measured True Yertical Curnulative
Depth Depth | Displacement | Angle
() [m] ) [ [degrees)
) 0 0 0
1800 1800 0 '

I | =

Figura 7.8. Profundidad del pozo.

DOWNHOLE EQUIPMENT (Hipotfin.Anl)

Daone | l:ance\l Main | Help | Insert | Delele| Copy | Cut | F'aslel All | \mportl Expon| Hapmt| Equlpmenll
Input Data = = = = = = = =
Measured Tubing Tubing Tubing Tubing Casing Casing Rate
Label Type Depth Inside Inside Outside Outside Inside Inside Multiplier
Diameter | Roughness| Diameter | Roughness Diameter | Roughness
1] (inches) [inches) (inches) (inches) (inches) [inches)
#mas Tree 0
Tubing 1800 2992 0.0006 1

Figura 7.9. Equipos en fondo de pozo.
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GEOTHERMAL GRADIENT (Hipotfin.Anl)
Done I [Zancel| Main | Help | Import | Plat |
Insert | Delete | Copy | Cut | Paste | All ‘
Input Data
Formation Formation Overall Heat
Measured Depth | Temperature Transfer
[m] [deg C] __ Coefficient |
TJ 0] a0 ;| BTUMAr2F
2| [e00 120 85
El
4

Figura 7.10. Gradiente geotérmico.

Y en la quinta ventana “Analysis Summary” es en donde se obtienen las
intersecciones entre la curva IPR y la TPC o como la maneja el simulador VLP. En
esta se eligié el sistema VLP de tres variables tomando como parametros base las
condiciones en las que se encuentra el pozo actualmente:

Pozo vertical con profundidad de 1800 m.
Presion estatica de 1218.69 psi.
Fluyendo por tubing less de 2 7/8 plg.
Presion de cabeza de 900 psi.

Relacion gas-agua de 30 bls/MMpcd.

> » » » »

SYSTEM 3 VARIABLES (Hipotfin.Anl)

Cancel| Report| Export Help
Input Data
Top Node Pressure ||EI1 psig
‘Water Gas Ratio (30 STB/MMsct
Total GOR |1e6 cf/STB

Surface Equipment Correlation | Beggs and il j

Vertical Lift Corelation || Petroleum Experts 2 ﬂ

Solution Node |\wel Head ﬂ

Rate Method | Automatic - Linear ﬂ

Left-Hand Intersection "DlsAllaw E‘

Figura 7.11. Analisis del sistema con tres variables.

Lo primero que se hace es correr el programa a dichas condiciones obteniendo
la siguiente gréfica:
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Figura 7.12. Interseccion de curvas IPRy TPC a condiciones actuales.

En la Figura 7.12, se aprecia una doble interseccion entre la curva IPRy TPC
a condiciones actuales del pozo, lo que indica que ya se encuentra en un régimen de
flujo inestable, siendo un flujo de tipo bache.

Al tomar en cuenta lo anterior se deduce que este pozo estd cargado con
liquidos lo que con el tiempo genera una columna que de no tratarse a tiempo puede
generar una contrapresion contra el pozo, disminuyendo el gasto y provocando a su
vez un flujo tipo burbuja o peor aun la muerte del pozo.

Para evitar que esto suceda se propone un andlisis de dos escenarios y
posteriormente se realiza una ventana operacional en la cual se grafican diferentes
modelos para el arrastre de liquidos con el potencial productivo del pozo. Todo esto a
fin de encontrar el modelo que mejor se ajuste al caso de estudio.

Anadlisis de Sensibilidad, Escenario 1:

Variacion del Diametro del Aparejo de Produccion / Sarta de Velocidad

El primer paso fue suponer diferentes didmetros de tuberia al manejar las
mismas condiciones en cabeza de pozo, esto con el fin de determinar si es necesario
cambiar el aparejo de produccidon o introducir una sarta de velocidad (que
convencionalmente resulta mas barata la segunda opcion). Por lo tanto se proponen
los siguientes diametros a analizar: 1 ¥4”, 2 3/8” y 2 7/8”. El resultado de la simulacion
dio lo siguiente:
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| Inflow (IPR) v Outflow (VLP) Plot (C-24 24/10/2016 - 22:16:58) l

Figura 7.13. Comportamiento de la curva TPC a diferentes diametros.

La curva TPC generada por la tuberia de 1 ¥ (curva roja superior) presenta flujo
tipo burbujay un aumento de la pendiente en la parte derecha de la curva, que significa
que las caidas de presion por friccion aumentan significativamente y en detrimento de
la capacidad de transporte la TP, y genera una contrapresion significante al mismo
pozo; por lo tanto queda descartada a primera vista, el analisis queda entre la tuberia
actual y la de 2 3/8". El cruce con la curva generada por la tuberia de 2 3/8" sigue
siendo en una zona transitoria, y a pesar de que se encuentra por encima de la
velocidad critica de Turner ,muestra un punto nodal con un gasto maximo de 1.866
MMpcd por los 2.333 MMpcd que presenta la tuberia actual, entonces se determina
que la reduccion del gasto para simplemente cumplir con el criterio de Turner no es
tan recomendable, dado que implica una alta inversion para cambiar el aparejo de
produccion o introducir una sarta de velocidad que en el futuro, con la declinacién de
la presién del yacimiento se vuelve a tener el mismo problema, por lo tanto se propone
continuar con la misma TP.

Anadlisis de Sensibilidad, Escenario 2:

Variacion de la Presion de la Cabeza del Pozo

Al tener como base la TP de 2 7/8" se procede a suponer el segundo parametro
gue es la presion de cabeza (Pwh actual=900 psi). Se proponen Pwh que van de 200
psi a 1000 psi y a partir de estas se generara el potencial productivo del pozo:
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I Inflow (IPR) v Outflow (VLP) Plot (C-24 24/10/2016 - 22:59:27) ]

Figura 7.14. Comportamiento de la curva TPC a diferentes Pwh.

Con una Pwh de 1000 psi el pozo no tiene flujo dado que el comportamiento de
la TPC no intersecta a la capacidad de aporte que tiene el pozo. Y por el contrario con
una presiéon en cabeza de 200 psi el flujo en la interseccion probablemente es del tipo
neblina pero también corre el riesgo de tener altas caidas de presion por friccion, lo
cual no es conveniente para el aseguramiento de flujo.

Por lo tanto, se sugiere operar con una Pwh entre 500 y 700 psi para las
condiciones actuales del pozo, teniendo en cuenta que se requiere una presion
suficiente en superficie para mantener las condiciones deseables de flujo sénico en el
estrangulador y para disponer de la presidén necesaria para la operacion de los equipos
de superficie (lineas de descarga, separadores, compresores, valvulas, etc.). Ademas,
se debe de considerar que la presion estética va a disminuir con el paso del tiempo
por lo que se necesita dar un seguimiento constante al comportamiento de IPRy TPC.

Comparativa de los modelos para el arrastre de liguidos:

Ventana operacional

Una vez que se determina el rango en que debe operar el pozo se procede a
generar la curva del potencial productivo, la cual se realiza al seleccionar los gastos
maximos que aporta el pozo a diferentes condiciones dadas, en este caso a la Pwh
va de 200 hasta 1000 psi, obteniendo la siguiente gréfica:
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Figura 7.15. Potencial Productivo del pozo de acuerdo a cada Pwh.

Ahora con esta grafica se puede hacer un analisis con los modelos de velocidad
critica. Para esto se exportaron todos los datos del simulador a la hoja de calculo,
dichos datos se presentan en la siguiente tabla:

Tabla 7.1. Datos obtenidos del simulador.

Pwh Pwf p liquido p gas p liquido Hgas Vsl Vsg o o Temperatura Qg
(psi) (psi) (Ib/pie3) (Ib/pied) (cp) (cp) (piels) (piels) (dina/cm) | (Ibf/pie) | factor z (°F) NRe (MMpcd)
200 | 587.24 66.74 05041 | 04332 |001315 | 02157 |105.03 | 7624 | 0.0052 | 0.9841 87.37 1492860 | °%3
300 | 638.65 66.63 07447 | 04346 |001321 | 02076 | 68.47 | 74.60 00051 | 0.9771 87.10 1431107 | 504
400 | 700.26 66.94 09891 | 04366 |0.01327 | 01973 | 49.01 | 72.98 0.0050 | 0.9703 86.76 1353547 | 479
500 | 768.9 66.83 12374 | 04391 |001335 | 01842 | 36.60 | 71.37 0.0049 | 0.9638 86.32 1257548 | 447
600 | 84262 66.87 14808 | 04422 001343 | 01681 | 2754 | 69.78 | 0.0048 | 0.9575 85.78 1132618 | 408
700 | 920.14 66.91 17465 | 04461 |001352 | 01486 | 2094 | 6820 | 0.0047 | 0.9514 85.11 1003212 | 362
800 | 1000.04 | 66.96 20080 | 04509 |0.01361 | 0.1246 | 1528 | 66.65 0.0046 | 0.9455 84.29 g3sgss | 308
900 | 107751 | 67.02 22746 | 04567 | 001371 | 00963 | 1044 | 65.11 0.0045 | 0.9397 83.32 ea1969 | 23
1000 | 121869 | 67.05 25119 | 04573 | 0.01377 | 0.0000 | 0.00 6346 | 0.0043 | 0.9327 83.19 0 0.00

Con los datos anteriores se procedi6 a realizar el calculo con 4 modelos distintos
para la Velocidad Critica (Turner, Coleman, Nosseir y Li).

Cabe destacar que debido a que se va a realizar una comparacion con el
potencial productivo del pozo no se eligié hacer el calculo con el modelo de Guo, ya
gue con este modelo se deben de proponer diferentes gastos e iniciar un proceso
iterativo lo cual entorpeceria la comparacion. De igual manera se omitié el modelo de
Zhou y Yuan, debido a su condicionante (H; < f8), entonces se puede utilizar el modelo
de Turner, ya que la corriente de gas en el pozo aln no cuenta con una concentracion
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de liquido lo suficientemente alta como para ser un factor de control en la Velocidad
Critica del gas. Por lo tanto, de acuerdo a las consideraciones de Zhou y Yuan, en
este caso intervienen las fuerzas de arrastre y gravitacionales propuestas por Turner.

El célculo de las Velocidades Criticas y su conversion a Gasto Critico resultaron
como se indica en la Tabla 7.2:

Tabla 7.2. Resultados obtenidos para cada modelo.

Turner Coleman Li Nosseir
Vc Qc Vc Qc Vc Qc Vc Qc
22.6961 1.2590 18.9134 1.0492 14.8367 0.8230 23.0086 |[1.2763
18.5475 1.5551 15.4563 1.2959 12.1248 1.0166 18.8029 |1.5765
16.0090 1.8033 13.3408 1.5028 10.4653 1.1788 16.2295 |1.8281
14.2141 2.0166 11.8451 1.6805 9.2919 1.3182 14.4099 |2.0443
12.8710 2.2078 10.7258 1.8398 8.4139 1.4433 13.0482 |2.2382
11.8103 2.3815 9.84195 1.9846 7.7205 1.5567 11.9729 |2.4143
10.9424 2.5414 9.11867 2.1179 7.1532 1.6614 11.0930 |2.5764
10.2131 2.6899 8.51093 2.2415 6.6764 1.7584 10.3537 |2.7269
9.64911 2.8455 8.04092 2.3712 6.3077 1.8601 9.7819 2.8847

Analizado los resultados de Velocidad Critica que se obtienen por diferentes
modelos se aprecia que mientras menor sea Pwh se necesita mayor velocidad en el
gas, esto debido a que se aumenta la produccién de liquido y por lo tanto para evitar
el colgamiento del mismo se necesita de velocidades mayores y este comportamiento
sigue el mismo patron al aumentar la presién de cabeza, generando una reduccion en
el gasto de gas y por consiguiente se reduce la produccion de liquido, ocasionando
que ahora la velocidad del gas necesaria para sacar el liquido sea menor.

Para comparar los modelos se graficaron junto con el potencial productivo del
pozo quedando de la siguiente manera:
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Figura 7.16. Ventanas operacionales de los modelos de Velocidad Critica.

En la gréafica anterior se aprecia el potencial productivo del pozo al en cuenta una
TP de 2 7/8” y diferentes Pwh propuestas. También se observa la interacciéon de los 4
modelos utilizados.

En las condiciones actuales del pozo se tiene el problema de bacheo de los
liquidos, lo cual en un corto periodo va a ocasionar la carga de liquidos en el mismo.
El gasto actual del pozo es de 2.347 MMpcd, siendo un gasto insuficiente a fin de
arrastrar los liquidos a través de la tuberia.

Partiendo de lo anterior se analizan los modelos propuestos partiendo del modelo
de Li.

Modelo de Li: Este modelo muestra un gasto critico de 1.75 MMpcd a las
condiciones actuales del pozo, lo que nos lleva a decir que este modelo esta
subestimando el efecto del liquido en el pozo. Cabe recalcar que Li considera que una
gota de liquido tiende a deformarse en la corriente de gas debido al efecto de la
presion y esto hace que el area efectiva sea mayor lo cual provoca que sean mucho
mas faciles de llevar hacia la cabeza del pozo. En este caso en particular el modelo
se queda corto en su prediccién, por lo tanto queda descartado para estas
condiciones.

Modelo de Coleman: El modelo de Coleman toma como base el de Turner,
solo que este propone no hacer el ajuste de 20% para pozos con Pwh menores a 500
psi. En este caso se ven que al igual que Li, se queda corto en cuanto a la prediccion
del gasto critico, ya que a 900 psi en cabeza de pozo Coleman propone un Gasto de
2.24 MMpcd, un gasto que se encuentra por debajo de los 2.347 MMpcd actuales, por
lo tanto si se produce a ese gasto el pozo seguira teniendo flujo tipo bache e incluso
una acumulacion de liquidos mayor que la actual.
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Modelo de Nosseir: Este modelo propone dos ecuaciones para diferentes
regimenes de flujo a partir del Numero de Reynolds, en este caso se tiene que a
condiciones base el modelo de Nosseir propone un Gasto Critico por encima del
actual, siendo 2.72 MMpcd el gasto requerido para poder transportar el liquido a través
de la tuberia. Lo que quiere decir que en efecto el gasto actual del pozo segun el
modelo de Nosseir no es capaz de retirar el liquido de la tuberia y necesita estar por
encima del potencial productivo a dichas condiciones por lo que se sugiere manejar
una presion en cabeza de pozo menor a 900 psi.

Modelo de Turner: Este es el modelo por excelencia para predecir la carga de
liquido en un pozo de gas. El modelo trabaja eficazmente segun sus autores a
presiones de cabeza por encima de 1000 psi pero también es efectivo por debajo de
este parametro. En el caso de estudio los resultados que se obtienen por el modelo
de Turner son similares a los de Nosseir, indicando que incluso manejando el maximo
gasto a condiciones actuales no se logra arrastrar el liquido hasta superficie
provocando que el pozo se encuentre en un estado inestable generando baches de
liquidos y picos de presion. Cabe destacar que Zhou y Yuan, quienes consideran que
la concentracion de liquido es un factor de suma importancia para determinar la
Velocidad Critica, refuerzan el modelo de Turner cuando se cumplen ciertas
condiciones.

Al igual que en el modelo de Nosseir, para satisfacer este modelo se necesita
un gasto mayor al que el pozo puede aportar con una Pwh de 900 psi, por lo que se
sugiere manejar una Pwh de 700 a 500 psi dependiendo de las condiciones de
superficie.
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CONCLUSIONES Y RECOMEDACIONES

8.1 Conclusiones.

Este trabajo present6 el problema principal en pozos de gas: La carga de
liquido, asi como los sintomas y métodos para poder eliminar dicha carga. Sin
embargo la parte medular del trabajo est4 en la aplicacion del Analisis Nodal y los
modelos para determinar la Velocidad Critica del gas, para asi encontrar la condicion
optima en que el pozo debe de fluir, y ademas predecir el comportamiento del mismo.

Las siguientes conclusiones se elaboraron en base al analisis del caso real de
un pozo de gas con problemas de liquidos:

*

El uso de un simulador especializado en combinacién con rutinas en hoja
de célculo, facilita el andlisis de las condiciones productivas del pozo.

La introduccién de los datos medidos del pozo y la validacion de los
mismos, para su uso en un simulador es esencial para obtener resultados
confiables y significativos.

La disminucién de la presion en la cabeza (Pwh), trae consigo beneficios
significativos como aumento de la produccion de gas y aumento de la
velocidad critica del gas. S6lo debe asegurarse que esta Pwh mantenga
los requerimientos de transporte en superficie, una condicion de flujo
sénico en el estrangulador (Pwh=0.5 Pldd) y que no aumenten
significativamente los requerimientos de compresion.

La reduccion del didmetro del aparejo de produccién o la introduccion de
una Sarta de Velocidad, son buenas opciones para incrementar la
velocidad del gas en el pozo, siempre y cuando no se incremente
significativamente la caida de presién por friccidbn. Sin embargo, esta
reduccion del diametro hidraulico debe considerar la disminucion
correspondiente del gasto de gas producido y los costos asociados al
adquirir un nuevo aparejo de produccién o al de colgar una Tuberia
Flexible como Sarta de Velocidad.

La identificacién temprana de la carga de liquidos es fundamental para
poder prevenir la formacion de una columna que genere una carga
hidrostatica hacia la formacidon, con sus consecuentes dafios cronicos y
degenerativos.

El conocimiento tedrico en unién con la experiencia para identificar los
sintomas que presenta un pozo cargado de liquidos, asi como los
conocimientos sobre los modelos de Velocidad Critica y Analisis Nodal
facilita la toma de decisiones para optimizar la produccion.

El analisis de los diferentes modelos es indispensable para determinar
cudl de ellos se ajusta a las condiciones del pozo. En este caso el modelo
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de Turner y Nosseir se ajustan mejor, sin embargo no debe dejar de
hacerse la comparacién para diferentes casos.

* Los modelos son faciles de utilizar ya que no implican ecuaciones de alto
grado, y su complejidad radica en la discrecion para su uso (rangos de
aplicacion o ajustes empiricos).

+ La metodologia que se emplea permite predecir y corregir problemas de
carga de liquidos durante el disefio o la operacion de los pozos de gas.

+ La metodologia utilizada no controla de manera permanente la carga de
liquidos, esto significa que en algun momento se debe de hacer un
analisis tomando en cuenta métodos de eliminacion.

También es importante generar conciencia dentro de la industria energética, en
dar la importancia requerida al Gas Natural, ya que a medida que pasa el tiempo se
convierte en una energia de mayor demanda debido a sus ventajas econémicas y
ambientales sobre el petréleo y el carbon.

8.2 Recomendaciones.

+ Para la simulacién es necesario tomar datos recientes, reales y validados
del pozo en cuestion.

+ Cada pozo tiene condiciones de flujo y caracteristicas del fluido diferentes,
por lo que lo ideal es que no se tomen datos de pozos cercanos al pozo
estudiado solo por pertenecer al mismo yacimiento, ya que esto entorpece
el estudio y puede arrojar datos erroneos.

+ A pesar de que Turner considera el calculo de la Velocidad Critica a
condiciones de cabeza de pozo, es prioritario que la Velocidad Critica se
dé desde el fondo del pozo para evitar carga de liquidos.

*+ Mientras mas datos se tengan del pozo la simulacion es mas cercana a la
realidad, lamentablemente en ocasiones la dificultad para obtener dichos
datos propicia vacios de informacién, lo que provoca problemas a la hora
de simular.

* Es necesario realizar un Andlisis Nodal en el disefio del pozo para asi
predecir el comportamiento del mismo antes de que se presenten los
problemas tipicos o para corregir/optimizar las condiciones prevalecientes
en el pozo.

* Se debe de utilizar la metodologia que se aplica para el pozo después de
cierto periodo de tiempo, debido a que a medida que pasa el tiempo la
presion de yacimiento comienza a declinar, lo cual altera todo el analisis
realizado.

+ Realizar un seguimiento continuo a cada pozo para corroborar que esté
operando a condiciones esperadas.
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Realizar un disefio considerando la carga de liquido, erosién de la tuberia
y métodos de eliminacion de liquidos cuando la presion de yacimiento ha
declinado demasiado, todo esto a fin de abarcar el ciclo de vida del pozo.
Utilizar simuladores en régimen transitorio para el seguimiento de baches
de liquidos en pozos de gas.

Evitar el uso de modelos Black Oil en la simulacién de pozos de gas, ya
que su prediccion en la generacion de condensados no es representativa
de un pozo de gas.

Abundar en el estudio estadistico de los modelos de Velocidad Terminal
en pozos de gas de México, ya que de éstos estudios se pueden obtener
constantes o parametros empiricos de ajuste para que los modelos
reproduzcan las condiciones prevalecientes en los pozos del pais.
Operativamente, debe hacerse conciencia en los beneficios de no sobre-
estrangular los pozos como medida de seguridad adicional para obtener
flujo sonico en el estrangulador. Ya que al disminuir la presion de cabeza
se obtienen beneficios importantes en la aportacion de gas y su
consecuente incremento en la velocidad.
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