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RESUMEN

Morales M., Astrid D.

DESARROLLO DE UNA HERRAMIENTA COMPUTACIONAL COMO
SOPORTE DEL PROGRAMA DE LEVANTAMIENTO ARTIFICIAL
GURU ®, PARA EL CALCULO DE AFLUENCIA DE POZOS
VERTICALES Y HORIZONTALES

Tutor Académico: Prof. Mariana Prado. Tutor Industrial: Ing. Santino Pilo.
Trabajo Especial de Grado. Caracas, U.C.V.

Facultad de Ingenieria Escuela de Ingenieria de Petréleo. Afio 2012, 203 p.

Palabras Claves: Comportamiento de Afluencia, indice de Productividad, IPR,
Factor de Dafio, Produccion Conjunta, Caidas de Presion, Programa GURU ®.

Resumen: La interaccion entre el pozo y el yacimiento constituye un factor clave
durante el proceso de produccion. La prediccion del comportamiento de afluencia
requiere de modelos que dependen en gran medida del tipo de fluido y
caracteristicas presentes en el medio poroso. En la literatura se describen diversas
ecuaciones como las conocidas Ley de Darcy y Vogel empleadas altamente para
cuantificar el aporte de pozos verticales. Asimismo, soluciones como la de Joshi y
Bendakhlia & Aziz se presentan para pozos horizontales. Dentro de los escenarios
que requieren adecuada evaluacion se encuentra la produccion en “commingled”,
por lo que algunos autores han estudiado la construccion de su curva IPR. Por otra
parte, uno de los parametros principales que se debe evaluar para cuantificar la
productividad de los pozos es el factor de dafio; ya que, contempla una caida de
presion adicional alrededor del hoyo. Es por ello que, en la industria petrolera
existen simuladores para modelar el sistema de produccion; sin embargo, éstos
ademés de poseer licencias costosas, no permiten incluir correlaciones en su
estructura, debido a que su codigo fuente no estd disponible. Por tal motivo,
PDVSA-INTEVEP desarroll6 el programa GURU ® para el modelaje de los
distintos métodos de levantamiento artificial, con el propésito de actualizar su
modulo de yacimiento, se propone la realizacion de esta investigacion; en la cual,
se disefid una aplicacién en Visual Basic 6.0 para estimar el comportamiento de
afluencia de pozos verticales y horizontales. Durante su validacion se
contemplaron diversos casos con informacion de campo o ejemplos referidos en la
literatura, ademas, algunos resultados arrojados por la herramienta computacional
fueron comparados con PIPESIM™ y WELLFLO™. Una caracteristica
innovadora de la aplicacion es la incorporacion de correlaciones para el modelaje
de afluencia de pozos horizontales, que no se incluyen en programas comerciales,
por ende la programacion de estos modelos se comparé con resultados extraidos
de la literatura. En todos los casos se demostro que la herramienta desarrollada es
altamente confiable para modelar los tdpicos bajo estudio.
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INTRODUCCION

INTRODUCCION

En el contexto internacional, y a fin de encarar nuevos retos, la industria petrolera
ha venido evolucionando en forma continua. Uno de los principales desafios es el
de aumentar la produccion de hidrocarburos a medida que la demanda mundial se
incrementa y las reservas se van agotando. Dentro del proceso de produccion, un
factor clave lo constituye la interaccion entre el pozo y el reservorio, asi como la
adecuada prediccion del comportamiento del flujo en el medio poroso, por lo que
se requieren modelos que permitan describir adecuadamente la capacidad de

aporte que posee el yacimiento.

De acuerdo con las caracteristicas de los fluidos presentes en el reservorio, de su
composicién y condiciones de presion y temperatura, se utilizan variadas
soluciones matematicas y simuladores computacionales para determinar la
relacion existente entre el caudal aportado y el diferencial de presion ejercido en
el medio poroso. A esta relacion se le conoce como “Inflow Performance
Relationship” (IPR), y constituye un elemento fundamental en el analisis del

sistema de produccion.

En este sentido, la prediccion del comportamiento de afluencia en pozos verticales
se rige por ecuaciones como la conocida Ley de Darcy para sistemas monoféasicos,
y correlaciones como la de VVogel para modelar yacimientos con empuje de gas en
solucion, la cual es ampliamente utilizada por los ingenieros de optimizacion de

produccidn, gracias a su sencillez y aproximacion en los resultados.

En pozos horizontales los modelos matematicos anteriores pueden ser aplicados
pero deben ser ajustados para poder tomar en consideracion diferencias
fundamentales entre ambas geometrias. Dentro estas diferencias destacan: i) en
pozos horizontales el flujo se torna radial sélo muy cerca del hoyo, mientras que
los modelos verticales asumen este tipo de flujo en todo el yacimiento, es decir, el
patron de flujo es muy diferente en ambos escenarios, ii) en los pozos horizontales

la anisotropia del yacimiento ejerce una fuerte influencia sobre su productividad,
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iii) la anisotropia y la mayor area de contacto yacimiento-pozo, hacen que el dafio
a la formacion en un pozo horizontal no sea uniforme, adquiriendo forma conica,
lo cual aleja la prediccion del dafio cilindrico uniformemente distribuido existente

en un pozo vertical.

Debido a la creciente importancia de los pozos horizontales, muchos
investigadores se han dedicado a desarrollar modelos matematicos para predecir el
comportamiento de afluencia, hallandose en la literatura desde correlaciones

simplificadas hasta soluciones que requieren de algoritmos numéricos complejos.

Otro de los escenarios que requiere de consideracion para representar
adecuadamente su comportamiento de afluencia es el de produccién conjunta de
yacimientos o también conocida como produccion en “commingled”, la cual
constituye una técnica en la que se producen simultaneamente varias arenas a
través de una sola tuberia. Bajo esta condicion, el modelaje de la curva IPR
compuesta, debe tomarse en cuenta para lograr simulaciones adecuadas, siendo

éste otro de los topicos analizados en el presente estudio.

Por otra parte, dentro de los factores que inciden en la productividad de los pozos,
se encuentra el factor de dafio constituido por la caida de presion adicional
generada por un cambio en la permeabilidad de la formacién alrededor del hoyo o
como consecuencia de una restriccion fisica en la cara de la arena. En este sentido,
los conocidos pseudodafios tales como cafioneo, insuficiente area de flujo abierta
a produccion y dispositivos para el control de solidos ocasionan una limitante del
flujo en la vecindad del pozo, sin embargo el fracturamiento hidraulico representa
una estimulacion, por ende el conocimiento de estos parametros es relevante para

estimar su capacidad de aporte.

Debido a la importancia que representa predecir el comportamiento de afluencia,
en la industria se encuentran programas especializados para modelar y optimizar
el sistema de produccion, siendo uno de estos el programa de Levantamiento
Avrtificial GURU ® desarrollado en PDVSA-INTEVEP, con el cual se pretende
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proveer a los ingenieros con una herramienta computacional para el disefio y
simulacion de pozos que produzcan con bombas electrosumergibles (BES),

bombas de cavidades progresivas (BCP) y bombas mecénicas tipo balancin (BM).

Actualmente este programa se encuentra en su version Beta 1.0, la cual requiere
ser fortalecida afiadiéndole escenarios cada vez mas frecuentes en los campos
petroleros venezolanos, y es por ello que, siguiendo los lineamientos de PDVSA
INTEVEP, en el presente trabajo especial de grado se disefiara una herramienta
computacional, en la cual, se desarrollaran modulos para cuantificar el
comportamiento de afluencia y el dafio a la formacién en pozos horizontales,
estimar la incidencia del factor de dafio a la formacion y pseudodafios en los
pozos verticales, y construir la curva del comportamiento de afluencia (IPR) de
pozos verticales produciendo bajo la modalidad “commingled”. Estos mddulos
seran integrados a futuro al programa de Levantamiento Artificial GURU ®,

aungue su incorporacion queda fuera del alcance de la presente investigacion.
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CAPITULO I

PLANTEAMIENTO DEL PROBLEMA

.1 EL PROBLEMA

Durante la produccion de hidrocarburos el estudio del medio poroso, el
comportamiento de los fluidos dentro del yacimiento, los componentes de
levantamiento y demas elementos del sistema de produccion son de vital

importancia para garantizar el éxito del proceso.

En este sentido, en la actualidad existen software comerciales que permiten,
mediante la simulacion numérica, modelar los distintos escenarios de produccion
bajos los cuales se describe y estudia la afluencia de los pozos, el método de
levantamiento que se implementa, las lineas de flujo, entre otros componentes del

sistema de produccion.

De esta manera, el programa de Levantamiento Artificial GURU ® desarrollado
en INTEVEP filial tecnoldgica de Petroleos de Venezuela S.A (PDVSA),
constituye una herramienta computacional para el modelaje de los distintos
métodos de levantamiento artificial. Dentro de su configuracion se encuentra el
modulo de afluencia en el que se han incorporado correlaciones para cuantificar la
productividad de pozos verticales. Sin embargo su version actual sélo cuenta con
un modelo monofasico para calcular el aporte de pozos horizontales, situacion que
limita su aplicabilidad. Por otra parte, no admite calcular la caida de presion en la

seccion horizontal, ni incluye soluciones para estimar el factor de dafio.

Con el propésito de actualizar la version existente del programa GURU ®, se
motiva la realizacidn de esta investigacion, para asi dar respuestas a las siguientes
interrogantes: ¢scuales son los modelos existentes para describir el

comportamiento de afluencia de pozos horizontales?, ¢cémo se modela el
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comportamiento de afluencia de pozos verticales bajo el escenario de produccion
conjunta?, ¢cuales son las correlaciones para cuantificar el dafio a la formacién y
pseudodafios en pozos verticales?, y ¢cuales modelos existen para calcular el dafio

a la formacion y la caida de presién a lo largo del tramo horizontal?.

De esta manera, por medio del desarrollo de una herramienta computacional se
programardn mddulos que servirdn de soporte para actualizaciones futuras del

programa de Levantamiento Artificial GURU ®.

1.2 OBJETIVOS

1.2.1 Objetivo General

Desarrollar una herramienta computacional en Visual Basic 6.0, para el calculo de
afluencia de pozos horizontales, estimacion del factor de dafio y pseudodafios, y
modelaje de la curva de IPR en pozos verticales bajo la modalidad de produccion

conjunta.

1.2.2 Objetivos Especificos

1. Recopilar los principales modelos disponibles en la literatura para el célculo
de afluencia de pozos horizontales bajo régimen de flujo estable y pseudo-

estable, sefialando su aplicabilidad y limitaciones.

2. Identificar las correlaciones existentes para el calculo del factor de dafio a la
formacion y pseudodafios en pozos verticales, su rango de aplicacion y

limitaciones.

3. Identificar las correlaciones para el célculo del dafio a la formacion en pozos

horizontales, enmarcando su aplicabilidad y limitaciones.

4. Seleccionar un método para el célculo de la caida de presion a lo largo del

tramo horizontal.
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5. Seleccionar una metodologia para describir el comportamiento de afluencia en

yacimientos con produccion conjunta.

6. Programar los modulos correspondientes en Visual Basic 6.0 incorporando
aquellos modelos que se elijan segun el criterio adoptado para los distintos

topicos.

7. Validar la herramienta computacional.

1.3 JUSTIFICACION, ALCANCE Y LIMITACIONES

1.3.1 Justificacion

En la actualidad existen diversos software comerciales en la industria petrolera
para el desarrollo y diagnostico de métodos de produccion. Sin embargo, estos
programas ademas de poseer licencias costosas, no permiten el acceso a su codigo
fuente, imposibilitando la incorporacién de nuevas correlaciones, asi como la

adaptacion de escenarios y requerimientos presentes en los campos venezolanos.

De acuerdo a lo planteado y con el objeto de fomentar la independencia
tecnoldgica del pais, el Instituto de Tecnologia Venezolana para el Petrdleo
(INTEVEP) actualmente desarrolla una herramienta computacional de féacil
manejo dentro de la pericia de Levantamiento Artificial para el disefio y
simulacion de pozos con bombas electrosumergibles (BES), bombas de cavidades
progresivas (BCP) y bombas mecéanicas tipo balancin (BM). Este programa
requiere ser actualizado continuamente, con el proposito de adicionar tépicos de
interés que permitan optimizar el estudio y desarrollo de los métodos de
produccién, por lo cual se hace necesaria la realizacion de la presente

investigacion.
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1.3.2 Alcance

El Trabajo Especial de Grado estara enfocado en el desarrollo de modulos
integrados en una herramienta computacional que sirva de soporte al programa de
Levantamiento Artificial GURU ®, tomando en cuenta que la incorporacion al
GURU ® de la tematica a programar no es objeto de la investigacion. Cabe
sefialar, que el estudio se llevard a cabo con los recursos bibliograficos y
computacionales disponibles, dentro del tiempo estipulado para su realizacion.

Asimismo, un punto fundamental a destacar dentro del estudio, es el empleo de
datos obtenidos por medio texto, trabajos técnicos o informacion de campo, los
cuales serviran de insumo para aplicar cada correlacion incorporada en la
herramienta, a fin de comparar los resultados con simuladores comerciales y

validar la programacion efectuada.

De igual manera, los modelos que se adicionen a la herramienta y no se
encuentren dentro de simuladores comerciales, se verificara la programacion sélo
de las ecuaciones que reflejen resultados resefiados en la literatura. No obstante, el
presente trabajo no busca comparar soluciones entre si, debido a que la seleccién
de la correlacion éptima depende de las condiciones particulares de cada estudio.

1.3.3 Limitaciones

La principal limitacion que presenta la investigacion es que no todos los modelos
y correlaciones a programar se encuentran disponibles en las herramientas
comerciales. Por ende, en aquellos casos donde no sea posible cotejar contra
programas conocidos, se procurard validar las soluciones de manera alternativa,
tal y como se menciond anteriormente En cualquier caso, y es importante
resaltarlo, la validacion s6lo busca garantizar que los modelos estén
adecuadamente programados en Visual Basic 6.0 dentro del rango de aplicacion

de cada correlacion, y no pretende demostrar cual o cuales modelos son mas
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idoneos para describir el fendmeno fisico bajo estudio, ya que la exactitud de ellos

depende de numerosos factores ajenos a este Trabajo Especial de Grado.
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CAPITULO I1I

MARCO TEORICO

11.1 ANTECEDENTES DE LA INVESTIGACION

En la industria petrolera existen diversos programas computacionales que
permiten predecir mediante la simulacion numérica el comportamiento de
afluencia de los yacimientos, asi como proveen un mecanismo para estudiar los
distintos componentes del sistema de produccién. Algunas de estas herramientas
son PIPESIM™ de la empresa Schlumberger, y WELLFLO™ de la empresa
Weatherford. Por su parte INTEVEP, dentro de la pericia de Levantamiento
Artificial, ha venido desarrollando a partir del afio 2010 el programa GURU, el
cual busca proveer un instrumento para el disefio y simulacion de pozos en BES,
BCP y BM.

En este sentido, la version existente de dicho programa contiene moédulos para el
calculo de afluencia de pozos verticales, incluye la correlacion de Joshi para el
modelaje de IPR en pozos horizontales, clculos de PVT, andlisis nodal, disefio y
simulacion de pozos con BES, entre otras caracteristicas. No obstante, con el
propésito de actualizar y mejorar la herramienta computacional, el presente
Trabajo Especial de Grado integra diferentes topicos que fortaleceran el médulo
de afluencia del GURU ®.

11.2 BASES TEORICAS
11.2.1 REGIMENES DE FLUJO EN EL YACIMIENTO

Los regimenes de flujo permiten describir el comportamiento de los fluidos y la

distribucion de la presion en el yacimiento. En este sentido, de acuerdo con la
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variacion de la presion con respecto al tiempo, existen principalmente tres estados

de flujo, los cuales son:
Estado Estable

Esta condicion es definida como el régimen de flujo donde la presién en cualquier
punto del yacimiento no varia con el tiempo e indica que cada unidad de masa
retirada esta siendo remplazada por una cantidad igual que se adiciona al sistema.
El estado estable prevalece cuando la presion se propaga constantemente a través
de los limites del reservorio, es decir, toda la energia que se pierde con la
produccion es restaurada mediante el mantenimiento de la presion por accion de
un acuifero activo, presencia de una capa de gas o por la inyeccion de algun fluido

de desplazamiento. Matematicamente, este estado se expresa como:

L
ot

Estado Pseudo Estable

También conocido como estado semi-estable, se presenta cuando la presion
declina linealmente en el tiempo, por lo tanto varia de igual manera en cualquier
punto del yacimiento. En este periodo el pozo es rodeado, en su limite externo,
por una pared que evita el flujo de fluido, tal como lo ejemplifica la presencia de
una falla sellante, una discordancia en la zona productora o las fronteras con el
area de drenaje de pozos adyacentes. Matematicamente, el cambio de la presion

en el tiempo se refleja como:

oP
—— = COTNSEANEE o eemee e e e e e e e 1.2
. Constante (1.2)

10
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Estado Transitorio

Define la condicion de flujo, en la cual, la tasa de cambio de la presion con
respecto al tiempo para cualquier punto del yacimiento no es cero ni constante, lo
que sugiere que el comportamiento de la presion es funcion de la posicion (i) vy el

tiempo (t) de la siguiente manera:

‘;_It) 2 F(E) e (11.3)

En el tiempo para el cual el periodo transitorio se toma en cuenta, se asume que la
respuesta de presion no es afectada por la presencia de los limites del reservorio,
por ende éste se considera infinito en su extension. Es por ello, que dicha
condicion aplica posterior a la ocurrencia de una perturbacion en la presion del

yacimiento como, por ejemplo, cambios en el caudal de produccion.
11.2.2 COMPORTAMIENTO DE AFLUENCIA 23

El comportamiento de afluencia de un pozo constituye la capacidad del mismo
para producir los fluidos aportados por el yacimiento. La cantidad de fluidos que
un reservorio es capaz de otorgar se encuentra sujeta al diferencial de presion

existente entre la formacion y el pozo.

En este sentido, la funcion conocida como “Inflow Performance Relationship
(IPR)” permite describir el aporte del yacimiento mediante la representacion
grafica de la relacion existente el caudal en superficie y la presion de fondo

fluyente (Pug).

Histéricamente, el flujo a traves del medio poroso ha sido calculado con la
conocida Ley de Darcy, la cual supone la IPR de forma lineal considerando una
relacion proporcional entre el caudal y el “drawdown” en el fondo del pozo.
Como se observa en la Figura 1.1, la constante de proporcionalidad llamada

indice de Productividad (J) representa el inverso de la pendiente de la recta, a

11
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través de la cual se determina la capacidad de produccion del pozo por medio de

la siguiente ecuacion:

Donde:

J: Indice de productividad, bpd/Ipca.

Pg: Presion estatica promedio del area de drenaje, Ipca.
Pws: Presion de fondo fluyente, Ipca.

Jo: Caudal de produccion, bpd.

Comportamiento de Afluencia

Fe

Caida de Presion
Prafl

&

— | PR

Presion de Fondo {Ipc)

Tasa de Petroleo (bpd)

Figura I1.1. Comportamiento de afluencia lineal @

De igual manera, la Ley de Darcy aplica bajo la suposicion de un flujo
monofésico dentro del medio poroso, es por ello que la condicion de
proporcionalidad solo se cumple cuando la presion de fondo fluyente se encuentra

por encima del punto de burbuja.

En contraste, cuando la presion del yacimiento es inferior a burbuja, como se

muestra en la Figura 11.2, la grafica de IPR toma forma de una curva dado a la

12
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liberacion de gas dentro del reservorio, lo cual se traduce en un incremento en la

saturacion de gas y un aumento en la resistencia del flujo del crudo.

En esta misma grafica se puede observar que suponer un comportamiento lineal
para yacimientos saturados, genera una prediccion del caudal maximo (conocido

por sus siglas en ingles AOF “Absolute Open Flow”) erronea.

Comportamiento de Afluencia

P> Pb

Presiin de Fondo(lpc)

Sy
| AOF ~ W

Tasa de Petraleo (bpd)

Figura 11.2. Comportamiento de afluencia por debajo de burbuja

Un forma de obtener el indice de Productividad (J) es efectuando pruebas en las
cuales, se mida la presion de fondo fluyente para un determinado caudal de
produccion. Estas pruebas reflejan la capacidad real que posee el pozo para
producir los fluidos aportados por el yacimiento, tomando en cuenta las
limitaciones de flujo que se puedan presentar en las adyacencias del hoyo, como
lo es la presencia de dafio a la formacion en la zona productora, una restriccion

ocasionada por un empaque con grava o arenamiento del pozo, entre otras.
Sin embargo, en ciertas ocasiones se desconoce el indice de productividad puesto

que no se dispone de una prueba al pozo, razon por la cual es necesario emplear

métodos alternativos para estimar dicho valor.

13
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Lo antes resefiado ilustra la necesidad de generar correlaciones para evaluar y
predecir el comportamiento de la curva de IPR y calcular el indice de
productividad en cada pozo. Debido a esto, se presentan a continuacion diversos
modelos para el calculo de afluencia de pozos verticales y horizontales.

11.2.2.1 Comportamiento de Afluencia de Pozos Verticales !

La afluencia de pozos verticales ha sido descrita en yacimientos por encima de la
presion de burbuja mediante la Ley Darcy. No obstante, para escenarios por
debajo de la presion de saturacion distintos autores han desarrollado correlaciones
para predecir el comportamiento de la curva de IPR, con el propdsito de evitar la
complejidad causada por la variacion de las permeabilidades relativas en esta

condicién. Dentro de los modelos mas comunes se encuentran:

Vogel (1968) ®! Report6 una ecuacién empirica para estimar el comportamiento
de afluencia de pozos verticales. En su trabajo, empled la simulacion numérica
para modelar diversas condiciones a partir del caso base, variando propiedades de
los fluidos, permeabilidades relativas, espaciamiento del pozo, entre otros
factores. Inicialmente este método fue propuesto para yacimientos saturados que
tienen como mecanismo de produccion el empuje por gas disuelto, no obstante, se
ha extendido su aplicabilidad para cualquier reservorio cuya saturacion de gas

incrementa a medida que declina la presion.

A partir de los resultados obtenidos, VVogel observo similitud en todos los graficos
generados, los cuales describen un comportamiento parabdlico de la IPR. De esta

manera, el ajuste matematico de las curvas derivado fue:

2
P P
o _1_0p (éf) ~0,8 (éf) ....................................... (11.5)
qo,max PR PR
Donde:

Jo,max - Caudal méaximo de produccidn, bpd.

14
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Debido a la simplicidad de la ecuacion 1.5, este modelo se ha convertido en el
mas utilizado dentro de la industria, gracias a su amplio rango de aplicacion que

cubre desde yacimiento subsaturados hasta saturados.

Fetkovich (1973) ! Propuso un método para la prediccion de la productividad de
pozos petroleros utilizando las ecuaciones empleadas para el analisis de pozos de
gas. Por medio de las pruebas de presion “Isocronales” y “Flow After Flow” se
verifico el procedimiento tomando en cuenta un rango de permeabilidades entre 6
mD y >1000 mD. Asimismo, las condiciones del estudio abordaron tanto
yacimientos subsaturados como saturados, a partir de presiones iniciales y

reservorios parcialmente agotados con saturacion de gas por encima de la critica.

Fetkovich observd en todos los casos que el comportamiento de las curvas era
similar, por lo cual desarrollé la siguiente expresion para calcular el aporte de

estos pozos.

Donde:
C: Coeficiente de flujo, bpd/ (Ipca) *".

n: Exponente dependiente de las caracteristicas del pozo, adim.

€C_ %

Con base a las 40 pruebas examinadas en el trabajo, el exponente “n” se encontrd
variando entre 0,568 y 1. Adicionalmente la ecuacién 11.6, se puede rescribir de

manera similar al modelo de VVogel como:

q::ax _ [1 _ (%f)zl ........................................................ (I17)

Jones, Blount y Glaze (1976) ® Desarrollaron un modelo para el calculo del

comportamiento de afluencia de pozos verticales tomando en cuenta el efecto de

la turbulencia o flujo no-Darciano en las adyacencias del hoyo. Este método fue

15
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presentado para analizar la eficiencia de las distintas completaciones del pozo, asi

como su potencial de produccion.

De esta manera, utilizando la ecuacién de Forchheimer & los autores proponen la

siguiente relacion entre el caudal producido y el “drawdown” del yacimiento.

Donde:
A: Coeficiente de flujo laminar, Ipca/bpd.
B: Coeficiente de turbulencia, Ipca/ (bpd)>.

11.2.2.2 Comportamiento de Afluencia de Pozos Horizontales

El comportamiento de afluencia de un pozo horizontal se caracteriza por la
combinacion de un flujo radial y lineal, que se extiende a lo largo de los limites
del yacimiento. Un factor preponderante en dichos pozos, es la diferencia entre la
permeabilidad horizontal y vertical de la formacion, conocida como anisotropia, la

cual incide significativamente en la productividad de los mismos.

Con el fin de predecir el rendimiento de este tipo de pozo numerosos modelos
analiticos, reseflados en la literatura, han desarrollado soluciones para la
construccion de la grafica de IPR asumiendo una presion constante sobre la
seccion horizontal, lo que implica que el hoyo presenta una conductividad infinita.
Estos estudios cuantifican el comportamiento de afluencia tomando en cuenta un

flujo monofasico o bifasico dentro del reservorio.

16
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Flujo Monoféasico

Bajo esta consideracion los modelos presentados a continuacién se derivan de la
conocida ley de Darcy. Dependiendo de la condicion de frontera asumida por el

autor, estos estudios se describen para régimen de flujo estable o pseudo-estable.
Estado Estable ']

Los trabajos analiticos que suponen régimen de flujo estable constituyen una
herramienta simplificada para el calculo de la productividad en pozos
horizontales, y requieren que la presion en cualquier punto del yacimiento
permanezca constante en el tiempo. No obstante, pocos reservorios operan en
dicha condicién, por ende la mayoria exhiben cambios en la presion

continuamente.

Sin embargo, las ecuaciones para estado estable se utilizan ampliamente en la
industria debido a que son faciles de derivar, los resultados pueden convertirse a
estado transitorio o pseudo-estable aplicando los conceptos de expansién del area
de drenaje, radio equivalente del pozo, y factor de forma. Ademas, se pueden

verificar experimentalmente construyendo modelos fisicos en el laboratorio.

Tomando en cuenta el estado de frontera mencionado, se presentan diversos

autores para el calculo de afluencia en pozos horizontales.

Borisov (1964) ™! Fue uno de los primeros en calcular la productividad de
pozos horizontales, introduciendo el concepto de resistividad de flujo equivalente
para formular la ecuacion que contempla un yacimiento isotropico dentro de un

area de drenaje elipsoidal. El indice de productividad se expresa como:

0,007078 kp, h

B, [ln(4zeh)]+%ln[%] .................................... (1.9)

Jnh =

17
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Donde:

B,: Factor volumétrico de formacion del petréleo, by/bn.
h: Espesor del yacimiento, pies.

Jn: Indice de productividad del pozo horizontal, bpd/Ipca.
kn: Permeabilidad horizontal, md.

L: Longitud del pozo horizontal, pies.

ren: Radio de drenaje, pies.

rv. Radio del pozo, pies.

Lo: Viscosidad del petroleo, cp.

Giger et al. (1984) ™ Desarroll6 el concepto del cociente de reemplazo, el cual
indica el nimero de pozos verticales requeridos para producir el mismo caudal
que un pozo horizontal, reflejando un diferencial de presion igual para ambos.
Asimismo, para un area de drenaje rectangular dentro de un yacimiento

isotrdpico, la ecuacion propuesta del indice de productividad es:

0,007078 ky, L/ iy B,

(%) [1 +J1=(L/2r,)

L/2r,p ] +1n 27rrW]

Jn =

Joshi (1988) %4 Analiz6 la influencia de la anisotropia y excentricidad del pozo
sobre su rendimiento. Ademas, comparé los indices de productividad de pozos
inclinados y horizontales asumiendo un area de drenaje elipsoidal. Por otra parte,
describio expresiones para calcular el radio efectivo y el factor de dafio en pozos

horizontales.
La derivacion de la ecuacién para el célculo del aporte del pozo incluye una

solucion del flujo en el plano vertical y otra sobre el plano horizontal dentro del

volumen de drenaje, tal como se muestra en la Figura 11.3.
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T H\L . ,.
| AN

Resistencia del flujo en Resistencia de flujo en el
el plano vertical plano horizontal

.

Figura Il. 3. Esquema de un pozo horizontal localizado en un &rea de drenaje

elipsoidal [

La expresion para cuantificar el indice de productividad de un pozo horizontal

para un yacimiento isotrdpico es la siguiente:

0,007078 ky, h/u,B,

o+ /az_(L/2)2]|+(ﬁ)1n [L] ............................. (11.12)
L 21y
|

Jh =

In

L/2

Donde a es la mitad del eje mayor de la elipse y viene dado por:

~ g[o,s +,/0.25 + (2reh/L)4]°'5 .................................... (11.12)

En los pozos horizontales la disminucién de la permeabilidad vertical incrementa
la resistencia de flujo en este plano, lo que origina que la tasa de produccién
disminuya a medida que la anisotropia del yacimiento aumenta. Por ende, es
importante contemplar tal efecto para cuantificar la productividad de estos pozos.
Joshi incluye el factor de la anisotropia modificando su solucién de la siguiente

manera:

0,007078 kj, h/piyB,

la+ Jaz = (1) 2]|+( R (11.13)
J »

In =

lnl

|
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Donde P representa la relacion de permeabilidades o anisotropia de la formacion

definida como:

B = o (11.14)

Del mismo modo, Joshi analiza la incidencia de la posicién o excentricidad del

pozo dentro del yacimiento reescribiendo su ecuacion de la siguiente manera:

- 0,007078 k, h/u,B,
a+ Ja? - (L/z)zl m. [(B72) + 8282 (11.15)
In L/ + (ﬁ Z) In (ﬁhrw / )
| 2 | 2
Donde:

ky: Permeabilidad vertical, md.
d: Distancia vertical entre el centro del yacimiento y el pozo, pies.

Renard y Dupuy (1990) ™ Estudian la influencia del dafio a la formacion y la
anisotropia sobre la eficiencia de flujo en pozos horizontales, formulando el indice
de productividad de un pozo localizado en el centro del reservorio como:

_0,007078 ky, h 1

" HoBo cosh™1(x) + B (%) In (211%) + Sy
w

........................ (11.16)

Donde x = 2a/L para un area de drenaje elipsoidal. Sucesivamente a y [
constituyen parametros definidos en las ecuaciones 11.12 y 11.14. Por otra parte,
rw representa el radio efectivo del pozo el cual se estima con la ecuacién 11.17,
mientras que Sy representa el dafio a la formacion para un pozo horizontal y
puede ser cuantificado con el modelo de Goode y Thambynayangan ©? resefiado

en la ecuacién 11.115.
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e, (11.17)

Estos autores concluyeron que el dafio a la formacion incide mayormente en
aquellos reservorios con alta anisotropia y su efecto es mas perjudicial en pozos
verticales en contraste con los pozos horizontales. Adicionalmente, muestran que
el incremento en la longitud del tramo horizontal puede disminuir la influencia

negativa de este parametro.

Economides et al. (1991) ¢! Modifico la ecuacién de Joshi para construir la
curva de afluencia de un pozo horizontal, tomando en cuenta un &rea de drenaje
elipsoidal, la anisotropia del reservorio y un pozo, el cual se perfora a lo largo de
la direccién del minimo esfuerzo de la formacion. La ecuacion que cuantifica la

produccidn es la siguiente:

0,007078 ky, h/u,B,

a+ Jaz— (L )2} ..................... 1118
| bl "o

Jn =
In

rw(B+1)
|

Donde S'¢q constituye el dafio de formacion para un pozo horizontal segin el

modelo de Frick y Economides !, representado en la ecuacion 11.117.

Butler (1994) [ presenté una expresion para predecir el comportamiento de la
IPR en pozos horizontales. La Figura I1.4 muestra el area de drenaje rectangular
asumida en este modelo, donde el pozo penetra totalmente la extension del

yacimiento. Aplicando el principio de superposicion el indice de productividad es:

0,007078 ky, L/u,B,

g [,,W(,?[i N C(ER) g (11.19)

Jn

Donde:

Yp: Medio del ancho del reservorio, pies.
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'
- o
- L

Figura I1.4. Geometria rectangular del yacimiento (modelo de Butler) !

Permadi (1995) 7 Evalué las condiciones de produccién en pozos localizados
dentro de yacimientos anisotrdpicos con influencia de un acuifero adyacente o con
presencia de capa de gas. En la construccion del modelo se considera un area de
drenaje elipsoidal en la que el flujo converge alrededor del hoyo y es paralelo al
tope y base de la formacion. El autor obtiene el indice de productividad,
considerando una permeabilidad horizontal mayor o igual a la vertical, con la

férmula siguiente:

0,007078 kj, h L/u,B,

Xe_ye\f%Jrﬁh[ln(%J%)Hl .............................. (11.20)

En contraste, en casos donde la anisotropia es menor a uno la ecuacion 11.20 se

Jnh =

modifica de la siguiente manera:
0,007078 k, h L/u,B,

Jn =
X, — Yeﬁ\/%+ Bh [ln <12/?/>’ \/%) N Sl ............................. (11.21)

Donde:

S: Dafo a la formacion, adim.

Xe: Ancho del yacimiento, pies.
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Y.: Longitud del yacimiento paralela al eje de pozo, pies.

Elgaghah et al. (1996) "8 Construyeron una solucién basada en el concepto de
area de drenaje dentro de un yacimiento isotrépico. Los autores contemplan que el
flujo en el tramo horizontal es distinto en cada extremo del pozo, observando
mayor proporcion del caudal en el “heel (codo)”. Para el desarrollo de la ecuacion
dividen en tres geometrias distintas el area de drenaje, comenzando con un
rectangulo de longitud L y ancho 2r para el centro de la seccion horizontal, un
semi-circulo de radio r en la punta del pozo y por Gltimo un rectangulo de
longitud rL/C y ancho 2r localizado en el “heel.” Empleando la teoria de

resistencia de flujo en cada seccion se obtiene el siguiente modelo:

0,007078 kp, h

] =
h ln(%) Cvil 2\ e (11.22)
Botto L/, +(025+7) (-~ 7)

La tabla 1.1 describe el valor de C

[18]

Tabla 11.1. Valor de la constante C modelo Elgaghah et al.

Longitud horizontal del pozo (pies) Valor de C
0-1000 270
1000-3000 C=470-0.2L

Escobar et al. (2004) ™! Analizaron la influencia de la longitud de la seccién
horizontal y radio de drenaje del pozo. En el desarrollo de su ecuacion asumen un
area de drenaje elipsoidal sin tomar en cuenta la anisotropia del yacimiento. La

ecuacion formulada para cuantificar la productividad es la siguiente:

0.007078 kyh /1, B,

0.5
4
cosh~ [1.075 (o.s + \/0.25 + (PTer/,) )

Jn =

(11.23)

+ 0874("/,)In [h/er]
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Escobar compard las soluciones de Borisov 2 Giger ¥ Joshi ' y Renard
& Dupuy ¥ con su modelo, disefiando un rango de aplicacién basado en el
méaximo valor del cociente entre la longitud y radio de drenaje en el que pueden

ser aplicadas estas ecuaciones. La tabla I1.2 resefia este criterio.

Tabla 11.2. Rangos para Seleccién de Modelos de Afluencia **!

Modelo de Afluencia Valor de L/r.<

Borisov 0.8

Giger 1.2

Joshi 1.6

Renard & Dupuy 1.2
Escobar 2

Estado Pseudo-Estable %

En régimen pseudo-estable no existe flujo a través de los contornos de frontera, es
por ello que se torna complejo conocer la presion en el extremo del area de
drenaje, no obstante, se emplean las conocidas pruebas de presion para obtener un

valor promedio de ésta dentro del reservorio.

En la literatura existen algunos métodos para calcular el aporte de pozos
horizontales bajo régimen semi-estable, los cuales suponen que el pozo se localiza
arbitrariamente dentro de un area de drenaje rectangular aunque se diferencia en la
resolucion matematica y condiciones de borde asumidas. Entre los modelos se

encuentran:

Mutalik et al. (1988) ! Reportan el factor de forma Ca y el correspondiente
factor de dafio Sac para un pozo horizontal localizado en cualquier posicion
dentro del volumen de drenaje. Suponen que el pozo se comporta como una
fractura de conductividad infinita, y un area de drenaje rectangular en un
yacimiento homogéneo e isotropico de dimensiones 2X. y 2y, COMO se observa en

la Figura I1.5.
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2Ye
Yw |

Xw

A
\

2Xe
e e

Figura I1.5. Esquema del yacimiento asumido por Mutalik et al.

La ecuacion que generan para construir la curva de IPR en pozos horizontales es

la siguiente:

_ 0,007078 kyh AP /u,B,
Qo= "0\ P (11.24)
= /A/n .................................................................... (11.25)
S;= —In (L/4TW) ......................................................... (11.26)
Donde:

A: Area de drenaje, pies.

A': Constante = 0,738.

C'": Factor de conversion de forma, constante = 1,386.

D: Coeficiente de Turbulencia, 1/BOPD.

I'e: Radio efectivo de drenaje, pies.

Sca: Factor de dafio asociado a la forma del volumen de drenaje, adim.

St. Factor de dafio suponiendo una fractura de conductividad infinita a lo largo de
toda la longitud, adim.

AP: Diferencial de presion del reservorio o drawdown, Ipca.
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El factor de dafio asociado a la forma del volumen de drenaje se obtiene de tablas,
como funcion de la longitud adimensional Lp, resefiada en la tabla A.1 del

Apéndice |.

Babu y Odeh (1989) ! Desarrollaron una solucién para conocer el rendimiento
de los pozos horizontales, en la cual emplean el factor de forma para calcular el
volumen de drenaje y el dafio debido a la penetracion parcial del hoyo. En la

Figura 11.6, se aprecia la geometria del yacimiento asumida por los autores.

22X,

Figura 11.6. Geometria del volumen de drenaje asumida por Babu y Odeh

En el desarrollo de la ecuacién Babu y Odeh suponen un flujo uniforme, un area
de drenaje rectangular y el pozo localizado en cualquier posicion dentro del
yacimiento. Este modelo aplica tanto para reservorios isotropicos como
anisotrépicos. De esta manera, la expresion que representa la productividad de un

pozo horizontal viene dada por:

0,007078 (2Y,),/kyk, AP /uoB,

Jn
In <i_z) + In CH — 075 + SR

w

..................................... (11.27)

De acuerdo a la condicion de frontera asumida, la presion a lo largo del pozo varia

continuamente, no obstante, los autores eliminan esta restriccion suponiendo una
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presion representativa (valor medio) entre el minimo y maximo que se obtiene a

lo largo del tramo horizontal.

Por otra parte, en la ecuacion 11.27, Cy representa el factor de forma mientras que
Sy denota el dafio debido a la penetracion parcial. Para el calculo de cada uno de

estos parametros se tienen las siguientes expresiones:

Célculo de Cy:

2X N\ [ [k, \[1 X, (XW>2 180°Z
LnCy = 628(==2)| | Z ||z -2+ (=) | -In|si
fon (h) ks [3 ox, T \2x, S

(11.28)
2X k,

—05In|(“%¢/,) || voss

Donde:

kx: Permeabilidad en el plano x, md.

kx: Permeabilidad en el plano y, md.

k,: Permeabilidad en el plano z, md.

Xw: Distancia entre el punto medio del pozo y la frontera mas cercana en
direccion x, pies.

Y.: Distancia entre el punto medio del pozo y la frontera mas cercana en
direccion vy, pies.

Z: Distancia vertical entre el pozo horizontal y la base del reservorio, pies.
Calculo de Sy:

Para un pozo que penetra totalmente el yacimiento Sy = 0 cuando L = 2Y,  En

contraste, si 2Y¢ < L se consideran las siguientes condiciones:

Casol: 2X./\k, = 15Y,/ /ky >> 0,75 h/ [k,

SR = PXYZ + P,XY ................................................................. (”29)
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Aqui, Pxyz denota el grado de penetracion, mientras que P'xy es el resultado de la

ubicacion del pozo dentro del reservorio.

La componente Pxyz esta dada por:

P —(ZYe 1)1(h)+0251 (k")l n 180°Z 1,84 11.30
xvz =\ nrw ,nkz nsmh , (11.30)

La componente P'xy viene dada por:

, 2(2Y.)%\ |k,
Plyy = ( n )\/k:y [foo +0.5{fp = fo}]l (11.31)

Donde f representa una funcion cuyos argumentos vienen dados por:

L _AY, 4L 4y, —L

Ta, T Ta, o 2T T,

(1132, 11.33, 11.34)

El calculo de la presion se realiza en el punto medio de la longitud del pozo

horizontal, y la funcion f(x) es definida como:

foo = — (2(2LY3)) [0,145 +In (Z(ZLYe)) 0,137 (Z(ZLYQ))Z] .............. (11.35)

En contraste, la evaluacion de las funciones f (y;) y f (y2) depende de sus

argumentos.

Caso Il zye/\/kj > 2,66X./\k, >> h/\k,

SR= PXYZ+PY+P,XY .......................................................... (”36)
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La componente Pxyz se calcula por la ecuacion 11.30, en cambio las componentes

Py y P'xy se obtienen por medio de las ecuaciones 11.37 y 11.38 respectivamente:

QY2 Jkik,[(1 (Y, Yy \2 L /L
= () - (= — =3 ... 11.37
Py =628 2X.h  k, |\3 (ZY) (ZYe) +48Ye <2Ye 3) (11:37)
2Y, 12,56X, 1 X, (X, )2
o= [—£ — - - — 4] ... 11.38
Plxr ( L 1) ( h k2l k") <3 2X, * (zxe (11:38)

Kuchuk et al. (1990) ™% presentan un método para interpretar el
comportamiento de la presién en pozos horizontales, ademas incluyen una
solucion para describir el comportamiento de afluencia de éstos bajo suposiciones
de un area de drenaje rectangular, en cuyos limites puede existir o no flujo. La
condicion de frontera se aproxima a una solucion de conductividad infinita, donde
la presion del pozo se asume constante y es obtenida a partir del promedio de
presiones distribuidas gracias a la entrada uniforme del flujo a lo largo de la
longitud horizontal. Adicionalmente, toman en cuenta la anisotropia del reservorio
y el pozo se localiza en el medio del espesor total de la formacion como se

muestra en la Figura 11.7.

Presiin Costante d
Fronteras sin oo

“}  Espesardela
Formaciin
w
|~

E L A e ey 01

Figura I1.7. Localizacion del pozo horizontal en el yacimiento (modelo Kuchuk et
al.) @

De acuerdo a lo anterior, el modelo para calcular el indice de productividad es:
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_ kh h/(70:6 .uoBo) l
Jn = F 1 ()05 DR i Se s (11.39)

En la ecuacion 11.39, F constituye una funcion adimensional reportada por los
autores en su trabajo. El dafio a la formacion representado por el pardmetro Sy se

contabiliza con la siguiente expresion:

Sy=1In (?) 1+\% sm(%)]—\/%(i—h) E+%+(%)2] e (11.40)

Economides et al. (1996) ! Generalizan una ecuacién para calcular el indice de
productividad en los pozos horizontales, tomando en cuenta la anisotropia del
yacimiento y una localizacion arbitraria del pozo dentro del reservorio como se

observa en la Figura. 11.8.

Figura. I11.8. Geometria del reservorio asumida por Economides et al. *

La expresion matematica para describir el indice de productividad del pozo

horizontal, tomado en cuenta flujo uniforme como condicion limite es:

kX,
Jh = T T e 11.41
887,22 u, B, (PD + 2)7(& 25) (141)

30



CAPITULO II MARCO TEORICO

. _ 3
= ke (11.42)

Donde:
k: Permeabilidad de la formacion, md.

Pp: Presion, adim.
Flujo Bifasico

Debido a la complejidad que representa la distribucién de las propiedades de los
fluidos bajo la presencia de dos fases 0 méas dentro del reservorio, las soluciones
empiricas desarrolladas para describir el comportamiento de la curva de IPR en
pozos horizontales se basan en el trabajo de Vogel, empleada en pozos verticales
dentro de esta condicion de flujo. Diversos modelos para yacimientos con empuje

de gas en solucidn se presentan a continuacion.

Plahn et al. (1987) 4 Fueron los primeros en estudiar el comportamiento
multifasico de pozos horizontales localizados en reservorios con empuje de gas en
solucion. Ellos emplearon un simulador, en el cual, variaron un conjunto de
propiedades PVT, permeabilidades relativas, caracteristicas de la roca y
dimensiones del pozo con el proposito de generar curvas tipo y predecir el caudal
de produccion, ademas de seleccionar los posibles yacimientos candidatos a ser
desarrollados con estos pozos. Se asumio un pozo completado a lo largo de todo
el intervalo productivo, y que la presion del reservorio inicial era la de burbujeo.
No obstante, se debe destacar que las consideraciones supuestas para la

construccién de estos graficos dificultan la aplicacion de las mismas.

Bendakhlia y Aziz (1989) [ Desarrollaron una ecuacién para el modelaje de la
curva de IPR en pozos horizontales basada en los estudios de VVogel y Fetkovich.
Mediante el empleo de dos simuladores comerciales corrieron un amplio rango de
propiedades de la formacion y de los fluidos obteniendo un conjunto de curvas

que depende del estado de agotamiento del yacimiento.
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El modelo base de simulacién contemplé un yacimiento rectangular, homogéneo e
isotropico, con un pozo localizado en el medio del reservorio y localizado a lo
largo de toda la longitud horizontal. La presion inicial fue definida en el punto de
burbuja y los efectos de capilaridad no se tomaron en cuenta. La ecuacion

generada para cuantificar el comportamiento de afluencia fue la siguiente:

P, Pu\2]"
Qo _ 1_V(:f)_(1_y) (:f) ................................ (11.43)
do,max Ppg Pg
Donde:

V, n: Coeficientes dependientes del factor de recobro, adim.

La ecuacion 11.43, representa un ajuste matematico para el conjunto de curvas
construidas durante el proceso de simulacién, con el propdsito de obtener los
pardmetros V y n en funcion del factor de recobro, tal y como se muestra en la

Figura 11.9.

"

o.02 .04 o.08 .08 o.10 o.12 oG4

Factor de Recobro (Fraccidn)

Figura I11.9. Parametros V y n (Modelo de Bendakhlia y Aziz) 1#*!

Los autores observaron, en todos los casos, que las curvas adimensionales
representan una linea recta al principio de la produccion, sin embargo incrementan

la curvatura a medida que aumenta el recobro. En este sentido, concluyen que la
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concavidad de la funcidn es indicativa de la variacion del aporte del yacimiento

con respecto al “drawdrown ” del reservorio.

Cheng (1990) %! Usando la simulacién numérica generé otra ecuacion para el
calculo de la productividad de pozos horizontales e inclinados. Con base en sus
resultados observé una notable similitud con el comportamiento parabdlico de la
curva de Vogel. No obstante, resalto las diferencias entre los estimados de tasa y

presion de VVogel en comparacion con los arrojados en la simulacion.

Cheng focaliz6 su trabajo en la interpretacion de la variacion de concavidad de la
curva IPR a medida que cambia el &ngulo de inclinacién del pozo.

El modelo tomado durante el estudio fue un yacimiento en forma de prisma
rectangular, homogéneo e isotrépico con saturacion de agua constante e inmovil.

El pozo se localiza en el centro del reservorio y los efectos de la presion capilar
son despreciables. La ecuacion para describir el comportamiento de la curva de

IPR para pozos horizontales es:

40

QO,max

P P
= 0,885 — 0,2055 (4) _1,1818 (4) ....................... (11.44)
Pg Pg

Inspeccionando la ecuacion 11.44, se puede apreciar una deficiencia sustancial a
nivel tedrico del modelo para presiones de fondo fluyente igual a cero, donde el
caudal difiere de su valor maximo, por tal motivo se restringe la aplicacién de la
presente correlacion para describir el comportamiento de afluencia en pozos

horizontales.

Retnanto y Economides (1998) " Estudiaron el comportamiento de la curva
IPR de pozos horizontales y multilaterales en yacimientos con empuje de gas en
solucion. Utilizaron la simulacion numeérica para generar un conjunto de curvas
bajo un extenso rango de propiedades de la roca y de los fluidos. Al observar los
resultados notaron que los factores que mayormente inciden en el aporte de estos
pozos son la presion de burbuja y el estado de agotamiento del reservorio. En este
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sentido, aplicando la técnica de regresion numérica se obtuvo la siguiente

correlacion para pozos horizontales:

P Pyr\"
Qo _1-025 (ﬂ) ~ 0,75 (Lf) et (11.45)
do,max Pr Py
—_ —\ 2
Pg Pg
n=[-027+146(=)—-096(=) |[4+166x10"3P,] ......... (11.46)
Py Py
Donde:

n: Exponente dependiente de la presion de burbuja, adim.

Py: Presion de burbuja, Ipca.

La ecuacién 11.45, representa una modificacion del modelo de Vogel, ajustando
las constantes y el exponente a los resultados obtenidos con la simulacion. Estos
autores resefian que para bajos valores de presion de burbuja la expresion
propuesta genera curvas similares al comportamiento parabolico de Vogel, en

contraste para altas presiones de burbuja se desvian sustancialmente.

En este sentido, el modelo propuesto tiene una limitante para su aplicacion cuando
los valores de la relacion (Pr/ Py) son bajos, ya que se obtiene un exponente “n”
menor a la unidad o en algunos casos negativo, prediciendo incorrectamente el
comportamiento de la IPR, tal y como se muestra en la Figura 11.10. Es por ello,
que para que la ecuacion 11.46 tenga sentido fisico el valor de “n” debe ser mayor

o igual a uno (1).
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Figura 11.10. Comportamiento del IPR para distintos valores de “n” (modelo

Retnanto y Economides) !

Wiggins y Wang (2005) 8! Tomando en cuenta los trabajos anteriores, generan
soluciones empiricas para describir el comportamiento de tasa-presion en pozos
horizontales dentro de yacimientos con empuje de gas en solucion. Las
condiciones asumidas en el modelo de simulacién comprenden un pozo localizado
en el centro de la formacion penetrando totalmente a lo largo de la longitud
horizontal, la presion inicial es igual a la presion de burbuja, existe una saturacién

de agua constante e inmdvil y los efectos capilares son despreciables.

Basados en el analisis de los resultados, y mediante en uso de la técnica de
regresion lineal, dos correlaciones empiricas se generaron para estimar el
comportamiento de afluencia. La primera de ellas, es una ecuacion que generaliza
y ajusta la data de los 27 casos corridos en el proceso de simulacion, mientras que

la segunda se genera en funcién del factor de recobro.

De esta manera, los dos modelos arrojados son los siguientes:
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P P
Qo _ 1_04533 (Lf) —0,5467 (Péf> ............................... (11.47)

QO,max R R

do ow ow
qolmax PR ( ) PR ............................... (“_48)

Donde:

d: Coeficiente dependiente del factor de recobro, adim.

Los autores observan que el coeficiente “d” no refleja un comportamiento lineal,
en contraste, este decrece a medida que aumenta el factor de recobro e
incrementa ligeramente después de alcanzar un valor minimo. En consecuencia,
concluyen que el comportamiento de la IPR es funcion del estado de agotamiento
del yacimiento s6lo en casos de reservorios con bajos factores de recobro, y

resefian el valor de “d” tal y como se observa en la Tabla I1.3

Tabla IL.3. Valores del Coeficiente “d” (Modelo de Wiggins y Wang) 8

Factor de

- Valor ded
1% 0.675
2% 0.475
4% 0.25
6% 0.125
8% 0.2
10% 0.225
12% 0.25
14% 0.275

Jabbari y Economides (2008) ! Por medio de la simulacién numérica dos tipos
de curvas se construyen variando las propiedades de la roca y de los fluidos. El
modelo de simulacion toma en cuenta un pozo completado parcialmente a lo largo

del tramo horizontal. El primer ajuste depende de la presion de burbuja y estado
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de agotamiento del reservorio, mientras que el segundo tipo de arreglo adiciona a
estos parametros la influencia del factor de dafio en la productividad de los pozos

horizontales.

Un ajuste matematico no lineal fue usado para obtener los coeficientes de los
distintos tipos de arreglos de las curvas normalizadas, generando 13.500 puntos

que se correlacionaron estadisticamente. Por tanto, las ecuaciones generadas son:

P P,\™\"
o —(1-v (Lf) —w-1) (Lf) ............................... (11.49)
do,max Py Py
do w ow ™™
q = M(S) 1—1] —_— | — (U— 1) T N N (“50)
omax R
My = —0.0001 53 4+ 0.0026 S2-0.0509 S +1  ...oooiiiiiiiiiiii i (1.51)

El célculo de los parametros v, n y m implican el uso de graficos que dependen

del factor de recobro y la presion de burbuja (Ver Apéndice I1).

Gasbarri et al. (2009) B% Generaron correlaciones para estimar el
comportamiento de afluencia de pozos verticales, horizontales e inclinados
basadas en el modelo de Vogel. Por medio de un simulador comercial evaluaron
distintos parametros que inciden sobre la curva de IPR tales como angulo de
inclinacion, permeabilidad de la formacion, gravedad API, corte de agua y la
declinacion de la presion producto del agotamiento del yacimiento.

Por otra parte, debido a que una gran cantidad de reservas a nivel mundial son de
crudos pesados, los autores se focalizaron en desarrollar expresiones validas para

este tipo de crudo, obteniendo los siguientes modelos:

2

4o :1_V(PPL;)_(1_V)<PP_1;> e (1152)
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Para cuantificar el coeficiente V se disponen de las siguientes soluciones:

Propuesta para pozos verticales:

V=a" +m (1 — &) ...................................................... (11.53)
P;

a = 0,0146API? — 0,4948API + 4,5237  cceeeeiiiieeeei e, (11.54)

c =—0,0226API% + 0,7624API — 5,7916  ....cooovieiiiii, (11.55)

M = — 0,0973API 40,5094 ooooerroooooeeooeoeeeee (11.56)

Propuesta para pozos horizontales e inclinados:

En esta propuesta se encontr6 que valor del coeficiente C reportado en la el
estudio difiere de la tendencia expuesta en el trabajo especial de grado de los
autores Garcia & Martinez, debido a que el primer término no se eleva a la -2 sino

a la -3, como se expone a continuacion.

V= —aa2+ba+c+m(%’;—1> .......................................... (1157)
a = —7,3098x10"7API* + 1,6245x10 5API + 8,1176x1075  ........ (11.58)
b = 4,7882x1075API? — 1,3969x1073API + 1,9645x1072 ... (11.59)
¢ = —1,1312x1073API? + 2,2739x10"2API + 4,3943x10" ... (11.60)
m = —8,9726x10734API — 1,6429%10™1  oooovovvoeeeeeeeeeeeeeeeeeeeeeeeeeeees (11.61)
Donde:

Pi. Presion inicial del yacimiento, Ipca.
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P . Presion del yacimiento a un estado de agotamiento posterior, Ipca.
WC: Corte de agua, fraccion.

o: Angulo de inclinacion, grados.

11.2.3 FACTOR DE DARNO Bl

El factor de dafio o “skin factor (S)” es un parametro que representa la caida de
presion adicional resultante del flujo no lineal en las cercanias del hoyo.
Constituye un elemento fundamental para el célculo de la productividad de los
pozos, gracias a que denota una restriccion del flujo, donde se involucra la
presencia de dafio a la formacion y/o una limitacién causada por elementos

propios de la completacién del pozo.

En este sentido, el dafio a la formacion se define como la reduccion de la
permeabilidad de la zona productora en las adyacencias del pozo durante las
actividades de perforacion, terminacion, reacondicionamiento o en la produccion
del mismo. Este puede originarse gracias a la invasion del lodo de perforacion,
hinchamiento de arcillas, precipitacion de compuestos organicos e inorganicos en
el medio poroso, formacion de emulsiones, deposicion de parafinas, entre otras

razones.

Aunado a lo anterior, la restriccion al flujo desarrollada durante las actividades de
completacion del pozo se conoce con el nombre de pseudodario o “pseudo skin”,
y puede ser ocasionado gracias a la instalacion de dispositivos para el control de
solidos, practicas de cafioneo, insuficiente area de flujo abierta a produccién o por

la accion del fracturamiento hidraulico.

En otros palabras, este término se refiere a la caida de presion adicional generada
en la cara de la arena productora como consecuencia de una restriccién fisica,
diferente al dafio a la formacidn que repercute negativamente o en ciertos casos

positivamente en el rendimiento del pozo, es por ello que para cuantificar el dafio
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(S) se deben totalizar todas estas limitantes en un solo factor con el proposito de

evaluar la incidencia de estos sobre la productividad.

Por otra parte, como se muestra en la Figura 11.11 el dafio refleja una cantidad
adimensional que puede ser mayor a cero (S > 0), a medida que el pozo posee una
restriccion al flujo, por ende fisicamente se genera una caida de presion, la cual
disminuye el indice de productividad gracias a la reduccién de la permeabilidad
en la vecindad del hoyo. En contraste, cuando el valor de S es igual a cero se dice
que el pozo no presenta dafio, mientras que si el dafio es negativo (S < 0), se
considera que el pozo se encuentra estimulado, lo que ocasiona la presencia de un

“drawdown ” favorable en los alrededores del mismo.

Estimulacidn,
s<0

H Comportamiento normal esperado
i ’ ~ - . -
’:J/sm dafio y sin estimulacién, s =0

Presion, psia

Radio, ft

Figura 11.11. Esquema de caida de presion adicional debido a la presencia de dafio
[32]

en el pozo
De igual manera, en la Figura 11.12, se evidencia la influencia del factor de dafio
sobre el comportamiento de la IPR. Esto indica que la curva actual (S > 0), el
comportamiento de afluencia se desvia del modelo ideal (S = 0), debido a la
presencia de un dafio constante que reduce el aporte de fluidos por parte del
yacimiento gracias a la restriccion del flujo o disminucion de la permeabilidad en

la cara de la arena.
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Igualmente la incidencia del factor de dafio sobre el indice de productividad del

pozo, denota que a medida que incrementa “S” la capacidad de aporte del pozo

disminuye.
i} Comportamiento de Afluencia (IPR)
E -
s -
s e Mode lo 1deal (S = 0)
ﬁ i Modelo Actual (5 =0)
2
E .
=
Qo (bpd)

Figura 11.12. Influencia del factor de dafio sobre el comportamiento de afluencia.
11.2.3.1 Efecto del Factor de Dafio en la Productividad de Pozos Verticales **

En la vecindad del hoyo los fluidos fluyen desde el yacimiento hacia el pozo a
través de un area transversal en forma de cilindro, la cual disminuye a medida que
se acerca al mismo. Si se considera un caudal constante, la velocidad del fluido se
incrementa al reducir el area de flujo, generando un incremento de la friccion.
Adicionalmente, las restricciones mecanicas existentes elevan la caida de presion

en la cara de la arena reduciendo la capacidad productora.

La ecuacion 11.62 representa la caida de presion adicional originada por la

restriccion al flujo de fluidos en las cercanias del pozo.

141,2
APy = %"ﬁog ......................................................... (11.62)

El impacto del dafio en pozos verticales completados a hoyo desnudo fue tratado
por primera vez por Muskat (1937) ! quien propuso un modelo para representar
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la zona dafiada como un cilindro concéntrico alrededor del pozo caracterizado por

una permeabilidad y radio uniforme, tal y como se muestra en la Figura 11.13.

Figura 11.13. Esquema de dafio a la formacién en un pozo vertical ©*

Trasladando el modelo de permeabilidad alterada en las cercanias del hoyo a una
expresion matematica, Hawkins (1956) B4 generé la siguiente ecuacién para

cuantificar el efecto del dafo a la formacion.

Donde:

k: Permeabilidad original de la formacion, md.
kq: Permeabilidad dafiada de la formacion, md.
rq: Radio de la zona dafiada , pies.

Sq: Factor de dafio a la formacion, adim.
El concepto de “skin factor” se emplea para cuantificar la totalidad de

restricciones al flujo en las cercanias del hoyo, y se encuentra constituido no sélo

por el dafio a la formacidn sino por las diferentes componentes o pseudodarios que
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generan una caida de presion adicional, y por consiguiente, influyen en la

productividad del pozo.

En consecuencia, el factor de dafio es una variable compuesta, cuyos elementos
individuales afectan en menor o en mayor grado el efecto total. De esta manera, la
incidencia del dafo total (S;) para un pozo se puede establecer como la sumatoria

de todos sus componentes por medio de la siguiente relacion:
Dafio Total (S;) = S; + z Pseudodafios —.............ccccoeiiiiiiii (11.64)

Il 2.3.2 Mecanismos de Pseudodafios asociados a la completacion de pozos

productores B!

En la literatura se encuentran reportados diversos estudios sobre la incidencia de
pseudodafios en la productividad de pozos verticales, para los cuales se han
identificado varios mecanismos de dafio asociados a completacion parcial de la
arena productora, practicas de cafioneo, empaques con grava o fracturamiento
hidraulico. Dentro de ellos se destacan la convergencia del flujo, taponamiento de
los tuneles perforados, turbulencia, inadecuada conexion pozo-yacimiento, entre
otras. A continuacién se describiran algunos de los mecanismos de dafio antes

mencionados.
Convergencia del flujo

La convergencia del flujo constituye una disminucion del area transversal que
atraviesa el fluido en el medio poroso bajo condiciones de permeabilidad y
viscosidad constante, es decir a medida que sea menor el area de flujo, mayor sera
la caida de presion asociada, lo que reduce la productividad del pozo. Esta puede
ser originada por el cambio del flujo desde los limites del radio de drenaje hasta el
intervalo abierto, siendo éste de menor espesor que el espesor del yacimiento
(convergencia por completacion parcial), o generada en los tineles de perforacion

que conectan el pozo con el yacimiento (convergencia por cafioneo).
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En la Figura I1.14 se puede observar ambos tipos de convergencia del flujo.

Convergencia de Flujo
debido a los tineles
perforados

A

Convergencia de Flujo debido a
la completacion parcial

Figura 11.14. Tipos de convergencia de flujo !
Taponamiento de los tuneles perforados

Este componente se evidencia al disminuir la permeabilidad alrededor de los
tineles perforados, a causa de la desestabilizacion de los granos, migracion de
arcillas o residuos del cafioneo. Inicialmente esta zona se le conoce como zona
compactada, tal y como se muestra en la Figura 11.15, sin embargo estudios
posteriores ¥ determinaron que en formaciones saturadas con liquido no existe
tal compactacion del medio poroso, sino una redistribucién de los granos dentro

de la matriz que reduce sustancialmente la permeabilidad.

Figura 11.15. Zona afectada por el cafioneo ¥
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Conexion Pozo- Yacimiento

Este mecanismo involucra la relacion de productividad de aquellos pozos
entubados y cafioneados, ademas de pozos que presentan algun tipo de
completacién como empaque con grava o pozos donde se lleva a cabo la técnica
del fracturamiento hidraulico. La capacidad de produccion se ve influencia
dependiendo del escenario que se presente, por ende es importante cuantificar la
afluencia en cada condicion y con ello estimar planes futuros.

11.2.3.3 Modelos para estimar los Pseudodafios en Pozos Verticales [ 1634

Ante la situacion planteada en la seccion anterior, resulta oportuno cuantificar el
impacto de los diversos mecanismos de pseudodafio sobre la productividad de los
pozos, con el proposito de tomar acciones correctivas o preventivas en el

desarrollo de los diferentes esquemas de produccion.

En tal sentido, en la literatura se encuentran reportados numerosos modelos para
el calculo de pseudodafios, asi como se han desarrollado algunas expresiones
matem@ticas para conocer el factor de dafio total combinando diversos
mecanismos. Estos trabajos, presentados a continuacion, estan basados en
soluciones analiticas, métodos numeéricos y generacion de correlaciones empiricas

que permiten mejorar la interpretacion del efecto de este factor.

Estimacion del pseudodario asociado a la Completacion Parcial

Brons y Marting (1959) [%%! Desarrollaron un modelo para describir el
comportamiento transiente de la presion en pozos completados parcialmente. Este
aplica a yacimientos isotropicos donde el pozo puede poseer el intervalo abierto a
produccién en el tope, base o en punto medio del espesor de la formacion.
Ademas, puede utilizarse en pozos completados selectivamente, cuando los

intervalos se ubican simétricamente tal y como se muestra en la Figura 11.16.
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(a) (b) (c)

T
-]

e . She—
et

|-_
=

hpl2

hi2

l 11

Figura 11.16. Ejemplos: (a) Pozo completado parcialmente en el tope del espesor, (b)

Pozo completado Gnicamente en el centro del yacimiento, y (c) Pozo completado

selectivamente

La expresion propuesta por los autores para estimar el pseudodafio por

completacion parcial es:

S,y = [%— 1] TG TS 10> ) (11.65)
b= h”/h ....................................................................... (11.66)
Donde:

b: Relacién de apertura del yacimiento, adim.
hp: Espesor de la formacion, adim.
hp: Intervalo abierto al flujo, pies.

Spp: Pseudodafio por completacion parcial, adim.
En la ecuacion 11.65, la funcion G (b) no puede ser expresada analiticamente, por

lo cual Brons y Marting, reportan este parametro para un rango de valores de “b”,

como se observa en la tabla 11.4.
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Tabla I1.4. Valores de la Funcién G (b) (Modelo de Brons y Marting)

0.1 2.337
0.2 1.862
0.4 1.596
0.6 1.621
0.8 1.995

Por otra parte, el espesor adimensional de la zona productora (hp) depende de la
localizacion del intervalo perforado como se muestra en la Figura 11.16, y
dependiendo del caso a, b o c este factor se puede obtener por medio de

ecuaciones reportadas en el estudio.

Odeh (1968) P° Presentd una solucién numérica para el calculo del pseudodafio
por completacion parcial independientemente de la localizacion del intervalo
perforado. Las condiciones asumidas en el trabajo fueron un yacimiento
isotrépico, homogéneo, estado de flujo pseudo estable y un fluido ligeramente
compresible. La magnitud del “pseudoskin factor” viene dada por la siguiente

expresion:

@y
qr

(11.67)

La relacion de caudales de la expresion 11.67, se presenta en forma grafica para
diferentes intervalos perforados, tal y como se observa en el Apéndice I11.

No obstante, para el afio 1980 este autor desarrolld otro modelo para el calculo del
pseudodario por completacion parcial en el cual toma en cuenta la anisotropia del

reservorio, tal y como se aprecia en la siguiente ecuacion:

s —135(" 10'8251 plfey 7)) Z 1051 ™ L 11.68
=135 (5 — n k_v+ —1,95 - In(r,.) 40,49 + 0,11n T ... (11.68)
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z

Foe = rwe[0.2126(2'753+7m)] para 0<Zy/h<05 ... (11.69)
h

T = Y+ L (11.70)

Donde:

a/qr: Relacion de caudal de flujo con y sin completacion parcial, adim.
r.. Radio de drenaje del pozo vertical, pies.

rwe: Radio del pozo corregido, pies.

y: Distancia del tope de la arena al tope del intervalo, pies.

Zn: Distancia del tope de la arena al punto medio del intervalo perforado, pies.

Papatzacos (1987) B7 Estim¢ el pseudodafio por penetracién parcial para un
yacimiento homogéneo anisotropico asumiendo régimen de flujo estable, segln la

siguiente expresion:

b
Syp = <£ - 1) In (L) L hh (a — 1>1/2 ................. (11.71)
h, 2rp) " hy " b—1
Tw ke
O OO U RUORTRP O 11.72
Tp n |k, ( )
h
= o e (11.73)
y + 0,25h,,
h
D = e (11.74)
y + 0,75h,,

Donde:

a, b: Coeficientes, adim.
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ro: Radio de drenaje del pozo, adim.

Yeh y Reynolds (1989) B8 Este modelo es aplicable a yacimientos multicapas
con flujo cruzado, donde el intervalo perforado se localiza arbitrariamente a lo
largo de todo el espesor de la arena productora. Para cuantificar este mecanismo

de dafio desarrollaron la siguiente correlacion:

Sp = | ffl] TS (11.75)

R 11.76

fl - hE ( )
1

Ty = HZ KiMagi oo (1.77)
j=n

7T C,fl(l - fl)ED
Fop = e e (11.78)
C, = 0,481 4 1,01, — 0.838F2  vovooooeeeeeeeeeeeeeeeeeeeee e (11.79)

El valor de la ecuacion 11.79 es valido si el intervalo abierto al flujo se encuentra

en el tope de la formacidn.

Donde:

C’: Coeficiente de correlacion, adim.

f1: Capacidad de flujo del intervalo perforado, adim.
hp: Espesor de todas las capas, adim.

h,,p : Espesor del intervalo perforado, adim.

hyw;: Longitud perforada adyacente a una capa, pies.
kj:

Permeabilidad de cada capa, md.
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Vrbik (1991) B Propuso un modelo numérico para estimar el pseudodafio por
completacién parcial en yacimientos anisotropicos de una sola capa, reflejado en

la siguiente ecuacion:

fa-20i+m)] _ [fa-20i-1)
- f _f +f —-2Dr) — -
Spp = [%] [1.2704—1n(R)]—{ L [Hz Z ] [ 2 ]} - (11.80)
In[sin? 2) + 0,1053R?
for =yIn(®) + (2 —y)In(2 —y) + R nlsin” (my/ 7)r ] (11.81)
D' = dy/R oo (11.82)

El autor presenta el pardmetro R en funcidn del intervalo perforado, resefiado en
la tabla A.2 del Apéndice IV.

Donde:

d;: Distancia del punto medio del intervalo abierto al punto medio del espesor del
yacimiento, pies.

D’: Relacién de apertura, adim.

H: Intervalo perforado, pies.

Estimacion del pseudodafio asociado a la Inclinacion del Pozo

Cinco Ley et al. (1975) ¥ Desarrollaron un modelo semi-analitico para el
calculo del efecto de la completacidn parcial en pozos desviados de conductividad
infinita, donde se asumid una presion uniforme en la totalidad del hoyo. Los
resultados de las distintas combinaciones variando el angulo de inclinacion del
pozo y localizacion del intervalo perforado son presentados en el estudio por
medio de tablas, las cuales permiten obtener la contribucién de cada pseudodafio

involucrado, asi como la incidencia total de estos factores.

No obstante, si se considera Unicamente el efecto de la inclinacion de pozo, el
factor de pseudodafio generado se puede obtener a través de la presente ecuacion:
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¢ _ 9(1, 2.06 Hd/ 1.865 , h kh (” 83)
@ = 41 56 og 1007‘W kv ...................... .
LY
0" =tan" 1| [— tan(@)| e (11.84)
kn
O = =180 et (11.85)
A
Donde:

Se: Pseudodafio por desviacién del pozo, adim.
0: Angulo de inclinacion del pozo, radianes .

04”: Angulo de inclinacion del pozo, grados .

Rogers y Economides (1996) “Y Estimaron el efecto de la inclinacién del pozo
en reservorios anisotropicos para angulos mayores a 75°. Los autores generan dos
expresiones para el calculo del pseudodafio, que dependen de la relacion entre la
permeabilidad horizontal y vertical de la formacion (B). Ambas ecuaciones son

presentadas a continuacion:

Parap <1
Stey = —1.64 Sin(@;:;f’%m ................................................. (11.86)
Parap>1
Sy = —2.48 S (11.87)

ﬁ0.964
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Estimacion del pseudodario asociado al Cafioneo

Karakas y Tariq (1991) ¥ Presentan una solucién para estimar la contribucion
del cafioneo, considerando pardmetros de la completacion y del yacimiento. Los
autores desarrollaron ecuaciones empiricas bajo régimen de flujo estable para
pozos totalmente cafioneados. Dentro de sus resultados reflejan la incidencia de la
anisotropia del reservorio, asi como indican que el angulo de fase y la longitud de
penetracion son los factores que denotan mayor influencia para el calculo del

pseudodario por cafioneo.

De esta manera, el efecto de este mecanismo se puede obtener por medio de las

siguientes expresiones:

Sy = SH Sy FSWh e (11.88)
S, =In CTW) ........................................................................ (11.89)
Sy =10%h,"Mr,p? Parahp <10 yrpp 20.01 oo, (11.90)
Swp = C1eC2TWD) (11.91)

De la ecuacion 11.89 el radio efectivo del pozo (rwe) depende de la fase del

cafioneo Yy esta representado mediante las siguientes condiciones:

1
-L Sig=0
Tweld P !

ag(ry +L,) Si@#0

El valor de alfa (ag) se puede hallar con la tabla I11.5. De igual forma, las

constantes C; y C, se reportan en la tabla 11.6.
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Tabla 11.5. Valor de alfa (a) segin el Angulo de Fase 2

Angulo de Fase del cafioneo (0) 0y
0°-360° 0.25
180° 0.5
120° 0.648
90° 0.726
60° 0.813
45° 0.86

Tabla I1.6. Valores de C,y C,segun el Angulo de Fase [*?

Angulo de Fase del

cafioneo (0)

0°-360° 1.6 X107 2.675
180° 2.6 x10 4.532
120° 6.6 X107 5.320
90° 1.3 x10° 6.155
60° 3x10™ 7.509
45° 4.6 x10” 8.791

Los valores de a, b, hp y rpp en la ecuacion 11.90 se obtienen a partir de las

siguientes expresiones:

a=a loglo(rpD) e i S PPN (11.92)
b =Dbirpp + by (1.93)
h |k
Ry = e | e 11.94
P L, |k (11.94)
_h Ky
Top =5 1+ B | (11.95)
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Las constantes a;, by, a; y by son funcion del angulo de fase y se encuentran
representados en la tabla 11.7. Por otra parte, el radio de pozo adimensional puede

calcularse como:

Para 03 <1wp < 0.9 i, (11.96)

Tabla I1.7. Valores de ay, a,, b y b, seguin el Angulo de Fase *?

Angulo de Fase del

cafioneo (0)

0°-360° -2.091 | 0.0453 | 5.1313 | 1.8672
180° -2.025 | 0.0943 | 3.0373 | 1.8115
120° -2.018 | 0.0634 | 1.6136 | 1.7770

90° -1.905 | 0.1038 | 1.5674 | 1.6935
60° -1.898 | 0.1023 | 1.3654 | 1.6490
45° -1.788 | 0.2398 | 1.1915 | 1.6392

Entre tanto la longitud de perforacion se estima con la ecuacién de Thompson 1!

In(L,) = In(Lys) + 0.0000086(C; — Cr)  wovovevrivreiiereeeiee (11.97)

Donde:

Ct: Resistencia de compresién de la formacion, Ipca.

Ct: Resistencia de compresion de la muestra de prueba, Ipca.
L,: Longitud del disparo o perforacion, pies.

Lys: Longitud de perforacion en una prueba de superficie, pies.
roo: Radio del disparo, pies.

Sp: Pseudodario por cafioneo, adim.
Roostapuor y Yildiz (2005) 4! Se apoyaron en el factor de eficiencia de flujo

para evaluar el desempefio de los cafiones a través de las pruebas APl RP-19B.
Este modelo determina el pseudodafio por cafioneo considerando los efectos de la
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formacion, convergencia hacia las perforaciones y el dafio alrededor de los

tlneles. La expresion para cuantificar este mecanismo es:

(L _ L)
s = ke ka {ankL” AP (1—CFE)} (11.98)
PL, (k _ toBo  Gm
1
kCZ
Donde:

CFE: Eficiencia de flujo, adim.
k... Permeabilidad de la zona triturada, md
gm: Caudal a través de los taneles perforados, bpd.

Apm: Caida de presion en los tuneles perforados, Ipca.

Estimacion del pseudodafio asociado a la zona triturada alrededor de las

perforaciones

McLeod (1983) ! Propuso un modelo para cuantificar los efectos de la zona
triturada alrededor de los tuneles perforados. La relaciéon desarrollada para estado
estable, involucra la disminucién de la permeabilidad en esta area de flujo

mediante la siguiente expresion:

S, = <kicz _ :_d) (NLLP) YOS N, (11.99)

Donde:

N: NUmero de disparos, adim.

r.. Radio de la zona compactada, pies.

Scz: Pseudodario debido al zona triturada, adim.

Pérez y Kelkar (1991) B! Disefiaron una metodologia para predecir la caida de

presion en los tuneles perforados, mediante la técnica de ensayo y error descrita

en el trabajo.
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Karakas y Tariq (1991) ™2 Estos autores cuantificaron el efecto de la
compactacion que existe alrededor de las perforaciones, por medio del siguiente

modelo:

(ki) 2 NS (11.100)

Estimacion del pseudodafio asociado al Empaque con Grava

Golan y Whitson (1991) ¥ Aplican la Ley de Darcy para cuantificar el efecto del
empaque con grava en pozos de petrdleo o gas revestidos y cafioneados, por

medio de la siguiente expresion:

S —96(k>hL” (11.101)
; RO JEEN .
Donde:

dp: Diametro de perforacion, pulgadas.
kq: Permeabilidad de la grava, md.

Sq: Pseudodario debido al empaque con grava, adim.

Okoye et al. (1992) 1) Presentan soluciones matematicas para el célculo del
factor de dafio debido al empaque con grava dependiendo si el pozo de gas se
encuentra a hoyo desnudo, revestido y cafioneado. En este sentido, para hoyo

desnudo se formula el siguiente modelo:

h k

Sg = —In(x, /) l— - 1] ...................................................... (1.102)
h, kg

Donde:

r: Radio del liner o rejilla, pies.
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Pucknell y Mason (1992) 7 Describen un expresion para cuantificar la caida de
presion debido al empaque con grava en pozos revestidos y cafioneados. Ellos
indican que la contribucién de este pseudodafio se encuentra influencia por tres
regiones comprendidas alrededor del hoyo, la primera de ella se enmarca entre el
radio interno del “casing ” y el radio externo de la rejilla, la segunda lo representa
la caida de presion en los tuneles perforados entre el radio del pozo y el radio
interno del revestidor. Por ultimo la influencia del flujo convergente a través de
los tuneles involucra la tercera region considerada por los autores, tal y como se

muestra en la Figura 11.17

Region 1

Regidn 2

Region3 ———

Flujo convergente

Figura I1.17. Regiones contribuyentes al pseudodafio por empaque con grava
(Modelo Pucknell y Mason) !

La solucidn para calcular la incidencia de este pseudodafio en las dos primeras

regiones es:

2L
spfr?

................................................... (11.103)

e

k
Sg = E [ln(rc/rs) +

L = Ty = T et (1.104)

Donde:
r.. Radio interno del revestidor, pies.
rs: Radio externo de la rejilla, pies.

spf: Densidad de cafioneo, disparos/pies.
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Schlumberger (2008) “® Dentro del simulador comercial PIPESIM™ se
encuentra referenciada, en el portal de ayuda, la ecuacién 11.105 para cuantificar

el efecto del empaque con grava en pozos verticales completados a hoyo desnudo.
k

Sg = - MIQ@7e/DO] oo (11.105)
)

Donde:

D: Diametro de la rejilla, pies.
Estimacion del pseudodafio asociado al Fracturamiento Hidraulico

Cinco Ley y Samaniego (1981) ! Analizaron el comportamiento de una fractura
vertical de conductividad infinita y los diferentes escenarios por los cuales se
origina el pseudodafio por fracturamiento. Se estudié el efecto de éste a causa de
la zona alterada alrededor de la fractura y al area afectada correspondiente entre

la fractura y las adyacencias del hoyo.

Los autores enfatizan que el pseudodafio representa una restriccion de flujo
originada por la pérdida del fluido de fracturamiento hacia la formacién o como
consecuencia del material apuntalante incrustado entre la fractura y la vecindad

del pozo, ambas condiciones menoscaban la productividad del pozo.

En este sentido, para cuantificar el efecto del dafio a causa de la pérdida de fluido
se tiene la ecuacion 11.107, la cual involucra una reduccion en la permeabilidad de
la fractura. Por otra parte, para calcular el dafio por el material apuntalante
triturado o también conocido como “choked fracture” se presenta la expresion
11.106.

kx,

Spen =
o T (11.106)
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s —”bs(k 1) 11107
fs - 2Xf ks ............................................................... ( . )
S =S —IN(Xf/Tw) oo (11.108)

De ecuacion 11.108 el término S’; - viene dado por un conjunto de expresiones

referidas a continuacion:

0.75 + In(Cf) = 1.6368 Sicf<1
S'n 43.0386 — 2.349¢("051G ) 51 < ¢f <1000
0.692 Si Cf > 1000

Donde:

Cs: Conductividad de la fractura, adim.

bts: Ancho de la fractura, pies.

bs: Ancho de la zona dafiada alrededor de la fractura, pies.
ks: Permeabilidad de la fractura, md

ks: Permeabilidad de la zona dafada, md.

Stch: Pseudodafio debido a choked fracture, adim.

Sts: Pseudodario debido a la invasion de fluido en la formacion, adim
Xs. Longitud media de la fractura, pies.

Xs: Longitud del choked fracture, pies.

St. Pseudodario debido al fracturamiento hidraulico, adim.

Mayer y Jacot (2005) ®® Proponen una solucién analitica simple para predecir el
comportamiento en estado pseudo-estable de un pozo con fractura vertical de
conductividad finita, basados en el concepto de resistividades dominantes.
Asimismo su formulacion presenta expresiones para estimar el pseudodafio por
fracturamiento hidraulico sobre un area de drenaje rectangular, cuando la longitud
de la fractura se despreciable comparada con la longitud del reservorio. En este

sentido, la expresion formulada para el calculo del “skin” es la siguiente:
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S =1n <2 + l) .................................................................. (11.109)
Cro

Donde:
Ctp: Conductividad de la fractura, pies.

Mahdiyar et al. (2007) BY Introducen una serie de correlaciones para calcular los
efectos del pseudodafio por fracturamiento hidraulico basados en métodos de
diferencias finitas y la simulacion del flujo Darcy a través de la fractura. Mediante
la comparacion de sistemas a hoyo deshudo fracturado y pozos revestidos
aplicando la técnica de fracturamiento se optimizd el disefio en dicha practica para
minimizar la resistencia del flujo ocasionada por el volumen y la permeabilidad de

la fractura.
Los autores exponen que este pseudodario representa la resistencia al flujo en la
zona fracturada, asi como los efectos del flujo no radial en las adyacencias de la

cara de la fractura.

De esta forma, las soluciones desarrolladas son:

T
S, =In <2A + —) ............................................................... (11.110)
o
A=1 ( 0.17 ) 11111
=Inle LD087) e (1.1112)

El la ecuacion 11.111 el término I representa la relacion entre el tamafio de la
fractura comparado con el area de drenaje, y puede estimarse por medio de la

siguiente solucion matematica:

L = e (11.112)
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La disminucion de permeabilidad en la vecindad de la fractura a consecuencia de
la invasién de fluido de fracturamiento dentro de la formacion se cuantifica con la

siguiente ecuacion:

0.82 0.7
1\ /w, k
s —(04g+—)(2a (__1> .................................... 1.113
& < +CfD><Xf> ka ( )

La solucion matematica 11.114 permite estimar la disminucion de la conductividad

de la fractura debido a la presencia de finos o material apuntalante triturado.

nkx 0.51 k 0.7
- ek L) 11.114
Sten = 0.43 ( Wk, ) ( 1) ( )

Donde:

e: Exponencial, adim.

ksck: Permeabilidad de la zona afectada por Choked Fracture, md.
Xek: Longitud del choked fracture, pies

X Longitud media de la fractura, pies.

Wjg: Ancho de la zona dafiada, pies.

Wt Ancho de la fractura, pies.
11.2.3.4 Efecto del Factor de Darfio en la Productividad de Pozos Horizontales

La perforacion de pozos horizontales ha incrementado su praxis, en los Gltimos
afios, gracias a los numerosos beneficios que estos conllevan. En este sentido, el
incremento en el area de flujo o contacto con el reservorio es una de las
principales ventajas devengadas, no obstante, dependiendo de la heterogeneidad
del yacimiento la influencia del dafio a la formacion puede incidir negativamente

sobre la productividad del mismo.

Debido a ello, en la literatura se encuentran disponibles diversos modelos para

estimar el “skin factor” en un pozo horizontal. De esta manera, dependiendo de la
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distribucion del dafio a lo largo de toda la longitud, los estudios se clasifican en

dos grandes grupos:
Modelos para una distribucion uniforme del skin factor

Goode y Thambynayangan (1987) ¥ Asumen flujo radial alrededor del pozo,
calculando la caida de presion adicional generada por el efecto del dafio a la

formacion en dicha zona, con la siguiente ecuacion:

S = =S, (11.115)

Donde:
Sh: Dafio de un pozo horizontal, adim.

Sh: Daflo de un pozo vertical, adim.

Panteha et al. (2009) %! En este trabajo los autores desarrollan una expresion
semi-analitica para estimar el dafio a la formacion, simplificando el modelaje del
flujo tridimensional alrededor de un pozo horizontal en un problema

bidimensional para un fluido monofasico en estado estable.

Partiendo del modelo de Hawkins (1956) ¥ y por medio del uso la herramienta
matematica denominada “Response Surface Statical Method (RSM)”, obtuvieron
una funcién polindbmica aproximada para cuantificar el dafio de la siguiente

manera:

4 4 4 3
Sm = Qg+ Zai X; +Zaii x? +Z Z Qij XX e, (11.116)

La ecuacidn 11.116 es aplicable bajo la suposicion que el espesor del reservorio es
menor a la longitud del pozo. Ademas las constantes “a;” vienen dadas por medio

de una tabla presentada en la referencia del estudio, asimismo los valores de “x;”
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se estiman con expresiones dependientes de la anisotropia, longitud y radio del

pozo.

Modelos para una distribucion no uniforme del skin factor

Los siguientes modelos incorporan una distribucion no uniforme del dafio
mecénico a lo largo del tramo horizontal, el cual dependeréa de la anisotropia del
yacimiento y del tiempo de exposicion del fluido durante las operaciones de

perforacion y completacion del pozo.

En general, los estudios referidos en la literatura bajo este escenario, consideran el
dafio a la formacién en forma de cono eliptico truncado, con base cercana a la
seccion vertical del pozo, como se muestra en la Figura 11.18. Ademas, la mayoria
de estos trabajos han demostrado que el perfil de presiones presenta un mayor

gradiente alrededor de esta zona.

Zona Danada

Figura 11.18. Distribucién del dafio a lo largo de la seccién horizontal
Dentro de los modelos para cuantificar el dafio a la formacion se encuentran:
Frick y Economides (1993) 4 Presentan una descripcién conceptual y
matematica del dafio a lo largo de la longitud de un pozo horizontal, considerando

la espesor de la zona afectada mayor en el codo (“heel ) del pozo y disminuyendo

linealmente hacia la punta (“toe ”’) del mismo.
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La forma de un cono eliptico truncado es la premisa asumida en este modelo para
predecir la influencia del dafio a la formacién. Esta caracteristica adicionada a la
consideracion de flujo estable se empled para la construccién de la ecuacion
11.117.

k 1 4 agH max aSH max
L o=——=1])1 — ’ : 1) 11.117
Seq < )n(ﬁ+1) 3( 12 + T + ( )

Donde:
asimax. Eje horizontal de la elipse en la zona afectada, pies.

S’eq: Dafio a la formacion para pozo horizontal, adim.

Ozkan y Raghavan (1997) ®® Proponen una solucién matematica para estimar
el dafio mecénico bajo régimen de flujo transitorio en el yacimiento. Asimismo
evalUan los efectos de las caidas de presion a lo largo de la longitud, indicando
que la suposicion de distribucion del “skin factor” de manera uniforme sélo aplica

dentro de la condicién de un hoyo con conductividad infinita.

Furui, Zhu y Hill (2003) ®® Desarrollan una expresién general para el calculo del
factor de dafio mecanico considerando la region afectada cercana al pozo de forma
circular, en contraste a las zonas mas alejadas donde se asume una forma eliptica

como se muestra en la Figura 11.19.

I

I .
. q . # A Fam

Shallow damage zone Deep damage zone

Figura 11.19. Seccidn transversal del patron de dafio en un pozo horizontal
(Modelo de Furui et al.) &
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El modelo se aplica a diferentes distribuciones del dafio a lo largo de la seccion
horizontal, dependiendo del tiempo de exposicion durante el proceso de
perforacion y completacion. En este sentido, vinculando este efecto con la entrada
de caudal, se asumen un perfil similar al de presiones a lo largo de toda la

longitud, tal y como se refleja en la Figura 11.20.

| ralx)

hi2 —]

Fan

kalx) Ko

Aly

] F

—1
— x
¥

e L

Figura 11.20. Distribucion del dafio a lo largo del tramo horizontal
(Modelo de Furui et al.) &%

La expresion analitica resultante para estimar el dafio mecanico es:

San =

L — —ln[ ph
foL{[rW(ﬁmi S +Sd(x)} dx rw(B+1) ceveernnnneeeneee (11118)

Donde:
S¢h: Dafio a la formacion para un pozo horizontal, adim.

Sd(: Dafio a la formacion por segmento de longitud, adim.

11.2.4 CAIDAS DE PRESION EN POZOS HORIZONTALES

Como se ha mencionado, los pozos horizontales constituyen una alternativa
atractiva para la produccion de hidrocarburos, incrementando la eficiencia de

recobro, gracias a la mayor area de flujo entre el reservorio y el hoyo, lo que

ocasiona diferenciales de presion mas pequefios comparados con un pozo vertical.
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Desde el punto de vista del comportamiento del flujo en un pozo horizontal y su
interaccion con el yacimiento, diversas investigaciones se han realizado con el
proposito de analizar la relacion existente entre caudal y presion, permitiendo la
construccion de la curva de IPR.

Los modelos previamente descritos para el calculo de la afluencia en pozos
horizontales suponen una presion constante a lo largo de la longitud horizontal, lo
que implica que las caidas de presion dentro del pozo son despreciable comparado
con el “drawdown” del yacimiento. A fin de comprender la incidencia de éstas a
lo largo del tramo horizontal, en la literatura se resefian varias soluciones que
consideran una conductividad finita y las pérdidas por friccion como parametro

dominante. Los trabajos referidos a continuacion se clasifican en:
Modelos Analiticos 7

Expresan soluciones con algoritmos simplificados para el calculo de las pérdidas
por friccién dentro del tramo horizontal, contemplando la interaccion fisica entre
el pozo vy el reservorio. Dentro de los los trabajos reflejados en la literatura se

encuentran:

Dikken (1990) 58 Fue el primero en calcular el efecto de friccion sobre las caidas
de presion de un pozo horizontal, considerando un sistema monofasico, régimen
estable y flujo turbulento para completaciones a hoyo desnudo o liner ranurado en

un yacimiento homogéneo.
Este modelo se baso en la suposicién que el indice de productividad por unidad de
longitud es constante y el flujo radial cercano a la punta (“toe”) es despreciable.

Un balance volumétrico para el caudal dentro del pozo se empleo para formular la

siguiente ecuacion diferencial:

d2
(ﬁ) Q(x) = ]SRWq\?VEJ‘Z) ................................................... (“119)
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nﬂd)a[ 8p ] ................................................... (“120)
4p m2d5

R, = 0,316(
Donde:

d: Didmetro interno de la tuberia, m.

Js: Indice de Productividad del pozo por unidad de longitud, m®d-m-100 kPa.
Qeo: Caudal de entrada dentro del tramo horizontal, m%/d.

Rw: Resistencia de Flujo dentro del pozo horizontal.

o: Parametro de Blasius, adim.

x: Distancia a lo largo del segmento horizontal, m.

Los resultados para la ecuacién 11.119 se obtienen para casos de longitud

horizontal finita e infinita.

Joshi (1991) " Asume que el caudal de un fluido monofasico entra totalmente
por la punta del pozo. Asimismo, representa el tramo horizontal como una tuberia
solida sobre la cual, se cuantifican las pérdidas de presion empleando la ley de
conservacion de la energia tal y como se muestra en la Fig. 11.21. En este sentido,

despreciando los efectos de aceleracion y gravedad se tiene:
Ap = (1,14644 x 1075) f1, pqo2L/d>  oooiiiiiie e, (11.121)

Donde:

fm: Factor de friccién de Moody, adim.
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Figura 11.21. Diagrama de las caidas de presion a lo largo del tramo

horizontal.

Ozkan et al. (1993) ®° Construyeron una solucién matematica para comprender
la influencia de las caidas de presion sobre la productividad del pozo completado
a hoyo desnudo o liner ranurado, contemplando un yacimiento anisotropico y un
fluido monofésico bajo regimenes laminar o turbulento. Por otra parte, asumen
que no existe un caudal alrededor de la punta, y el flujo es continuo a lo largo de
la longitud. Utilizan el balance de masas y trasferencia de moméntum para

calcular el diferencial de presion dentro del pozo como:

Negiefe ™ *» (*p D .
PwD(tD) - PD(XD-TwD.tD) = %E[le) - f0+ _I;)+ mthdxl, de .- (”122)
d
D =NI%E_f+ZNREf ....................................................... (“123)
Donde:

Cup: Conductividad del pozo horizontal, adim.
f : Factor de Fanning, adim.

f - Factor de Fanning en el heel, adim.

Nge: Namero de Reynolds, adim.
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Nre:: NUmero de Reynolds en el heel, adim.
Pp: Presion en la cara de la arena, adim.
Pwp: Presion en el heel, adim.

q n): Caudal de entrada, adim.

tp: Tiempo, adim.

Xp: Distancia en la direccion x, adim.

Resolviendo la ecuacion 11.122, los autores enfatizan que a medida que el nimero
de Reynolds incrementa y la conductividad es baja, la fricciobn comienza a ser
significativa en el pozo, ademas indican que la distribucion del caudal de entrada
declina a medida que se aproxima hacia el “toe” como consecuencia de estos

efectos.

Novy (1995) % Generalizé la propuesta de Dikken desarrollando lineamientos
para determinar la longitud y produccion de un pozo horizontal, en escenarios
donde la friccion no es significativa. EI modelo toma en cuenta un sistema
monofasico bajo régimen de flujo estable y se aplica en pozos completados a hoyo
desnudo o con liner ranurado. Adicionalmente, se distinguen dos regiones de
interés: un yacimiento homogéneo e isotrépico donde se fija un valor de presion
como condicion limite y un pozo horizontal que penetra totalmente el reservorio,
localizado a lo largo del volumen cilindrico como se puede observar en la Figura
11.22.

Figura 11.22. Volumen de Drenaje de un Pozo Horizontal ©*!

El autor sefiala que las caidas de presion no son uniformes en la seccion

horizontal, puesto que la friccién ocasiona una disminucion aguas abajo. En
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consecuencia, un balance volumétrico dentro del yacimiento y el hoyo es llevado
a cabo con el proposito de calcular el caudal de entrada en cada segmento la
longitud, conduciendo a la siguiente expresion diferencial en funcion del nimero

de Reynolds:

dZNRE C1ﬂBH dng
de? d? Apys

>4fN,§E =0 (1.124)
Donde:

BH: Condiciones de yacimiento.

Cy: constante.

d: Didmetro del pozo, pies.

Ngre: Numero de Reynolds, adim.

ge: Caudal de entrada, bpd/pies.

sc : Condiciones estandar, 60 °F / 14,7 Ipca.

€ : Rugosidad, adim.

x: Coordenada axial, pies.

Resolviendo la expresion diferencial para el caso de flujo laminar, Novy concluye
que los efectos de friccién pueden reducir la tasa de produccién a 10% o mas,

cuando la relacidn entre las caidas de presion en el pozo y el heel excede al 15%.

Yildiz y Ozkan (1998) ™" Introducen el concepto del factor de afluencia referido
a las pérdidas de presion dentro de una tuberia solida, equivalente en toda la
seccion horizontal. Este es empleado en una ecuacion empirica para estimar la
productividad de pozos donde la friccion es significativa. Aplicando los principios
del balance de masas para un fluido incompresible bajo régimen de flujo estable,

las pérdidas de presion dentro del pozo horizontal se pueden calcular como:

2 2 2
%:%fo %UZ . dal QZ oo (11.125)
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APHpD

2 11.126
(PWD(XD) - PWLD) ( )

Donde:

fi: Factor de friccion en el heel, adim.

G: Factor de afluencia, adim.

APypp: Caidas de presion dentro del pozo, adim.

Pwoxpy: Presion en cualquier segmento de la longitud horizontal, adim.
Pwip: Presion en el toe, adim.

Up(: Funcion de la distribucion del caudal, adim.

Penmatcha et al. (1999) ¥ Presentan lineamientos para determinar cuando la
friccion es importante y con ello calcular la longitud 6ptima del pozo horizontal.
Los resultados son detallados para el caso de un fluido monofésico, régimen
estable y yacimiento homogéneo. Con la suposicién de un indice de productividad
constante, indican que las caidas de presion en el pozo son significativas
Gnicamente si son comparables con las del “heel”, lo que permite obtener la

longitud del tramo horizontal mediante la siguiente expresion:

L= jQ dglg?) .......................... (11.127)
0 \/75qu pr](dq(x)>+USAP]

Donde:
APo. Drawdown en el heel, psia.

x: Distancia a lo largo de la longitud horizontal, pies.

Modelos Numéricos 7]

Toman en cuenta la interaccién entre el reservorio y el pozo para el calculo del

diferencial de presién dentro del segmento horizontal, pero requieren de
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sofisticadas herramientas computacionales para la resolucién de los algoritmos

matematicos. Los trabajos que contemplan estas soluciones son:

Folefac et al. (1991) @ Proponen un modelo matemético basado en la
distribucion del caudal de entrada en el pozo a través de las perforaciones,
considerando flujo bifasico bajo régimen pseudo-estable. Consecutivamente
dentro la simulacion, utilizan el modelo de fluido “Black Oil”, la ley de la
conservacion de masas y moméntum para el calculo de las caidas de presion. Los
resultados muestran que el diferencial de presion en el pozo incrementa en
presencia de gas libre, ademas que la friccion es significativa a medida que el

didmetro del hoyo disminuye y el caudal aumenta.

Seines et al. (1993) 1 Analizan la importancia de las pérdidas de presion por
friccion en la longitud horizontal, mediante la implementacion de un modelo
tridimensional dentro un simulador comercial. A partir de los resultados del caso
base en el Campo Troll, localizado en Noruega, se observé que a medida que se
extiende la longitud del pozo horizontal no existe un incremento significativo en
la produccion, ademas el efecto de friccibn es mas pronunciado en hoyos con

didmetros pequefios.

Su'y Lee (1995) % Desarrollaron un modelo basado en flujo transitorio, bifasico
dentro de un simulador comercial, en el cual se variaron los casos para “Black
Oil” composicional, procesos térmicos y miscibles. Las ecuaciones que gobiernan
la simulacion son el balance de energia, balance de masas y transferencia de
moméntum. Los resultados muestran que las pérdidas de presion por friccion

tienen un impacto negativo sobre la productividad del pozo.
11.2.4.1 Distribucion del caudal en el Tramo Horizontal %

Puesto que en la practica la mayoria de los pozos producen bajo condiciones de

flujo bifasico, Joshi sugiere el uso correlaciones multifasicas disponibles en la
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literatura como Beggs & Brill ', para cuantificar las pérdidas por friccion en la

seccion horizontal.

Igualmente, indica que las caidas de presion en el tramo horizontal dependen del
perfil del caudal de entrada que se posea, originando diversos esquemas de
distribucion del fluido de acuerdo a la heterogeneidad del reservorio, la friccién a
lo largo de la longitud, y si el sistema es considerado con conductividad infinita o

flujo uniforme, tal y como se muestra en la Figura 11.23.

- -—
(a) Distribucidn del candal (b} Distribucidn del caudal
mcrementando con la distacia = decreciendo con la distancia =

v vivd bbby
@

pa— O

vy ¥ _
e — (]
{c) Perfil del fhyjo dentro de (d) Districucion del caudal uniforme
un pozo con conductividad alolargo de toda la longitud.

mfimta.

Figura 11.23. Perfil de distribucién del caudal en un pozo horizontal **

11.2.5 PRODUCCION CONJUNTA DE YACIMIENTOS (COMMINGLED
PRODUCTION)

La produccion en conjunto se refiere al drenaje simultaneo de hidrocarburos
provenientes de multiples arenas a través de un mismo pozo, resultando en la
mezcla de distintos fluidos dentro de dicha tuberia. Estos reservorios constituyen

capas productoras distintas con presiones, fluidos y mecanismos de empuje
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primario diferentes, que podrian estar o no conectadas hidraulicamente a través de

la formacioén.

Sumado a lo anterior, el fendmeno de “crossflow” o flujo cruzado se evidencia
cuando la presién de fondo en la cara de la arena es mayor que la presion estatica
de la misma, lo que ocasiona un flujo de entrada desde el pozo hacia la formacion.
En esta condicion se considera que se esta inyectando fluido en el horizonte de

manera esponténea.

De esta forma, cuando existen multiples yacimientos conectados por una tuberia,
la presion de uno de estos puede ocasionar un incremento en la presiéon de fondo
generando un contraflujo hacia las zonas de menor presion, también conocidas
como zonas ladronas. Asimismo, la presencia de fallas permeables entre los
reservorios o fallas en la cementacion del pozo puede permitir el paso de fluidos

de un horizonte a otro.

En lo que respecta a la incidencia de este fendmeno sobre la produccién total del
sistema, se evidencia una disminucion del caudal debido a que no todo el fluido
Ilega a superficie quedando una proporcion en las zonas de menor presion, lo que
se traduce en caudales negativos al momento de cuantificar el aporte para capas
de presion de fondo fluyente muy elevadas. Esto puede originar pérdidas en las
reservas contabilizadas en caso de que el fluido perdido por “crossflow” no pueda

ser producido nuevamente por el reservorio donde se inyecto.

Por otra parte, la produccion conjunta busca mejorar la vida Gtil de los pozos,
manteniendo el caudal en niveles econdmicos aceptables, que los reservorios por
separados son incapaces de alcanzar. Es por ello que se desea que los fluidos de
cada intervalo productor sean compatibles, con el fin de evitar la precipitacion de
compuestos organicos, inorganicos (escamas) o formacion de emulsiones viscosas
dentro de sistema, ademas de prevenir o contabilizar el efecto del flujo cruzado

bajo este escenario.
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11.2.5.1 Comportamiento de Afluencia de pozos con Produccion Conjunta

El comportamiento de afluencia en pozos con produccion conjunta ha sido

analizado por diversos autores tales como Nind (1964) [*°

quien expone que la
productividad del conjunto de yacimientos puede reflejarse como la sumatoria de
las productividades individuales de cada estrato. Asimismo plantea que la curva
de IPR compuesta se puede construir adicionando punto a punto los caudales para

cada presion.

Sin embargo, no considera la posibilidad de flujo cruzado entre las arenas, y
supone que la distancia entre las zonas productoras no genera una caida de presion
adicional dentro del sistema.

Andalogamente, Beggs (1991) @ expone una metodologia para construir el
comportamiento de afluencia bajo escenarios con produccion conjunta. El analisis
considera el crudo de ambos horizontes con las mismas propiedades PVT, a pesar
de que los estratos producen con diferentes indices de productividad y las
presiones de cada yacimiento son distintas, tal y como se muestra en la Figura Il.
24. No obstante, no se cuantifican las caidas de presion dentro de la tuberia que

separa ambas arenas.

plt

_ -

Arena (2)

11, Qmax1, Pr1

—
I r

w e

Figura 11.24. Esquema de un pozo con produccién conjuntal ®!
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De esta forma, al considerar el caso donde Pgr; es mayor que Pgy, si la presion de
fondo fluyente es mayor Pr,, existira flujo cruzado de la primera arena hacia la
segunda, como se evidencia en la Figura 11.25. Por lo tanto, no se observa
produccion neta en superficie hasta que la tasa del primer horizonte supere el
caudal de entrada por “crossflow” en el segundo estrato. Es decir, una vez que la

presion de fondo fluyente haya declinado lo suficiente se generara un aporte en

superficie.
J2, Qmaxz, Pr2
Flujo Cruzado PRt > Pwi=Pr2
J1, Qmax1, Pr1
- >
?H' ;e

Figura 11.25. Esquema del fenémeno de flujo cruzado '*

La presion de fondo fluyente minima donde la tasa producida por la primera arena
es igual al caudal inyectado en la segunda zona puede calcularse suponiendo una
IPR lineal para bajos “drawdowns " en la formacién, como se observa en la Figura
11.26.

PRESION (Psi)

Comportamiento

Zona de Flujo
Cruzado

CAUDAL (BPD)

Figura 11.26. Representacion del comportamiento de afluencia considerando flujo

cruzado.
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Considerando un comportamiento lineal se obtienen las siguientes ecuaciones

para calcular la presion correspondiente a dicha condicion:

G2 =J2(Prz = Pyr) = @1 = J1(Poys = Pr1)  coovveeieeneeeee (11.128)

Par + Pa )

pP* . =
I 1+ 1,/

*

............................................................. (11.129)

El valor de Pwf " corresponde al punto de caudal nulo sobre el comportamiento de
afluencia, no obstante se evidencia flujo cruzado entre los reservorios. Para
presiones inferiores a Pwf *, la arena con mayor presion aporta produccién en
superficie. De esta manera, para graficar la IPR compuesta debe analizarse el
comportamiento de cada yacimiento para distintas presiones de fondo y sumar los

caudales para obtener el aporte total del sistema.

Posteriormente, Ferrer (1998) ! detalla un procedimiento para construir el
comportamiento de afluencia de pozos con produccién conjunta tomando en
cuenta las caidas de presion a lo largo de la tuberia. Esta metodologia requiere
data pertinente de cada arena asi como del pozo, tales como la profundidad de los
intervalos productores, las IPR individuales, caracteristicas de los fluidos,
didmetro de la tuberia entre otros.

En este sentido, el proceso para construir la curva (IPR) cuando dos arenas se

encuentran produciendo en conjunto se describe a continuacion:

1- De la grafica IPR individual de la zona mas profunda, seleccionar
arbitrariamente una presion de fondo fluyente (Pwf) y leer el caudal requerido

correspondiente en la curva.
2- Determinar la presion de fluyente (Pys*) en la cara de la arena inmediatamente
superior a la mas profunda, haciendo uso de soluciones matematicas para estimar

las caidas de presion en presencia de un flujo multifasico.
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3- Verificar si la presion de fondo fluyente (Pws*) estimada en el item anterior, es
mayor 0 menor que la presion de yacimiento de la arena inmediatamente superior
a la mas profunda, para determinar la existencia de flujo cruzado, tal y como se

observa en la Figura 11.25.

4- En caso de que Pys* < Py, existira aporte de la segunda arena, por lo tanto se
calcula el caudal a Py utilizando el grafico IPR individual para este estrato y se
lee la tasa correspondiente a la presion obtenida. El aporte total de fluido, se

obtendra por medio de la sumatoria del Q; y Q2.

5- En contraste, si Pwi* > Py, se evidencia la presencia de “crossflow” o flujo
cruzado entre las zonas productoras, bajo este escenario se debe cuantificar el
caudal que entra al estrato superior, empleando el concepto de indice de
Productividad como se expresa en la ecuacién 11.128. La contribucion total de
fluido, representa el aporte de la zona mas profunda menos el caudal que se

entrampa en capa superior de menor presion que P*.

8- Como se mencion6 el aporte total (Qut) de los horizontes, se obtiene
mediante la sumatoria de los caudales Q; y Q.. Este valor con su correspondiente
presion de fondo fluyente (Pys*) representa el primer punto de la curva IPR

compuesta.
10- Repetir la metodologia c¢ para distintos caudales de produccién en la zona

inferior, hasta completar la grafica de la curva IPR compuesta con todos sus

puntos, tal y como se observa en la Figura 11.27.
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1

Zona de
. CrossFlow

Presion \ B
(Psi) N i

\ ~h IPR compuesta
ARENA 1 ARENA ARENA 3 "‘r

Caudal (BPD)

Figura 11.27. Curva IPR compuesta !

La metodologia anterior se describe para dos estratos, sin embargo puede
aplicarse para dos o mas zonas simultaneamente, repitiendo el procedimiento para

cada arena.
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CAPITULO 111

MARCO METODOLOGICO

I11.1 TIPO DE INVESTIGACION

De acuerdo a la problemaética planteada y en funcion de sus objetivos, el tipo de
investigacion que se incorpora al presente Trabajo Especial de Grado se denomina
investigacion proyectiva 0 proyecto factible. La misma consiste en... “la
investigacién, elaboracion y desarrollo de una propuesta o modelo operativo
viable para solucionar problemas, requerimientos y necesidades de tipo préctico,
ya sea de organizaciones 0 grupos sociales; puede referirse a la formulacion de

programas, politicas, tecnologias, métodos. ...” UPEL (2003) [

Este tipo de investigacion implica la bdsqueda teérica de la propuesta y la
aplicacidn de estos conocimientos para el desarrollo del proyecto. En este caso, se
realizd una recopilacion y seleccion bibliografica de los diversos tdpicos
abordados en los objetivos del estudio, a fin de generar una herramienta
computacional para el calculo del comportamiento de afluencia de pozos

verticales y horizontales.

111.2 DISENO DE INVESTIGACION

En el marco de la investigacion propuesta, se define el disefio de investigacion
como la estrategia que permite orientar desde el punto de vista técnico al
investigador para dar respuesta a la situacion planteada, refiriendose al donde y

coémo compila la informacion.

De esta manera, el estudio se orienta hacia la incorporacion de un disefio

documental, en el cual la informacion se obtiene a partir de la recopilacion
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bibliogréfica en diversas fuentes confiables sobre un tema especifico, sin tratar de

aprobar u objetar alguna idea o postura.

Este tipo de disefio enmarca la investigacion, debido a que se recopil0, selecciono
y organizo diversos tipos de documentos escritos y digitales en los que se abordan
temas de interés para el estudio.

111.3 METODOLOGIA

En la Figura I11.1 se esquematiza la metodologia o proceso utilizado para el

desarrollo del Trabajo Especial de Grado.

Revisién y Planteamiento de Seleccionde lo
Recopilacién los Criterios de Modelos a
Bibliografica Seleccion Programar

Descripcitn de la Desarrollodela
Interfaz Grifica de Herramienta

la Herramienta

Computacional

Planteamiento de

: ; Diagramas de
Computacional Flujo

A

Validacion de la

Presentacion de

YY) Herramienta Resultados

Computacional

Figura I11.1. Diagrama de la Metodologia del Trabajo Especial de Grado.
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111.3.1 Revision y Recopilacion Bibliografica

En esta primera fase se llevd a cabo una revision y recopilacién documental
acerca de los aspectos vinculados con la investigacion, con el propoésito de
comprender los tépicos enmarcados en el presente Trabajo Especial de Grado. El
material bibliografico se consulto a través de libros, trabajos de grados, manuales
y articulos técnicos de PDVSA-INTEVEP, asi como documentos disponibles en
linea a través de la Sociedad de Ingenieros de Petroleo (SPE, por sus siglas en

ingles).

Mediante la busqueda bibliogréfica se identificaron los modelos para cuantificar
el aporte, asi como ecuaciones para el calculo del factor de dafio a la formacién y
pseudodafios en pozos verticales y horizontales. Ademas, se recopilaron las
metodologias existentes para estimar el comportamiento de afluencia o curva total
IPR de pozos verticales bajo escenarios de produccion conjunta. Por otra parte, se
compilaron las correlaciones existentes en la literatura para calcular la caida de

presion a lo largo del tramo horizontal.

Aunado a lo anterior, se revisaron programas comerciales como PIPESIM™ de la
empresa Schlumberger y WELLFLO™ de Weatherford utilizados en la industria
petrolera nacional, para conocer las ecuaciones que tienen incorporados y con ello

nutrir la herramienta computacional a desarrollar.

111.3.2 Planteamiento de Criterios de Seleccién

Una vez identificadas las ecuaciones y metodologias existentes en la literatura
para cada uno de los topicos de interés, se realizo una clasificacion dependiendo
de la tematica abordada. Por ejemplo, para el caso del comportamiento de
afluencia de pozos horizontales se clasificaron las correlaciones en base al
régimen de flujo estable o pseudo-estable, dependiendo si el fluido es monoféasico
0 bifésico, asi como caracteristicas relevantes tales como medio homogéneo o

anisotrdpico entre otras.
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Esta clasificacion permite organizar y formular los criterios presentados a
continuacion para la seleccion de las soluciones matematicas que se incorporan

dentro de la herramienta computacional, dependiendo del tépico a abordar.

Comportamiento de Afluencia de Pozos Horizontales

1-Modelos aplicables para yacimientos de petroleo.

2- Régimen de flujo estable o pseudo-estable.

3- Deben considerar la anisotropia de la formacion.

4- Flujo monofasico o bifasico.

5- Con la finalidad de disminuir la incertidumbre en los resultados arrojados por
la herramienta computacional, los datos de entrada o informacion requerida en
cada modelo programado deben ser accesibles al usuario. Es decir, pardmetros
como las coordenadas geométricas del reservorio y la localizacion del pozo
constituyen insumos con un alto grado de incertidumbre para el ingeniero de

optimizacion.

6- Modelos incorporados en programas comerciales como PIPESIM™ vy
WELFLOW™,

Daiio a la Formacion y PseudoDarios en Pozos Verticales

1 Modelos incorporados en programas comerciales como PIPESIM™ vy
WELFLOW™,

2- Soluciones simplificadas, las cuales constituyen modelos que no requieren

métodos numéricos para su resolucién, conformado soluciones sencillas y directas

de calcular.
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3- Régimen de flujo estable o pseudo-estable.

4- Modelos anisotropicos.

5- Para el pseudodafio por completacion parcial se considera una localizacion

arbitraria del intervalo perforado.

6- Para el pseudodafio debido al empaque con grava, considerar la completacion a

hoyo desnudo, revestido y cafioneado.

7- Modelos aplicables para yacimientos de petroleo.

Produccién Conjunta de Yacimientos (Commingled)

1-Tomar en cuenta la existencia de flujo cruzado entre las arenas.

2- Cuantificar las caidas de presion entre cada estrato productor.

3- Considerar flujo multifasico.

Caidas de Presion a lo Largo de la Longitud de Pozos Horizontales

1-Considerar flujo multifasico.

2- Soluciones simplificadas.

Dafio a la Formacion en Pozos Horizontales

1-Distribucion no uniforme del dafio a lo largo del tramo horizontal.

2- Modelos anisotropicos.
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3- Soluciones simplificadas.

111.3.3 Seleccion de los Modelos a Programar

En esta fase se filtraron y seleccionaron los distintos modelos y correlaciones
pertenecientes a cada topico referido en los objetivos de la investigacion, en

concordancia con los criterios previamente establecidos.

De esta manera, para cuantificar el comportamiento de afluencia en pozos
horizontales se compilaron 20 modelos de los cuales 9 corresponden a flujo
monofasico en estado estable, 4 a flujo monofésico en estado pseudo-estable y 7 a
flujo biféasico. Las mismas se clasificaron dependiendo de las premisas que asume

cada correlacién, como se puede observar en la tabla 111.1.

Tabla 111.1. Modelos para el calculo del IPR de Pozos Horizontales.

: ) Régimen de o
Tipo de Fluido Yacimiento

Correlacion Flujo
/Autor (es)

Pseudo-
Estable

Monofésico | Bifasico | Estable Isotrépico | Anisotropico

X
X

Borisov

Giger

Joshi

Renard y Dupuy

Economides ¢

X| X| X| X

Permadi

Elgaghah et al.

Escobar

X| X[ X| X| X| X| X| X

Butler

Mutalik y et al.

X
X

Economides X X X

Babu y Odeh

X[ X[ X| X| X| X| X| X| X| X| X| X

X| X| X

Kuchuk et al.

Tabla I11.1. Modelos para el célculo del IPR de Pozos Horizontales (Continuacion).
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: ) Régimen de o
Tipo de Fluido Yacimiento

Correlacion Flujo

/Autor (es) Pseudo-
Monofasico | Bifasico | Estable Isotrépico | Anisotropico
Estable
Bendakhlia y Aziz X X
Cheng X X
Retnanto y
) X X
Economides
Wiggins y Wang X X
Jabbari
_y X
Economides
Plahn et al. X X
Gasbarri et al. X

Con el propo6sito de elegir las correlaciones a programar, las soluciones
presentadas en la Tabla 1.1, se filtraron en base a los criterios de seleccion
establecidos. No obstante, algunas de las soluciones que satisfacen los criterios
fueron descartadas, debido a que presentan limitaciones adicionales (Ver
Apéndice V).

Un ejemplo de lo antes expuesto, es la ecuacion de Cheng % la cual para valores
de presion de fondo fluyente cero predice una tasa distinta a la maxima.Por otra
parte, las correlaciones de Borisov ™2 Giger **), Elgaghah et al. *¥, Escobar **!

y Mutalik et al. (201 consideran un yacimiento isotrépico por ende son descartadas.

[17] [23]

Del igual forma, soluciones como la de Butler ¥, Permadi ! y Economides
no se seleccionan, puesto que los parametros del yacimiento (Xe, Ye) VY
localizacion del pozo (Xw, Yw, Zw), requeridos para aplicacion representan
insumos de alta incertidumbre, gracias a que dicha informacion aportada por el
usuario muchas veces no se posee 0 simplemente se asume un margen de error

suponiendo los valores de estos datos.
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Cabe acotar, que la correlacion de Babu & Odeh Y enmarca dentro del escenario
anterior, sin embargo es seleccionada para ser incorporada en la herramienta
desarrollada, ya que la misma est4 incluida en el programa PIPESIM™
permitiendo verificar su programacion. Ademas de ser, con el modelo de Joshi,
las unicas soluciones incluidas en simuladores comerciales utilizados en la pericia
de Levantamiento Artificial de PDVSA- INTEVEP.

Por otra parte, la correlacién de Jabbari & Economides ¥ se descart, debido a
que los parametros v, n y m requeridos para su resolucion son obtenidos a partir
de una serie de gréaficos referenciados en el Apéndice Il, los cuales no pudieron
ser digitalizados gracias a las complejas tendencias reflejadas en cada curva. Una
situacion similar se presenté con los gréficos de Plahn et al. (24

De esta manera, se escogieron 10 correlaciones considerando la anisotropia del
yacimiento, ambos tipo de fluido y régimen de flujo, asi como modelos
incorporados dentro de programas comerciales. Las correlaciones programadas
para cuantificar el aporte de pozos horizontales son: Joshi %, Renard & Dupuy
(151 Economides %, Badu & Odeh Y, Kuchuk et al. ** %4 Bendakhlia & Aziz

[21] [27]

, Retnanto & Economides , Wiggins & Wang (ambas soluciones

presentadas) ?®!, Gasbarri et al.2”!

En cuanto al célculo de comportamiento de afluencia de pozos verticales se
incorporaron las soluciones de Darcy, Vogel !, Fetkovich ), Jones et al. [ y
Gasbarri et al. ¥ En la modalidad de produccién conjunta de yacimientos, la
metodologia seleccionada para modelar la IPR compuesta fue la de Ferrer ©7,
gracias a que considera las caidas de presion asumiendo flujo multifasico y la

presencia de “crossflow” entre cada estrato.

El procedimiento de Ferrer, se programé dentro de la herramienta para cuantificar

la produccion en “commingled’ de dos arenas.
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Con respecto, al célculo de la caida de presion a lo largo del tramo horizontal, se
considerd la solucion planteada por Joshi ™ la cual supone el hoyo como una

tuberia horizontal dividida en tramos, tal y como se observa en la Figura 111.2.

qs.‘_(i QPWE i\d—qe

@

Figura I11.2. Esquema de un pozo horizontal dividido en tramos a lo largo de la

longitud ",

En este sentido, para cada seccion de tuberia se cuantificaron las pérdidas de
presion por medio de correlaciones de flujo multifasico, suponiendo inicialmente
Qo Y Pws conocidos en el codo o “heel” del pozo. Con estos valores obtenidos a
partir del comportamiento de afluencia (IPR) se estiman los AP a largo de la
longitud, asumiendo que el caudal observado en el “heel” representa la sumatoria

total de los aportes individuales por cada tramo.

Es importante acotar, que la seleccion de este método, se fundamentd en la
escogencia de un algoritmo simplificado que integre la interaccion del pozo-
reservorio mediante soluciones matematicas sencillas para programar y modelar el
comportamiento deseado. La correlacion de flujo multifasico escogida para ello
fue la de Beggs & Brill ' por ser la mas empleada en la industria para cuantificar

las caidas de presion dentro de una tuberia horizontal.
Respecto a la cuantificacion del dafio a la formacion en un pozo vertical el modelo

de Hawkins ¥, se elige por ser el tnico aceptado y empleado en la industria

petrolera para estimar de manera sencilla este efecto.
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Con relacion al calculo de los pseudodafios se seleccionaron los modelos a
programar de acuerdo a los criterios establecidos. De esta manera, de las cinco
correlaciones para estimar el pseudodafio por completacion parcial (Spp), la

solucién simplificada de Odeh [

, se eligi6 por suponer un yacimiento
anisotrépico, régimen de flujo pseudo-estable y localizacion arbitraria del

intervalo perforado.

Para calcular el pseudodafio por desviacion del hoyo (Sy), dos soluciones se
documentaron en la tabla A.7 del Apéndice VI. De estas, se selecciond la

correlacion de Cinco Ley %

, gracias a que toma en cuenta la anisotropia del
yacimiento, régimen de flujo pseudo-estable y ademas se encuentran incluida
dentro de los simuladores como PIPESIM™, lo que permite que validar su
programacion comparando los resultados arrojados por este programas y la

herramienta computacional desarrollada.

De igual forma, de los modelos para cuantificar el pseudodafio por cafioneo (Sp),
la solucién simplificada de Karakas & Tariq [“? fue elegida gracias a que toma en
cuenta la anisotropia del yacimiento y régimen de flujo estable. La ecuacion de
McLeod ™ se escoge para calcular el efecto de la zona compactada. Ambas
soluciones se encuentran incluidas en el programa comercial anterior, lo que

permite verificar la programacion.

Con referencia al pseudodafio originado por el empaque con grava (Sg), se
seleccioné la ecuacién incorporada en el simulador PIPESIM™ de la empresa
Schlumberger para el caso de pozos a hoyo desnudo completado con empague con
grava. En contraste, para el escenario de pozos revestidos y cafioneados la
correlacion de Pucknell y Mason ™7 se eligié gracias a que cuantifica el efecto
del dafio por cafioneo para pozos de petroleo tomando en cuenta la incidencia de
tres zonas sobre el efecto total de este pseudodafio como se observa en la Figura
1.17.
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Respecto al célculo del pseudodafio debido al fracturamiento hidraulico, se
escogié la solucion simplificada de Cinco Ley & Samaniego ™ Ila cual se
encuentra programada dentro de las herramientas computacionales conocidas en
la industria petrolera, ademas incluyen el efecto del dafio producido por la
pérdida del fluido de fracturamiento en la cara de la fractura y el empotramiento

del material apuntalante.

Por ultimo, de los trabajos resefiados en la literatura para cuantificar el dafio a la
formacion en un pozo horizontal, se eligid la correlacién de Frick & Economides
(541 para una distribucién no uniforme del dafio, puesto que representa una solucion

con un algoritmo sencillo y fécil de programar.
111.3.4 Planteamiento de los Diagramas de Flujo

Una vez realizada la busqueda bibliogréfica, seleccionadas las correlaciones y
metodologias a programar, se procedié al disefio de los diagramas de flujo, los
cuales facilitan el desarrollo y uso de la herramienta computacional. Estos
algoritmos de trabajo muestran el proceso para la construccion de cada modulo y
ventana incorporada al programa, permitiendo esquematizar las rutinas de

programacion ejecutadas dentro del mismo.

Cada diagrama ilustra la entrada de datos requeridos, las opciones de advertencia
en caso de existir una omision o error en la data suministrada, los procesos
ejecutados dentro de la programacion y la salida de resultados del programa, los
cuales se podran obtener mediante graficos o reportes presentados dentro de la

herramienta.

De esta manera, a continuacion se presentan los diagramas de flujo empleados

para el desarrollo de la herramienta computacional.
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Inicio

l

Programa para el calculo de

Comportamiento de Afluencia de
Pozos Verticales y Horizontales

l

Introducir datos de identificacion del Pozo

Meni : Modelaje de Afluencia

Modulo de Pozo
Vertical

Modulo de Pozo
Horizontal

Pozo
Horizontal

[ Fin del Proceso ‘

Figura 111.3. Diagrama de flujo para modelar un nuevo pozo dentro de la

herramienta computacional.
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[ Inicio ]

|

Programa para el calculo del

Comportamiento de Afluencia de
Pozos Verticales y Horizontales

!

Menu : Archivo

|

Abrir

|

[ HNombre del Archivo

v

Cargar Datos

J

[ Fin del Proceso ]

Figura I11.4. Diagrama de flujo para modelar un pozo existente dentro de la

herramienta computacional.
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Pruebade
Produccion

[ introducir Datos del Yacimiento (Py, Pb, Ty) |

_ Seleccionar Correlacion _

l

Modelos para el calculo del
Comportamiento de Afluencia

h

Introducir propiedades del
yacimiento, fluido y datos del pozo

!

— Introducir datos de Qo y Pwf _.Al.“

Datos
Correctos

Presentacion de
avisos de
advertencia

Calcular
las
caidas de

5l
W

5l

Calcular
el skin
factor

Modulo para el

calculo del

factor de dafio

(5]

Datos
Correctos

HO

Presentacion de
avizos de
advertencia

Correctos

GOR, %AYS)

— Introducir datos (D, L, PVT,

Caleular el Comportamiento -
de Afluencia

v

Introducir el skin
factor(5)

ﬁ_

Seleccionar correlacion
segun €l regimen de flujo

|

Calcular el Comportamiento de Afluencia €

Calcular las Caidas
de Presion

¥

Presentacion de

L4

Resultados y Grafico

¥

— Fin del Proceso H

alculo del comportamiento de afluencia de

Figura I11.5. Diagrama de Flujo parael c

pozos horizontales.
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Introducir Datos del Modelo f=========-

Presentacion deavisos
de advertencia

Datos
Correctos

Calcular el factor de dano
(5]

!

Presentacion del resultado

!

[ Fin del Proceso ]

Figura I11.6. Diagrama de flujo para el calculo del factor de dafio en pozos
horizontales.
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Introducir diametro de tuberna,
profundidad y propiedades del
fluido por estrato

¥

_ Agregar Arena(s) _|V

propiedades del yacimiento, datos del pozoy
propiedades del fluido

Seleccionar regimen de flujo e imtroducir s_

Calcular comportamiento de
afluencia individual por arena

Produccion
en

Datos Commingled .h
Correctos
Calcular la curva
O Datos compuesta
Petrofisicos :&
IIIII Presentacion de x
avizos de advertencia Modelos para el calculo del
Comportamiento de
Afluencia
Modulo para el [ _
calculo del
Factor de dano
Prueba de
Calcul .
mm“ M.nqu Produccion
factor
B
Seleccionar
1 correlacion
== Introducirel P | ‘P‘
1
NO !
— “ e e Introducir datos de
Intreducir | === 0 Zlpeememememeeeceeeeeme——— Qo y Pwf
el 5w _v
W

Presentacion de

— Fin del Proceso ,_
avisos de advertencia

Correctos

¥

Calcular el Comportamiento de

Presentacion de Resultadosy

W

pozos verticales.
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. J

Afluencia

Grafico (s)

Figura I11.7. Diagrama de Flujo para el calculo del comportamiento de afluencia de
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:leseaverel
Seleceionar fipo de completacion delpozo esquemadel
el il fnode §
completcion?
me==mm====3  |nfroducirdatos del modelo
|
|
|
Presentacion deavisos Datos
de advertencia Correctos Veresquema

Calcular s confribucion de cada
pseudodanoasociadoal fipode
completcion

Calcular el dano total

Presentacion deResutados

| Fin delProceso \

Figura I11.8. Diagrama de Flujo para el calculo del factor de dafio en pozos

verticales.
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Inicio
¥
[ Propiedades PVT del fluido ]

¥
Introducir datos de PsepyTsep |(===========

!

Seleccionar correlaciones
para Rs, Bo, Vod,VobVo

Datos

Presentacion de avisos de
Correctos

advertencia

Calcular
Propiedades PVT

!

Presentacion del
resultados

!

[ Fin del Proceso ]

Figura I11.9. Diagrama de Flujo para el calculo de propiedades PVT del fluido.
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111.3.5 Desarrollo de la Herramienta Computacional

La herramienta computacional para el célculo de la afluencia de pozos verticales y
horizontales se desarrolla en unidades de campo y bajo el lenguaje de
programacion Visual Basic 6.0 (paquete de programacion perteneciente a la
compafiia Microsoft), el cual proporciona una interfaz interactiva de facil manejo

al usuario, permitiendo la entrada de datos y visualizacion grafica de resultados.

El programa incluye mddulos para cuantificar el comportamiento de afluencia
dependiendo del tipo de pozo (vertical u horizontal) que se desee estudiar.
Ademas de las opciones para estimar el factor de dafio y pseudodafios en pozos
verticales, célculo de propiedades PVT y estimacion de la caida de presién en el

tramo horizontal

111.3.6 Descripcion de Interfaz Gréfica de la Herramienta Computacional

En esta etapa, se genera una guia secuencial de la interfaz grafica del programa,
con el proposito de mostrar la estructura interna de cada modulo incluyendo las
ventanas y opciones que tiene el usuario para interactuar con la herramienta. Este
material recopila las pantallas de entrada de datos para cada condicidon que se
desee modelar, la explicacion de los cuadros de didlogo que encontrara el usuario
a medida que haga uso de la misma, las posibles opciones para visualizar los
resultados, ademas la explicacion de como guardar los casos simulados, abrir un

caso existente y generar reportes de la data obtenida.

111.3.7 Validacién de la Herramienta Computacional

Para validar la programacion de las ecuaciones incorporadas dentro de la
herramienta se formularon diversos casos tomados a partir de texto, reportes
técnicos o informacion de campo, los cuales dependiendo del escenario se
modelaron en PIPESIM™ o en WELLFLO™ con el propésito de comparar los

resultados obtenidos y comprobar la programacion efectuada.
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Sin embargo, los modelos incorporados que no pudieron ser cotejados con
simuladores comerciales, debido a que no se encuentran incluidos dentro de la
configuracién de estas herramientas, se verificd la programacion comparando las

soluciones que presentan resultados reflejados en la literatura.

La comparacion se efectud calculando el porcentaje de diferencia del valor
obtenido con la aplicacion respecto a los estimados en programas comerciales o
de ejemplos citados en la literatura. La ecuacion utilizada fue la siguiente:

Vy =V,
%Diferencia = W = Vel 00 (111.1)

Donde:
Vc: Valor estimado con programas comerciales o ejemplos tomados de la
literatura.

Vy: Valor estimado con la herramienta computacional.
111.3.8 Presentacion de Resultados

Inicialmente se describe la interfaz grafica de la herramienta computacional,
incluyendo cada pantalla o mddulo presente en ella. Luego de validar la
programacion de las ecuaciones seleccionadas, se lleva a cabo el analisis de los
resultados obtenidos durante esa etapa tomando en cuenta la precision, similitud y
diferencias entre los calculados por la herramienta desarrollada, los simuladores

comerciales o con los resefiados en la literatura.
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CAPITULO IV

PRESENTACION DE RESULTADOS

En el presente capitulo se describe la interfaz grafica de la herramienta
computacional. Ademé&s se efectia una comparacion entre los resultados
calculados con la aplicacion y los obtenidos por simuladores comerciales, o para
ciertos casos con ejemplos resefiados en la literatura, a fin de verificar la

confiabilidad de la programacion efectuada.

IV.1 INTERFAZ GRAFICA DE LA HERRAMIENTA

La aplicacién para el calculo de afluencia de pozos verticales y horizontales,
provee al usuario una interfaz interactiva constituida por un total de diez pantallas.
Con el proposito de ilustrar su manejo, a continuacién se presenta una guia de la

interfaz grafica.

IVV.1.1 Acceso a la herramienta desde la plataforma Windows

Para acceder a la aplicacion el usuario debera hacer clic con el botdn derecho del
mouse sobre el icono correspondiente al archivo ModelajeAfluencia.exe.
Posteriormente, seleccionar la opcion abrir el programa o en contraste debera
hacer doble clic en el icono anterior y éste lo dirigira a la pantalla principal de la

herramienta.

IV.1.2 Manejo de la Interfaz Grafica

Al inicializar el programa se presenta el formulario de bienvenida, luego de ser
cargado, se muestra la pantalla principal o de control, la cual contiene una barra

de mend con comandos disponibles de: Archivo, Modelaje de Afluencia,

Opciones y Ayuda, tal y como se muestra en las Figura 1V.1.
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Archivo Modelaje de Afluencia Opciones Ayuda

Figura 1V.1. Pantalla principal de la Herramienta Computacional.

1V.1.2.1 Barra de Menu Principal

Pestafia Archivo

En esta pestafia se despliega un sub-menl que permite realizar funciones béasicas

como crear un nuevo archivo, abrir uno existente, guardar y salir del sistema.
Pestaifia Modelo de Afluencia

En ella, el usuario tiene acceso a las opciones para el calculo del comportamiento
de afluencia de acuerdo al tipo de pozo que se desee modelar, siendo horizontal o
vertical.

Pestafia Opciones

La Figura IV.2 muestra la ventana “datos de identificacion”, la cual se despliega

del sub-mend “opciones” con el propdsito de ingresar o consultar informacion del

caso en estudio.
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Datos de Identificacion

Mombre del Pozo |

Yaicmiento y Arenas |

Distrito |

Compania |

Dbservaciones

Figura IV.2. Ventana “Datos de Identificacion”.

Pestafia Ayuda

En el comando “Ayuda”, la aplicacién carga un formulario con informacion

referente al programa.

1VV.1.2.2 Médulo Pozo Horizontal

En el caso de pozos horizontales, el mddulo programado posee tres opciones de
seleccidn para simular el comportamiento de afluencia, dependiendo si el usuario

cuenta con datos petrofisicos, el IP del pozo o una prueba de produccion.

En funcion de la opcion escogida se despliegan diversas ventanas para introducir
los datos requeridos por cada modelo, y calcular la capacidad de aporte del pozo

(IP) y el caudal maximo (QOmax.)-

La Figura IV.3 ilustra la pantalla desplegada bajo la opcion de “Datos
Petrofisicos”, en ella el usuario debe ingresar los datos referentes al pozo,
propiedades del yacimiento y propiedades de los fluidos. Una vez ingresada la

informacion se seleccionara la correlacion, de la lista presentada en esta pantalla,
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para estimar el comportamiento de afluencia dependiendo del régimen de flujo

prevaleciente en el yacimiento.

Pozo Horizontal
Datos Del Yacimiento Modelos de Afluencia para Yacimientos Subsaturados
Presion de Yacimiento Psi
Presion de Burbuja I Psi rvpmﬁ'im B ey
Temperatura de Yacimiento °F
Propiedades del Yacimiento Caracteristicas del Yacimiento
Permeabilidad Horizontal (Kx) mD Espesor de Arena I Ft
Permeabilidad (Ky) mD = i I R
Permeabilidad Vertical (Kz) mD Datos del Pozo
Longitud del Pozo I Ft
Propiedades del Fluido R Ouf fuce I R
" ™ Calcular Skin Opciones Skin (S)
°API
P
Gravedad Especifica del Gas | I _]
Propiedades PVT a cond de Yacimient Joshi (SS)
—~ = -~ Renard and Dupuy (SS)
¢ Introducir Datos (" Calcular Economides (SS)
Babu and Odeh (PSS)
Bo bbl/STB Kuchuk and Goode (PSS)
wo Cp
Rs SFC/STB
Aceptar | Salir |

Figura 1V.3. Pantalla opcion Datos Petrofisicos “Maédulo Pozo Horizontal”.

La opcion para calcular el factor de dafio (S) despliega una ventana de entrada de
datos, en la cual el usuario ademas de calcular dicho valor puede visualizar el
esquema que muestra la distribucion del “skin” a lo largo de la seccion horizontal

gue asume el modelo programado.

Aunado a lo anterior, dentro de esta pantalla el boton de “Propiedades PVT”

direcciona al usuario al formulario descrito en la seccion 1V.1.2.5.
Por otra parte, la opcion del modelaje de afluencia por medio del ingreso del

“Indice de Productividad™, carga la pantalla de la Figura V.4, mientras que, bajo

“Prueba de Produccion”, la aplicacion despliega la ventana mostrada en la Figura
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IV.5, donde el usuario tiene la posibilidad de escoger entre una lista de
correlaciones incorporadas a la herramienta para cuantificar el comportamiento de
afluencia. De igual forma, dentro de esta Gltima se presenta una ventana en la cual
el usuario tiene la posibilidad estimar la caida de presion a lo largo del tramo

horizontal.

Uitoy = indicede
Hayuiln g Hroductividad|

Figura IV.5. Pantalla opcion Prueba de Produccion “Mé6dulo Pozo Horizontal”.
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1VV.1.2.3 Mddulo Pozo Vertical

En este mddulo, el usuario tiene la posibilidad de estimar el comportamiento de

afluencia para una sola arena o trabajar bajo la modalidad “commingled”.

En el primer escenario, modelar un sélo estrato, se presenta la pantalla de la
Figura IV.6. En contraste, para estimar la produccion en “commingled” de dos
arenas, el usuario debe fijar la opcion ‘SI’ de formulario anterior y posteriormente

pulsar el boton “Agregar Arena” para insertar la pestafia de la segunda zona como

se ilustra en la Figura IV.7.

PRESENTACION DE RESULTADOS

Pozo Vertical

Produccion en Commingled

" Si = No

Arena 1
Datos del Yacimiento
Presion de Yacimiento (Psi)
Presion de Burbuja (P=i)
Profundidad (Ft)
Temperatura (°F)

Propiedades del Fluido

APl
RGP (SCF/STB)

Corte de Agua (Fraccion)

TEEIET Tl

Gravedad Especifica del Gas
Propiedades PVT a condiciones de Yacimiento

Modelos de Afluencia

=l

Datos Petrofisicos
Vogel

P

Fetkowvich

Jones, Blount And Glaze
Gasbarri

+ Introducir Datos " Caleular
Bo (bbl/STB)
wo (Cp)
Rs (SFC/STB)
Aceptar | Salir |

Figura IV.6. Formulario para una arena “Médulo Pozo Vertical”.

Para cada pestafia que despliega el programa por arena, requiere inicialmente el
ingreso de datos del yacimiento y propiedades del fluido. En ellas se presentan

105




CAPITULO IV. PRESENTACION DE RESULTADOS

distintos modelos para estimar el comportamiento de afluencia dependiendo si se

cuenta con datos petrofisicos, IP del pozo o al menos una prueba de produccion.

Pozo Vertical

Prod ién en C PR

[ Calculo de Commingled

Agregar Arena =
= 8i ~ No Ver Graficos Diametro Int de Ia tuberia (i '7
an Conjunto iametro Interno de la tuberia (in)

Eliminar Arena | |
Arena 1 Arena 2 ]
Datos del Yacimiento Modelos de Afluencia
Presién de Yacimiento (Psi) | ﬂ
Datos Petrofisicos
Presion de Burbuja (Psi) Vogel
4]
Profundidad (Ft) Fetkovich
Jones, Blount And Glaze
Temperatura (°F) Gasbarri

Propiedades del Fluido
“API

RGP (SCF/STB)

Corte de Agua (Fraccion)

TIET Tl

Gravedad Especifica del Gas
Propiedades PVT a condiciones de Yacimiento
' Introducir Datos " Calcular

Bo (bblSTB)
po  (Cp)
Rs (SFC/STB)

ptar | Salir |

1

Figura IV.7. Formulario para dos arenas “Modulo Pozo Vertical”.

Dentro de la pantalla de “Datos Petrofisicos”, mostrada en la Figura 1V.8, el
usuario tiene la posibilidad de ingresar el “skin factor”. No obstante, en caso de no
poseer dicho valor, la aplicacion presenta la opcion para el célculo del factor de

dafio dependiendo de la completacién del pozo.

Por otra parte como se observa en la figura anterior, cada pestafia por arena
presenta el boton denominado “Propiedades PVT”, con el cual el usuario podra
dirigirse al formulario presente en la Figura V.11 y estimar las propiedades del

fluido en caso de no poseerlas.
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Pozo Vertical
Produccion en Commingled
" 8i o Mo
Arena 1 ]
Datos del Yacimiento Modelos de Afluencia
Presion de Yacimiento (Psi) 1000 D Petroiaicos =]
o [
Presion de Burbuja (Psi) Ii Estado Estable Estado Pseudo Estable
Profundidad (Ft) Datos del Pozo
T *F) Ii Radio del Pozo (Ft)
Skin
R i S v Calcular Skin Opciones
APl
REF (SEADIE Propiedades del Yacimiento
Corte de Agua (Fraccion) Espesor de Arena (Ft)
Gravedad Especifica del Gas Permeabilidad (mD)
Propiedades PVT a condiciones de Yacimiento Radio de Drenaje ¥t Ii
+ Introducir Datos " Calcular
Bo (bbl/STB) 1P/ Qi
P (STB/d/psi)
wo (Cp)
Qmaéx (STB/d)
Rs (SFC/STB|
( ) Caleular | |
Aceptar | Salir |

Figura IV.8. Pantalla Datos Petrofisicos “Mo6dulo Pozo Vertical”.

1V.1.2.4 Pantalla Skin Factor (S) Pozo Vertical

La Figura IV.9 muestra la pantalla desplegada para el célculo del “skin factor” en
pozos verticales. La misma contiene dentro de los escenarios de completacion a
evaluar por el usuario las opciones de: “Hoyo Desnhudo”, “Hoyo desnudo con
Empaque con Grava”, “Hoyo Revestido y Cafioneado”, “Hoyo Revestido,
Cafoneado con Empaque con Grava” y “Fracturamiento Hidraulico”.

Dependiendo de la opcién seleccionada el programa carga una serie de ventanas
como ilustra la Figura 1V.10 para el caso “Hoyo Revestido y Cafioneado”, donde
se debe ingresar los datos requeridos por el modelo para calcular el dafio total y

los diferentes pseudodafios asociados. Ademas cada opcion posee un boton
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denominado “Esquema”, por el cual el usuario podré visualizar la imagen de los
parametros vinculados al tipo de pseudodafio.

Figura IV.10. Pantalla para estimar el pseudodafio por cafioneo “Médulo Pozo

Vertical”.
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IV.1.2.5 Pantalla Propiedades PVT del fluido

En esta pantalla se carga la informacion asociada a las propiedades de los fluidos
como: °API, gravedad especifica del gas y las condiciones de presion y

temperatura a las cuales se desea evaluar las propiedades PVT.

En la parte inferior, tal y como muestra la Figura IV.11, se encuentra un recuadro
denominado “Correlaciones PVT” que le permite al usuario seleccionar de la lista
de modelos para calcular propiedades PVT del fluido, tales como: Rs, Bo,
viscosidad de crudo muerto, viscosidad de crudo saturado y viscosidad de crudo
subsaturado. En el Apéndice VII, se resefian las correlaciones incorporadas para

estos calculos.

Propiedades PVT

Condiciones del Yacimiento para evaluar las Propiedades PVT

Presion Psi Temperatura °F

Datos de loz Fluidos del Yacimiento

Presion de Burbuja [ psi

Gravedad API del Crudo “API

Temperatura del Separador °F

Presion del Separador [ Psi

Gravedad Especifica del Gas
Correlaciones PVT Propiedades PVT
Relacion de Gas Disuelto (Rs) | Standing ﬂ Rs SCF/STB
Factor Volumétrico del Crudo (Bo) | Standing ﬂ Bo bbliSTB
Viscosidad del Crudo Muerto (pod) | Beggs and Robinson ﬂ pod Cp
Viscosidad del Crudo Saturado (pob) | Chew and Connally ﬂ pob Cp
Viscosidad del Crudo Subsaturado (uo) | Kartoatmadijo and S-chmicﬂ po Cp

Calcular | Aceptar | Cancelar |

Figura 1V.11. Pantalla Propiedades PVT del fluido.

Es importante que el usuario valide los resultados obtenidos con la aplicacion
cotejandolos con un PVT disponible, a fin de elegir las soluciones que mejor se
ajusten a los resultados de campo. Estas propiedades constituyen los datos para

aplicar las correlaciones de flujo multifésico, por lo cual el nivel de incertidumbre
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en el célculo de las caidas de presion va a depender de la seleccion adecuada de

las herramientas para la estimacién el PVT.

1V.1.2.6 Avisos de Advertencia

La aplicacion presenta avisos de advertencia dentro de su estructura, con el
proposito de evitar que el usuario omita o introduzca datos erréneos. Dependiendo
de la pantalla donde trabaje, se visualizaran algunos de los mensajes como los

mostrados en la Figura IV.12.

Error de Datos @

6 Dato del Radio del Pozo en Blanco

oK

Error de Datos @

Iol Valor Mo Mdmerico del Radio del Pozo

OK

Figura 1V.12. Avisos de error en el ingreso de datos.

IV.1.2.7 Presentacion de Graficos y Reporte de Resultados

La visualizacion de las curvas de IPR se realiza por medio de graficos que le
permiten al usuario, de manera interactiva, observar el comportamiento de
afluencia modelado. Es importante resaltar, que para el escenario de produccion
conjunta en el formulario mostrado en la Figura IV.7, existen botones para
visualizar los graficos de cada arena individualmente. Asi como incluye los

botones “Curva Compuesta” o “Ver Gréficos en Conjunto”, que permiten en el
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primer caso ver la curva total del sistema bajo produccion conjunta, mientras que
el segundo, se emplea para observar todas las curvas de afluencia por arena mas la

curva compuesta en una sola pantalla.

Por ultimo, la aplicacion genera un reporte de resultados en un archivo Excel,

donde el usuario puede observar a detalle las corridas realizadas.
IV.2 VALIDACION DE LA HERRAMIENTA COMPUTACIONAL

En esta fase se realiza la verificacion de los algoritmos de programacion

incorporados dentro de la aplicacion.

IV.2.1 Validacién del mddulo para el calculo del comportamiento de

afluencia de pozos horizontales.

El cddigo desarrollado para este mddulo es presentado en el Apéndice VIII. Un
total de nueve casos fueron propuestos para verificar la programacion
dependiendo de la opcion seleccionada, ya sea “Datos Petrofisicos”, “Indice de

Productividad” o “Prueba de Produccion”.

e Datos Petrofisicos

Caso 1

Para validar este escenario se toma la informacion suministrada por el personal de
la pericia de Levantamiento Artificial de PDVSA-INTEVEP del pozo CXX7
referida en la tabla IV.1. Dicha informacion permite cuantificar el indice de

productividad con el modelo de Joshi % tanto en los programas PIPESIM™ vy

WELLFLO™, asi como en la aplicacion desarrollada.
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Tabla IV.1. Datos Pozo CXX7

Pozo CXX7

Presion de Yacimiento (Ipca) 1035
Presion de Burbuja (Ipca) 2225
Temperatura de Yacimiento (°F) 139
Espesor de la Formacion (pies) 100
Permeabilidad Horizontal (md) 500
Permeabilidad Vertical (md) 200
°API 20
Viscosidad del Crudo (cp) 19.01
Gravedad Especifica del Gas 0.7
Factor Volumétrico de Formacion (by/bn) | 1.1618
Radio del Pozo (pies) 0.354
Radio de Drenaje (pies) 1000
Longitud (pies) 900
Corte de Agua (%) 5
Factor de dafio (S) 1

Los resultados generados con los tres programas se resefian en la tabla IV.2.

Tabla IV.2. Resultados del IP Caso 1 (Mddulo Pozo Horizontal)

Herramienta ™ Diferencia ™ Diferencia
_ PIPESIM WELLFLO
Computacional (%) (%)
IP
4.66 4.65 0.22 4.66 0
(bpd/lpca)

Al analizar los valores anteriores se aprecia que la herramienta es véalida para
estimar el IP con el modelo de Joshi, dado que se observan diferencias menores

con respecto a programas comerciales.

En este caso, el valor de caudal maximo no se pudo cotejar contra PIPESIM™ y

WELLFLO™ ya que las soluciones incorporadas en estos programas para estimar
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el comportamiento de afluencia por debajo de la presion de burbuja (Vogel y
Straight line) no corresponden al modelo bifasico (ecuacion 11.47) programado

dentro de la nueva herramienta.
Caso 2

En el segundo caso, el modelo a validar no se encuentra incorporado dentro de las
estructuras de los programas comerciales utilizados. Por ende, la informacion para
calcular el indice de productividad con la ecuacién de Renard & Dupuy 2, se

extrae del ejemplo (3-3) reportado en la referencia 10 y mostrada en la tabla IV.3.

Tabla IV.3. Datos Caso 2 (Mddulo Pozo Horizontal)

Informacion

Permeabilidad Horizontal (md) 5
Permeabilidad Vertical (md) 2.5
Espesor de la Formacion (pies) 50
Viscosidad del Crudo (cp) 0.3
Factor Volumétrico de Formacion (by/bn) 1.2
Radio del Pozo (pies) 0.365
Longitud (pies) 2000
Radio de Drenaje (pies) 1489
Factor de dafio (S) 0

Tabla IV.4. Resultado del IP Caso 2 (Mddulo Pozo Horizontal)

Herramienta  Diferencia

Ejemplo (3-3
Jemplo (3-3) Computacional €))

IP(bpd/lpca) 4.06 4.06 0

De la tabla 1V.4 se comprueba la calidad del programa al momento de estimar el
IP con dicha correlacion, dado a que no se observa ninguna diferencia con

relacién a los resultados presentados en la literatura.
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Caso 3

Similar al caso anterior, el modelo de Economides et al *®! no esté incluido dentro
de los programas comerciales, por tanto los datos para validar su programacion se
toman del ejemplo (2-10) resefiado en la referencia 16 y presentados en la tabla
IV.5.

Tabla IV.5. Datos Caso 3 (Mddulo Pozo Horizontal)

Informacion

Presion de Yacimiento (Ipca) 5651
Presion de Burbuja (Ipca) 1323
Espesor de la Formacion (pies) 53
Permeabilidad Horizontal (md) 8.2
Permeabilidad Vertical (md) 0.9
°API 28
Viscosidad del Crudo (cp) 1.7
Factor Volumétrico de Formacion (by/bn) | 1.1
Radio del Pozo (pies) 0.328
Longitud (pies) 2000
Radio de Drenaje (pies) 2980
Caudal (bpd) @ 3500 Ipca 1634
Presion de fondo fluyente (Ipca) 3500

La tabla I1V.6 detalla el IP cuantificado con la aplicacion y el citado en la

literatura.

Tabla IV.6. Resultados del IP Caso 3 (Modulo Pozo Horizontal)

: Herramienta  Diferencia
Ejemplo (2-10)

Computacional (%)
IP(bpd/lpca) 0.76 0.76 0
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Como se observa no existe diferencia entre el resultado del IP reportado en la
literatura y el estimado con la herramienta computacional, por lo que se puede dar

validez a la programacion del modelo aplicado.

Aunado a lo anterior, a pesar de que en el ejemplo 2-10 no se cuantifica el caudal
maximo, el gréafico de IPR que genera la aplicacion permite observar éste valor
calculado con los datos suministrados tal y como se muestra en la Figura 1V.13.
Por otra parte, se puede comparar el caudal referido en la tabla IV.5 para una
presion de 3500 Ipca con el observado en la curva. De esta manera, para una

presion de 3500 el valor de tasa con la aplicacion fue de 1634 bpd.

Curva de Afluencia del Pozo

Curva de Afluencia [Economides [S5])

5700
5130
4560

3990
Presion
[Psia)
3420

2850
2280
1710
1140

570

i]
0 400 800 1200 1600 2000 2400 2800 3200 3600 4000

Caudal (STB/d)

Estatica: 5651 00 [psi] B maximo: 3932 79 (bnpd] Pb: 1323.00 (psia) Qb: 3283.79 (bnpd)

Figura IV.13. IPR Caso 3 modelado con la Herramienta Computacional (Mé6dulo

Pozo Horizontal).

Caso 4

Los datos para esta corrida, utilizando el modelo de Babu & Odeh ! | fueron
tomados del ejemplo “Horizontal Well Performance” que se encuentra cargado en
los casos de estudios que tiene el simulador PIPESIM™ incorporado dentro de su
estructura. La opcion Single Point PI (Infinite Conductivity) se seleccioné para la

simulacion. La tabla I1V.7 ilustra la informacion del pozo a estudiar.
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Tabla IV.7. Datos ejemplo “Horizontal Well Performance” [*°!

Horizontal Well Performance

Presion de Yacimiento (Ipca) 2400
Presion de Burbuja (Ipca) 1031
Temperatura de Yacimiento (°F) 115
Espesor de la Formacion (pies) 300
Permeabilidad Horizontal (md) 100
Permeabilidad Vertical (md) 10
°API 14.5
Viscosidad del Crudo (cp) 226.95
Gravedad Especifica del Gas 0.566
Factor Volumétrico de Formacion (by/bn) | 1.01
Radio del Pozo (pies) 0.5
Radio de drenaje (pies) 2000
Longitud (pies) 1500
Ancho del yacimiento (pies) 2000
Longitud del yacimiento (pies) 2000
Coordenada X del pozo (pies) 1000
Coordenada Y del pozo (pies) 1000
Coordenada Z del pozo (pies) 50
Factor de dafio (S) 1

Debido a que WELLFLO™ no indica cual modelo utiliza para régimen de flujo
pseudo-estable no se pudo cotejar contra este programa la correlacion de Babu &
Odeh. De esta manera, la tabla IV.8 se observa los resultados obtenidos con la

herramienta computacional y PIPESIM ™.

Tabla IV.8. Resultados del IP Caso 4 (Modulo Pozo Horizontal)

S L Herramienta  Diferencia

Computacional €))
IP(bpd/lpca) 0.19 0.19 0
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En la tabla antes mostrada, se aprecia que al calcular el indice de productividad
ambos programas arrojan el valor 0.19 bpd/lpca, observandose que la
programacion de la ecuacion para cuantificar el IP es bastante precisa, ya que no
se evidencia diferencia con respecto al simulador PIPESIM™. En este caso,
tampoco se pudo comparar el valor del caudal maximo entre ambos programas, ya
que el modelo incorporado en cada herramienta para construir la IPR por debajo

de burbuja no es el mismo.

Caso 5

En este caso los datos para validar la programacion del modelo de Kuchuck et al.
[1022}] se tomaron del ejemplo (7-3) reportado en la referencia 10, y mostrados en

la tabla IV.9.

Tabla 1V.9. Datos Caso 5 (Médulo Pozo Horizontal).

Informacion

Permeabilidad Horizontal (md) 200
Permeabilidad Vertical (md) 100
Espesor de la Formacion (pies) 50
Viscosidad del Crudo (cp) 0.7

Factor Volumétrico de Formacion (by/bn) | 1.25

Radio del Pozo (pies) 0.25

Longitud (pies) 2500

Radio de Drenaje (pies) 2106
Factor de dafio (S) 0

La tabla 1VV.10 presenta el valor del IP calculado con la herramienta respecto al

observado en literatura.
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Tabla 1V.10. Resultado del IP Caso 5 (Mddulo Pozo Horizontal)

) Herramienta  Diferencia
Ejemplo (7-3)

Computacional (%)
IP(bpd/lpca) 96.7 96.7 0

Al cotejar ambos resultados se demuestra que el valor estimado con la aplicacion
es valido gracias a no difiere del reportado en la literatura.

e Prueba de Produccion

Los modelos de flujo bifasico programados en la herramienta computacional
dentro del presente mddulo, para estimar el comportamiento de afluencia, no
pueden ser comparados con los resultados obtenidos en programas comerciales,
dado que estos simuladores no incluyen en su estructura ninguna de las soluciones
referidas en el capitulo II. Por el contrario sélo utilizan VVogel bajo esta condicion
para pozos horizontales. Es por ello, que la validacién de las correlaciones

referidas a continuacion se realizé a partir de ejemplos descritos en la literatura.
Caso 6

A fin de verificar la programacion de la correlacién de Bendakhlia & Aziz 1 se
toma como datos el ejemplo (7-4) citado en la referencia 10. La informacién se

detalla en la tabla 1V.11.

Tabla IV.11. Datos Caso 6 (Mddulo Pozo Horizontal)

Informacion

Presion de Yacimiento (Ipca) 2500
Presion de Burbuja (Ipca) 2500
Factor de Recobro (%0) 4
Presion de Fondo Fluyente (Ipca) 2000
Caudal (bpd) @ 2000 Ipca 400
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La tabla 1VV.12 muestra el cotejo de resultados para este caso.

Tabla IV.12. Resultado de Qmax. Caso 6 (Mddulo Pozo Horizontal)

) Herramienta  Diferencia
Ejemplo (7-4)

Computacional €))
Qméx (bpd) 1163 1159.58 0.29

Al contrastar los resultados apreciados en la tabla V.12 se observa una diferencia
entre ambos valores de 0.29%. Esta se encuentra relacionada al calculo de los
coeficientes V y n requeridos en la ecuacién 1. 43, los cuales dependen del factor
de recobro y fueron reportados por los autores del modelo en la Figura 11.9. Estos
parametros se incluyen dentro de la herramienta gracias a la digitalizacién de las
curvas ilustradas en la figura anterior. Por ende, el porcentaje de diferencia se

debe a la exactitud de las tendencias programadas.

No obstante, este porcentaje observado corresponde a menos de 1% de diferencia
entre ambos resultados, por lo cual se reafirma la calidad de la programacion, asi
como el empleo de la herramienta para estimar el comportamiento de afluencia de
pozos horizontales con el modelo bajo estudio. De esta manera, en la Figura IV.14

se ilustra el grafico generado para este ejemplo.

Curva de Afluencia del Pozo

Curva de Afluencia (Bendakhlia y Aziz)

2600

2340

2080

1200
Caudal [STB/d)

P._ Estatica: 2500.00 [psia) O maximo: 1159.58 [bnpd) Pb: 2500.00 [psia] Qb: 0.00 (bnpd)

Figura IV.14. IPR Caso 6 modelado con la Herramienta Computacional (Mé6dulo

Pozo Horizontal).
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Caso 7

Los datos para validar los modelos de Retnanto & Economides "y Wiggins &
Wang 8, se tomaron de la referencia 28. La tabla IV.13 resefia la informacién

utilizada.

Tabla IV.13. Datos Caso 7 (Mddulo Pozo Horizontal).

Informacion

Presion de Yacimiento (Ipca) 2030
Presion de Burbuja (Ipca) 2030
Factor de Recobro (%0) 1
Presion de Fondo Fluyente (Ipca) 1500
Caudal (bpd) @ 1500 Ipca 700

En la tabla IV.14 se compilan los resultados referenciados en la literatura y los

arrojados por la herramienta.

Tabla I1V.14. Resultado para Qmaéax. Caso 7 (Mddulo Pozo Horizontal)

Ejemplo Herramienta Diferencias
Ref.28 Computacional (%)
Retnanto &
_ 1912 1912 0
Economides
Wiggins & Wan
%9 > ° 1910 1910 0
(Ecuacion 11.47)
Wiggins & Wan
% » : 2163 2163 0
(Ecuacion 11.48)

Al observar la tabla 1V.14 los resultados arrojados por la herramienta, para todos
los modelos citados, cotejan exactamente con los resultados descritos en la

literatura. Esto permite corroborar nuevamente la programacion y la precision de

120



CAPITULO IV. PRESENTACION DE RESULTADOS

la aplicacion informatica para modelar el comportamiento de afluencia (IPR) con

las soluciones comparadas.

e Correlacion de Gasbarri et al.

La propuesta de Gasbarri et al % para cuantificar el coeficiente V de la ecuacion
de Vogel en pozos horizontales no se pudo validar, debido a que los valores de
este parametro reportado en su estudio constituyen cantidades promedio estimadas
para un estado inicial de agotamiento. Por ende no se cotejo los resultados de la

herramienta en este caso.

1V.2.1.1 Validacién del modelo para el célculo del factor de dafio en pozos

horizontales.
Caso 8

El calculo del factor de dafio mecanico en pozos horizontales no se pudo validar
con simuladores comerciales, debido a que se desconoce cual o cuales modelos
incorporan estos programas para cuantificar el “skin factor” en dichos pozos. Por
ende, el ejemplo extraido de la referencia 54 cuyos datos se observan en la tabla
IV.15, se utiliz6 para estimar y cotejar el valor de dafio (S) obtenido con el
modelo de Frick y Economides.

[54]

Tabla IV.15. Ejemplo modelo Frick y Economides

Informacion

Permeabilidad horizontal (md) 300
Permeabilidad vertical (md) 100
Permeabilidad de la zona dafiada (md) 30
Radio del Pozo (pies) 0.406
Espesor de la zona dafiada (pies) 5
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Tabla IV.16. Resultado del Skin Factor para pozos horizontales.

Ejemplo Herramienta  Diferencia

(Ref. 54) Computacional (%)
Qméx (bpd) 11.8 11.8 0

Como se aprecia en la tabla IV.16 ambos resultados concuerdan, avalando la
confiabilidad de la herramienta para estimar el factor de dafio con el modelo

seleccionado.

1VV.2.1.2 Validacion del modelo para calcular la caida de presion en el tramo

horizontal.

Caso 9

En el proceso de la validacién de la solucién de Joshi %

, seleccionada para
estimar las caidas de presion a lo largo del tramo horizontal, suponiendo el hoyo
como una tuberia dividida en tramos, se realiz6 comparando los resultados
obtenidos de la herramienta y los generados con los simuladores WELLFLO™ y
PIPESIM™. Para ello se tom6 el ejemplo 10-8 citado en la referencia 10 y cuyos

datos se encuentran resefiados en la tabla 1\V.17.

Tabla I1V.17. Datos Caso 9 (Médulo Pozo Horizontal)

Informacion

Longitud horizontal (pies) 2000
Diametro Interno de la tuberia (pulgadas) 4.5
Presion en el heel (Ipca) 2500
Caudal (bpd) @ 2500 Ipca 4000
RGP (pies’/bbl) 2000
°API 28.5
Gravedad especifica del gas 0.78
Temperatura (°F) 150
Corte de Agua (%) 33
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Al realizar la corrida dentro de la configuracion de los programas comerciales se
selecciond la correlacién de flujo multifasico de Beggs & Brill ™ en tuberfa

horizontal. Por otra parte, se eligié la correlacién de Standing !

para estimar la
solubilidad del gas en solucién (Rs) y las correlaciones de Glaso ¥ y Beggs &
Robinson ¥ para calcular la viscosidad de crudo muerto y crudo vivo
respectivamente en ambas herramientas. La tabla IV.18 ilustra los resultados

obtenidos.

Tabla 1V.18. Resultados de Caida de Presién en el tramo horizontal

Herramienta ™ Diferencia . Diferencia
PIPESIM WELLFLO

Computacional (%) (%)

AP (Ipca) 12.69 12.36 2.7 12.49 1.6

Analizando los resultados anteriores se observa que los valores son bastantes
cercanos, sin embargo existe una pequefia diferencia en las caidas de presion a lo
largo del tramo horizontal. Esta diferencia puede estar relacionada con el método
iterativo que tiene cada programa internamente para estimar las propiedades de
los fluidos por cada tramo de longitud. Ademéas como no es posible conocer el
cddigo fuente de los programa comerciales, no se puede establecer cual fue la
cantidad de tramos en que divide la tuberia, patrones de flujo desarrollados, entre
otros factores que inciden durante el calculo de las caidas de presion. A pesar de
ello, la similitud entre las tres cantidades confirma la calidad de la programacion
efectuada.

IV.2.2 Validacion del mdédulo para el calculo del comportamiento de

afluencia de pozos verticales.

El codigo de programacién del presente médulo se describe en el Apéndice IX.
Para su validacion se construyeron un total de once casos que dependen del
modelo a cotejar. Los programas PIPESIM™ y WELLFLO™ se utilizaron para
comparar los resultados de ejemplos simulados en estos y en la herramienta

computacional.
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e Correlacion de Vogel
Caso 1

La informacion del pozo PXX3 proporcionada por el personal de la pericia de
Levantamiento Artificial de PDVSA-INTEVEP constituyen los datos para estimar
el comportamiento de afluencia con Vogel . La tabla 1V.19 compila la

informacion suministrada.

Tabla 1V.19. Datos Pozo PXX3

Pozo PXX3

Presion de Yacimiento (Ipca) 1185
Presion de Burbuja (Ipca) 2337
Temperatura de Yacimiento (°F) 141
Espesor de la Formacion (pies) 332
Permeabilidad de la Formacion (md) 241
°API 17.9
Radio de Drenaje (pies) 1000
Corte de Agua (%) 2
Factor de dafio (S) 1
Profundidad de las Perforaciones(pies) 5154
Caudal (bpd) @ 908 Ipc 335
Viscosidad del Crudo (Cp) @1185 Ipc 61.76
Gravedad Especifica del Gas 0.605
B, (by/bn) @1185 Ipc 1.097
RGP (pies’/bn) 480
Radio del Pozo (pies) 0.354

La tabla IV.20 muestra la comparacion entre los resultados arrojados con la

herramienta computacional y los programas comerciales.
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Tabla 1V.20. Resultados del Qméx. Caso 1 (Modulo Pozo Vertical)

Herramienta ™ Diferencia v Diferencia
PIPESIM WELLFLO

Computacional (%) (%)
Qmax (bpd) 888.49 888.49 0 888.49 0

Al comparar los resultados anteriores se aprecia que la aplicacién con respecto los
simuladores comerciales es bastante precisa, gracias a que no Se presenta
diferencia en los resultados, por ende se valida la programacion del modelo de

Vogel.
e Correlacién de Fetkovich
Caso 2

Los datos del pozo PXX5 suministrados por el personal de la pericia de
Levantamiento Artificial de PDVSA-INTEVEP se resumen en la tabla 1V.21.

Tabla IV.21. Datos Pozo PXX5

Pozo PXX5

Presion de Yacimiento (Ipc) 2085
Presion de Burbuja (Ipc) 2100
Temperatura de Yacimiento (°F) 135
Espesor de la Formacion (pies) 100
Permeabilidad de la Formacion (md) 200
°API 21.1

Viscosidad del Crudo (cp) 8.661
Gravedad Especifica del Gas 0.7

Factor Volumétrico de Formacion (by/bn) | 1.2048
RGP (pies’/bn) 2800

Radio del Pozo (pies) 0.354

Radio de Drenaje (pies) 1000

Factor de dafio (S) 1
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Tabla IVV.21. Datos Pozo PXX5 (Continuacién)

Pozo PXX5

Profundidad de las Perforaciones(pies) 7809
Presion de Fondo Fluyente (Ipc) 1765
Caudal (bpd) @ Pwf-1765 282
Presion de Fondo Fluyente (Ipc) 1700
Caudal (bpd) @ Pwf=1700 334
Presion de Fondo Fluyente (Ipc) 1650
Caudal (bpd) @ Pwf=1650 403
Gravedad Especifica del Gas 0.7

En la tabla 1V.22 se reportan los resultados obtenidos.

Tabla 1V.22. Resultados del Qméx para el Caso 2 (Mddulo Pozo Vertical)

Herramienta . Diferencia ™ Diferencia
PIPESIM WELLFLO
Computacional (%) (%)
Qmax (bpd) 1003.9 1002.1 0.18 1003.9 0

El contraste en los caudales con respecto a PIPESIM™ se debe al método
numérico que incluye cada herramienta para cuantificar el valor del exponente “n”
y el coeficiente “C” de la ecuacion 11.7 cuando se tienen mas de dos pruebas de
produccion. Sin embargo, la diferencia es menor a 1%, mientras que, con relacion
a WELLFLO™ el valor de la aplicacién ajusta perfectamente permitiendo
verificar la calidad de la programacion. De esta manera, a continuacion se ilustran
las graficas de IPR generadas con el modelo de Fetkovich en los tres programas

utilizados.
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Curva de Afluencia del Pozo

Curva de Afluencia Fetkovich [fuena 1)
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Figura 1V.15. IPR del pozo PXX5 modelado con la Herramienta Computacional.
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Figura IV.17. IPR del pozo PXX5 modelado con el simulador PIPESIM™.

e Datos Petrofisicos
Caso 3

En esta opcion la ecuacién de Darcy se programd para calcular el indice de
productividad a partir de los datos petrofisicos del pozo PXX3 presentados en la
tabla 1V.19. Con el prop6sito de predecir el comportamiento de afluencia por
debajo de la presion de burbuja, se emplea la correlacion de Vogel © tanto

dentro de los programas comerciales como en la herramienta computacional.

Tabla 1V.23. Resultados del IP y Qmax opcién de “Datos Petrofisicos” (Mddulo

Pozo Vertical-Vogel debajo de burbuja)

Herramienta . Diferencia ™ Diferencia
PIPESIM WELLFLO
Computacional (%) CH)
IP (bpd/lpca) 1.02 - - 1.02 0
Qmax (bpd) 671.8 670.8 0.15 671.8 0

Analizando los resultados de tabla 1V.23, se aprecia que los valores estimados de
indice de productividad y caudal maximo con WELLFLO™ vy la herramienta
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computacional concuerdan perfectamente. Ademas con respecto a PIPESIM™ se
reflejan una diferencia menor a 1% en el valor de Q max, lo que permite afirmar
que la herramienta es altamente confiable. Por otra parte, en PIPESIM™ bajo la
opcion “Pseudo Stady State” no se logro reportar el IP por lo cual el cotejo para
este parametro no se efectud con este programa. En las Figuras 1V.18, IV.19 y

IV.20 se ilustran las gréficas IPR generadas por cada herramienta para este caso.
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Figura 1V.18. IPR del pozo PXX3 modelado con la Herramienta Computacional
(Datos Petrofisicos)
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Figura IV.20. IPR del pozo PXX3 modelado con el simulador PIPESIM™

(Vogel por debajo de burbuja)
e Indice de Productividad

Caso 4

El pozo PXX3 nuevamente fue tomado como ejemplo con un valor del indice de
productividad igual a 1.02 bpd/lpca para estimar el comportamiento de afluencia
tanto en PIPESIM™ bajo la opciéon “Well PI”, WELLFLO™ seleccionando la
opcion “Manual” y en la herramienta computacional. Los resultados del caudal
maximo estimados con los programas concuerdan con los reportados en la tabla
IV.23.

e Correlacion de Jones, Blount y Glaze
La programacion del modelo de Jones et al.®! no se logré validar debido a que se

desconoce el método numérico por el cual el simulador PIPESIM™ estima los

valores de A y B requeridos en la ecuacion 11.8, por ende ambos resultados no se
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pueden cotejar. En cuanto al WELLFLO™ éste no incluye esta correlacion dentro

de su menu de opciones.
e Correlacion de Gasbarri et al.

La propuesta para pozos verticales del modelo de Gasbarri et al B, al igual que
en pozos horizontales, no se validé dado que los valores reportados en la literatura
del coeficiente V representan cantidades promedio contras las cuales no se puede

comparar.

IV.2.2.1 Validacion de los modelos para el célculo del factor de dafio y

pseudodafios en pozos verticales.

Los algoritmos desarrollados para estimar el “skin factor” son descritos en el
Apéndice X. En ellos se incluye el calculo del factor de dafio y los distintos

pseudodarios para pozos verticales.

La validacion de la herramienta se realiz6 cotejando los resultados con relacion a
los calculados en el programa PIPESIM™, dado que en este programa, en su
seccion “Ayuda”, se resefian las correlaciones que contiene para estimar dichos
parametros, mientras que WELLFLOW™ no reporta en su manual cuales

modelos incluye.

e Dafio a la Formacion (Sq)

Caso 5

Para verificar la programacion del modelo de Hawkins 1 se utiliz6 el ejemplo 6-
18 presentado en la referencia 69. Los datos de la tabla 1VV.24 se cargaron tanto en

el simulador comercial como en la herramienta computacional, a fin de estimar el

factor de dafio a la formacion (Sy).
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Tabla 1V.24. Datos Caso 5 (Médulo Pozo Vertical) .

Informacion

Permeabilidad de la formacion (md) 60

Permeabilidad de la zona dafiada (md) 20
Radio del pozo (pies) 0.25

Radio de la zona dafiada (pies) 2

La tabla IV.25 muestra los valores calculados con los programas y el presentado

en la referencia.

Tabla IV.25. Resultados del dafio a la formacidn para pozos verticales

Herramienta -y Diferencia Ejemplo Diferencia
PIPESIM

Computacional 6-18 (%)
Sq 4.16 4.16 0 4.16 0

Como se observa en la tabla anterior, los resultados arrojados tanto en
PIPESIM™ y la herramienta computacional concuerdan con el valor reportado en
la literatura, por lo que se puede indicar que la herramienta es bastante precisa y

confiable para estimar Sy con el modelo seleccionado.

e Pseudodario asociado a la Completacion Parcial (Spp)

Caso 6

La validacién del modelo de Odeh ¢

, seleccionado para cuantificar el efecto del
dafio por completacion parcial, no se pudo realizar con el simulador comercial
debido a que esta solucion difiere de la incluida en PIPESIM™, la cual es
correlacion de Brons y Marting %!, Sin embargo, el ejemplo 3-4 tomado de la
referencia 3, se utilizé para verificar la programacion de la solucion escogida. En

la tabla V.26 se resefian los datos requeridos por el modelo.
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Tabla 1V.26. Datos Caso 6 (Médulo Pozo Vertical) 1.

Informacion

Permeabilidad horizontal (md) 520
Permeabilidad vertical (md) 520
Radio del pozo (pies) 0.2083
Espesor de la formacion (pies) 160
Longitud del intervalo perforado (pies) 62
Distancia al tope del intervalo perforado (pies) 88
Radio de drenaje (pies) 1000

Tabla IV.27. Resultados reportados para Sy,

Herramienta . Diferencia
Ejemplo 6-18

Computacional C)
Spp 8.06 8.06 0

Como se demuestra en la tabla 1V.27, el valor calculado con la herramienta
computacional fue idéntico al extraido de la literatura, lo que comprueba la
precision de la herramienta computacional para estimar el efecto del pseudodafio
por completacion con el modelo bajo estudio.

e Pseudodafio asociado a la Inclinacion del Pozo (Se)

Caso 7

Con el propésito de comprobar la programacion del modelo de Cinco et al. %
para calcular el pseudodafio asociado a la inclinacién del pozo, se construyé el

ejemplo presentado en la tabla 1V.28, a fin de comparar el resultado de la

aplicacion respecto al calculado en PIPESIM ™.
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Tabla IV.28. Datos Cado 7 (Mddulo Pozo Vertical)

Informacion

Permeabilidad horizontal (md) 250
Permeabilidad vertical (md) 50
Radio del pozo (pies) 0.3
Espesor de la formacion (pies) 100
Angulo de inclinacion (grados) 45°

Tabla 1V.29. Resultados reportados para Sy

Herramienta Diferencia
PIPESIM™

Computacional (%)
Se -0.52 -0.57 8.8

Analizando los resultados presentados en la tabla 1V.29, se observa que para este
caso la herramienta computacional mostré 8.8% de diferencia con respecto a
PIPESIM™ al estimar Sy asumiendo el modelo de Cinco Ley et al. Este alto
porcentaje se encuentra relacionado a la solucién de modelo seleccionado
incorporada en cada herramienta para estimar el pseudodafio, ya que a pesar de
que en los simuladores comerciales se encuentran trabajando con la misma
correlacion, el trabajo de Cinco Ley et al. " incluye un conjunto de tablas con las
que también se puede deducir el valor de Sy. Dado a que no se tiene acceso al
cddigo fuente del programa comercial, se desconoce cudl solucién incluye
internamente, en cambio la ecuacion 11.83 fue el modelo que se programo dentro

de la herramienta computacional.

e Pseudodario asociado al Cafioneo (Sp) y zona compactada (Sc,)

Caso 8

Para este caso se planteo el ejemplo referido en la tabla IV.30. A partir de estos

datos se determind el pseudodafio asociado al cafioneo con la correlacion de
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Karakas y Tariq “2. Ademés se incluye la estimacion del efecto de la zona

compactada con el modelo de McLeod !,

Tabla 1V.30. Datos Caso 8 (Mddulo Pozo Vertical)

Informacion

Permeabilidad horizontal (md) 300
Permeabilidad vertical (md) 150
Radio del pozo (pies) 0.333
Espesor de la formacion (pies) 30
Angulo de fase (grados) 180°
Densidad de cafioneo (tiros/pies) 4
Permeabilidad de la zona dafiada (md) 90
Radio de la zona dafiada (pies) 0.833
Espesor de la zona compactada (pulgadas) 0.5
Permeabilidad de la zona compactada (md) 30
Longitud de perforacién (pies) 1.23
Diametro de perforacion (pies) 0.0292

Tabla 1V.31. Resultados obtenidos para S, con el modelo de Karakas y Tariq *2

Herramienta 7 Diferencia
PIPESIM

Computacional (%)

Tabla 1V.32. Resultados obtenidos para S, con el modelo McLeod (45

Herramienta ™ Diferencia
PIPESIM

Computacional (%)
Sez 1.83 1.83 0

Como se muestra en las tablas 1V.31 y 1V.32 los valores de Sy y S, calculados no
presentan ninguna diferencia, confirmando la confiabilidad de la nueva aplicacion

para estimar estos pseudodafios empleando los modelos evaluados.
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e Pseudodario asociado al Empaque con Grava (Sg)

Caso 9

A fin de cuantificar el efecto del empaque con grava se programaron dos modelos.
El primero de ellos referido en la ecuacién 11.105 para pozos a hoyo desnudo y la
ecuacion 11.103 para hoyos revestidos y cafioneados. El ejemplo descrito en la

tabla 1V.33 se planted para evaluar la programacion de ambas soluciones.

Tabla 1V.33. Datos Caso 9 (Mddulo Pozo Vertical)

Informacion

Permeabilidad de la formacion (md) 500
Permeabilidad de la grava (md) 30000
Radio del pozo (pies) 0.35
Diametro de la rejilla (pulgadas) 4.5
Diametro del casing (pulgadas) 6
Densidad de disparo (tiros/pies) 8
Longitud de perforacion (pies) 0.667
Radio de perforacion (pies) 0.05
Angulo de Fase (grados) 180
Espesor de la formacion (pies) 50

Tabla 1V.34 Resultados reportados para Sy

PIPESIM™ Herramienta

Hoyo Hoyo
Hoyo ) Hoyo )
Revestido y Revestido y
desnudo desnudo
cafoneado cafioneado
Sg 0.143 1.22 0.143 1.22
Diferencias (%) 0 0 - -

Observando la tabla 1V.34, se aprecia que la herramienta es altamente confiable

para estimar el pseudodafio por empaque con grava, dado que no se reflejan
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diferencias entre los resultados. Esto permite ratificar la calidad de la

programacion de los modelos programados.

e Pseudodafio asociado al Empaque al Fracturamiento Hidraulico (Ss)
Caso 10

Utilizando la informacion del pozo PX-01 reportada en la tabla IV.35, se procedid
a cargar los datos tanto en PIPESIM™ vy la herramienta computacional, a fin de
cuantificar el dafio debido al fracturamiento hidraulico utilizando la ecuacion

11.108 del modelo de Cinco Ley y Samaniego %!,

Por otra parte, no se estimd el efecto asociado al “Choked Fracture” ni la
incidencia de la pérdida de fluido de fractura en la cara de la arena, dado que se
carece de los datos que solicita el modelo para ser aplicado. Es importante acotar,
que en la mayoria de los casos la informacién de campo presenta un alto grado de
incertidumbre puesto que hay parametros requeridos por las ecuaciones que se
desconocen. En este caso, por ejemplo, tanto la permeabilidad de la zona afectada
por el empotramiento del material apuntalante como el espesor de dicha area
constituyen informacion no suministrada por el personal de la Pericia de Dafio de
PDVSA-INTEVEP.

Tabla 1V.35. Datos Pozo PX-01

Pozo PX-01

Presién de Yacimiento (Ipca) 1100
Temperatura (°F) 163
Espesor de la formacion (pies) 22
Profundidad (pies) 4960
Intervalo perforado(pies) 4857-4895
Distancia al tope del intervalo perforado (pies) 5
Radio de pozo (pies) 0.5833
Radio de drenaje (pies) 1968.48
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Tabla 1V.35. Datos Pozo PX-01 (Continuacion)

Pozo PX-01

Permeabilidad de la formacion (md) 5.9441
Permeabilidad de la grava (md) 30000
Permeabilidad de la fractura (md) 100000
Ancho de fractura (pies) 0.35040
Longitud de fractura (pies) 58.9141
Densidad de disparo (tiros/pies) 8
Diametro interno del casing (pulgadas) 6.366
Diametro de la rejilla (pulgadas) 2.313
Diametro de perforacion (pulgadas) 4.5
Longitud de penetracion (pulgadas) 23.9
Fase del cafioneo (grados) 45°
Permeabilidad vertical (md) 3.2
Angulo de Inclinacion 35.7
Factor de dafio (S) -4.25

En este caso se estimd, tanto el pseudodafio asociado la fracturamiento como el
dafio total en el pozo PX-01, con el propésito de cotejar este tltimo valor contra la
data de campo.

Tabla 1V.36. Resultados obtenidos para S; con el modelo Cinco Ley y Samaniego !

Herramienta ™ Diferencia
PIPESIM

Computacional (%)

St

Tabla IVV.37. Resultados obtenidos para el dafio total

Herramienta ™ Informacion
PIPESIM

Computacional de campo
St -4.24 -4.28 -4.25
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Analizando los resultados anteriores se puede demostrar la validez de la
herramienta computacional para estimar el efecto del fracturamiento hidraulico
con el modelo de Cinco Ley y Samaniego, dado que no se refleja diferencia entre

los valores calculados con el simulador comercial y la nueva aplicacion.

Por otra parte, se observa que el calculo del dafio total es bastante preciso con la
aplicacion, gracias a que refleja una diferencia de 0.24% con respecto al valor de
campo, mientras que con PIPESIM™ se tiene 0.71%. No obstante, esta diferencia
que se aprecia entre la herramienta y el simulador comercial se debe a los distintos
modelos que incluye cada programa para estimar el pseudodafio por completacion

como se plante6 en el caso 6.

IV.2.2.1 Validacién de la metodologia para estimar la curva IPR bajo el

escenario de produccion conjunta.
Caso 11

Con el propésito de evaluar la metodologia de Ferrer " elegida para predecir el
comportamiento de afluencia bajo el escenario de produccion conjunta, se utilizé
la informacidn del pozo LXX1, en ella se detalla las caracteristicas de cada estrato
productor tal y como se observa en la tabla IV.38. EI modelaje de la IPR en este

caso se realiz6 en WELLFLO™ y la herramienta computacional.

Tabla 1V.38. Datos Pozo LXX1

Pozo LXX1(Yacimiento B-X)

Arena B “miembro inferior”
Presién de Yacimiento (Ipca) 1760
Presion de Burbuja (Ipca) 2000
Temperatura de Yacimiento (°F) 169
Profundidad (pies) 8532
°API 16.7
Corte de Agua (%) 28
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Tabla 1V.38. Datos Pozo LXX1 (Continuacion)

Pozo LXX1(Yacimiento B-X)

Arena B “miembro inferior”

Gravedad Especifica del Gas 0.7
RGP (pies’/bn) 1000
Permeabilidad de la formacion (md) 197
Espesor (pies) 80
Factor de dafio (S) 1
Radio de drenaje (pies) 1000
Radio de pozo (pies) 0.354
Didmetro interno del casing (pulgadas) 9.056
Viscosidad del crudo @ 1760 Ipca 10.0235
Factor Volumétrico @ 1760 Ipca 1.1181

Arena B “miembro superior”

Presion de Yacimiento (Ipca) 1690
Presion de Burbuja (Ipca) 2000
Temperatura de Yacimiento (°F) 167
Profundidad (pies) 8498
°API 16.7
Corte de Agua (%) 28
Gravedad Especifica del Gas 0.7
RGP (pies°/bn) 1000
Permeabilidad de la formacion (md) 190
Espesor (pies) 50
Factor de dafio (S) 1
Radio de drenaje (pies) 1000
Viscosidad del crudo @ 1690 Ipca 10.311
Factor Volumétrico @ 1690 Ipca 11181
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El modelaje del comportamiento IPR de las arenas B, se efectud tanto en la
aplicacion como en WELLFLO™, puesto que este simulador fue el que se tomé

como apoyo para el desarrollar la opcion “commingled” dentro de la aplicacion.

Tabla 1V.39. Resultados produccién en commingled

Caudal maximo (bpd) Diferencias
)
Arena 1 1188 1188 0
Arena 2 669 669 0
Compuesta 1857 1857 0

Como se aprecia en la tabla 1V.39, la metodologia de Ferrer incluida dentro de la
herramienta computacional es valida para modelar el comportamiento de
afluencia bajo el escenario de produccién conjunta, puesto que no refleja
diferencias con respecto a los valores arrojados por el programa comercial, lo que
permite certificar la confiabilidad de la programacion efectuada. Por otra parte, en
las graficas 1V.21, 1V.22, 1V.23, IV.24, se ilustran las diferentes curvas IPR
generadas para cada arena en ambas aplicaciones, observandose nuevamente

similitud en el comportamiento descrito.
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Figura 1V.21. Curva IPR (Arena 1) modelada con la Herramienta Computacional.

141



CAPITULO IV. PRESENTACION DE RESULTADOS

Inflow Performance
Layer Parameters Model

2000
= Vaogel
‘W
=
@
5 1500 o
w
w
=t
o
2 1000 A
=
i=]
L
@
=} 500 o
=
:
(i}

i} T T T 1

0 300 800 900 1200
Total Production Rate (STBiday)
Coordinates : X =1277.084, ¥ =1284.708
Production Index  AOF C-coefficient  n-coefficient
(STB/day/psia) (STB/day) (STBiday/psiZn)

1.2180 1188.0 ogel

Figura IV.22. Curva IPR (Arena 1) modelada con WELLFLO™.
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Figura 1V.23. Curva IPR (Arena 2) modelada con la Herramienta Computacional.
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Inflow Performance
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Figura IV.24. Curva IPR (Arena 2) modelada con WELLFLO™.

Asimismo, las graficas V.25 y IV.26 detallan la curva total del sistema

modeladas por ambas herramientas.
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Figura 1V.25. Curva IPR total del sistema “commingled” modelada con la

Herramienta Computacional.
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CONCLUSIONES

CONCLUSIONES

Después de haber realizado este Trabajo Especial de Grado, es posible llegar a las

siguientes conclusiones:

1. Se alcanzaron los objetivos de la tesis, al desarrollar una herramienta
computacional formada por una serie de mddulos en Visual Basic 6.0, capaz de
realizar célculos de afluencia que permitiran, a futuro, fortalecer el programa de
Levantamiento Artificial GURU ®, perteneciente a PDVSA- INTEVEP.

2. Los modulos desarrollados para estimar comportamiento de afluencia de pozos
horizontales y verticales, asi como las opciones para el célculo de caida de presién
en el tramo horizontal, célculo de pseudodafios en pozos verticales,
comportamiento IPR para produccion en “commingled” y célculo de propiedades
PVT, permitirdn tener a la disposicion de la industria petrolera venezolana, una
herramienta propia capaz de simular escenarios cada vez mas frecuentes a nivel

nacional.

3. Los mddulos desarrollados fueron validados, utilizando las fuentes de datos
disponibles, obteniéndose resultados que garantizan la confiabilidad de la

programacion de los diversos modelos seleccionados.

4. La caracteristica mas relevante de la herramienta computacional y que la
distingue de otros programas comerciales, es que incorpora una variada lista de
modelos para estimar la afluencia de pozos horizontales incluyendo soluciones

para sistemas monofasicos y bifasicos.

5. La herramienta obtenida con este trabajo de grado permitira a PDVSA-
INTEVEP fortalecer su rol de brazo tecnoldgico de la industria petrolera, al

ofrecer a las areas operadoras un software propio, versatil y actualizado.
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1. Optimizar la herramienta computacional, adicionando el céalculo de
produccion en conjunto para 3 0 mas arenas. Asi como, validar la metodologia

programada, en esta opcién, con el simulador PIPESIM™.

2. Incorporar los modulos desarrollados en la herramienta computacional dentro
del GURU ®, a fin de proveer a las areas operadoras de PDVSA, una version

mejorada del programa actual.

3. Se recomienda la realizacion periodica de un estado del arte en los temas
tratados en el Trabajo Especial de Grado, ya que, debido al gran nimero de
correlaciones y modelos nuevos que se generan, se asegurara que el GURU ®

tenga disponible herramientas siempre actualizadas.
4- Incentivar el uso de la herramienta computacional en la escuela de Petroleo de

la Facultad de Ingenieria de la UCV como apoyo en las catedras del departamento

de produccion.
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Tabla A.1. Skin Factor Sca [10]

Ly = (L/2M)VK,/K},
1 3.772 | 4.439 | 4557 | 4.819 | 5.250
2 2321 | 2732 | 2927 | 3.141 | 3.354
3 1.983 | 2.240 | 2.437 | 2.626 | 2.832
5 1.724 | 1.891 | 1.948 | 2.125 | 2.356
10 1536 | 1.644 | 1.703 | 1.851 | 2.061
20 1.452 | 1.526 | 1.598 | 1.733 | 1.930
50 1420 | 1.471 | 1.546 | 1.672 | 1.863
100 1412 | 1.458 | 1.533 | 1.656 | 1.845
X/ Ye=
1 4425 | 4578 | 5.025 | 5.420 | 5.860
2 2.840 | 3.010 | 3.130 | 3.260 | 3.460
8 2.380 | 2.450 | 2.610 | 2.730 | 2.940
5 1.982 | 2.020 | 2.150 | 2.310 | 2.545
10 1.740 | 1.763 | 1.850 | 1.983 | 2.198
20 1.635 | 1.651 | 1.720 | 1.839 | 2.040
50 1.584 | 1.596 | 1.650 | 1.762 | 1.959
100 1572 | 1.582 | 1.632 | 1.740 | 1.935
2 3.960 | 3.720 | 3.540 | 3.650 | 3.780
3 3.440 | 3.190 | 3.020 | 3.020 | 3.250
5 2.942 | 2.667 | 2.554 | 2.493 | 2.758
10 2.629 | 2.343 | 2.189 | 2.155 | 2.399
20 2491 | 2.196 | 2.022 | 2.044 | 2.236
50 2420 | 2.120 | 1.934 | 1.925 | 2.150
100 2.408 | 2.100 | 1.909 | 1.903 | 2.126
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Figura A.4 Relacion g/gr con
80% de apertura.

Tabla A.2. Parametro “R” modelo Vrbik B

Intervalo Perforado en el centro del yacimiento

I K ) i

3.52 2.56 1.20 0.53 0.16
0.03 9.57 5.49 2.40 1.07 0.34
0.01 16.64 | 8.97 3.79 1.68 0.56
0.003 2598 | 13.34 | 547 2.43 0.83
0.001 35.29 | 17.57 | 7.07 3.14 1.10

Intervalo Perforado en el tope o base del

yacimiento
0.1 6.84 4.09 1.83 0.81 0.26
0.03 13.79 | 7.58 3.23 144 0.47
0.01 21.82 | 1141 | 4.72 2.10 0.71
0.003 31.76 | 1596 | 6.45 2.87 1
0.001 41.31 | 20.26 | 8.08 3.59 1.27
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Tabla A.3. Modelos para el calculo de afluencia en pozos horizontales, régimen de
flujo estable/monofasico

CONDICIONES DE APLICACION
PARA CADA MODELO

Autor (es)

Borisov (1964)

0,007078 kp, h

Ecuacion

Jn =
" o [ ()] + Ein ]

Area de

Yacimiento .
Drenaje

Consideraciones

Isotropico Elipsoidal

La caida de
presion a lo largo
del tramo
horizontal es

despreciable.

Giger (1983)

0,007078 ky, L/1ioB,

Isotropico Rectangular

Jh =

h L/ZTeh

(L) N [1 +1- (L/ZTeh)z] P [27?rw]

La caida de
presion a lo largo
del tramo
horizontal es

despreciable.

Joshi (1988)

0,007078 ky, h/uoB,

Jn =

L/2

las [a2— (/]
ln[a+ a (L/z)‘+(%)ln %]

Anisotropico | Elipsoidal

La caida de
presién a lo largo
del tramo
horizontal es

despreciable.

Rango de
Aplicacion

L>phy (L/2) <
0.9 len
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Tabla A.3. Modelos para el calculo de afluencia en pozos horizontales, régimen de

flujo estable/monoféasico (Continuacidn)

Autor (e aclo
Renard y Dupuy (1990)
_0,007078 ky h 1
h UoBo

o0+ () g) +

CONDICIONES DE APLICACION
PARA CADA MODELO

Area de

. Consideraciones
Drenaje

Yacimiento

La caida de
presion a lo largo

del tramo

Anisotropico | Rectangular

horizontal es

despreciable.

Economides (1991)

0,007078 ky, h/uoB,

la+ ’az (/2 ‘ ﬁh

o] + 54

La caida de
presion a lo largo
del tramo
horizontal es

despreciable.

Anisotrépico | Elipsoidal

Rango de
Aplicacion

(L/2) <0.9 1

Permadi (1995)

0,007078 ky, h L/, B,

Jh =

X, 1 1+ p|in (3

B

La caida de
presion a lo largo

del tramo

Anisotropico | Elipsoidal

horizontal es

despreciable.
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Tabla A.3. Modelos para el calculo de afluencia en pozos horizontales, régimen de

flujo estable/monofésico (Continuacidn)

Ecuacion

Autor (es)

Elgaghah, Osisanya y Tiab (1996)

0,007078 kp, h

Jn= n
+ (0,25 + 9) (l - Z)

In (=—
Bs o n(er) L)\r, " n

CONDICIONES DE APLICACION
PARA CADA MODELO

Area de

. Consideraciones
Drenaje

Yacimiento

La caida de
presion a lo largo
del tramo
horizontal es

despreciable.

Isotropico Variable

Rango de
Aplicacion
Para 0-1000
C =270
Para 1000-3000
C =470-0.2*1000

Escobar (2004)

Jn
- 0.007078 kyh /u,B,

= 0.5
4
cosh~ [1.075 <0.5 + Jo25+ (2er/,) )

+ 0.874(1/, ) In [h/ZrW

La caida de
presién a lo largo
del tramo

horizontal es

Isotropico | Elipsoidal

despreciable.

Rango de
Aplicacion
(I—/reh) <2

Butler (1994)

0,007078 ky, L/u,B,

] =
" g [rw(g/i ol * (Be) - 1.14p

La caida de

presion a lo largo

Anisotrépic | Rectangul
0 ar

del tramo
horizontal es

despreciable.
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Tabla A.4. Modelos para el calculo de afluencia en pozos horizontales, régimen de

flujo pseudo-estable/monofasico
CONDICIONES DE APLICACION PARA

Autor (es) Ecuacion

Mutalik, Godbole y Joshi (1988)

0,007078 kyh AP /u,B,

an = I~

w

CADA MODELO
Yacimiento A d_e Consideraciones
Drenaje
La productividad
del pozo puede
predecirse similar
Isotropico Rectangular

al de una fractura
vertical con
conductividad

infinita.

Babu y Odeh (1989)

0,007078 (2Y,),/kyk; AP /1,B,

h
In (;{—Z> +InCy — 0.75 + Sy

w

Anisotrépico

Se asume un flujo
Rectangular | uniforme alo largo
de largo del tramo

horizontal

Kuchuk et al (1990)

kh h/(70'6 .uoBo) 1

"7 F 4 (1/0,5L)Jkn/k, Sx

Anisotrépico

Asume una presién
Rectangular | constante en todo el

tramo horizontal

Economides (1996)

kX,
Xe
887,22 t,B, (Pp + 75 ¥ S)

Jh =

Anisotropico

Asume flujo
Rectangular uniforme en el

tramo horizontal
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Tabla A.5. Modelos para el calculo de afluencia en pozos horizontales, flujo bifasico

CONDICIONES DE APLICACION PARA
CADA MODELO

Ecuacion

Autor (es)

Bendakhlia y Aziz (1988)

™ [r-v () -a-n ()]

n

Caracteristicas
del Pozo

Rango de
Aplicacion

Consideraciones

Se localiza en el
medio del espesor
y es completado a
lo largo de toda la

longitud.

Factor de
Recobro
entre 0% -
14%

V' y n dependen del
factor de recobro.
Se considera
régimen de flujo
estable, un
yacimiento
isotropico con area
de drenaje

rectangular.

Cheng (1989)

o

9omax

P
= 09885 — 0,2055 (&)
Py

P 2
—1,1818 (Lf)
Py

Se localiza en el
centro del
yacimiento.

Angulo de
inclinacion
del pozo
entre 0y 90

grados.

De acuerdo a la
ecuacion de
Cheng, cuando Py
es igual a cero el
caudal que se
obtiene es distinto
a la tasa maxima,
por ende dicha
condicion
restringe el uso del

presente modelo.

Retnanto y Economides (1998)

P P "
o _ 1—0,25(4”)—0,75(4”)
Pr Py

QO,max

El pozo penetra
en el medio del
espesor del

reservorio.

Rango de:
Pb (1000-
5000)
AP (25-45)

El valor del
exponente “n”
debe ser igual o

mayor a la unidad.
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Tabla A.5. Modelos para el calculo de afluencia en pozos horizontales, flujo bifasico

(Continuacion)
CONDICIONES DE APLICACION PARA

. CADA MODELO
Autor (es) Ecuacién —
Caracteristicas Rango de . .
A Consideraciones
del Pozo Aplicacion
Wiggins y Wang (2005) ) .
Se localiza en el Indican que el
Primer Modelo centro del comportamiento
P espesor y de afluencia es
Qo,max Pr penetra dependiente del
' P 2 Recobro
—0,5467 (Péf) totalmente el entre agotamiento para
04 - 0,
R yacimiento en la 1% - 14% bajos factores de
e M direccion recobro en el
>egundo viodelo
horizontal. orden de 4%.
P P, r\2
B _ 1—d(£)-(d—1)(£)
do,max Pg Pg
Se locall | . g Toman en cuenta
: ; e localizaene ango de ) i
Jabbari y Economides (2008) . la anisotropia del
centro del Aplicacion: et
i . yacimiento.
Primer Modelo yacimiento y es
completado Pb (1330- ;
- ) Los parametros v,
Do _(1_, (Plf> -1 (Plf> parcialmente a 4330)
Goman Py Py ny m dependen
' lo largo del API (25-45)
del FR, IP, S
tramo FR (0%- »
) actual y la presion
horizontal. 40%) ]
de burbuja.
Aplica para | Determinan el
Gasbarri et al (1998) crudos Coeficiente “V>
Se encuentra pesados como funcion del
o _ 4 _vy (@) - (M)Z localizado en el (AP1 9-15). | API, angulo de
o max Pr Pr centro del Para pozos | desviacion del
reservorio. verticales pozo y estado de
aplica APl | agotamiento del
entre 12-18 | yacimiento.
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Apéndice VI.

Tabla A.6. Correlaciones para estimar el pseudodafio por completacion parcial

A 0O a)

Brons y Marting (1959)

=[] [n(2) o0

CARACTERISTICAS PARA
CADA MODELO

Aplicable a yacimientos isotrépicos,
donde el intervalo perforado puede
encontrarse en el tope, base o punto

medio de la arena productora.

Asume un régimen transitorio para

describir el comportamiento del fluido.

Odeh (1980)

0,825
S. =135<£—1> In h&+7 - 1,95
pp ’ hp ku ’
kp,
—In(%,:)$0,49+0,1In| h T
v

Toma en cuenta la anisotropia del
reservorio, asume un régimen de flujo

pseudo-estable

El intervalo perforado puede localizarse
arbitrariamente en el espesor de la arena

productora.

Papatzacos (1987)
s, = (£ —1) (”)
PP \hy " Dit
h
N h1 T (A—l)l/2
—In
h _
iy 2+Tp B—-1

Toma en cuenta la anisotropia del
reservorio, asume un régimen de flujo
estable.

El intervalo perforado puede localizarse

arbitrariamente.
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Tabla A.6. Correlaciones para estimar el pseudodafio por completacién parcial

(Continuacion)

Autor (es) Ecuacion

CARACTERISTICAS PARA
CADA MODELO

Yeh y Reynolds (1989)

Spp = [1;—1]3] In(hwp)

Algoritmo matematico, que requiere de
una herramienta computacional para su
resolucion.

Toma en cuenta la anisotropia.

Vrbik (1991)

Spp 1—-H
_ [T] [1,2704 — In(R)]

{f(o) o+ facapy — [f(1—220+11)] _ [f(l—ZZD—H)]}
12

Toma en cuenta la anisotropia del
reservorio, asi mismo, asume que el

yacimiento presenta una sola capa.

Representa un modelo numérico que
requiere de un simulador para arrojar un

resultado

Tabla A.7. Correlaciones para estimar el pseudodafio por desviacién del hoyo

Autor (es) Ecuacion

CARACTERISTICAS PARA
CADA MODELO

Cinco Ley (1975)

0. 2.06 0. 1.865 h
5(9) —_ (24 _ (22 Log
41 56 100m,

kn
Ky

Toma en cuenta la anisotropia del
reservorio. ElI modelo aplica para
pozos completados parcialmente bajo
régimen de flujo pseudo-estable.
0°<6<75° grados.
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Tabla A.7. Correlaciones para estimar el pseudodafio por desviacion del hoyo

(Continuacion)

Rogers y Economides (1996)

Paraff <1

Sin(9)1'77hg'184
30.821

S(g) = —164

ParafB>1

sin(0)5'87hg'152
30.964

S(Q) = —248

CARACTERISTICAS PARA
CADA MODELO

Toma en cuenta la anisotropia del

reservorio.

El modelo aplica para pozos con un
angulo de inclinacién mayor a 75°.

Tabla A.8. Correlaciones para estimar el pseudodario por cafioneo

Autor (es) Ecuacion

Karakas y Tariq (1991)

Sp :SH +SV+SWb

CARACTERISTICAS PARA
CADA MODELO

Toma en cuenta la anisotropia del

reservorio y régimen de flujo estable.

Rango de Aplicacion:

03<mwp<09
hp <10y rpp>0.01

Roostapour y Yildiz (2005)

kK k
h (k——k—) 2m0kL,, Ap
S, = —-< d{ P ml—CFE)}
P Lp<L_1 B dm |
kCZ

Consideran los efectos de la zona
dafnada y triturada alrededor de las
perforaciones. Ademas adicionan el

coeficiente de eficiencia de flujo.

170




APENDICE

Tabla A.9. Correlaciones para estimar el efecto de la zona compactada

Autor (es) Ecuacion

CARACTERISTICAS PARA
CADA MODELO

McLeod (1983)

o = (=~ 10) () /)
2= \k,, kq) \NLp) "\ez/Tp

Se asumen régimen de flujo estable.
La zona compactada presenta una
permeabilidad 80% menor a la de la
formacion y un espesor de 0.5
pulgadas.

Karakas y Tariqg (1991)

h [k
SCZ = E(k—cz) ln(rcz/rp)

Supone régimen de flujo estable.
Toma en cuenta la anisotropia del

reservorio.

Tabla A.10. Correlaciones para estimar el pseudodaiio por empaque con grava

Autor (es) Ecuacion

CARACTERISTICAS PARA
CADA MODELO

Golan y Witson (1991)

s _96<k>th
9 kg ) dzn

El modelo es aplicable bajo régimen
de flujo estable a pozos revestidos,
cafioneados y completados con

empagque con grava.

Okoye et al (1992)

h k
S = Eln(rw/rl) l@ - 1]

El modelo puede aplicarse a pozos
de gas a hoyo desnudo, revestido y
cafioneado bajo régimen de flujo

estable.
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Tabla A.10. Correlaciones para estimar el pseudodafio por empaque con grava

(Continuacion)

Autor (es) Ecuacion

CARACTERISTICAS PARA
CADA MODELO

Pucknell y Mason (1992)

Sg

k 2L,
E lln(rc/rs) + Spfrpzl

El modelo es aplicable para hoyos
revestidos y cafioneados. Divide la
zona alrededor de hoyo en tres
regiones y calcula el efecto de cada
una sobre el factor de dafio,
suponiendo régimen de flujo

estable.

Schlumberger (2008)

k
Sg = E [ln(zre/dl)]

El modelo puede aplicarse a pozos

hoyo desnudo.

Tabla A.11. Correlaciones para estimar el pseudodafio del Fracturamiento

Hidraulico

Autor (es) Ecuacion

CARACTERISTICAS PARA
CADA MODELO

Cinco Ley y Samaniego (1981)

Sf = S,hf — ln(Xf/T'W)

Asumen una fractura vertical de

conductividad infinita.

Mayer y Jacot (2005)

S, =1 <2+”)
=In —
f CfD

Asumen una fractura vertical de

conductividad infinita.

Mabhdiyar et al. (2007)

Vs
S =In <2A + C—)
D

Asumen una fractura vertical de

conductividad infinita.
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Apéndice VII.

Tabla A.12 Correlaciones para estimar propiedades PVT.

Propiedad ‘ Correlaciones

Standing, Lasater, Vazquez & Beggs, Glaso,
Total C.F.P ,Al-Marhoun, Petrosky & Farshad,
(R Kartoatmodjo & Schmidt, De Guetto.
Standing, Vazquez & Beggs, Glaso, Total C.F.P
,/Al-Marhoun, Petrosky & Farshad, Kartoatmodjo
& Schmidt, De Guetto

Solubilidad del gas

Factor Volumétrico

del Petroéleo (B,)

Viscosidad de crudo Beggs & Robinson, Beal, Glaso, Petrosky &

muerto (log) Farshad, Kartoatmodjo & Schmidt, Egbogad.
Viscosidad de crudo Beggs & Robinson, Kartoatmodjo & Schmidt,
saturado (Lop) Chew & Connally, Labedi.
Viscosidad de crudo Kartoatmodjo & Schmidt, Vazquez & Beggs,
subsaturado (L) Beal.
Apéndice VIII.

Cddigo programado para el médulo de afluencia de pozos horizontales

‘Modelaje de afluencia de pozos horizontales

‘Soluciones para flujo monofasico

Sub CalculolPHorizontal(Correlacion)
Select Case Correlacion
Case "Joshi (SS)"
Call Joshi
Case "Economides (SS)"
Call Economides
Case "Renard and Dupuy (SS)
Call RenardAndDupuy
Case "Badu and Odeh (PSS)
Call BaduOdeh
Case "Kuchuk and Goode (PSS)"
Call Kuchuk
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End Select
End Sub

Sub Joshi()

'Célculo del IP tetrico con Joshi

"lani es la anisotropia del yacimiento
lani = (Kh/Kv)~ 0.5

A=L/2*(05+Sqr(0.25+ (2*Reh/L)~4))* 05
b=(A+(A"2-(L/2)"2)"05)*2/L

c=lani*h/(2*Rw)

IPTeoricoJoshi = Kh * h/(141.2 * Bo * Vo * (Log(b) + ((lani * h/ L) * Log(c)) + Sh))
IPHcalculado = IPTeoricoJoshi

Call CalculoDeQmax(Py, Pb, IPTeoricoJoshi)

End Sub

Sub CalculoDeQmax(Py, Pb, IPTeorico)

Aww = 0.4533 ' constante A para la ecuacién de Wiggins and Wang
For i = 0 To npuntos
If (i=0) Then
PwfInflowgraf(i) = 0
End If
PwfInflowgraf(i) = (i / npuntos) * Py
Qinflowgraf(i) = Qinflow(Py, Pwflnflowgraf(i), Pb, IPTeorico, Aww) Next i
AOFH = Qinflowgraf(0)
End Sub

Function Qinflow(Pyac, Pwf, Pbur, IP, A)
Dim Qmax, DQmax As Double
‘Funcion para genera los puntos de la curva IPR
If (Pyac < Pbur) Then
Qmax =1IP *Pyac/ (2 - A)
Qinflow = Qmax * (1 - (A * (Pwf/ Pyac)) - (1 - A) * ((Pwf / Pyac) " 2))
Else
If (Pwf >=Pbur) Then
Qb = IP * (Pyac - Pbur)
Qinflow = IP * (Pyac - Pwf)
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Else
DQmax = IP * Pbur / (2 - A)
Qinflow = 1P * (Pyac - Pbur) + DQmax * (1 - A * (Pwf / Pbur) - (1 - A) * (Pwf / Pbur) » 2)
End If
End If

End Function

Sub Economides()

lani = (Kh/Kv) 0.5

A=L/2*(05+Sqr(0.25+ (2*Reh/L)"4))"0.5

b=(A+(A"N2-(L/2)"2)"05)*2/L

¢ =lani *h/(Rw * (lani + 1))

IPTeoricoEconomides = Kh * h/ (141.2 * Bo * Vo * (Log(b) + ((lani * h / L) * (Log(c) + Sh))))
IPHcalculado = IPTeoricoEconomides

Call CalculoDeQmax(Py, Pb, IPTeoricoEconomides)

End Sub

Sub RenardAndDupuy()

lani = (Kh/ Kv)~ 0.5

A=L/2*(05+Sqr(0.25+ (2*Reh/L)"4))"0.5
X=@2*A)/L

rwp = ((1 + lani) / (2 * lani)) * Rw

b =(0.007078 * Kh * h) / (Vo * Bo)
c=h/(2*3.1416 * rwp)

HarccosX = Log(X + Sqr(X * X - 1))

IPTeoricoRyD =b * (1 / (HarccosX + (lani * (h /L) * Log(c)) + Sh))
IPHcalculado = IPTeoricoRyD

Call CalculoDeQmax(Py, Pb, IPTeoricoRyD)

End Sub

Sub Kuchuk()
Dim KK, KL, N, F As Double

Dim inc As Single

Dim m, J As Integer
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Call MatricesKuchuk

KK =Ye/Xe* ((Kh/Ky)”"0.5)

If KK <= 0.25 Then KK = 0.25

If KK >=4Then KK =4

If KK >0.25 And KK <=0.35 Then KK = 0.25
If KK >0.35 And KK <= 0.5 Then KK = 0.5
If KK >0.5 And KK < 0.75 Then KK =0.5
If KK>=0.75 And KK <1 Then KK =1
IfKK>=1And KK<15ThenKK =1

If KK>=1.5And KK <2 Then KK =2

If KK>=2 And KK < 3 Then KK =2

If KK>=3 And KK <4 Then KK =4

KL = Round(L / (2 * Xe), 1)
If Round((Yw/ Ye), 2) = 0.5 And Round((Xw / Xe), 2) = 0.5 Then
Fori=1To5
If KK = MK1(i, 1) Thenm = i
Next i
J=1
Forinc=0.1To 0.6 Step 0.1
J=J+1
If KL =inc Then N =1
Next inc
F = MK1(m, N)
Else
If Round((Yw/ Ye), 2) = 0.25 And Round((Xw / Xe), 2) = 0.5 Then
Fori=1To5
If KK =MK2(i, 1) Thenm =i
Next i
J=1
Forinc=0.1To 0.6 Step 0.1
J=J+1
If KL=inc ThenN =1
Next inc
F = MK2(m, N)
Else
If Round((Yw/ Ye), 2) = 0.25 And Round((Xw / Xe), 2) = 0.25 Then
Fori=1To5
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If KK = MK3(i, 1) Thenm = i

Next i
J=1
Forinc=0.1To 0.6 Step 0.1
J=J+1
If KL=linc ThenN =1
Next inc
F = MK3(m, N)
Else
If Round((Yw/ Ye), 2) = 0.5 And Round((Xw / Xe), 2) =0.25 Then
Fori=1To5
If KK = MK4(i, 1) Thenm = i
Next i
J=1
Forinc=0.1To 0.6 Step 0.1
J=J+1
If KL=1inc ThenN =
Next inc
F = MK4(m, N)
Else
F=0
End If
End If
End If
End If
Pi =3.14159

A = (1 + Sqr(Kv / Kh)) * Sin(Pi * (Zw / h))
b=(1/3)-(2w/h)+(2Zw/h)*2
Sx = -Log((3.1416 * Rw / h) * A) - (Sqr(Kh / Kv) * (2 * h / L) * b)

IPKuchuk = ((Kh * h) / (70.6 * Vo * Bo)) / (F + ((h / (0.5 * L)) * Sqr(Kh / Kv) * Sx) + Sh)
IPHcalculado = IPKuchuk

Call CalculoDeQmax(Py, Pb, IPHcalculado)

End Sub
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Sub BaduOdeh()

Pi =3.14159

A=(1/3)-(Yw/Ye)+((Yw/Ye)"2)

g = Sin((Zw / h) * Pi)

b = Log(g)

¢ = Log(((Ye) / h) * Sgr(Kv / Ky))

LnCh = (6.28 * (Ye / h) * Sqr(Kv / Ky)) * A -b - (0.5 * ¢) - 1.088

If L=(Xe) ThenSr=0
If L < (Xe) Then
If (Ye) / Sgr(Ky) >= (0.75 * Xe) / Sqr(Kh) And (0.75 * Xe) / Sgr(Kh) > (0.75 * h) / Sqr(Kv)
Then
PxYz = (((Xe) /L) - 1) * (Log(h / Rw) + 0.25 * Log(Ky / Kv) - b - 1.84)

X =L/(2*Xe)

FX = -X * (0.145 + Log(X) - 0.137 * X * 2)
Y1=(4*Xw+L)/(2*Xe)

y2 = (4% Xw - L) / (2 * Xe)

IfY1<=1Then

FY1=-Y1*(0.145 + Log(Y1) - (0.137 * (Y1~ 2)))
Else

FY1=(2-Y1)*(0.145 + Log(2 - Y1) - (0.137 * ((2 - Y1) * 2)))
End If
If y2 <=1 Then

FY2 = -y2 * (0.145 + Log(y2) - 0.137 * y2 A 2)
Else

FY2=(2-y2)*(0.145 + Log(2 - y2) - (0.137 * ((2 - y2) ~ 2)))
End If

PxYP = ((2* (Xe”"2)) /(L *h))*Sqgr(Kv/Kh)*(FX+05*(FY1l-FY2)
Sr=PxYz + PxYP
End If

If (Xe) / Sqr(Kh) >= (1.33 * Ye) / Sqr(Ky) And (1.33 * Ye) / Sqr(Ky) > (h) / Sgr(Kv) Then
PxYz = (((Xe) /L) -1) * (Log(h / Rw) + 0.25 * Log(Ky / Kv) - b - 1.84
d=(1/3)-(Xw/ Xe) + ((Xw/ Xe) " 2)
e=(L/(24*Xe)) *((L/(Xe))-3)

Pyp = ((6.28 * (Xe * 2) * Sgr(Ky * Kv)) / (Ye *h * Kh)) * (d + e)
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PxY = ((Xe/L)-1)*(((6.28 * Ye) / h) * (Sqr(Kv / Ky)) * A)
Sr=PxYz + Pyp + PxY
End If
End If

Area=(Ye) *h

IPByO = ((0.007078 * Xe * Sqr(Kv * Ky)) / (Vo * Bo)) / (Log(Sqr(Area) / Rw) + LnCh - 0.75 +
Sr + Sh)

IPHcalculado = IPByO

Call CalculoDeQmax(Py, Pb, IPHcalculado)

End Sub

Sub CalculoDeQmaxPPH(Q, Pwf)

Dim V, X, IPww, IP, Expo, N As Double
Select Case CorBifasico

Case Is = "Bendakhlia y Aziz"
N = BendaklhiaN(FRecobro)
V = BendaklhiaV(FRecobro)
Expo =2

Case Is = "Gasbarri"
V = Gasbarri(angulo, API2, Pf, Pi) ' constante V para la ecuacion de Gasbarri
Expo=2
N=1

Case Is = "Retnanto y Economides"
V = 0.25 ' constante V para la ecuacién de Retnanto y Economides
Expo = ExpoRyE(Py, Pb)
If SW =1 Then ' SW para detectar si hay error

SW=0
Exit Sub

End If
N=1

Case Is = "Wiggins y Wang Generalizada"
V =0.4533 ' constante V para la ecuacién de Wiggins and Wang
Expo =2
N=1
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Case Is = "Wiggins y Wang"
Expo =2
V = FactorDWW(FRecobro)
N=1
End Select

If Py >= Pb Then
If Pwf >= Pb Then
IPww = Q / (Py - Pwf)
Else
X=(1-V*(Pwf/Pb)-(1-V)*((Pwf/Pb)”Expo))* N
IPww =Q/ (Py-Pb+ ((Pb/(2-V))*X))
End If
Else
Qmax=Q/(1-V * (Pwf/Py)-(1-V)*((Pwf/Py)”Expo))* N
IPww = Qmax * (2 - V) / Py
End If
IPPH = IPww

For i =0 To npuntos
If (i=0) Then
PwfInflowgraf(i) = 0
End If
PwfInflowgraf(i) = (i / npuntos) * Py
Qinflowgraf(i) = QinflowPPH(Py, PwfInflowgraf(i), Pb, IPww, V, Q, Pwf, Expo, N)
Next i
AOFH = Qinflowgraf(0)
End Sub

Function QinflowPPH(Pyac, Pwfgr, Pbur, IP, V, Q, Pwf, Expo, N)
Dim Qmax, DQmax As Double
If (Pyac < Pbur) Then
Qmax=Q/(1-V * (Pwf/Pyac) - (1 - V) * ((Pwf / Pyac) » Expo)) * N
QinflowPPH = Qmax * (1 - V * (Pwfgr / Pyac) - (1 - V) * ((Pwfgr / Pyac) * Expo)) * N
Else
If (Pwfgr >= Pbur) Then
Qb = IP * (Pyac - Pbur)
QinflowPPH = IP * (Pyac - Pwfgr)
Else
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DQmax = IP * Pbur / (2 - V)

QinflowPPH = IP * (Pyac - Pbur) + DQmax * (1 - V * (Pwfgr / Pbur) - (1 - V) * (Pwfgr /

Pbur) ~ Expo) * N
End If
End If

End Function

Function Gasbarri(angulo, API12, Pf, Pi)

Dim A, b, ¢, m As Double

A =-0.00000073098 * (API2 ~ 2) + 0.000016245 * API2 + 0.000081176
b =0.000047882 * (API2 ~ 2) - 0.0013969 * API2 + 0.019645

€ =-0.0011312 * (API2 ~ 2) + 0.022739 * API2 + 0.43943

m =-0.0089726 * API2 - 0.16429

Gasbarri = -A * (angulo * 2) + b * angulo + ¢ + m * ((Pf/ Pi) - 1)

End Function

Function ExpoRyE(Py, Pb)
Dim N As Double

N =(-0.27 + 1.46 * (Py / Pb) - 0.96 * ((Py / Pb) ~ 2)) * (4 + 0.00166 * Pb)
If N>=1Then

ExpoRYyE =N
Else

ErrorMsg = MsgBox("El valor de del exponente n debe ser igual o mayor a 1", 48, "Error de

Datos")
Sw=1
End If
End Function
Function FactorDWW/(FRecobro)
Select Case FRecobro
Casels=1
FactorDWW = 0.675
Casels=2
Factor DWW = 0.475
Casels=4
FactorDWW = 0.25
Casels=6
FactorDWW = 0.125
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Casels=38
FactorDWW = 0.2
Case Is=10
FactorDWW = 0.225
Case Is =12
FactorDWW = 0.25
Case ls=14
FactorDWW = 0.275
Case Else
FactorDWW = InterpolacionSimple(FRecobro)
End Select

End Function

Function InterpolacionSimple(FRecobro)

Dim rtn As Single

Dim X As Double

Dim Recobro(8, 2) As Double

Recobro(1, 1) = 1: Recobro(2, 1) = 2: Recobro(3,1) =4
Recobro(4, 1) = 6: Recobro(5, 1) = 8: Recobro(6, 1) = 10
Recobro(7, 1) = 12: Recobro(8, 1) = 14

Recobro(1, 2) = 0.675: Recobro(2, 2) = 0.475: Recobro(3, 2) =0.25
Recobro(4, 2) = 0.125: Recobro(5, 2) = 0.2: Recobro(6, 2) = 0.225
Recobro(7, 2) = 0.25: Recobro(8, 2) = 0.275

X = FRecobro

ForK=1To7
If X > Recobro(K, 1) And X < Recobro(K + 1, 1) Then
rtn = Recobro(K + 1, 2) - (Recobro(K + 1, 2) - Recobro(K, 2)) * (Recobro(K + 1, 1) - X) /
(Recobro(K + 1, 1) - Recobro(K, 1))
rtn =y2 - (y2 - yl) * (x2 - x) / (x2 - x1)
End If
Next K
InterpolacionSimple = rtn

End Function
Function BendaklhiaN(FRecobro)

Dim nnn, Xn1, Yn1, Xn2, Yn2 As Double
Dim Frn(14), nn(14) As Double
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Frn(0) = 0.0000001: Frn(1) = 0.1186: Frn(2) = 0.3281: Frn(3) = 0.5235

Frn(4) = 0.713: Frn(5) = 0.9194: Frn(6) = 1.3183: Frn(7) = 1.9532: Frn(8) = 4.1503: Frn(9) = 6.0192

Frn(10) = 7.9788: Frn(11) = 9.999001: Frn(12) = 11.984799: Frn(13) = 14.00001

nn(0) = 1.265878: nn(1) = 1.31933: nn(2) = 1.361147: nn(3) = 1.347448: nn(4) = 1.310776: nn(5) = 1.262587
nn(6) = 1.189213: nn(7) = 1.105908: nn(8) = 0.987696: nn(9) = 0.908279: nn(10) = 0.872774

nn(11) = 0.996131: nn(12) = 1.140606: nn(13) = 1.399943

Fori=0To 12 Step 1
If Frn(i) < FRecobro And Frn(i + 1) > FRecobro Then
Xnl = Frn(i)
Ynl =nn(i)
Xn2 =Frn(i + 1)
Yn2=nn(i +1)
End If
Next i
nnn = ((Ynl-Yn2)/(Xnl-Xn2)) * (FRecobro - Xnl) + Ynl
BendaklhiaN = nnn

End Function

Function BendaklhiaV(FRecobro)
Dim nnn, XV1, YV1, XV2, YV2, VVV As Double
Dim VV(14), Frv(14) As Double

Frv(0) = 0.0000001: Frv(1) = 0.174: Frv(2) = 0.4089: Frv(3) = 0.6389

Frv(4) = 0.8265: Frv(5) = 1.0253: Frv(6) = 1.4088: Frv(7) = 1.9664: Frv(8) = 3.9241: Frv(9) = 5.9363
Frv(10) = 7.9369: Frv(11) = 9.9984: Frv(12) = 11.958: Frv(13) = 14.038899

VV(0) = 0.386823: VV(1) = 0.369354: VV/(2) = 0.277: VV(3) = 0.1656: VV/(4) = 0.1213: VV/(5) = 0.12
VV(6) = 0.1434: VV(7) = 0.1464: VV(8) = 0.1032: VV(9) = 0.1174: VV/(10) = 0.1642

VV(11) = 0.1381: VV(12) = 0.2577: VV/(13) = 0.4633

Fori=0To 12 Step 1
If Frv(i) < FRecobro And Frv(i + 1) > FRecobro Then
XV1 =Frv(i)
YV1=VV(i)
XV2 =Frv(i + 1)
YV2=VV(i+1)
End If
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Next i
VVV = ((YV1-YV2)/(XV1-XV2))* (FRecobro - XV1) + YV1
BendaklhiaV = VVV

End Function

Apéndice IX.

Cddigo programado para el médulo de afluencia de pozos verticales
‘Modelaje del Comportamiento de afluencia de pozos verticales

Sub CalculolPVertical(Correlacion)
Select Case Correlacion
Case "Datos Petrofisicos"
Call Darcy
Case "IP"
Call QmaxDarcy(Py, Pb, IPVertical)
Case "Vogel"
Call QmaxVogel(Q, Pwf)
Case "Prueba de Produccion™
Call QmaxVogel(Q, Pwf)
Case "Fetkovich"
Call Fetkovich(Py, Q1, Pwfl, Q2, Pwf2)
Case "Jones, Blount And Glaze"
Call Jones_Blount_Glaze(Py, Qjbgl, Pjbgl, Qjbg2, Pjbg2, Qjbg3, Pjbg3)
Case "Gasbarri"
Call GasbarriV(Q, Pwf, Fw, Pi, Pf, API)
End Select
End Sub

Sub Darcy()
Dim IPDarcy As Double
IPDarcy =K *h/(141.2 * Bo * Vo * ((Log(Rev / Rw) + Sv - termino)))
IPCalculado = IPDarcy
Call QmaxDarcy(Py, Pb, IPDarcy)
End Sub
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Sub QmaxDarcy(Py, Pb, IPDarcy)
Dim V, X As Double
V = 0.2 'Coeficiente de Vogel
For i = 0 To npuntos
If (i=0) Then
PwfInflowgraf(i) = 0
End If
PwfInflowgraf(i) = (i / npuntos) * Py
Qinflowgraf(i) = QinflowV(Py, PwfInflowgraf(i), Pb, IPDarcy, V, Q, Pwf)
Call Arenas(i)
Next i
AOFV = Qinflowgraf(0)
End Sub

Function QinflowV(Pyac, Pwfgr, Pbur, IP, V, Q, Pwf)
Dim Qmax, DQmax As Double
If (Pyac < Pbur) Then
Qb=0
If Correlacion = "IP" Or Correlacion = "Datos Petrofisicos" Then
Qmax = IP *Pyac/ (2 - V)
Else
Qmax=Q/(1-V * (Pwf/Pyac) - (1 -V) * ((Pwf/Pyac) * 2))
End If
QinflowV = Qmax * (1 - V * (Pwfgr / Pyac) - (1 - V) * ((Pwfgr / Pyac) " 2))
Else
If (Pwfgr >= Pbur) Then
Qb = IP * (Pyac - Pbur)
QinflowV = IP * (Pyac - Pwfgr)
Else
DQmax = IP * Pbur / (2 - V)
QinflowV = IP * (Pyac - Pbur) + DQmax * (1 - V * (Pwfgr / Pbur) - (1 - V) * (Pwfgr / Pbur) " 2)
End If
End If

End Function
Sub QmaxVogel(Q, Pwf)

'Dim V, IPvogel, X As Double
V = 0.2 'Coeficiente de Vogel
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If Py >= Pb Then

If Pwf >= Pb Then
IPvogel = Q / (Py - Pwf)

Else
X=1-V*(Pwf/Ph)-(1-V)*((Pwf/Ph)"2)
IPvogel =Q/ (Py - Pb + ((Pb / (2 - V)) * X))

End If

Else
Qmax=Q/(1-V * (Pwf/Py)-(1-V)*((Pwf/Py)"2)
IPvogel = Qmax * (2 - V) / Py

End If

IPCalculado = IPvogel

For i =0 To npuntos
If (i=0) Then
PwfInflowgraf(i) = 0
End If
PwfInflowgraf(i) = (i / npuntos) * Py
Qinflowgraf(i) = QinflowV(Py, PwfInflowgraf(i), Pb, IPvogel, V, Q, Pwf)
Call Arenas(i)
Next i
AOFV = Qinflowgraf(0)
End Sub

Sub GasbarriV(Q, Pwf, Fw, Pi, Pf, API)
DimV, IPGasbarriV, X, A, ¢, m As Double

A =0.0146 * (APl 7 2) - (0.4948 * API) + 4.5237
¢ = (-0.0226) * (API ~ 2) + 0.7624 * APl - 5.7916
m = (-0.0973) * API + 0.5094

V =A*Exp(Fw*c) +m* (1 - (Pf/Pi))

If Py >= Pb Then
If Pwf >= Pb Then
IPGasbarriV = Q / (Py - Pwf)
Else
X=1-V*(Pwf/Ph)-(1-V)*((Pwf/Ph)"2)

186



APENDICE

IPGasbarriV = Q / (Py - Pb + ((Pb / (2 - V)) * X))
End If
Else
Qmax=Q/ (1 -V * (Pwf/Py)-(1-V)*((Pwf/Py)"2)
IPGasbarriV = Qmax * (2 - V) / Py
End If

IPCalculado = IPGasbarriV

For i =0 To npuntos

If (i=0) Then
PwfInflowgraf(i) = 0

End If

PwfInflowgraf(i) = (i / npuntos) * Py

Qinflowgraf(i) = QinflowV(Py, Pwfinflowgraf(i), Pb, IPGasbarriV, V, Q, Pwf)

Call Arenas(i)

Next i

AOFV = Qinflowgraf(0)
End Sub

Sub Arenas(K)

If Arena = "Arena 1" Then
PwfInflowArenal(K) = Pwflnflowgraf(K)
QinflowArenal(K) = Qinflowgraf(K)
QbArenal = Qb

Else
If Arena = "Arena 2" Then

PwfinflowArena2(K) = Pwflnflowgraf(K)
QinflowArena2(K) = Qinflowgraf(K)
QbArena2 = Qb
Else
PwfInflowArena3(K) = Pwfinflowgraf(K)
QinflowArena3(K) = Qinflowgraf(K)
QbArena3 = Qb
End If
End If
End Sub
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Sub Fetkovich(Py, Q1, Pwfl, Q2, Pwf2)
Dimc, N, IPfet, Qmax As Double
'Dim npuntos As Integer

N = (Log10(Q1) - Log10(Q2)) / (Log10(Py " 2 - Pwfl ~ 2) - Logl0(Py ~ 2 - Pwf2 A 2))
c=Q1/(Py"2-PwilA2) AN

If Py >= Pb Then
If Pwf >= Pb Then
IPfet = Q1 / (Py - Pwfl)
Else
IPfet = (2 * Q1) / ((2 * (Py - Pb)) + (Pb * ((1 - (Pwfl / Pb) ~ 2) A N)))
End If
Else
"IPfet = (2 * Q1) / (Py * (1 - (Pwfl/Py)~2) A N))
'‘Qmax = (IPfet * Py) / 2
Qmax = Round(Q1/ ((1 - (Pwfl/Py)~2) A N), 1)
IPfet = Qmax * 2/ Py
End If
IPCalculado = IPfet

For i =0 To npuntos
If (i=0) Then
PwfInflowgraf(i) = 0
End If
PwfInflowgraf(i) = (i / npuntos) * Py
Qinflowgraf(i) = QinflowF(Py, Pwflnflowgraf(i), Pb, IPCalculado, Q1, Pwfl, Qmax, N)
Call Arenas(i)
Next i
AOFV = Qinflowgraf(0)
End Sub

Static Function Log10(X)

Logl10 = Log(X) / Log(10#)

End Function
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Function QinflowF(Pyac, Pwfgr, Pbur, IP, Q, Pwf, Qmax, N)
Dim DQmax As Double
If (Pyac < Pbur) Then
Qb=0
QinflowF = Qmax * ((1 - ((Pwfgr / Pyac) * 2)) * N)
Else
If (Pwfgr >= Pbur) Then
Qb = IP * (Pyac - Pbur)
QinflowF = IP * (Pyac - Pwfgr)
Else
QinflowF = IP * (Pyac - Pbur) + (IP * Pb / 2) * ((1 - ((Pwfgr / Pbur) ~ 2)) * N)
End If
End If

End Function

Sub minimos_cuadraticos(N As Integer, X() As Double, Y() As Double, A As Double, b As Double)

Fori=1ToN Step 1
SumXY = SumXY + X(i) * Y(i)
SumX = SumX + X(i)
SumyY =SumY + Y (i)
SumX2 = Sumx2 + X(i) » 2
Next i
A= (N*SumXY - SumX * SumY) / (N * SumX2 - SumX * 2)
b = (SumY - A * SumX) / N
End Sub

Sub Jones_Blount_Glaze(Py, Q1, Pwfl, Q2, Pwf2, Q3, Pwf3)
Dim Y(3) As Double

Dim Q(3) As Double

Dim P(3) As Double

Dim X(3) As Double

Dim A As Double

Dim b As Double

Q(1) =Q1:Q(2) = Q2: Q(3) = Q3

P(1) = Pwfl: P(2) = Pwf2: P(3) = Pwf3
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Fori=1To3Step1l
Y(i) = (Py - P(1)) / Q(i)
Next i
Call minimos_cuadraticos(3, Q(), Y(), A, b)
Ifb<0Then
Q(3)=0
Y(@3)=0
End If
Call minimos_cuadraticos(3, Q(), Y(), A, b)
Ifb<0Thenb=0

For i =0 To npuntos
If (i=0) Then
PwfInflowgraf(i) = 0
End If
PwfInflowgraf(i) = (i / npuntos) * Py
Qinflowgraf(i) = (-b + (b * 2 + 4 * A * (Py - PwfInflowgraf(i))) ~ 0.5) / (2 * A)
Call Arenas(i)
Next i
AOFV = Qinflowgraf(0)
End Sub

Apéndice X.

Cddigo programado para el calculo del dafio a la formacién y pseudo dafiox

en pozos verticales

‘Modelos para estimar el skin factor

Sub CalculoSkinVertical(CorrelacionSv)
Select Case CorrelacionSv
Case "Hoyo Desnudo"
Call Formation_Skin
Call PartialPenetration_Skin
Call Desviation_Skin
Case "Hoyo Desnudo con Empaque con Grava"
Call Formation_Skin

Call PartialPenetration_Skin
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Call Desviation_Skin
Call GravelPack_Skin
Case "Hoyo Revestido y Cafioneado"

Call Formation_Skin
Call PartialPenetration_Skin
Call Desviation_Skin
Call Perforation_Skin

Case "Hoyo Revestido, Cafiofieado y con Empaque con Grava"
Call Formation_Skin
Call PartialPenetration_Skin
Call Desviation_Skin
Call Perforation_Skin
Call CaisingGravelPack_Skin

Case Is = "Fracturamiento Hidraulico"
Call FrackPack_Skin

End Select

End Sub

Sub Formation_Skin()
Sd = ((Kf/ Kd) - 1) * Log(Rd / Rw)
End Sub

Sub PartialPenetration_Skin()

Dim b, lani, hd, h1d, Zmd, X, Rwhd As Double
b=hp/h

lani = (Kf/ Kv) "~ (1/2)

hd = (h / Rw) * lani

hid=hl/h

Zmd=hld+(b/2)

Rwhd = Rw * hd

X=(@1-b)/b

Ifh1=0 Then
Rwc = Rw
Else
If Zmd <= 0.5 Then
Rwc = Rw * (Exp(0.2126 * (Zmd + 2.753)))
Else
Rwc = Rw * (Exp(0.2126 * ((1 - Zmd) + 2.753)))
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End If
End If
Spp = 1.35 * ((X ~ (0.825)) * ((Log(Rwhd + 7)) - 1.95 - ((0.49 + 0.1 * Log(Rwhd)) * Log(Rwc))))
End Sub

Sub Desviation_Skin()

Dim lani, hd, Op, o As Double
lani = (Kf/ Kv) ~ (1/2)

hd = (h) * lani

Pi=3.14159

radianes = (angulo * Pi) / 180
Op = Atn((Tan(radianes)) / lani)
Grados = (Op * 180) / Pi

0 = Grados
So=-((0o/41)"2.06) - (((0/56) ~ 1.865) * ((Log(hd / (100 * Rw)) / Log(10))))
End Sub

Sub GravelPack_Skin()
SG = (Kf/ Kg) * Log(2 * Rev / RI)
End Sub

Sub CrushedZoneKarakas_Skin()
Dcz1=Dcz/ 12

rp=Dp/2

Rcz =Dczl + rp

ld=Rd - Rw

hperf = 1/ spf

If Id >=Ip1 Then
Ip=1Ipl
Rwl = Rw
Else
Ip =1p1 - ((1 - (Kd / Kf)) * Id)
Rwl = Rw + ((1 - (Kd / Kf)) * Id)
End If
Scz = (hperf / Ip) * (Kf/ Kcz) - 1) * Log(Rcz / rp)
End Sub
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Sub CrushedZoneMcLeod_Skin()

Dim N, Dcz1 As Double

Dcz1=Dcz/ 12

rp=Dp/2

Rcz = Dczl +rp

N = hp * spf

Scz = (hp/ (Ip1 * N)) * ((Kf / Kcz) - (Kf/ Kd)) * Log(Rcz / rp)
End Sub

Sub CaisingGravelPack_Skin()

Dim Lc, Rcaising, Rrejilla, N As Double

Rcaising = Dcaising / (2 * 12)

Rrejilla = Drejilla/ (2 * 12)

N = hp * spf

Lc = (Rcaising - Rrejilla) + Ltunel

Sgc = (Kf/ Kgc) * ((Log(Rcaising / Rrejilla)) + (2 * hp * Lc) / (N * (rp * 2))))
'Sgc = (Kf/Kge) * ((2*hp *Lc) /(N * (rp " 2)))

End Sub

Sub Perforation_Skin()

Dim rwp, A, a0, al, a2, b, b1, b2, c¢1, c2, Shp, lani, hdp, rdp, rwd, Ip, Id, Rwl, Spl As Double
al = ConsAl(Fase)

a2 = ConsA2(Fase)

bl = ConsB1(Fase)

b2 = ConsB2(Fase)

cl = ConsC1(Fase)

c2 = ConsC2(Fase)

hperf = 1/ spf

rp=Dp/2

Id=Rd - Rw

lani = (Kf/ Kv) ~ (1/2)

rdp = ((rp /(2 * hperf)) * (1 + ((Kv/Kf) * (1/2))))

If Id >=Ip1 Then
Ip=1Ipl
Rwl = Rw
Else
Ip=1Ipl-((1-(Kd/Kf))*Id)
Rwl =Rw + ((1 - (Kd / Kf)) * Id)
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End If
rwd = Rwl/ (Ip + Rwl)
hdp = (hperf/ Ip) * lani

If Fase =0 Then

rwp = (Ip/4)
Else

a0 = ConsAo(Fase)

rwp = (a0 * (Rwl + Ip))
End If

A =((al * (Log(rdp) / Log(104))) + a2)

b =((bl *rdp) + b2)

Shp = Log(Rw1 / rwp)

Svp= (10~ A) * (hdp ~ (b - 1)) * (rdp ~ b)
Swhb = (c1 * Exp(c2 * rwd))

Spl = Shp + Svp + Swb

If Fase = 180 Then
constante = Rd / (Rw + Ip)
If constante >= 18 Then
Sx=0
Else
If constante <= 1.2 Then
Sx =-0.085
Else
Sx = Sxcons(constante)
End If
End If
Else
Sx=0
End If

If Id >=Ip1 Then
Sp = Sd + ((Kf/ Kd) * (Spl + Sx)) + Scz
Else
Sp = Spl + Scz
End If
End Sub



Sub FrackPack_Skin()
Dim Cf As Double
Cf = (Kp * WH) / (Kf * Xf)

If Cf<1Then
Shf =-0.7205 + Log(Cf) + 1.63638
Else

If 1 <= Cf <1000 Then
Shf = 3.0386 - 2.349 * Exp((-0.511 * (Cf ~ (-0.909))))
Else
If Cf >= 1000 Then
Shf = 0.692
End If
End If
End If
Sf = Shf - Log(Xf/ Rw)
End Sub

Function ConsAo(Fase)
Select Case Fase
Casels=0
ConsAo =0.25
Case Is = 360
ConsAo =0.25
Case Is =180
ConsAo =0.5
Case Is =120
ConsAo =0.648
Case Is =90
ConsAo =0.726
Case Is =60
ConsAo =0.813
Case Is =45
ConsAo =0.86
Case Else
ConsAo = InterpolacionConsAo(Fase)
End Select

End Function
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Function InterpolacionConsAo(Fase)

Dim X As Double

Dim AnguloFase(7, 2) As Double

AnguloFase(1, 1) = 0: AnguloFase(2, 1) = 45: AnguloFase(3, 1) = 60
AnguloFase(4, 1) = 90: AnguloFase(5, 1) = 120: AnguloFase(6, 1) = 180
AnguloFase(7, 1) = 360

AnguloFase(1, 2) = 0.25: AnguloFase(2, 2) = 0.86: AnguloFase(3, 2) = 0.813
AnguloFase(4, 2) = 0.726: AnguloFase(5, 2) = 0.648: AnguloFase(6, 2) = 0.5
AnguloFase(7, 2) =0.25

X = Fase

ForK=1To6
If X > AnguloFase(K, 1) And X < AnguloFase(K + 1, 1) Then
rtn = AnguloFase(K + 1, 2) - (AnguloFase(K + 1, 2) - AnguloFase(K, 2)) * (AnguloFase(K
+1,1) - X)/ (AnguloFase(K + 1, 1) - AnguloFase(K, 1))
tn=y2 - (y2-yl) * (x2-x) / (x2 - x1)
End If
Next K
InterpolacionConsAo = rtn

End Function

Function ConsA1(Fase)
Select Case Fase
Casels=0
ConsAl =-2.091
Case Is = 360
ConsAl =-2.091
Case Is =180
ConsAl =-2.025
Case Is =120
ConsAl =-2.018
Case Is =90
ConsAl =-1.905
Case Is = 60
ConsAl =-1.898
Case Is =45
ConsAl =-1.788

Case Else
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ConsAl = InterpolacionConsAl(Fase)
End Select

End Function

Function InterpolacionConsA1(Fase)

Dim X As Double

Dim AnguloFase(7, 2) As Double

AnguloFase(1, 1) = 0: AnguloFase(2, 1) = 45: AnguloFase(3, 1) = 60
AnguloFase(4, 1) = 90: AnguloFase(5, 1) = 120: AnguloFase(6, 1) = 180
AnguloFase(7, 1) = 360

AnguloFase(1, 2) = -2.091: AnguloFase(2, 2) = -1.788: AnguloFase(3, 2) = -1.898
AnguloFase(4, 2) = -1.905: AnguloFase(5, 2) = -2.018: AnguloFase(6, 2) = -2.025
AnguloFase(7, 2) = -2.091

X = Fase

ForK=1To6
If X > AnguloFase(K, 1) And X < AnguloFase(K + 1, 1) Then
rtn = AnguloFase(K + 1, 2) - (AnguloFase(K + 1, 2) - AnguloFase(K, 2)) * (AnguloFase(K
+1, 1) - X) / (AnguloFase(K + 1, 1) - AnguloFase(K, 1))
'rtn=y2 - (y2 - yl) * (x2 - X) / (x2 - x1)
End If
Next K
InterpolacionConsAl = rtn

End Function

Function ConsA2(Fase)
Select Case Fase
Casels=0
ConsA2 =0.0453
Case Is = 360
ConsA2 = 0.0453
Case Is =180
ConsA2 =0.0943
Case Is =120
ConsA2 =0.0634
Case Is =90
ConsA2 =0.1038
Case Is =60
ConsA2 =0.1023
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Case Is =45
ConsA2 =0.2398
Case Else
ConsA2 = InterpolacionConsA2(Fase)
End Select

End Function

Function InterpolacionConsA2(Fase)

Dim X As Double

Dim AnguloFase(7, 2) As Double

AnguloFase(1, 1) = 0: AnguloFase(2, 1) = 45: AnguloFase(3, 1) = 60
AnguloFase(4, 1) = 90: AnguloFase(5, 1) = 120: AnguloFase(6, 1) = 180
AnguloFase(7, 1) = 360

AnguloFase(1, 2) = 0.0453: AnguloFase(2, 2) = 0.2398: AnguloFase(3, 2) = 0.1023
AnguloFase(4, 2) = 0.1038: AnguloFase(5, 2) = 0.0634: AnguloFase(6, 2) = 0.0943
AnguloFase(7, 2) = 0.0453

X = Fase

ForK=1To6
If X > AnguloFase(K, 1) And X < AnguloFase(K + 1, 1) Then
rtn = AnguloFase(K + 1, 2) - (AnguloFase(K + 1, 2) - AnguloFase(K, 2)) * (AnguloFase(K
+1,1) - X)/ (AnguloFase(K + 1, 1) - AnguloFase(K, 1))
tn=y2 - (y2-yl) * (x2-x) / (x2 - x1)
End If
Next K
InterpolacionConsA2 = rtn

End Function

Function ConsB1(Fase)
Select Case Fase
Casels=0
ConsB1 =5.1313
Case Is = 360
ConsB1 =5.1313
Case Is =180
ConsB1 = 3.0373
Case Is =120
ConsB1 =1.6136
Case Is=90

198



APENDICE

ConsB1 = 1.5674
Case Is = 60
ConsB1 = 1.3654
Case Is =45
ConsB1 =1.1915
Case Else
ConsB1 = InterpolacionConsB1(Fase)
End Select

End Function

Function InterpolacionConsB1(Fase)

Dim X As Double

Dim AnguloFase(7, 2) As Double

AnguloFase(1, 1) = 0: AnguloFase(2, 1) = 45: AnguloFase(3, 1) = 60
AnguloFase(4, 1) = 90: AnguloFase(5, 1) = 120: AnguloFase(6, 1) = 180
AnguloFase(7, 1) = 360

AnguloFase(1, 2) = 5.1313: AnguloFase(2, 2) = 1.1915: AnguloFase(3, 2) = 1.3654
AnguloFase(4, 2) = 1.5674: AnguloFase(5, 2) = 1.6136: AnguloFase(6, 2) = 3.0373
AnguloFase(7, 2) = 5.1313

X = Fase

ForK=1To6
If X > AnguloFase(K, 1) And X < AnguloFase(K + 1, 1) Then
rtn = AnguloFase(K + 1, 2) - (AnguloFase(K + 1, 2) - AnguloFase(K, 2)) * (AnguloFase(K
+1,1) - X)/ (AnguloFase(K + 1, 1) - AnguloFase(K, 1))
'rtn=y2 - (y2 - yl) * (x2 - X) / (x2 - x1)
End If
Next K
InterpolacionConsB1 = rtn

End Function

Function ConsB2(Fase)
Select Case Fase
Casels=0
ConsB2 =1.8672
Case Is = 360
ConsB2 = 1.8672
Case Is =180
ConsB2 = 1.8115
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Case Is =120

ConsB2 = 1.777
Case Is =90

ConsB2 =1.6935
Case Is = 60

ConsB2 = 1.649
Case Is =45

ConsB2 = 1.6392
Case Else

ConsB2 = InterpolacionConsB2(Fase)

End Select

End Function

Function InterpolacionConsB2(Fase)

Dim X As Double

Dim AnguloFase(7, 2) As Double

AnguloFase(1, 1) = 0: AnguloFase(2, 1) = 45: AnguloFase(3, 1) = 60
AnguloFase(4, 1) = 90: AnguloFase(5, 1) = 120: AnguloFase(6, 1) = 180
AnguloFase(7, 1) = 360

AnguloFase(1, 2) = 1.8672: AnguloFase(2, 2) = 1.6392: AnguloFase(3, 2) = 1.649
AnguloFase(4, 2) = 1.6935: AnguloFase(5, 2) = 1.777: AnguloFase(6, 2) = 1.8115
AnguloFase(7, 2) = 1.8672

X = Fase

ForK=1To6
If X > AnguloFase(K, 1) And X < AnguloFase(K + 1, 1) Then
rtn = AnguloFase(K + 1, 2) - (AnguloFase(K + 1, 2) - AnguloFase(K, 2)) * (AnguloFase(K
+1, 1) - X) / (AnguloFase(K + 1, 1) - AnguloFase(K, 1))
'rtn=y2 - (y2 -yl) * (x2 - X) / (x2 - x1)
End If
Next K
InterpolacionConsB2 = rtn

End Function

Function ConsC1(Fase)
Select Case Fase
Casels=0
ConsC1 =0.16
Case Is = 360
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ConsC1=0.16
Case Is =180

ConsC1 = 0.026
Case Is =120

ConsC1 = 0.0066
Case Is =90

ConsC1 = 0.0019
Case Is = 60

ConsC1 = 0.0003
Case Is =45

ConsC1 = 0.000046
Case Else

ConsC1 = InterpolacionConsC1(Fase)

End Select

End Function

Function InterpolacionConsC1(Fase)

Dim X As Double

Dim AnguloFase(7, 2) As Double

AnguloFase(1, 1) = 0: AnguloFase(2, 1) = 45: AnguloFase(3, 1) = 60
AnguloFase(4, 1) = 90: AnguloFase(5, 1) = 120: AnguloFase(6, 1) = 180
AnguloFase(7, 1) = 360

AnguloFase(1, 2) = 0.16: AnguloFase(2, 2) = 0.000046: AnguloFase(3, 2) = 0.0003
AnguloFase(4, 2) = 0.0019: AnguloFase(5, 2) = 0.0066: AnguloFase(6, 2) = 0.026
AnguloFase(7, 2) = 0.16

X = Fase

ForK=1To6
If X > AnguloFase(K, 1) And X < AnguloFase(K + 1, 1) Then
rtn = AnguloFase(K + 1, 2) - (AnguloFase(K + 1, 2) - AnguloFase(K, 2)) * (AnguloFase(K
+1,1) - X)/ (AnguloFase(K + 1, 1) - AnguloFase(K, 1))
rtn =y2 - (y2 - yl) * (x2 - x) / (x2 - x1)
End If
Next K
InterpolacionConsC1 = rtn

End Function
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Function ConsC2(Fase)
Select Case Fase
Casels=0
ConsC2 = 2.675
Case Is = 360
ConsC2 = 2.675
Case Is =180
ConsC2 = 4.532
Case Is =120
ConsC2 =5.32
Case Is =90
ConsC2 = 6.155
Case Is = 60
ConsC2 = 7.509
Case Is =45
ConsC2 = 8.791
Case Else
ConsC2 = InterpolacionConsC2(Fase)
End Select

End Function

Function InterpolacionConsC2(Fase)

Dim X As Double

Dim AnguloFase(7, 2) As Double

AnguloFase(1, 1) = 0: AnguloFase(2, 1) = 45: AnguloFase(3, 1) = 60
AnguloFase(4, 1) = 90: AnguloFase(5, 1) = 120: AnguloFase(6, 1) = 180
AnguloFase(7, 1) = 360

AnguloFase(1, 2) = 2.675: AnguloFase(2, 2) = 8.791: AnguloFase(3, 2) = 7.509
AnguloFase(4, 2) = 6.155: AnguloFase(5, 2) = 5.32: AnguloFase(6, 2) = 4.532
AnguloFase(7, 2) = 2.675

X = Fase

ForK=1To6
If X > AnguloFase(K, 1) And X < AnguloFase(K + 1, 1) Then
rtn = AnguloFase(K + 1, 2) - (AnguloFase(K + 1, 2) - AnguloFase(K, 2)) * (AnguloFase(K
+1, 1) - X) / (AnguloFase(K + 1, 1) - AnguloFase(K, 1))
rtn =y2 - (y2 - yl) * (x2 - x) / (x2 - x1)
End If
Next K
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InterpolacionConsC2 = rtn

End Function

Function Sxcons(constante)
Select Case constante

Case Is=18
Sxcons =0
Case Is=10
Sxcons = -0.001
Casels=2
Sxcons = -0.002
Casels=15
Sxcons = -0.024
Casels=1.2
Sxcons = -0.085
Case Else

Sxcons = InterpolacionSxcons(constante)
End Select

End Function

Function InterpolacionSxcons(constante)

Dim X As Double

Dim MConstante(5, 2) As Double

MConstante(1, 1) = 1.2: MConstante(2, 1) = 1.5: MConstante(3, 1) = 2
MConstante(4, 1) = 10: MConstante(5, 1) = 18

MConstante(1, 2) = -0.085: MConstante(2, 2) = -0.024: MConstante(3, 2) = -0.002
MConstante(4, 2) = -0.001: MConstante(5, 2) =0

X = constante

ForK=1To4
If X > MConstante(K, 1) And X < MConstante(K + 1, 1) Then
rtn = MConstante(K + 1, 2) - (MConstante(K + 1, 2) - MConstante(K, 2)) * (MConstante(K
+1,1) - X)/ (MConstante(K + 1, 1) - MConstante(K, 1))
rtn=y2 - (y2-yl) * (x2 - X) / (x2 - x1)
End If
Next K
InterpolacionSxcons = rtn

End Function
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