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CAPITULO |
EL PROBLEMA

1.1 INTRODUCCION

A pesar de los avances que se han producido en la ingenieria de petroleo, todavia
existen limitaciones en cuanto al comportamiento que presenta la produccion de
yacimientos composicionales.

Para yacimientos de Gas Condensado, el tema es alin mas complejo ya que estos
poseen caracteristicas muy particulares que deben considerarse para poder definir un
esquema de explotacion confiable. Una de las caracteristicas, es la generacion de liquido
producto de la condensacion causada por la expansion del gas. Si el fluido ha alcanzado su
punto de saturacion critica a medida que el gas fluye, como consecuencia de una
disminucién de la presion, por debajo de la presion de rocio se generara un aumento de
liquido en las cercanias del pozo productor, trayendo consigo una serie de consecuencia
tales como disminucion de la permeabilidad relativa al gas, y por tanto una reduccién de la
tasa de produccion o indice de productividad, tanto a nivel de yacimiento como de pozo.

El estudio de estos fendmenos comienzan desde el afio 1901, 45 afios después de
que Henry Darcy desarrollara una correlacion para flujo de agua, de la cual se origina “la
Ley de Darcy” para flujo de fluidos en medios porosos, la cual incluye una constante que
envuelve la linealidad, K, Forchheimer observo la desviacion de la linealidad de la
ecuacion de Darcy, a altas tasas de flujo. Forchheimer entonces propuso una segunda
constante proporcional en adicion a K, que representaria la no linealidad. El llam6 a esta
segunda constantef}, que actualmente es conocida como el pardmetro de inercia o flujo No-
Darciano.

Es en la década de los afios 60 se presentan las primeras referencias al flujo No
Darciano en la industria petrolera especialmente en operaciones de fracturamiento
hidraulico y en los ultimos afios se ha incrementado la atencion en este fendmeno, y la

principal razon es su efecto en la reduccion de la productividad de los pozos.
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El flujo No-Darciano puede reducir la productividad de los pozos entre 5 y 30 %
aun a bajas tasas de flujo y combinado con otros factores, tales como flujo multifasico, los
efectos de reduccion de produccion son aun mayores.

Los efectos de flujo No-Darciano se presentan basicamente en pozos de gas donde
la produccion se puede presentar a altas tasas de flujo, creandose un efecto de inercia por la
friccion entre el fluido fluyendo y el medio poroso.

En yacimientos de gas condensado la productividad de los pozos sufre disminucion
debido a la combinacion del efecto de inercia y el efecto de bloqueo de condensado, creado
cuando la presion cae por debajo de la presion de rocio provocando la condensacion del
liquido disuelto en el gas. Este liquido condensado se acumula en los alrededores del pozo,
donde la caida de presion y las tasas de flujo son mayores. A medida que pasa el tiempo y
la presion alrededor del pozo continda disminuyendo provocando una continua
acumulacién de liquido hasta formar un banco de liquido condensado.

La disminucién de productividad de los pozos de gas condensado es causada por la
disminucién de la permeabilidad efectiva del gas, la cual es afectada o disminuida por la
inercia a altas tasas de flujo y por la saturacion del liquido en incremento.

El liquido condensado en los poros se mantiene inmdvil hasta tanto no se alcance la
saturacion critica al gas, suficiente para darle movilidad. La saturacién de condensado en
las cercanias del pozo puede alcanzar valores de hasta 50 o 60%. A estas condiciones
ambas fases, gas y liquido, pueden fluir hacia los pozos simultdneamente, sin embargo el
liquido en esta zona no fluye totalmente lo que provoca una continua perdida de
productividad.

Este esquema del comportamiento de permeabilidades en pozos de gas condensado
bajo el cual se tuvo la idea conceptual de que solo era afectada por el fendémeno de inercia,
se mantuvo inalterable hasta mediado de la década de los afios 90, cuando estudios
realizados con nucleos por Danesh y Col, corroborado por Henderson en 1996, que la
permeabilidad relativa al gas se incrementa con el incremento de la velocidad de flujo bajo
determinadas condiciones en el area cercana alrededor del pozo, donde el flujo esta

dominado por las fuerzas viscosas y gravitacionales.
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El fenomeno resultado del incremento de la permeabilidad relativa al gas es llamado
“efecto de acoplamiento positivo” el cual actia en competencia con el efecto de inercia
creando un complejo comportamiento de flujo en la zona cercana al pozo.

Henderson en pruebas realizados con nticleos estudid el comportamiento de las
permeabilidades a diferentes valores de velocidad de flujo y tension interfacial, pudiendo
asi comprobar lo propuesto por Danesh, al observar que a bajas tasas de flujo el
comportamiento de la permeabilidad relativa al gas era dominado por el efecto de inercia
hasta un punto en el cual con el incremento de la velocidad el efecto de acoplamiento
positivo dominaba el proceso de flujo, provocando un aumento el las permeabilidades
relativas e incremento en la produccion de condensado.

Esto ocurre como consecuencia de la disminucion de la tencion interfacial a altas
velocidades, creando una misibilizacion entre los dos fluidos, e incremento en la
produccion.

A partir de entonces en los ultimos afos se han realizados muchos trabajos y
publicaciones por los mismos investigadores y otros, con el fin de obtener un mejor
entendimiento del complejo comportamiento de flujo en pozos de gas condensado.

De todos estos procesos deriva el factor mas importante para la ingenieria de
yacimientos de gas condensado el cual es establecer la forma mas 6ptima de medicion de
las permeabilidades relativas de gas y condensado, las cuales poseen un comportamiento
dindmico en las cercanias de los pozos en funcidn de la presion y la velocidad de flujo y asi
evitar medirlas con patrones estaticos como se habia hecho, la cual ha llevado a continuos
errores en la gerencia de estos yacimientos. Hasta nuestros dias se llevan acabo varios

estudios en este sentido.

Whitson propuso una correlacion de permeabilidad relativa al gas como una funcion
entre Krg en funcion de Krg/Kro y numero capilar incluyendo en efecto de inercia.
Henderson propuso por su parte una correlacion de permeabilidades relativas que
interpola entre una curva de la permeabilidad base, medida a bajos valores de numero
capilar y una curva de permeabilidad miscible.
Con este trabajo se busca utilizar las correlaciones propuestas por Henderson para

determinar las tasas de flujos de un pozo de gas condensado, mediante el uso de la ecuacion
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de tasa de flujo propuesta por Fevang y Whitson en 1995, donde modificaron el termino de
pseudopresion de Muskat para pozos de petréleo con empuje de gas en solucion, y asi
poder determinar si esta herramienta puede reproducir el comportamiento de un pozo

afectado por las velocidades de las tasas de flujo.

1.2 OBJETIVOS

1.2.1 Objetivo General

Modificar un modelo numérico que represente las condiciones de flujo de un pozo de

gas condensado en estado saturado, influenciado por las tasas de flujo.

1.2.2 Objetivos Especificos.

Explicar los fendémenos asociados a los efectos no-darcianos

Describir las condiciones de borde asociadas al acoplamiento positivo y efecto de
inercia presentes en pozos de gas condensado.

Reproducir el comportamiento de las tasas de flujo de un pozo de gas condensado a
partir de un modelo matematico.

Comparar las tasas de flujo obtenidas a través del modelo matematico con las tasas de
reales dadas por una prueba de presion.

Estimar los porcentajes de error y condiciones necesarias para la aplicacion del

modelo matematico propuesto.
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1.3 PLANTEAMIENTO DEL PROBLEMA

Anteriormente se tenia la concepcion de que en un pozo de gas condensado, solo se
producia un efecto de dafio dado por el fendémeno de inercia, también llamado turbulencia,
presentandose a altas tasas de flujo, esto sumado a los dafios mecanicos que pueden
presentarse en cualquier pozo de hidrocarburo.

En los ultimos 15 afios se han llevado a cabo pruebas de laboratorio, con diferentes
tipos de nucleo, en los que se simul6 los procesos de flujo de pozos de gas condensado en
condiciones de saturacion, con el fin de observar la variacién de las tasas de flujo en
funcién de la velocidad y la relacion o efectos de la velocidad de flujo y la saturacion de
condensado retrogrado en la variacion de las permeabilidades relativas de gas y del
condensado en las cercanias de los pozos.

En las pruebas se observo que los efectos de los efectos de inercia dados por la
friccion, incrementa de forma proporcional a la velocidad y a su vez generando una
disminucion de la permeabilidad relativa al gas hasta el punto en el cual, en presencia de
una alta saturacion de condensado, se produce el fendmeno denominado acoplamiento
positivo, el cual incrementa la produccién de condensado en los pozos por el llamado
Velocity Stripping.

En 1995 Fevang y C.H. Whitson propusieron un método para determinar las tasas de
flujo en pozos de gas condensado tomando en cuenta las propiedades de roca y fluido en
funcion de presion.

Dado que estos métodos no consideran los efectos de inercia y acoplamiento positivo
en la variacion de las permeabilidades relativas, se reproducira la ecuacion propuesta por
Fevang y Whitson incluyendo el efecto de la velocidad de flujo.

Buscando una solucion a la misma, en la cual se incluya la variaciéon de las
permeabilidades relativas  por efecto de inercia y acoplamiento, empleando las
correlaciones propuestas por G.D. Henderson.

Esto tiene como proposito, obtener una herramienta mediante la cual se pueda estimar

facilmente las tasas de flujo de pozos de gas condensado, afectados por la velocidad.



CAPITULO 11
MARCO TEORICO

Para el entendimiento del tema tratado se requiere del conocimiento de algunos
aspectos tedricos fundamentales y su relacion con los diversos procesos de recuperacion en
yacimientos de gas condensado, asi como los problemas asociados al mismo. En primer
lugar, se debe conocer que un yacimiento es esencialmente un medio poroso que consiste
en un apilamiento desordenado de particulas de roca (arenisca o caliza) que se encuentran
cementadas entre si, donde en la mayoria de los casos se habla de un medio poroso

consolidado.

En la mayoria de los casos el medio poroso contiene ciertos fluidos Gas, Petroleo y

agua, ya que los mismos migran a la vez desde la roca madre hasta la roca almacén.

En ciertos casos el medio poroso contiene solamente gas o petréleo, pero durante los
procesos de produccion se inyecta agua y por tanto se puede considerar que la situacion de
la mezcla de agua y (gas o petroleo) es general. Ahora bien, cuando dos fluidos inmiscibles
coexisten en equilibrio en un medio poroso, se encuentran distribuidos segun las leyes de la
hidrostatica y de la capilaridad. Dicha reparticion depende de la dimension de los poros, del
angulo de contacto, de la tension interfacial, de las saturaciones, de las permeabilidades

relativas, entre otras variables.

En lo siguiente se hace una breve descripcién de algunas definiciones importantes

para la comprension del tema a desarrollar:

2.1. YACIMIENTO
Un yacimiento se define como una unidad geoldgica que puede albergar fluidos
como gas o petroleo, e inclusive ambos, con volumen limitado, presentado como un solo

sistema hidraulico conectado, con estructuras intergranulares o espacios porosos dados por
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diaclasa y fracturas, sellados en sus limites, y estratos permeables dados por arenas,

areniscas, calizas y dolomitas.

Bajo las condiciones iniciales del yacimiento, los fluidos pueden encontrarse bien sea
en estado (monofasico o bifasicos); en estado monofasico el fluido puede encontrarse como
liquido, en este caso el gas se encuentra disuelto en el petréleo, en cambio si se encontrase
en fase gaseosa indica la presencia de fluidos vaporizados recuperables en superficie como

liquidos, denominandose asi como gas condensado.

E BE E

Figura 2.1. Fluidos Contenido en el Yacimiento.
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2.2 CLASIFICACION DE LOS YACIMIENTOS EN BASE A LOS
HIDROCARBUROS QUE CONTIENEN.

(

e (Gas Seco

i

e (Gas Huamedo

Yacimients
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\
(
e Petrdleo Volatil ( Cuasi-criticos)
Yacimiento<
De Petroleo o
e Livianos
L < e Medianos
, ) o e Pesados
e Petrdleos de baja volatilidad

\¢_ Extrapesados

Considerando que este estudio estard basado especificamente en problemas asociados
a Yacimientos de Gas condensado se procederd a describir mas detalladamente sobre el

mismo.

2.3 YACIMIENTO DE GAS CONDENSADO
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Los yacimientos pueden ser clasificados dependiendo del punto inicial de la presion
y temperatura en el yacimiento, con respecto a dos fases, en una region gas- liquido. Los
yacimientos de gas condensados son distinguidos por dos caracteristicas muy importantes,
primero: la fase liquida puede condensar durante el agotamiento de presion
(comportamiento retrogrado), y la segunda que este liquido puede revaporizarce por

presiones debajo de 1000 Ipca.

Entre sus otras caracteristicas encontramos la composicion donde todavia esta
dominada por el metano, la mezcla de hidrocarburos a las condiciones iniciales de presion
y temperatura se encuentra en fase gaseosa o en el punto de rocio, la temperatura del
yacimiento estara entre las temperaturas de rocio y cricondentermica de la mezcla, este tipo
de yacimientos presenta condensacion retrograda isotérmica en un rango medido de (200° -

400° f), su relacion de gas condensado es mayor de 3200 PCN/BN.

En los yacimientos de gas condensados predecir su comportamiento a lo largo del
tiempo ha sido dificil, debido a los frecuentes cambios de fases que ocurren en el
yacimiento, los ya nombrados anteriormente como lo es la condensacion retrograda, y la

revaporizacion dada por presiones debajo de 100 Ipc.

2.3.1 Caracteristicas de un Yacimiento de Gas Condensado

e En la composicion de la mezcla de hidrocarburos predomina el contenido de
metano (C;) mayor del 60%.

e La cantidad de hidrocarburos pesados (C;') es menor al 12,5%.

e Inicialmente la mezcla de hidrocarburos se encuentra en la fase gaseosa o en el
punto de rocio.

e La temperatura del yacimiento se encuentra entre la temperatura critica y la
cricondentermica de la mezcla.

e Frente a temperaturas que oscilan entre los 200 y 400 °F y presiones entre 3000 y
8000 Ipc el pozo experimenta condensacion retrograda isotérmica.

La relacion gas condensado varia entre 5.000 — 100.000 PCN/BN.
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e Este tipo de yacimiento posee Gravedad °API entre 40 y 60°. El Color del
condensado varia entre incoloro — amarillo, tornandose cada vez mas oscuro cuanto

mas rico sea en componentes pesados.

2.3.2 Diagrama de Fase de un Yacimiento de gas Condensado

Un diagrama de fase tipico de gas condensado se sefala en la figura 2.2, en la cual las
condiciones de yacimiento se indican con la linea 1-3. Cuando el yacimiento se encuentra
en el punto 1 una sola fase existe en el mismo. A medida que la presion del yacimiento
declina durante el proceso de explotacion, la condensacion retrograda tiene lugar en el
yacimiento, es decir, el gas retrogrado exhibe punto de rocio. Cuando la presion alcanza el
punto 2 en la curva de punto de rocio, el liquido comienza a formarse. A medida que la
presion del yacimiento disminuye del punto 2 a 3 la cantidad de liquido se incrementa en el
yacimiento, los componentes mas pesados se comienzan a condensar en el yacimiento, ya
que las fuerzas de atraccion entre las moléculas livianas y pesadas disminuyen lo que
provoca su separacion, cuando esto ocurre la atraccion entre las moléculas de los
componentes pesados se hace mas efectiva produciéndose su condensacion.

La méxima cantidad de liquido ocurre en el punto 3. La posterior reduccion de
presion originard que el liquido se revaporice, pero el condensado retrégrado no se
revaporiza totalmente aunque se tengan bajas presiones de agotamiento. Esta mezcla
contendrd mas hidrocarburos livianos y poco de hidrocarburos mas pesados que el petréleo
volatil. A medida que el yacimiento es producido, la relacion gas-petroleo de produccion
tiende a aumentar debido a la pérdida de algunos componentes pesados liquidos formados
en el yacimiento. En su camino hacia el tanque de almacenamiento, el gas condensado sufre
una fuerte reduccion de presion y temperatura y penetra rapidamente en la region de dos

fases para llegar a la superficie con las caracteristicas anteriormente descritas.
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Figura 2.2 Diagrama de fase de un Yacimiento de Gas Condensado

2.3.3 Clasificacion de los yacimientos de Gas Condensado de acuerdo a su

comportamiento fisico.

2.3.3.1 Subsaturados

Son aquellos yacimientos cuya presion inicial es mayor que la presion de rocio. La
mezcla se encuentra inicialmente en fase gaseosa con deficiencia de liquido en solucion,
durante el agotamiento de presion, la composicion del gas condensado permanece constante
hasta alcanzar la presion de saturacion o (rocio), de igual forma la relaciéon de gas

condensado en superficie.

2.3.3.2 Saturados
Para este caso la presion inicial de yacimiento es igual a la presion de rocio (pi=pr).
La mezcla se encuentra inicialmente en fase gaseosa con una pequefia cantidad

infinitesimal de liquido, hasta un punto de presion minimo por debajo de la presion de rocio
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comenzara la formacion de liquido el cual es denominado condensado retrogrado. En
ningun caso se debe tener una Pi<Proc ya que esto nos indicaria que la prueba PVT no es

representativa de la zona de gas condensado.

2.3.3.3 Yacimiento de gas condensado con condensacion retrograda en el
yacimiento

Estos yacimientos se caracterizan por la formacion de condensado retrogrado en el
yacimiento al caer la presion por debajo de la presion de rocio retrogrado. Debido a que los
primeros componentes que condensan son los menos volatiles (mas pesados), el
rendimiento de liquido de la mezcla de hidrocarburos producida disminuye con tiempo (a

medida que la presion del yacimiento cae por debajo de la presion de rocio).

2.3.3.4 Yacimiento de gas condensado sin condensacion retrograda en el yacimiento
La presion de estos yacimiento se mantiene igual o superior a la presion de rocio
retrograda, no ocurre condensacion retrograda en el yacimiento. La composicion de la
mezcla de hidrocarburos producida no varia y el rendimiento de liquido en superficie
permanece aproximadamente constante, presentando un comportamiento muy similar al de

yacimiento de gas huimedo.

2.4. PROBLEMAS ASOCIADOS A LA EXPLOTACION DE GAS
CONDENSADO:

Dadas las caracteristicas especiales de los yacimientos de gas condensados en
comparacion con los de petrdleo negro, estos yacimientos presentan ciertos problemas

adicionales al proceso de explotacion.
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2.4.1 Acumulacién de liquidos en los pozos

La presencia de liquidos en los pozos de gas afecta negativamente las caracteristicas
de flujo de estos pozos. La presencia de estos liquidos proviene de la condensacion de
hidrocarburos (condensado) o de agua producida en conjunto con el gas, en ambos casos, la
fase liquida de alta densidad debe ser transportada a superficie por el gas. Si el gas no
suministra la suficiente energia de transporte para levantar los liquidos estos se acumulan
en el fondo del pozo produciendo una contrapresion adicional sobre la formacion lo cual
afecta negativamente la capacidad productiva de los mismos, lo cual en pozos de baja

presion de fondo los liquidos pueden matar al pozo.

Inicialmente los pozos tienen presion y tasas de flujo elevadas que impiden la
acumulacion de estos liquidos en el fondo, pero la medida que la presion de fondo
disminuye aumenta la produccion de liquido, lo cual hace necesario ayudarlo de manera

artificial.

2.4.2 Acumulacion de liquidos en la formacion

Unas de las caracteristicas basicas de los yacimientos de gas condensado es la
formaciéon de condensado retrogrado, cuando la presion de la mezcla de hidrocarburo cae
por debajo de la presion de rocio durante el agotamiento isotérmico de presidon presente en

el yacimiento inicialmente.

Las acumulaciones de condensado pueden ocurrir en:

2.4.2.1 En la zona cercana al pozo de produccion
Cuando la presion de fondo fluyente es menor que la presion de rocio y la presion

promedio del yacimiento es mayor o igual a la presion de rocio.

Como se puede resaltar la experiencia de campo ha demostrado que ocurre perdida de
productividad en los pozos cuando se tiene una Pwf<Proc debido a la condensacion

retrograda en la cara de la arena y fondo del pozo.
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Un banco o anillo de condensado retrogrado crece alrededor de un pozo de gas
condensado cuando la presion de fondo fluyente cae por debajo de la presion de rocio, el
crecimiento de este banco o anillo de condensado es debido a la declinacion de la presion
generando asi una disminucién de la productividad del pozo y por ende una perdida de
componentes pesado en la superficie. Este comportamiento es particularmente rapido en
yacimientos de gas condensados ricos, donde poseen un cercano punto de rocio y baja
permeabilidad. La reduccion de la productividad es severa cuando el factor de
transmisibilidad (K*H <1000md-pie), y es leve cuando el mismo factor (K*H>1000md-

pie), como también el anillo de condensado reduce la permeabilidad relativa al gas (Krg).

2.5 DESARROLLO DE UN ANILLO DE CONDENSADO
Este se desarrolla por efecto de la disminucion de presion de fondo fluyente por
debajo de la presion de rocio, formandose alrededor del pozo un anillo de condensado que

bloquea parcialmente el flujo de gas hacia el mismo.
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2.6 DESCRIPCION DE LAS REGIONES QUE SE FORMAN ALREDEDOR DE UN
POZO DE GAS CONDENSADO CUANDO PWF <PR
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Diversos autores como (FEVANG, WHITSON, HINCHAM Y BARREE), han

dividido la zona cercana al pozo en tres regiones parar estudiar el fenomeno.

Region 1: Esta es la region alejada del pozo (dentro del yacimiento) donde solo
ocurre flujo de gas condensado bajo condiciones de (Pyi>Proc, Sc=0 y Sg+Swi=1. Esta
region serd siempre y solamente existe en yacimientos de gas condensados, frecuentemente
en estado subsaturado, el flujo de gas en una sola fase es usado para cuantificar la
contribucion de la region (1) a la productividad del pozo, la composicion es constante e

igual a la del gas original en el yacimiento.

Region 2: Esta region se define como el origen de la acumulaciéon neta de
condensado, donde efectivamente solo fluye gas a causa de que la movilidad del liquido es
cero, (o muy pequefia). En esta zona intermedia empieza a ocurrir condensacion
retrograda dado por una (P<Proc). La acumulacién de condensado retrogrado genera un
aumento de la saturacion de condensado sin alcanzar la saturacion critica (Sc<Scc), la

saturacion de condensado alcanzada es igual a la obtenida en una prueba de laboratorio.

Region 3: Esta es la zona interior cercana al pozo donde fluyen ambas fases (gas y
condensado) simultdneamente a diferentes tasas y saturaciones, (Sc>Scc y Sc -
+Sg+Swi=1), en esta region la Sc se estabiliza y el condensado retrogrado que se forma al
fluir el gas condensado retrogrado por la zona cercana al pozo a (P<Pwf) empuja el
volumen de condensado igual al formado, el cual al mezclarse en el pozo con el gas
condensado producido genera una composicion igual a la del gas condensado original en

sitio. Sin embargo la permeabilidad relativa del gas es menor que la original debido a que la

Sc>0.
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Figura 2.4 Ilustracién de las regiones que se forman en el Yacimiento.

2.7 PRESIONES PRESENTES EN EL YACIMIENTO.

2.7.1 Presion de Yacimiento
Es la presion inicial que ejercen los fluidos sobre el medio poroso, en un yacimiento

el cual no se encuentra produciendo.

2.7.2 Presion Estatica
Es aquella presion la cual se encuentra en equilibrio (estabilizada) entre la cara de la
arena en un pozo cerrado y el yacimiento, traduciendo esto en la presion que genera la

energia necesaria para producir la migracion del fluido al pozo.
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2.7.3 Presion Promedio

Esta presion es definida como la presion que deberia alcanzarse si los pozos
estuviesen cerrados por un tiempo indefinido, la cual es utilizada para caracterizar el
comportamiento del yacimiento y predecir su comportamiento futuro, ya que la misma es
un parametro fundamental para entender la conducta de los mismos en la aplicacion de
algunos de los tipos de recobros primarios, secundarios, y proyectos de mantenimientos de

presion.

2.7.4 Presion de Fondo Fluyente

Es la presion que proporciona la energia necesaria para levantar la columna de fluido
del fondo del pozo hacia la superficie, cuya presion es calculada en el fondo del pozo
cuando el mismo se encuentra en produccion, la cual debe ser menor a la presion de

yacimiento para asi crear el diferencial de presion entre el pozo y el yacimiento.

2.7.5 Presion de Burbuja
Es la presion en la cual se encuentran en estado de equilibrio el petréleo y gas,
donde el petroleo practicamente ocupa todo el sistema, excepto en una cantidad

infinitesimal de gas.

2.7.6 Presion de Rocio
Es la presion en la cual se encuentran en estado de equilibrio el petroleo y el gas,
donde el gas practicamente ocupa todo el sistema, excepto por una cantidad infinitesimal de

petrdleo (liquido).

2.7.8 Presion de Cabezal
Es la presion en la superficie medida mediante un manoémetro. Entre esta presion y la
de fondo fluyente debe existir un diferencial que permita el ascenso del fluido hasta la

superficie.
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2.7.9 Presion Capilar

Es la diferencia de presion a través de las interfaces, o también como las fuerzas
retentivas, que impiden el vaciamiento total del yacimiento. Las fuerzas capilares presentes
en el yacimiento se originan por la accion molecular de dos o mas fluidos inmiscibles (Gas,
Petréleo y Agua) que coexisten en dicho medio, los datos de presion capilar proveen de
informacion muy util sobre el radio de gargantas de poro efectiva, permeabilidad y al ser
convertido a condiciones de superficie, también proveen un estimado de la elevacion de la
columna de hidrocarburos necesaria para producir una saturacion de agua determinada en

un tipo de roca.

2.8 PROPIEDADES DEL GAS CONDENSADO.

2.8.1 Factor Volumétrico del Gas “Bgc”
Es un factor que representa el volumen de gas libre, a presion y temperatura del

yacimiento por unidad volumétrica de gas libre a condiciones normales.

2.8.2 Viscosidad del Gas “ug”

La viscosidad de un fluido es una medida de la resistencia interna que ofrecen sus
moléculas a fluir. En general, la viscosidad de un gas es mucho menor que la de un liquido,
ya que las distancias intermoleculares de un gas son mayores que las de un liquido. Todos
los gases o condensados tienen comportamiento reoldgico Newtoniano y se rigen por la ley

de la viscosidad de Newton.

2.8.2.1 Factores que afectan la Viscosidad de un Gas

A bajas presiones (<1000 — 1500), a medida que aumenta la temperatura aumenta la
viscosidad de un gas debido al incremento de la energia cinética de las moléculas que

producen gran numero de choques intermoleculares.



33

A elevadas presiones (>1000 — 1500), a medida que aumenta la temperatura
disminuye la viscosidad de un gas debido a la expansién térmica de las moléculas. A
elevadas presiones las distancias intermoleculares de los gases son pequefias y un gas
tiende a comportarse como un liquido.

A cualquier temperatura, la viscosidad de un gas aumenta con el incremento de
presion debido a la disminucion de las distancias intermoleculares.

A medida que un gas es mas pesado, sus moléculas serdn mas grandes por tanto su

viscosidad sera mayor.

2.8.3 Densidad del gas condensado “pgyc”

En un determinado volumen las moléculas de gas ocupan cierto espacio. Si aumenta
el volumen la cantidad de moléculas (al tener mayor espacio) se distribuiran de manera que
encontremos menor cantidad en el mismo volumen anterior. Podemos medir la cantidad de
materia, ese nimero de moléculas, mediante una magnitud denominada masa. La cantidad
de moléculas, la masa, no varia al aumentar o disminuir (como en este caso) el volumen, lo
que cambia es la relacion masa — volumen. Esa relacion se denomina densidad. La densidad
es inversamente proporcional al volumen (al aumentar al doble el volumen, manteniendo
constante la masa, la densidad disminuye a la mitad) pero directamente proporcional a la

masa (si aumentamos al doble la masa, en un mismo volumen, aumenta al doble la

densidad).

Py = — Ec.2.1

2.9 PROBLEMAS ASOCIADOS A LA FORMACION.

2.9.1 Dafio de Formacion
Se define como una caida de presion debido a cualquier restriccion al flujo en el

medio poroso causado por la reduccion de la permeabilidad en la vecindad del pozo.
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El dafio puede ser clasificado de acuerdo a su origen en:

2.9.1.1 Danios de Eflujo

Son causados por el desplazamiento de fluidos desde el hoyo hacia la formacion.
Estos dafios son considerados como las restricciones, ya que pueden ejercer control sobre
ellos, por ser productos de acciones implementadas durante la perforacion, completacion o
reacondicionamiento del pozo, los dafios mas comunes son:

» Taponamiento.

Arcilla Hidratada.
Cambio de Humectabilidad.
Derrumbes.
Formacion de Emulsiones.

Bloque por agua.

vV V V V¥V V V

Estimulacion.

2.9.1.2 Danios de Influjos
Son causados por el movimiento de fluidos desde la formacion hacia el hoyo. En
estos caso es casi imposible ejercer control sobre estos dafios y es muy probable que al
tratar de controlar algunos de ellos se ocasiones alguna reduccién en la tasa d produccion.
Los dafios mas comunes son los siguientes:
» Migracion de Finos.
» Precipitacion de asfaltenos y parafinas.

» Cambios de permeabilidades relativas.

2.9.1.3 Pseudo-Dario.
Se denomina pseudo-dafio a la restriccion de flujo sin reducir el diametro de los poros
o la permeabilidad. En el pseudo-daio, la terminacién y la técnica de operacidon estan

relacionadas con el yacimiento, los objetivos de la produccion y las condiciones geoldgicas.
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2.9.2 Porosidad “@”

Propiedad de una roca o suelo para alojar fluidos, expresada cuantitativa y
porcentualmente mediante la relacion de volumen de sus intersticios. No obstante la
presencia de la deseada porosidad y permeabilidad efectiva en una roca, en ella no existe
relacion matematica definida en sus caracteristicas. En términos porcentuales, la porosidad
maxima de una roca de granos esféricos perfectos es 47,64%. En la practica, la porosidad

de los yacimientos petroliferos acusa volumétricamente entre 10 y 25%.

2.9.3 Permeabilidad

Es la capacidad de un material para permitir que un fluido lo atraviese sin alterar su
estructura interna. Se dice que un material es permeable si deja pasar a través de ¢l una
cantidad apreciable de fluido en un tiempo dado, e impermeable si la cantidad de fluido es

despreciable. Estas se clasifican en:

2.9.3.1 Permeabilidad Absoluta “k”
Es la permeabilidad de la roca cuando a través de ella solo fluye una fase que la

satura 100%.

2.9.3.2 Permeabilidad Efectiva “Kg”

Es aquella que corresponde a una determinada fase cuando fluyen en el medio poroso
dos o mas fases. Es una funcion de la saturacion del fluido en consideracion y su valor es
menor que la permeabilidad absoluta.

Varios investigadores han demostrado que la permeabilidad efectiva al gas
condensado en la zona cercana al pozo no es solo funcion de la saturacion si no también de
la velocidad del gas, efecto que ha sido cuantificado a través del numero capilar (Nc) y de
la resistencia inercial (), el condensado retrogrado se caracteriza por baja tension
interfacial asi que el flujo de gas condensado en presencia de una fase liquida, no se puede
modelar con curvas de permeabilidades relativas conocidas correspondientes a alta tension

interfacial.
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Los investigadores Whitson y fevang afirman que multiples fenomenos de imbibicion
y drenaje ocurren durante el proceso de agotamientos de presion de un yacimiento de gas
condensado. El flujo de gas condensado en la region 3 se caracteriza por aumentos y
disminuciones de la Sc a través de ciclos de imbibiciéon y drenaje lo cual genera el
fenomeno de histéresis. En la region 2 solo ocurre el proceso de imbibicion durante la
formacion del condensado retrogrado.

Los investigadores Raghavan y Jones concluyeron que el comportamiento de
produccion de un yacimiento de gas condensado durante el agotamiento de presion es
afectado por el proceso de drenaje solo sobre un pequefio volumen del yacimiento (cerca
del pozo) y el tiempo durante el cual esto ocurre es relativamente corto, el flujo es

gobernado por el proceso de imbibicion en casi toda la vida de produccion.

2.9.3.3 Permeabilidad Relativa

Este es un concepto usado para relacionar la permeabilidad absoluta (100% saturado
de fluido) de un sistema poroso con la permeabilidad efectiva de una fase de un fluido en
particular en el sistema cuando ese fluido solo ocupa una fraccion del volumen poroso total.
Es una de las variables fundamentales en la simulacion de yacimientos se utiliza para
predecir la tasa de produccidon de un yacimiento.

La permeabilidad relativa ha sido relacionada convencionalmente con la saturacion
en vista de que se ha observado que la permeabilidad efectiva decrece con la disminucién
en la saturacion de las fases. En sistemas de dos fases esta relacion es expresada como

funciones de saturaciones.

2.9.4 Histeresis

Cuando la interfase fluido-fluido esta avanzando o retrocediendo sobre una superficie
se produce el fenomeno de histéresis y es un termino aplicado a la diferencia en las
propiedades multifasicas de las rocas que dependen de la direccion de cambio de
saturacion.

El efecto de la historia de la saturacion (histéresis) afecta la curva de permeabilidad

relativa. Si el medio poroso es inicialmente saturado con la fase mojante y se obtienen datos
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de la permeabilidad relativa disminuyendo la saturacion de la fase mojante por
desplazamiento de la fase no mojante, el proceso es clasificado como drenaje o
desaturacion (ejemplo, desplazamiento de agua por petrdleo y de petroleo por gas). Si los
datos de la permeabilidad relativa son obtenido aumentando la saturaciéon de la fase
mojante el proceso se llama imbibicion o restauracion, (ejemplo, de petrdleo por agua o gas
por petroleo). Cuando ocurren estos dos procesos, se produce el fendmeno de la histéresis

sobre la curva de permeabilidades relativas.

2.9.5 Saturacion de los Fluidos

Se denomina saturacion a la fraccion al espacio poroso ocupado por determinado
fluido. Mientras mayor sea la saturacion de la roca mojada por un fluido en particular,
mayor sera la eficiencia de recobro de ese fluido, la misma se denota como S; donde la i se

sustituye por g cuando el fluido es gas; o cuando es petroleo y por W cuando es agua.

2.9.5.1 Saturacion Critica de condensado
Datos obtenido de flujo bifasicos a través de muestras de areniscas fueron usados para

desarrollar valores de saturacion critica de condensado.

2.10 FENOMENOS ASOCIADOS AL FLUJO NO-DARCIANO.

El flujo No-Darciano se presenta en los pozos como consecuencia del flujo cadtico a
altas velocidades, este se presenta en pozos de gas y en pozos con flujo multifasico gas-
liquido. A altas tasas de flujo se produce un efecto de friccion entre el gas que fluye y el
medio poroso, creando un efecto de inercia en sentido contrario al flujo que actia
disminuyendo la permeabilidad relativa del gas y la consecuente disminucion de
productividad del pozo. Este fendmeno fue estudiado primeramente por Forchheimer al
observar la desviacion en la Ley de Darcy a altas velocidades.

En pozos de gas condensado se produce otro fendmeno como funcion de las altas
velocidades flujo, el fendémeno llamado efecto de acoplamiento positivo, se presenta en

presencia de altas saturaciones de condensado en los alrededores del pozo donde las
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velocidades de flujo son mayores. El acoplamiento positivo actua en competencia al efecto
de inercia, provocando un incremento en la permeabilidad relativa del gas y la produccion
de gas y condensado, ya que a altas velocidades se produce una disminucion en la tension
interfacial entre el condensado y el gas creando una miscibilidad entre los dos fluidos,
permitiendo que ambos fluyan hacia los pozos.

En todo este proceso la inercia depende del niimero de Reynolds el cual es
proporcional a la densidad del gas, la velocidad de flujo, la permeabilidad y el factor de
friccion e inversamente proporcional a la viscosidad, mientras que el fenomeno de
acoplamiento positivo es funcién de la relacion entre las fuerzas viscosas y las capilares. El

dominio de un efecto sobre otro depende de la variacion de estas variables mencionadas.

A continuacion describimos estos efectos:

2.10.1 Despojamiento Capilar (Velocity Stripping)

Este fenomeno fue observado experimentalmente esta asociado a incrementos de la
Permeabilidad Relativa al Gas y a la Tasa de produccion inducidas por las altas velocidades
en las zonas cercanas al pozo y la baja tension interfacial gas-condensado (¢ = 0-05
dinas/cm), que incrementan el numero capilar desde valores que van de 10e-6 a 10e-3 y

disminuyen la saturacion de condensado.

2.10.2 Resistencia Inercial

Cuando ocurre flujo turbulento de gas en las cercanias de pozo debido a las altas
velocidades del mismo, se genera una resistencia inercial adicional debido a la aceleracion
de las moléculas de gas a través del medio poroso, esto a su vez produce una caida de
presion adicional y reduccion de la tasa del flujo de gas. En este caso no se cumple a ley de
Darcy de flujo laminar y es necesario usar la ecuacion de Forchheimer la cual se puede

escribir en la forma siguiente para flujo de gas en presencia de condensado retrogrado.
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Dp _ u*v 2
PP _ KTV g pwy Ec.2.2
or - Kk PP

2.10.3 Efecto Capilar

Es el efecto de las fuerzas capilares sobre la distribucion de saturaciones en el
extremo de salida de un medio poroso cuando existe un flujo multifasico. Debido a este
efecto, se concentra excesiva cantidad de fluido humectante en el extremo de salida y

reduce la permeabilidad al fluido no humectante.

2.10.4 Numero Capilar “Nc”
Es la relacion entra las fuerzas viscosas de drenaje y las fuerzas capilares, dada por la
siguiente expresion:
o*L o

Nc Ec. 2.3

2.10.5Tension Interfacial
Es la fuerza por unidad de longitud que existe en la interface entre dos fluidos
inmiscibles. La tension interfacial actia para mantener el area interfacial a un minimo.

Comunmente es medida en dinas o milidinas por centimetro.

2.10. 6 Numero de Reynolds “Re”
Es nimero adimensional que se utiliza en la mecéanica de fluidos para estudiar el

movimiento de un fluido en el interior de una tuberia, o alrededor de un obstaculo solido.

2.11 REGIMENES DE FLUJO EN EL YACIMIENTO

2.11.1 Regimenes de Flujo de acuerdo a la Geometria del Yacimiento
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Aunque las trayectorias reales de las lineas de flujo dentro de un medio poroso son
irregulares, las trayectorias generales o promedio pueden ser representadas a través de

lineas rectas o curvas con tendencia definida.

2.11.1.1 Régimen de Flujo Radial

Ocurre cuando el fluido avanza radialmente hacia el pozo y las lineas de flujo son
rectas, tanto areal como verticalmente. Esta geo metria de flujo se presenta como una linea
recta en un grafico de presion contra logaritmo del tiempo (P vs. Log(t)) o como una recta

de pendiente cero en un grafico que muestra la derivada de presion contra el tiempo.

Verticalment

Figura 2.6 Geometria de Flujo Radial (Régimen de Flujo Radial).

2.11.1.2 Régimen de Flujo Lineal

En esta geometria, las lineas de flujo son paralelas tanto areal como verticalmente y la
seccion transversal expuesta al flujo es constante. Este régimen de flujo es asociado
generalmente a pozos o yacimientos fracturados o a configuraciones de limites del tipo no-
flujo, como fallas paralelas o en forma de U. Este régimen de flujo se reconoce como una
linea recta de pendiente 2 en un grafico Log(P) vs. Log(t) y se presenta a tiempos

tempranos en pozos con fracturas de conductividad infinita, cuando el flujo es uniforme.
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Figura 2.7 Flujo Lineal: (A) Lineal temprano en fracturas de conductividad infinita.

(B) Lineal tardio en yacimientos limitados por fallas paralelas.

2.11.1.3 Régimen de Flujo Bilineal

Este régimen de flujo se desarrolla normalmente en fracturas de conductividad finita,
cuando el fluido fluye linealmente dentro de la fractura. Se presenta como una pendiente de

Ya en una grafica Log-Log de los puntos de presion.

Figura 2.8 Flujo Bilineal en Yacimientos Fracturados.

2.11.1.4 Régimen de Flujo Eliptico



42

En un pozo fracturado, el flujo eliptico se presenta como una transicién entre el

régimen de flujo lineal y el régimen de flujo radial tardio.

2.11.1.5 Régimen de Flujo Esfeérico

En este régimen, las lineas de flujo son rectas en zonas alejadas del pozo y en las
cercanias del mismo convergen en tres dimensiones hacia un centro comiin. Se presenta
generalmente en los extremos de las perforaciones hechas a un revestidor o en situaciones
donde existe entrada limitada del fluido hacia el pozo, es decir, completacion o penetracion

parcial.

/

- = B

Figura 2.9 Flujo Esférico (A) en un pozo completado parcialmente; (B) al extremo

de una perforacion.

2.11.2 Regimenes de Flujo De Acuerdo al Estado del Yacimiento

Se refiere a la tasa con que el flujo se aproxima a una condicioén de estado continuo

. .y . 1
después de una perturbacion, entre ellos se tienen™:
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2.11.2.1 Régimen de Flujo Continuo (Transitorio)

El régimen de flujo continuo se refiere a la condicion de flujo en un sistema, donde la
presion, velocidad y densidad de las fases son constantes con tiempo en cada seccion
transversal a la direccion de flujo. Por lo tanto, en cada seccién considerada, el cambio de
presion, velocidad y densidad de las fases con tiempo es cero. Las propiedades pueden
cambiar de seccion a seccion, pero son constantes en cada una. Este tipo de régimen se
manifiesta en yacimientos con flujo de accion infinitay el diferencial de presion se mide

por la presion inicial del yacimiento menos la presion de fondo fluyente.

2.11.2.2 Régimen de Flujo Semicontinuo (Estado Estable)

La definicion del régimen de flujo semicontinuo implica condiciones de declinacion
de presion en forma constante y uniforme. Estas se manifiestan en yacimientos limitados en
flujos a través del limite exterior una vez que las condiciones de flujo transitorio han cesado
y el diferencial de presion se mide por la presion constante desarrollada fuera del limite del
yacimiento menos la presion de fondo fluyente. Esto ocurre para tiempos grandes cuando la
perturbacion de presion se ha movido en el area de drenaje y ha alcanzado los limites del

yacimiento.

2.11.2.3 Regimen de Flujo Variable (Estado Semiestable)

Es lo contrario del régimen de flujo continuo, es decir, en una seccion transversal a la
direccion de flujo cualesquiera, la presion, velocidad y densidad de las fases cambia con el
tiempo. Este tipo de régimen se manifiesta en yacimientos finitos sin flujo en el limite
exterior y el diferencial de presion se mide por la presion promedio del yacimiento menos

la presion de fondo fluyente.
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2.12 PRUEBAS DE PRESION

Con el objeto primordial de definir las propiedades y capacidades de produccion de
los yacimientos a diferentes condiciones, los pozos de hidrocarburos son sometidos a
distintas clases de pruebas. Las pruebas de presion se pueden definir como técnicas de
evaluacion de formaciones que consisten en medir las respuestas de la formacion a un
cambio de las condiciones de produccion y/o inyeccion en funcion del tiempo,
dependiendo de las caracteristicas propias. La medicion se realiza a través de un equipo
especial, el cual posee un sensor que es colocado lo mas cercano posible a la cara de la

arena, para medir la variacion con el tiempo.

2.12.1 Usos y Aplicaciones de las Pruebas de Presion

A partir de una prueba de presion se obtiene informacidn substancial, la cual sirve
como fundamento para clarificar y definir las prerrogativas que se tomaran durante la vida
productiva del pozo y del yacimiento. Entre los parametros que se obtienen a partir de una

adecuada prueba de presion, se tiene:

Presion Promedio del Yacimiento.

Transmisibilidad de la formacion.

Factor de dafio total en la formacion.

Evaluacion de estimulaciones por fracturamiento hidraulico.
Area de drenaje, volumen poroso.

Modelo geométrico del 4rea de drenaje.

Presencia de flujos No-Darcianos.

2.12.2 Tipos de Pruebas de Presion
Existen diferentes pruebas de presion, cuya aplicacion depende de las condiciones del
pozo y de los objetivos perseguidos por la misma. A continuacion se definen algunos tipos

de pruebas de presion.
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2.12.2.1 Prueba Multitasa

La prueba multitasa consiste en poner a producir a diferentes tasa un pozo,
inicialmente comienza la prueba con un flujo de limpieza, seguidamente se realiza un
primer cierre procurando alcanzar la estabilizacion del flujo, posteriormente se realizan
varios flujos precedidos de periodos de cierre que alcanzan la presion de estabilizacion.
Otra forma de realizar la prueba multitasa es produciendo con diferentes reductores sin
ocasionar los periodos de cierre ante mencionados, con excepcion del primer cierre, este
tipo de prueba también es conocida como la prueba flujo tras flujo. Los periodos de flujo se
realizan con diferentes reductores que provocan cambio de la tasa, estos cambios pueden
ser de mayor a menor tasa o viceversa. El objetivo de esta prueba es poder determinar la

permeabilidad, el efecto de dafio, la presion de yacimiento y la capacidad de flujo del pozo.

2.12.2.2 Restauracion de Presion

Esta prueba consiste en poner inicialmente al pozo a producir a una tasa constante
durante un cierto tiempo con la finalidad de provocar la limpieza del pozo, luego el pozo es
cerrado para permitir la restauracion de presion y se procede a tomar medidas de la presion
de fondo en funcidon del tiempo. Con estos datos se pueden obtener estimados de las
siguientes propiedades: trasmisibilidad del yacimiento, permeabilidad, eficiencia de flujo,
dafio o estimulacion, efecto de almacenamiento del pozo, volumen de drenaje y area de
drenaje. Asi como también permite de alguna manera precisar la extension del limite,

existencia de fractura y la presion promedio del yacimiento.

2.12.2.3 Prueba de Declinacion de Presion

La intencion de la prueba de declinacion es determinar las siguientes caracteristicas
del pozo y el yacimiento: Permeabilidad efectiva, capacidad de la formacion,
trasmisibilidad del yacimiento, eficiencia de flujo, volumen de drenaje y area de drenaje,
dafio o estimulacion, efecto de almacenamiento del pozo y geometria del yacimiento,
inicialmente el pozo esta cerrado y la presion es igualada en todo el yacimiento después de
un cierto tiempo el pozo se pone a produccion a una tasa de flujo constante y se miden las

presiones en el pozo.
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2.13 EFECTO DE BORDE

En un medio poroso donde fluyen dos o més fluidos inmiscibles existe una
discontinuidad en las fuerzas capilares presentes en el medio que retienen a la fase mojante
a lo largo del medio poroso. Este fendmeno recibe el nombre de efecto de borde, el hecho
de que exista un gradiente de saturacion en el sistema, hace que la permeabilidad relativa
también varie a lo largo del mismo, la metodologia mas sencilla para evitar el efecto de
borde consiste en tomar las mediciones suficientemente lejos de la salida para asegurar que

el gradiente de saturacion en esa area sea insignificante.

Otra forma de evitar el efecto de borde es mantener una distribucion de la saturacion
uniforme a lo largo del medio poroso controlando la presién capilar en la entrada y la salida

del mismo.
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3.1 Esquema para el desarrollo del proyecto.

3.1.1 REVISION BIBLIOGRAFICA

Para realizar un trabajo de investigacion se tiene que partir de una metodologia, en la
cual se sigue una secuencia de pasos para obtener resultados satisfactorios. La primera fase
de este estudio comenzo con una revision bibliografica, la cual es indispensable para llevar
a cabo este estudio, para ello fue necesario recopilar la maxima informacidon que sirviera
para la comprension y entendimiento del tema planteado. Para lograr esto fue necesaria la
revision de literaturas, informes técnicos, papers, tesis de grado, paginas en Internet,

entrevistas personales, etc.

La fase inicial para el desarrollo del trabajo de investigacion, fue la bisqueda de la
informacion referente a los fendmenos que ocurren en yacimientos de gas condensado tales
como la formacion del banco de condensado y los problemas que se presentan alrededor del
pozo y su influencia bajo las condiciones de condensacion retrograda, asi como también
estudiar los efectos de la velocidad y nimero capilar que afectan la productividad de los

pozos en un yacimiento de gas condensado.

3.1.2 RECOPILACION DE INFORMACION

Mediante una prueba flujo tras flujo se obtuvo la informacién de presiones de fondo
fluyente, tasa de produccion de gas condensado y condensado, presion de yacimiento,

temperatura de yacimiento, dafio de formacion, coeficiente de flujo no darciano.

Adicionalmente fue suministrada informacion necesaria para el desarrollo del trabajo,
tales como: permeabilidad absoluta, porosidad, espesor de arena, radio del pozo, gravedad
API, cromatografia, saturacion de agua, factor de compresibilidad y viscosidad a condicion

de yacimiento, asi como densidad y viscosidad a condicion de fondo.
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h, pies 100
rw,
) 0,35
pies
u, cPs 0,0338
M 40
K, mD 50
R 10,73
Tsc,
520
°R
Psc,
14,7
Ipc
Swi,
0,2
fract
¢, fract 0,12
Tabla 3.1 Propiedades del Pozo y la Formacion.
Tyac, °R 750
Pyac,lpc 7200
Z @ Py 1,35
Tabla 3.2 Condiciones del Yacimiento.
Pwf
%CT+ (Ipca)
20 6822
19 6752
21 6591
20 6445
25 6361
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6351

26

6259

Tabla 3.3 Cromatografia de la prueba
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Red Pcab| Tasa de Tasa de Cond o RGP
(in) (Ipc) MMGPa:ND BND (PCNIBN)
5/16 4450 5,4 747 38 7234
3/8 4300 7,2 1016 37,5 7044
1/2 4150 11,3 1664 37,7 6814
5/8 3350 17,4 2217 39,5 7848
11/16 2900 19,1 2524 36,5 7575
3/4 2900 20,4 2490 38,7 8177

1 2100 241 2890 36,6 8339

Tabla 3.4 Factor de Daio de la Formacion y Factor de Flujo No-Darciano

1,27E-
04

day/MPCN

Sm

2,99

Tabla 3.5 Tasas de gas y condensado para distintos reductores

3.1.3 CALCULO DE LAS PROPIEDADES DE LOS FLUIDOS

Se procedio a calcular las propiedades necesarias de cada fluido a cada presion de

fondo, necesaria para el desarrollo de la metodologia.




51

Inicialmente fue suministrada las densidades y viscosidad a cada presion de fondo
en unidades MKS, necesario para el calculo de Numero de Reynolds y Numero Capilar, por
lo tanto fue necesario convertir estas propiedades en unidades de campo para el resto de los

calculos.

P9 pc ng pc

(Kg/m*3) (Kg/m*3) Pa.seg Pa.seg
372,5881 651,4526 0,0000489 0,0002458
369,3092 653,1185 0,0000483 0,0002475
361,7757 654,3599 0,0000468 0,0002512
354,9022 655,9473 0,0000456 0,0002542
350,9232 640,7571 0,0000449 0,0002557
350,4491 640,8516 0,00004438 0,0002559
346,0616 641,6797 0,0000447 0,0002575

Tabla 3.6 Densidad de gas y condensado para cada presion de fondo fluyente

Hg He Pg pc(Ib/pie”3)
(cps) (cps) (Ib/pie”3)
0,0489 0,2458 23,257 41,823
0,0483 0,2475 23,052 41,930
0,0468 0,2512 22,582 42,010
0,0456 0,2542 22,153 42,112
0,0449 0,2557 21,905 41,137
0,0448 0,2559 21,875 41,143
0,0447 0,2575 21,601 41,196

3.1.3.1 Calculo de Pesos Moleculares.

Tabla 3.7 Viscosidades de gas y condensado para cada presion de fondo fluyente
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A continuacion se calculd los pesos moleculares de los fluidos producidos a cada

6084
c = SAPI—59 [1b/1mol] Ec.3.1
Donde:
Mc: Peso Molecular del Condensado
°API: Gravedad API
Me =294 _ 189 532710/ Ibmol
38—-59

~ 0.07636* RGC(Mg/28.96) + 350(;c) [
% 0.002636* RGC + 350(5c/ Mc)

Donde:

Ib/Imol] ¢, 3,

Mgc: Peso Molecular del gas a condiciones de yacimiento
RGC: Relacion gas-condensado

Mg: Peso Molecular del gas a condiciones de superficie
yc: Gravedad Especifica del condensado

Mc: Peso Molecular del Condensado a condiciones de superficie

% * %
M. = 0.07636 * 7234 (20/28.96)+ 350 *0.834808 _ 32 6781b/Ibmol

0.002636 *7234”50*[ 0.834808 j
189.5327103

Mg Mc

(Ib/Imol) (Ib/Imol)
32,678 189,533
33,079 192,532
33,480 191,321
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31,524 181,071
32,394 198,824
31,206 185,488
30,750 198,176

Tabla 3.8 Pesos Moleculares de gas y condensado
3.1.3.2 Célculo de Factor de Compresibilidad y Factor volumétrico

Se determind el factor de compresibilidad del gas condensado a cada Pwf a través de

la ecuacion de estado para gases ideales:

P * Mg
Z, = Ec.
pg FR*T

3.3

Donde:

Zgc: Factor de compresibilidad de gas condensado
P: Presion de Fondo Fluyente

Mg: Peso Molecular de gas condensado

pg: Densidad de gas condensado

R: Constante de los gases

T: Temperatura de Yacimiento

6822*32.678

g = :1191 1
23.257*%10.73*750

Y el factor volumétrico de gas se obtuvo mediante la siguiente ecuacion:

ZT

fy = 0.02829=-[PCY /PCN] Fc. 3.4

Donde:
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Bg: Factor Volumétrico de gas
Z: Factor de Compresibilidad
T: Temperatura de Yacimiento

P: Presion de Fondo Fluyente

%k
B, = 0.02829"1'19618#) =0.00370586PCY/PCN

Bg
(PCY/PCN) 2g¢
0,003705869 1,1911
0,003784656 1,2040
0,003910332 1,2143
0,003753144 1,1396
0,003900490 1,1690
0,003762522 1,1258
0,003754506 1,1072

Tabla 3.9 Factor Volumétrico de gas condensado

3.1.4 CALCULO DE TASA DE GAS EQUIVALENTE Y FRACCION MOLAR DE
GAS EN SUPERFICIE (Bs)

Qoe=Qg+

Donde:

Qc*(132800* ) A9
Mo (PCY /D) Ec.35

Qge: Tasa de gas equivalente
Qg: Tasa de gas
Qc: Tasa de Condensado

Bg: Factor Volumétrico de gas
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Mc: Peso Molecular de Condensado
yc: Gravedad Especifica de Condensado
141,4

131,5+38
189,533

747 * (132800 *(

Qge = 5,4*1000000 + D *0,003705869 = 21645PCY /D

Qge
PCY/D
21645
29306
48110
70351
80112
82177
96600

Tabla 3.10 Tasa de gas equivalente

_ Qg * /9
'BS_Qg*,Bg+QC*4.3 Ec. 3.6

Donde:

Bs: Fraccion Molar de gas en superficie
Qg: Tasa de gas

Bg: Factor Volumétrico de gas

Qc: Tasa de Condensado
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Bs
0,86178
0,86111
0,86104
0,87262
0,87296
0,87737
0,87924

4%
s = SA4*1000000°0,003705869 oo
5,4%1000000% 0,003705869 747%4,3

Tabla 3.11 Fraccion molar de gas en superficie

3.1.5 CALCULO DE LAS VELOCIDADES DE FLUJO

Las velocidades de flujo se calculan a cada tasa de produccion segun las siguientes

ecuaciones:

3.1.5.1 Ecuacion de Velocidad de Gas

Qgi* Ayl

T et rwh* g (1 Swi) .37

Donde:
Vg: Velocidad de gas
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Bg: Factor Volumétrico de gas
rw: Radio del pozo

h: Espesor del pozo

®: Porosidad

Swi: Saturacion de agua

Vg= 21645 —1025t/d
2% 7*%0,35%100%0,12*%(1-0,2)
3.1.5.2 Ecuacién de Velocidad de Condensado
ik
Ve= Qar*ye
6084* & Ec.3.8

AP1*2% 7% rw* h * g% (1 — Swi)

Donde:

Vc: Velocidad de Condensado

Qci: Tasa de Condensado

yc: Gravedad Especifica de Condensado
Bg: Factor Volumétrico de gas

°API: Gravedad API

rw: Radio del Pozo

h: Espesor del Pozo

®: Porosidad

Swi: Saturacion de agua



747+ 132800% 1414
131,5+38
0084 0,003705869
__ 38-59 = 76,6452 ft/d
2% 7%0,35%100%0,12*(1-0,2)
Vgas
Vg m/s Vc ft/d Vc m/s
ft/dia
949 0,003346 76,6452 0,000270
1283 0,004526 105,1138 0,000371
2100 0,007409 178,7857 0,000631
3093 0,010913 239,0250 0,000843
3533 0,012462 262,1560 0,000925
3629 0,012801 263,9562 0,000931
4286 0,015120 289,7080 0,001022

Tabla 3.12 Velocidad de gas y condensado

3.1.6 CALCULO DE COEFICIENTE DE INERCIA (B)

P =13039E +16

Donde:

B: Factor de Inercia

D*h* pu*r,

D: Factor de Flujo No- Darciano

h: Espesor del Pozo

w: Viscosidad del Gas en superficie

*k
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rw: Radio del Pozo
M: Peso Molecular de gas en superficie

K: Permeabilidad de la Roca

1,27E —4*100%0,0338:0,35
40%50%(1-0,2)

p=1303E+16* =785E+8.1/ ft

B 2,39E+08 1/m 7,85E+08 1/t

Tabla 3.13 Coeficiente de Inercia

3.1.7 CALCULO DE NUMERO DE REYNOLDS (Re)

Este célculo se realiza para determinar el estado de flujo y observar el
comportamiento del fluido debido a la influencia de las tasas de flujo, estos céalculos se
realizan para cada tasa de flujo (velocidad) obtenida de la prueba de presion. Se calcula

mediante la siguiente ecuacion:

_ BEKEprV
Y7

Ec. 3.10 Re

Donde:

Re: Numero de Reynolds

B: Coeficiente de Inercia

K: Permeabilidad de la Roca
p: Densidad del gas

V: Velocidad de gas

w: Viscosidad de gas
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_ 239E+8*4,934€E -14*0,003346°3725881
0,0000489

e =0,3010

Re
0,3010
0,4084
0,6758
1,0022
1,1494
1,1816
1,3813

Tabla 3.14 Numero de Reynolds para cada velocidad de flujo de gas
3.1.8 CALCULO DE NUMERO CAPILAR (Nc)

Inicialmente se determina el ntimero capilar base (Ncb), el cual es un valor a
condiciones minimas de flujo supuestas, en este caso se determino a IMMPCN. También
se calculd el numero capilar a cada periodo de flujo y una tension interfacial de 1.664E-4
(N/m), tanto para el gas como para el condensado, para observar el efecto de las fuerzas

capilares sobre los fluidos. Se estiman mediante la siguiente ecuacion:

%
Nc ,LI—V

Ec. 3.11 =
O

Donde:
Nc: Numero Capilar
w: Viscosidad (cps)

v: Velocidad de gas/ velocidad de condensado



o: Tensi6n Interfacial

~ 338E-5%6,9864E —4
1,668E —4

Ncb —142E—4

1,42E-
Ncb 04

Tabla 3.15 Numero Capilar Base

Calculo del Numero Capilar de gas

~0,0000489*0,003346
1,668E —4

Ncg =981E-2

Ncg

9,81E-
02
1,31E-
01
2,08E-
01
2,98E-
01
3,35E-
01
3,44E-




01
4,05E-
01

Tabla 3.16 Numero Capilar de gas

Calculo del Numero Capilar de condensado

Ncc

3,98E-
04
5,50E-
04
9,50E-
04
1,29E-
03
1,42E-
03
1,43E-
03
1,58E-
03

~0,0002458 *0,000270

Ncc
1,668E — 4

Tabla 3.17 Numero Capilar de Condensado

=3,98E -4
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3.1.9 CURVAS DE PERMEABILIDADES RELATIVAS Y PERMEABILIDADES
MISCIBLE.

Fueron suministrados los valores de permeabilidades relativas, las cuales fueron
determinadas en laboratorio correspondiente a una roca arenisca, a condiciones de alta

tension interfacial y baja velocidad.

K=11,1 mD, ¢ = 18% , Sw=20%
Sg* krg krc Sc*
0 0 1 1,00
0,19 0,0075 0,513 0,81
0,25 0,015 0,454 0,75
0,31 0,016 0,398 0,69

Tabla 3.18 Permeabilidades Relativas de gas y condensado

Los investigadores proponen determinar las permeabilidades del gas condensado
interpolando entre las permeabilidades relativas bases y las miscibles; determinando las
permeabilidades miscibles del gas, interpolando entre la saturacion de gas y la saturacion de
gas residual, donde m es un valor determinado en laboratorio correspondiente al tipo de

roca; la permeabilidad miscible del condensado como la saturacién de condensado.

Ec.3.12 m(NeR
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Donde:

Xg: Parametro de gas

m: Depende del tipo de Roca
Ncb: Numero Capilar Base
Ncg: Numero Capilar de gas

Tabla 3.19 Valor de coeficiente m

L, 42 E-4

Xq =1 — (_7’ 9,81E—2j _
g =1- EXP = 0,0108

Xg
0,0108
0,0081
0,0051
0,0036
0,0032
0,0031
0,0026

Tabla 3.20 Factor de interpolacion para determinar la permeabilidad miscible del gas

_ Sg B Xg * Sgr Ec.3.13
1- Xg *Sgr

Kgm

Donde:
Kgm: Permeabilidad miscible de gas
Sg. Saturacion de gas

Xg: Parametro de gas



Sgr: Saturacion Base de gas

Sc* Sg*
asum asum
0,700 0,300
0,630 0,370
0,500 0,500
0,340 0,660
0,290 0,710
0,250 0,750
0,160 0,840

Tabla 3.21 Saturacién de gas y condensado

M 0,300-0,0108*0,1563

1-0,01

08%0,1563

Krgm

0,29882

0,36920

0,49960

0,65981

0,70986

0,74988

0,83993

Tabla 3.22 Permeabilidad miscible de gas

Ec.3.14 Kcm

= SC

=0,29882

65
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Se asume que la permeabilidad miscible de condensado es igual a la saturacion de

condensado.

Krcm

0,700
0,630
0,500
0,340
0,290
0,250
0,160

Tabla 3.23 Permeabilidad miscible de condensado

3.1.10 ESTIMACION DE LAS PERMEABILIDADES RELATIVAS BASES DEL
GAS Y CONDENSADO

A continuacion se estimaron las permeabilidades relativas del gas condensado y
condensado, mediante las correlaciones propuestas por Henderson y Col. En las cuales se
incluyen los efectos del flujo No Darciano, representado por el Numero de Reynolds y el

Numero Capilar.

En esta etapa es necesario determinar un factor de interpolacion para cada fluido y

cada etapa de flujo a través de la ecuacion siguiente:

Ncb
Y =(—)"
( Nc ) Ec.3.15

Donde:

Y: Parametro de interpolacion para cada fluido (gas- condensado)
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Ncb: Numero Capilar Base
Nc: Numero Capilar (gas- condensado)

n: depende del tipo de roca y la fase que lo satura.

nc 0,013
ng 0,192

Tabla 3.24 Factor n de gas y condensado

Yg Yc
0,2848 0,9866
0,2694 0,9825
0,2466 0,9756
0,2301 0,9717
0,2249 0,9705
0,2239 0,9704
0,2169 0,9691

Tabla 3.25 Factor de Interpolaciéon de gas y condensado para determinar la

permeabilidades relativas

Factor de interpolacion para el gas

(1,42E-4
| 9.81E -2

0,192
j =0,2848

Factor de interpolacion para el condensado

(1,42E—4
C=| ——

0,013
= 0,9866
3,98E -4
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Se determinan las permeabilidades relativas para el gas condensado y condensado

afectada por la fuerza capilares:

ees16 K =Y *Krb +(1-Y)*Km
Donde:

Kr: Permeabilidad relativa de gas- condensado

Y: Parametro de Interpolacion

Krb: Permeabilidad relativa base de gas- condensado
Km: Permeabilidad Miscible de gas- condensado

Krg (Nc )= 0,2848 *0,0158 + (1 — 0,2848 )* 0,29882 = 0,21826

Krg(Nc)

0,21826
0,27593
0,38947
0,52550
0,57108
0,62230
0,71127

Tabla 3.26 Permeabilidad relativa de gas en funcion al nimero capilar

Krc(Nc) = 0,9866* 0,400 + (1 — 0,9866)* 0,700 = 0,402035
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Krc(Nc)

0,402035
0,349003
0,250257
0,202014
0,175482
0,080181
0,043703

Tabla 3.27 Permeabilidad relativa de condensado en funcion al ntimero capilar

Finalmente se determinan las permeabilidades relativas del gas condensado

afectadas por el efecto de flujo inercial:

Ec.3.17 Krg

Donde:
Krg: Permeabilidad Relativa de gas
Kr: Permeabilidad relativa en funcién al nlimero capilar

Re: Numero de Reynolds

0,402035

krg (Ne-£)= 770 5010

= 0,16777
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Krg(Nc;p)

0,16777
0,19592
0,23241
0,26246
0,26570
0,28524
0,29868

Tabla 3.28 Permeabilidad relativa del gas en funcién al nimero capilar y nimero de

Reynolds

3.1.11 ECUACION DE TASA VOLUMETRICA DE GAS PRODUCIDO

Una vez obtenida toda la informacion necesaria, se reprodujo las tasas de gas
producidas en la prueba. La ecuacion utilizada fue propuesta por @ivind Fevang y Curtis
Whitson de manera que reproduce la tasa de gas real producida, la cual incluye el modelo
de Pseudopresion; este término abarca los efectos producidos por el nimero capilar y el
numero de Reynolds en las permeabilidades relativas de los fluidos (gas y condensado); la

ecuacion viene dada de la siguiente manera:

* PR * %k
qo= k*h *RTSC J‘(po kro+'09 krg

*&*
1412*{1:(”3}—0.75—3} Re A\ Mo 46 My ® 14
rw

Se reproduce la ecuacion para cada caida de presion y se ajustan las saturaciones

}*dp Ec. 3.18

de ambos fluidos de manera que la ecuacion reproduzca las tasas reales a través de un % de

error maximo de 5%.
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Qg Sim

(MMPCN/D)
5949191
7876498
12190287
18154112
19770867
21996876
25492204

Qg S0H100°1073°520°086178
142*(Lr{40000335—-0,75+2,99*147

418230402033 1 o0y, 232574022026,
18953302458 3267800489

*

20&6823]*5,615

Qg =594919 MMPCN/ D

Tabla 3.29 Tasas de gas simuladas a través de la ecuacion

3.1.12 CALCULO DEL PORCENTAJE DE ERROR

Qgreal — QgCalculada

%ERROR = *100 Ec. 3.19
Qgreal
%ERROR = 5949159;4(;653814063 ! *100 = 1.86
7876498 1,72
12190287 0,92

18154112 3,15




Tabla 3.31 Tasas de gas simuladas con el porcentaje de error obtenido
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CAPITULO IV
DISCUSION DE RESULTADOS

4.1 DISCUSION DE RESULTADOS

Mediante los resultados del estudio realizado pudiendo reproducir la tasas de flujos
del pozo con un % de error aceptable, con respecto a las tasas reales como se muestra en la
Figura 4.1, podemos analizar el efecto que tienen los fenomenos de flujo No Darciano,
producto de la variacion de las tasas y consecuente variacion de la velocidad de flujo, en el
comportamiento de produccion de los pozos y en la variacion de las permeabilidades
relativas del gas condensado.

Como ha sido propuesto por diversos investigadores en los Ultimos afios, durante la
produccion coexisten en el medio poroso dos fendémenos en continua competencia, creando
un complejo comportamiento de flujo y variacion de la Krg. Estos dos fendémenos llamados
efecto de flujo inercial y efecto de acoplamiento positivo son representados por efecto del
Numero de Reynolds y Numero Capilar respectivamente.

Se puede observar en la Figura 4.2, con la relacion de Re/Nc, como los dos
fenémenos experimentan una continua e independiente variacién una de otro; se observa
como en los ultimos tres periodos de flujo ocurre un dominio de Nc¢ sobre Re, pudiendo
relacionar esto con la teoria propuesta por los investigadores en los ltimos afios.

Esta suposicion puede ser apoyada en los valores de cromatografia, Figura 4.3,
tomados al gas producido en cada periodo de flujo, en los cuales se observa un aumento en
el % C7+ lo que podria significar el acoplamiento del gas con parte del liquido depositado
en la cara de la arena para luego fluir juntos a superficie.

Esto también corresponde con los valores de saturacion de condensado (Figura 4.4)
obtenidos durante la reproduccion de la produccion del pozo a través de la ecuacion 3.17.
En la Figura 4.5, también se puede observar como hay menos produccion de liquido y mas
produccion de gas en los ultimos periodos, sin embargo en los mismos aumenta el
contenido de liquido en el gas condensado producido.

A pesar de los resultados mostrados, que inducen a afirmar un efecto positivo de la

velocidad de flujo en la produccién del pozo, reduciendo el volumen de liquido que



74

bloquea los alrededores del pozo, es importante sefalar la inconveniencia de poder
condensar mas liquido en las zonas internas del pozo al provocar una mayor caida de
presion, aumentando el didmetro del reductor y asi extendiendo aun mas la extension del
banco de condensado y empobreciendo el gas producido. Es necesario poder determinar
mediante una prueba de presion que obtenga una buena estabilizacion, el estado del area de
drenaje del pozo para asi establecer de forma precisa el efecto de los fendémenos
mencionado, que ocurren en las cercanias del pozo a escasos 10 pies del pozo, en la
reduccion o extension del banco de condensado que puede llegar a tener una extension
mayor a 100 pies.

Por otra parte son importantes los resultados de las permeabilidades relativas del gas
condensado estimadas; en la Figura 4.6 se observa la continua variacion de la Krg con cada
periodo de flujo y el aumento que experimenta en el tltimo reductor donde predomina Nc
sobre Re. Esto demuestra que al realizar calculos y predicciones con las permeabilidades
relativas de un gas condensado determinadas en laboratorio, solo conlleva a errores y
calculos subestimados ya que las permeabilidades relativas experimentan un
comportamiento dinamico.

En la Figura 4.7 se muestra el resultado de las permeabilidades relativas en cada
periodo y su variacion entre la permeabilidad relativa del gas base y la permeabilidad
miscible; la utilidad de esta metodologia esta en su empleo en simuladores numéricos de
yacimiento, los cuales pueden determinar saturaciones y asi estimar de forma mas real las
permeabilidades relativas del gas condensado, lo que redundaria en mejores predicciones y
una mejor gerencia de los yacimientos.

Un aspecto importante que observar en los resultados es referente a las
permeabilidades miscibles del gas y del condensado; como se observa en la Figura 4.8, el
punto en el cual las dos curvas de permeabilidades miscibles del gas condensado y del
condensado se cruzan corresponde al estado en el cual los dos fluidos son miscibles y
fluyen juntos sin condensacion de liquido. Este estado se logra a una velocidad de 2100
Ft/dia, con un reductor de 1/2 “, siendo este el punto optimo en el cual se deberia producir

el pozo evitando la acumulacion de liquido en la cara de la arena.
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Punto Optimo del Efecto No Darciano
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Figura 4.7 Permeabilidades Relativas de gas en funcién a la saturacion de gas
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Figura 4.8 Permeabilidad miscible de gas y condensado en funcién de la velocidad de

gas
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4.2 CONCLUSIONES

4.2.1

422

423

424

4.2.5

4.2.6

A través de la ecuacion utilizada se puede reproducir las tasas de
produccion, pudiendo aproximar las condiciones de flujo y los efectos de la
velocidad en la productividad del pozo.

Mediante la metodologia desarrollada se pudo comprobar la aplicabilidad de las
Correlaciones de permeabilidad relativas propuestas por Henderson y Col.

Se pudo observar los efectos de fenomenos asociados al flujo No-Darciano y del
bloqueo de condensado en la variacion de la permeabilidad relativa del gas
condensado.

Con los resultados de saturacion de condensado obtenidos se podria asumir la
accion del acoplamiento positivo en la produccion del pozo.

Aunque el acoplamiento positivo podria ayudar a limpiar las cercanias de los pozos
no contribuiria en gran proporcion a mejorar su productividad.

Se observo mediante las permeabilidades miscibles, la condicion 6ptima del pozo es

con un reductor de ¥”.



81

4.3 RECOMENDACIONES

4.2.7 Tomar una prueba de presion en la cual los periodos de flujo estabilicen bien, para
asi observar mejor los resultados y efectos del acoplamiento positivo en la
productividad del pozo.

4.2.8 Debido a la poca informacidon sobre los conceptos planteados se recomienda
planificar una técnica 6ptima de estimulacion para asi mejorar la productividad del
pozo.

4.2.9 Una vez limpiado el pozo poner a producir con un reductor de '4” para asi reducir la

acumulacion de liquido en los alrededores del pozo.
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