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Resumen 

Este documento recoge un estudio realizado en el Centro Colector 11, ubicado 

dentro de la zona geológica de prospección y desarrollo del yacimiento Varadero 

Oeste Extendido perteneciente a la Empresa de Perforación y Extracción de 

Petróleo del Centro, con el objetivo de determinar cómo incide en la producción de 

los pozos la utilización de la red de medición como línea de producción para el 

transporte del fluido multifásico, en caso de presentarse una avería en dicha línea. 

Se simulan las redes de recolección utilizando como herramienta de simulación el 

software PIPESIM, a partir de datos de parámetros operacionales recopilados en 

el período comprendido entre el 12 de noviembre del 2015 hasta el 30 de marzo 

del presente año, obteniendo que el modelo de transporte de flujo multifásico 

XIAO es el que más se ajusta a las condiciones reales de operación. El análisis 

del comportamiento de los patrones de flujo permite conocer que el diámetro de la 

tubería es el factor determinante en sus variaciones, siendo estos patrones los que 

definen la caída de presión en el sistema. El caso estudio demuestra que no es 

posible utilizar la red de medición con este propósito, puesto que provoca una 

reducción en la producción del centro de 608,91 m3/d, equivalente al 33,03 % de la 

producción total del yacimiento, por lo que se recomienda solo aplicar esta acción 

tecnológica en situaciones excepcionales.  
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Abstract 

This document picks up a study carried out in the Collector Center 11, located 

inside the prospecting and development geological area of the oilfield Varadero 

West Extended belonging to the Company of Perforation and Extraction of 

Petroleum of the Center, with the objective of determining how it impacts in the 

production of the wells the use of the measuration net like production line for the 

transport of multiphase flow, in case that a breakdown is presented in this line. The 

gathering nets are simulated using as simulation tool the software PIPESIM, 

starting from data of operational parameters gathered in the period understood 

among November 12th, 2015 until March 30th of the present year, obtaining that the 

model of transport multiphase flow XIAO is the one that present more adjusted to 

the real conditions of operation. The analysis of the behavior of the flow patterns 

allows that to know the diameter of the pipe is the decisive factor in its variations, 

being these patterns the one that define the drop pressure in the system. The case 

study demonstrates that it is not possible to use the measuration net with this 

purpose, because it causes a reduction in the center´s production of 608,91 m3/d, 

equivalent to 33,03 % of the total production of the location, it is recommended to 

apply this technological action only in exceptional situations.    
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Introducción 

En la actualidad el petróleo es uno de los productos naturales más cotizados por 

ser la principal fuente de energía mundial, a tal extremo que el 35% de la 

demanda energética es cubierta por dicho combustible, siendo el eje principal de 

importantes acontecimientos políticos y sociales que más han caracterizado las 

últimas décadas de la humanidad. Este producto ha dado lugar a una profunda 

transformación técnica-industrial e influye directamente en la economía de los 

países que lo procesan, pues sus propiedades permiten que se le utilice en 

ventajosas aplicaciones industriales como fuente primaria de energía y materia 

prima para la industria petroquímica. 

La amplia demanda de petróleo en la isla, se fundamenta por la gran variedad de 

aplicaciones que tiene en la sociedad cubana actual. Por ello, nuestra economía 

presenta una fuerte dependencia de la industria petrolera y al no disponer de una 

producción de crudo suficiente para garantizar la demanda, el país se ha visto en 

la necesidad de importarlo independientemente de la inestabilidad del mercado y 

las fluctuaciones de los precios. La industria petrolera cubana se encuentra en 

constantes procesos de transformaciones e inversiones, con el objetivo de 

incrementar la producción nacional de crudo y con ello la capacidad de 

independencia económica del país.  

Hoy la mayor zona de producción de petróleo en Cuba es la franja norte localizada 

en la región Occidental del país, la misma se extiende desde el Este de la 

provincia La Habana hasta la Península de Varadero, en Matanzas. Actualmente 

en esta última provincia existen depósitos de petróleo y gas natural relativamente 

grandes, como los yacimientos de Cantel, Camarioca, Majaguillar, Guásimas y 

Varadero. Estos son atendidos y explotados por la Empresa de Perforación y 

Extracción de Petróleo del Centro (EPEP-Centro), fundada en el año 1976. Dicha 

empresa se encuentra enclavada en la finca “La Cachurra”, del poblado de 

Guásimas, municipio Cárdenas, con niveles de producción anual por encima de un 

millón de toneladas de petróleo y 438 millones de metros cúbicos de gas. 

(Rodríguez, 2015) 
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El yacimiento de Varadero es una de las reservas de petróleo más estudiadas 

debido a sus características geológicas y dimensiones, siendo el de mayor 

capacidad de producción de la empresa con el 100% de la producción de gas 

natural y más del 98% de la producción total de petróleo, el cual se caracteriza por 

ser un crudo pesado y altamente viscoso. Se debe señalar que este yacimiento se 

encuentra en un proceso de incremento de su capacidad de reserva, debido al 

descubrimiento de su extensión hacia la zona Oeste del mismo.  

La empresa cuenta con siete Centros Colectores que son los encargados de 

recolectar el fluido multifásico proveniente de los pozos en producción, cuantificar 

la producción total e individual de los pozos y medir los flujos de gas y líquido; 

además, se lleva a cabo el proceso de separación entre el gas acompañante y el 

petróleo para su posterior envío por medio de gasoductos y oleoductos a sus 

respectivos destinos.  

El presente trabajo se realiza en el Centro Colector 11 (CC-11), ubicado dentro de 

la zona de prospección y desarrollo Varadero Oeste Extendido; el mismo cuenta 

con nueve pozos, caracterizados por tener la mayor producción de todos los 

operados por la entidad, representando el 25% de la producción total de la EPEP-

Centro. 

La red primaria de recolección del CC-11 está compuesta inicialmente por tuberías 

de 152,40 mm de diámetro por donde se trasladan de forma individual las 

producciones de los pozos hasta el Manifold, punto donde se separan en dos 

líneas de diámetros diferentes, una de 304,80 mm para trasportar el fluido del 

pozo que se desea medir y otra de 508 mm por donde trasiega las producciones 

de los restantes pozos hacia el separador deseado. Debido a las condiciones de 

operación, el alto grado de corrosión atmosférica y las propiedades del fluido, este 

banco de tubería presenta grandes problemas de corrosión (cuenta con más de 

cinco años de explotación), lo que sugiere la posibilidad real de tener que 

garantizar frente a una contingencia o avería, el transporte de toda la producción 

de los pozos, por la tubería del colector de medición.  
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Al realizar esta acción tecnológica, se desconoce la incidencia que tiene en la 

producción de los pozos que explotan el yacimiento Varadero Oeste Extendido, 

debido al desplazamiento del punto de equilibrio hidrodinámico del sistema.  

Es por ello que el problema científico que da lugar al presente trabajo 

investigativo es: 

¿Cómo incide en la producción de los pozos que explotan el yacimiento Varadero 

Oeste Extendido la utilización de la red de medición como línea de producción?  

Para dar solución a dicho problema, se plantea la siguiente hipótesis: 

Si se utiliza la red de medición como línea de producción, no se afectará la 

producción de los pozos que explotan el yacimiento Varadero Oeste Extendido. 

Para corroborar la hipótesis planteada, se propone como objetivo general: 

Determinar cómo incide en la producción de los pozos que explotan el yacimiento 

Varadero Oeste Extendido la utilización de la red de medición como línea de 

producción.  

Para dar cumplimiento al objetivo general propuesto, se trazan los objetivos 

específicos siguientes: 

1. Realizar la caracterización tecnológica del proceso productivo del Centro 

Colector 11.  

2. Obtener el modelo de transporte de flujo multifásico que posea mejor ajuste a 

las condiciones reales de operación en el sistema de transporte de las redes 

de recolección del Centro Colector 11. 

3. Analizar la influencia que tiene el comportamiento de los patrones de flujos 

multifásicos sobre la caída de presión existente en el sistema. 
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Capítulo 1. Análisis Bibliográfico 

 

El análisis de las fuentes bibliográficas que se realiza permite conocer los 

fundamentos teóricos de la investigación en curso, a través del presente capítulo. 

En el mismo se muestran los elementos teóricos vinculados a la temática 

investigada, orientados al estudio del comportamiento de los sistemas de 

transporte de flujo multifásico en las redes primarias de los Centros Colectores, 

abordando los fundamentos del flujo multifásico y características de los sistemas 

de transporte en las redes de recolección. Además, se enfatiza en los equipos de 

separación gas – líquido, así como en los softwares de simulación hidrodinámica 

para estos tipos de flujo. 

1.1. Fundamentos del flujo multifásico 

Azocar (2007), Cartas (2010) y Peñarrete (2012) definen al flujo multifásico en la 

producción de petróleo (Ver Anexo 1) como un flujo simultáneo de dos o más 

fases distintas en pozos, tuberías y equipos del proceso con movimiento 

concurrente de gas libre, líquido (agua y petróleo) y trazas de sólidos, que puede 

estar dado en cualquiera dirección. El gas y el Iíquido pueden existir en forma 

homogénea, o el líquido puede estar en forma de bala o tapón y el gas detrás 

empujando. También pueden fluir de forma paralela uno de otro, u otra 

combinación de parámetros de flujo pueden estar presentes. El gas puede fluir con 

dos líquidos (normalmente petróleo y agua), y la posible existencia de estos 

líquidos emulsificados.  

Según Torres y Trauwvitz (2006) el flujo bifásico es el caso más sencillo de flujo 

multifásico, mientras Campione (2008) lo define como el flujo simultáneo de una 

mezcla heterogénea, donde se presentan dos fases con propiedades físicas 

distintas, separadas por una interfase definida. Este se observa durante la 

producción y transporte de las fases líquidas (petróleo y agua) y la fase gaseosa 

(gas), bien sea en tuberías horizontales, verticales o inclinadas. En algunos casos, 

alguna de las fases se puede originar durante el transporte, principalmente debido 
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a la disminución de la temperatura, ejemplo: la formación de condensado de 

hidrocarburos, agua libre, hidratos o parafinas.  

Xiao (2007), Castañeda (2011) y Peñarrete (2012) indican que cuando se conoce  

el comportamiento detallado de las fases dentro de la tubería, es posible 

manipular las condiciones de trabajo para aprovechar al máximo la presión del 

flujo, la cantidad de gas, y/o el patrón de flujo presente, para así economizar en 

equipos de trasporte, redes de tuberías y accesorios, medidores, equipos de 

separación y otros, de acuerdo con las características del sistema y la topografía 

de la región considerada. También se puede manejar eficientemente el flujo 

multifásico proveniente de un pozo antes de llegar a la refinería, las ventajas de 

transportar el crudo sin anteriormente separarlo son considerables ya que la 

cantidad de gas presente en el crudo tiene como efecto disminuir la viscosidad y 

densidad del mismo, facilitando así su transporte y manipulación.  

Entre las características del flujo multifásico, según Castañeda (2011) se pueden 

destacar las siguientes: 

 Presenta una mecánica de fluidos más compleja que la del flujo monofásico. 

 La caída de presión depende del régimen en el que se encuentre el flujo. 

  La apariencia física del fluido varía con la composición de la mezcla. 

 Las correlaciones existentes tienen mayores restricciones y son menos 

confiables que aquellas utilizadas para flujos en una  fase. 

1.1.1. Patrones de flujo multifásico 

Ferrer (2010) y NORSOK (2013) definen como patrones de flujo a la distribución 

espacial de las fases dentro de la tubería, estos dependen de la presión y la 

velocidad de las fases en el sistema. En los fluidos multifásicos estos patrones 

gobiernan el radio de volúmenes de cada fluido y la distribución de las presiones 

en la tubería y su estimación es de gran importancia, debido a que muchas de las 

correlaciones para calcular la caída de presión dependen de sus características. 

Según Brill y Beggs (1991) y Peñarrete (2012) para estos tipos de fluidos se 

identifican principalmente siete patrones de flujo para tuberías horizontales o 
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ligeramente inclinadas, donde la segregación por gravedad influye fuertemente en 

la distribución geométrica de las fases, mientras que en el flujo vertical se 

presentan otros patrones de flujo, tal como se muestra en las Figuras 1.1 y 1.2 

respectivamente. 

 

Figura 1.1: Patrones de flujo para sistemas multifásicos en tuberías horizontales o ligeramente 

inclinadas. (Brill y Beggs, 1991). 

Para el flujo horizontal estos patrones de forma general se pueden clasificar en 

tres grupos: el primero, el flujo segregado que se caracteriza por una baja 

velocidad de la fase líquida, mientras que en la fase gaseosa esta puede variar 

entre baja y moderada; el segundo, flujo intermitente, para este patrón la velocidad 

es moderada para la fase líquida, mientras que oscila entre moderada y alta en la 

fase gaseosa y se caracteriza por un flujo intermitente de gas; y el tercero flujo, el 

distribuido que tiene la particularidad de que una de las fases es predominante 

debido a que el flujo de una de ellas es mucho mayor y por ende su velocidad. 

Estos patrones se describen a continuación en orden ascendente de la velocidad 

del gas (Brill y Beggs, 1991). 

Burbuja Dispersa (BD).  

El líquido ocupa el volumen de la sección transversal y el flujo de gas forma 

burbujas a lo largo del tope de la tubería, las velocidades del gas y el líquido son 
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aproximadamente iguales. Si las burbujas tienden a dispersarse a través del 

líquido, eso se llama algunas veces flujo tipo espuma.  

Burbuja Alargada (BA). 

Al aumentar el flujo de gas, las burbujas se unen y se forman secciones alternadas 

de gas y líquido a lo largo del tope de la tubería con una fase líquida continua 

remanente en el fondo.  

Estratificado Liso (EL). 

Cuando el flujo de gas se incrementa continuamente, los tapones de gas tienden a 

una fase continua. El gas fluye a lo largo del tope de la tubería y el líquido fluye a 

lo largo del fondo, esta interfase es relativamente suave y la fracción ocupada por 

cada fase permanece constante.  

Estratificado Ondulado (EO). 

Cuando el flujo da gas aumenta aún más, el gas se mueve apreciablemente más 

rápido que el líquido y la fricción resultante de la interfase forma olas de líquido y 

la amplitud de estas se incrementan con el aumento del flujo de gas. 

Tapón de Líquido (TL). 

En el momento que el flujo de gas alcanza cierto valor crítico, las crestas de las 

olas de líquido tocan el tope de la tubería y forman tapones espumosos a una 

velocidad mayor que la velocidad promedio de líquido. En la estructura del tapón 

de gas, el líquido es presionado de manera que el gas ocupe la mayor parte del 

área de flujo en ese punto. Este tapón puede producir pulsaciones y vibraciones 

en codos, válvulas y otros accesorios, por lo que debe ser evitado en lo posible. 

Anular (A). 

El flujo anular es un régimen muy estable, donde el líquido fluye como una película 

anular de espesor variable a lo largo de la pared, mientras que el gas fluye como 

un núcleo a alta velocidad en el centro y hay una gran cantidad de deslizamiento 

entre las fases. Parte del líquido se extrae fuera de la película por el gas y se lleva 

al centro como gotas arrastradas y la película anular en la pared es más espesa 
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en el fondo que en el tope de la tubería. En este patrón, los efectos de caída de 

presión sobrepasan los de la gravedad, provocando que la orientación de la 

tubería y la dirección del flujo influyan en menor medida que en los regímenes 

anteriores. 

Neblina (N). 

Este patrón también se le conoce como Rocío y ocurre cuando la velocidad del 

gas en flujo anular alcanza su valor más alto, donde toda la película de líquido se 

separa de la pared y es llevada por el gas como gotas arrastradas.  

En el flujo ascendente concurrente en tuberías verticales el eje del tubo está 

orientado positivamente en la misma dirección, en estos ángulos de inclinación el 

patrón estratificado desaparece y se observa un nuevo patrón de flujo denominado 

transición. Generalmente estos patrones son más simétricos alrededor de la 

dirección axial y menos dominados por la gravedad. Los investigadores definen 

cuatro regímenes que pueden ocurrir en una tubería vertical, mostrados en la 

Figura 1.2.  

 

Figura 1.2: Patrones de flujo para sistemas multifásicos en tuberías verticales. (Brill y Beggs, 1991). 

Burbuja (B). 

La fase gaseosa es dispersa en pequeñas burbujas discretas en una fase Iíquida 

continua, siendo la distribución aproximadamente homogénea a través de la 

sección transversal de la tubería. 
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Tapón (Ta). 

Este régimen es simétrico alrededor del eje de la tubería, la mayoría de la fase 

gaseosa está localizada en bolsillos de gas en forma de una gran bala 

denominada "Taylor Bubble" con un diámetro casi igual al de la tubería. El flujo 

consiste en sucesivas burbujas separadas por tapones de líquido. 

Transición (T). 

Este patrón de flujo es caracterizado por un movimiento oscilatorio, donde los 

límites entre las fases no están bien claros y ocurre a mayores tasas de flujo de 

gas, donde el tapón de líquido en la tubería llega a ser corto y espumoso. 

Anular (An). 

Debido a la simetría del flujo, el espesor de la película líquida se encuentra 

alrededor de la pared de la tubería aproximadamente uniforme y predominan altas 

velocidades del gas. 

1.1.2. Estimación de propiedades 

Para el estudio de las propiedades de un fluido multifásico se requiere del 

conocimiento de las propiedades físicas de los fluidos que lo integran, en este 

caso está compuesto principalmente por petróleo crudo, agua y gas, como se 

explica con anterioridad. Estas propiedades se pueden determinar mediante el 

análisis de las muestras en el laboratorio, pero si la información no está disponible 

es necesario utilizar correlaciones empíricas para su determinación, y así, conocer 

cómo se comporta cada fase presente en la mezcla y cómo afecta su movimiento 

e interacción con las demás. 

Según NORSOK (2012) y Fingas (2014) las correlaciones para estimar las 

propiedades físicas del petróleo han sido desarrolladas utilizando sistemas de 

crudos de varias regiones productoras del mundo. Debido a las diferencias de 

composición geológica, las correlaciones pueden generar resultados erróneos 

cuando se aplican a crudos de otras regiones, pues su uso efectivo radica en el 

entendimiento de su desarrollo y sus limitaciones. De Ghetto (1994) indica que las 

propiedades más estudiadas del petróleo son la gravedad específica, la presión de 

burbujeo, el factor volumétrico, la solubilidad del gas, la densidad y la viscosidad.  
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Brill y Beggs (1991) reafirma que el comportamiento del flujo multifásico depende 

tanto de la velocidad de cada fase como de las propiedades del fluido, por ello, 

estas variables se deben tomar en cuenta en el análisis del gradiente de presión, 

debido a que el estudio incluye una segunda fase y la fase líquida está compuesta 

por dos líquidos inmiscibles, tal como agua y petróleo. Para estas condiciones este 

grupo de investigadores definen las propiedades siguientes: 

1.1.2.1. Factor de entrampamiento (H)  

Edomwonyi-Otu y Angeli (2015) definen el factor de entrampamiento del líquido 

(Liquid Holdup) como la fracción del volumen de un segmento de la tubería 

ocupada por la fase líquida en cualquier instante. Este factor puede variar desde 

cero cuando el fluido se encuentra en fase gaseosa y uno para la fase líquida.  

   
                                            

                    
                                              (1.1) 

Esta propiedad puede medirse experimentalmente o por correlaciones empíricas 

que están en función de las propiedades del fluido, el régimen de flujo y el 

diámetro e inclinación de la tubería. Por otra parte, el remanente del volumen del 

segmento de la tubería es ocupado por el gas tal como se muestra en la Figura 

1.3, el cual se define como el volumen que ocupa la fase gaseosa respecto al 

volumen del conducto y se conoce como Gas Holdup:  

LG HH 1                                                                                                           (1.2) 

 

 

Figura 1.3: Hold up de líquido y gas en un segmento de tubería. (Brill y Beggs, 1991) 
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1.1.2.2. Factor de entrampamiento sin deslizamiento (λ)  

Brill y Beggs (1991) definen al factor de entrampamiento del líquido sin 

deslizamiento (No Slip Liquid Holdup), como la relación de volumen de la fase 

líquida en un elemento de tubería que podría existir si el líquido y el gas viajaran a 

la misma velocidad (sin deslizamiento). Esto se puede calcular directamente, si se 

conocen los valores de las tasas de flujo de líquido y gas, a partir de la ecuación 

1.3: 

GL

L
L

qq

q


                                                                                                          (1.3) 

Donde: 

λL: Factor de entrampamiento del líquido sin deslizamiento. 

qL: Flujo volumétrico de líquido, ft3/s. 

qG: Flujo volumétrico de gas, ft3/s. 

Hay que tener en cuenta que el flujo de líquido es la sumatoria de las tasas de 

agua y petróleo presentes en la mezcla. El factor de entrampamiento del gas sin 

deslizamiento (No Slip Gas Holdup), se determina de forma similar a las 

ecuaciones (1.2) y (1.3). 

LG

G
LG

qq

q


  1                                                                                              (1.4) 

1.1.2.3. Velocidad 

El movimiento de los patrones de flujo multifásico se caracteriza por diferentes 

tipos de velocidad, las cual se detallan a continuación. 

Velocidad superficial 

La mayoría de las correlaciones de flujo multifásico se basan en una variable 

denominada velocidad superficial, la cual se define como la velocidad que debe 

tener una fase de circular individual si fluye a través de toda el área transversal de 

la tubería y se calcula mediante las expresiones siguientes: 
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A

q
V G

sG                                                                                                                 (1.5) 

A

q
V L

sL                                                                                                                 (1.6) 

Donde: 

VsG y VsL: velocidad superficial del gas y el líquido respectivamente, ft/s. 

qG y qL: Flujo volumétrico de gas y líquido respectivamente, ft3/s. 

A: Área transversal de la tubería, ft2.  

Velocidad real (V) 

El área real a través de la cual fluye las fases en la tubería es reducida, por la 

presencia del factor de entrampamiento. Por consiguiente, la velocidad real de 

cada fase se determina como: 

G

sG

G

G
G

H

V

HA

q
V 


                                                                                                  (1.7) 

L

sL

L

L
L

H

V

HA

q
V 


                                                                                                  (1.8) 

Como los factores de entrampamiento del líquido y el gas son menores que uno, la 

velocidad real de las fases es mayor que la velocidad superficial. 

Velocidad de Mezcla (VM) 

La velocidad de la mezcla es la suma de las velocidades superficiales de cada 

fase: 

sLsGM VVV                                                                                                          (1.9) 

Velocidad de deslizamiento (VS) 

Las fases líquida y gaseosa pueden viajar a diferentes velocidades en la tubería y 

en consecuencia presentar deslizamiento entre las fases. La velocidad de 

deslizamiento está definida como la diferencia entre la velocidad real del gas y el 

líquido y se expresa de la forma siguiente: 
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L

sL

G

sG
LGS

H

V

H

V
VVV                                                                                        (1.10) 

1.1.2.4. Densidad de la mezcla (ρM) 

De Ghetto (1994) indica que la determinación de la densidad de una mezcla gas-

líquido es más complicado pues a que hay que tomar en cuenta la separación 

gravitacional y los fenómenos físicos entre las fases. A continuación, se presentan 

las ecuaciones generales para determinar la densidad de la mezcla multifásica: 

 LGLLM HH  1                                                                                   (1.11) 

 LGLLMS   1                                                                                   (1.12) 

Con: 

wwooL ff                                                                                               (1.13) 

wo

o
o

qq

q
f


                                                                                                        (1.14) 

ow ff 1                                                                                                           (1.15) 

Donde: 

ρM: Densidad de la mezcla multifásica suponiendo deslizamiento entre las fases, 

lb/ft3. 

ρMS: Densidad de la mezcla multifásica sin deslizamiento entre las fases, lb/ft3. 

fo y fw: son las fracciones de petróleo y agua respectivamente. 

ρG y ρL: Densidad del gas y el petróleo respectivamente, lb/ft3. 

1.1.2.5. Viscosidad de la mezcla (μM) 

Según Fingas (2014)  la viscosidad es una de las características más importantes 

de los hidrocarburos en el aspecto operacional de transporte, producción y 

refinación. El concepto de la viscosidad del flujo multifásico está definido de 

formas diferentes por varios autores y en consecuencia existe una gran variedad 
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de correlaciones para el cálculo de la misma. Sin embargo, en forma general, se 

pueden definir las siguientes ecuaciones: 

GL H

G

H

LM                                                                                                    (1.16) 

HGLLMS                                                                                            (1.17) 

Con: 

wwooL ff                                                                                               (1.18) 

Donde: 

μM: Viscosidad de la mezcla multifásica suponiendo deslizamiento entre las fases, 

cP. 

μMS: Viscosidad de la mezcla multifásica sin deslizamiento entre las fases, cP. 

μ0: Viscosidad del petróleo, cP. 

μw: Viscosidad del agua, cP. 

μG y μL: Viscosidad del gas y del líquido respectivamente, cP. 

1.1.3. Ecuaciones fundamentales 

Issa (2009) plantea que en estudios realizados por un grupo de investigadores del 

Departamento de Ingeniería Mecánica del Imperial College London, se definen las 

ecuaciones que modelan el comportamiento dinámico del flujo multifásico en los 

sistemas de tuberías basadas en la conservación de la masa, la energía y la 

cantidad de movimiento para las fases gaseosa y líquida a partir de las 

correlaciones empíricas de Ishii y Mishima en 1984. El modelo se obtiene 

integrando las propiedades del fluido sobre el área de la sección transversal del 

conducto como muestra el Anexo 2.  

Ecuación de continuidad del gas: 

   
0










x

u

t

ggggg 

                                                                                     
(1.19) 
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Ecuación de continuidad del líquido: 

   
0










x

u

t
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(1.20) 

Ecuación de momentum del gas: 
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(1.21) 

Ecuación de momentum del líquido: 
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(1.22) 

Ecuación de energía: 
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 (1.23)                     

Nomenclatura: 

F: Fuerza de fricción por unidad de volumen, Nm-3. 

g: Aceleración de la gravedad, ms-2. 

h: altura de la capa del líquido, m. 

u: Velocidad, ms-1. 

t: tiempo, s. 

x: distancia a través del fluido, m. 

α: Fracción de la fase 

β: Angulo de inclinación de la tubería horizontal, (°). 

ρ: Densidad, kgm-3. 

p: Presión, Nm-2. 
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E: Energía interna por unidad de masa, kJkg-1. 

H: Entalpía, kJkg-1. 

HS: Entalpía de la corriente, kJkg-1. 

m: Masa, kg. 

Q: Calor transferido, kJkg-1K-1. 

Subíndices: 

g: Gas. 

i: Interfase gas-líquido. 

l: Líquido.  

d: Gotas de líquido.  

1.1.4. Modelos de correlación 

Craviño (2007) y Fair (2013) indican que el flujo multifásico presenta una gran 

complejidad de fenómenos físicos y un alto número de variables asociadas a él, 

debido a esto se han desarrollado modelos simplificados basados en el 

comportamiento de los patrones de flujo, tales como los modelos mecanicistas, las 

correlaciones empíricas y los modelos homogéneos para resolver los problemas 

relacionados con este tipo de flujo.  

Los modelos mecanicistas permiten modelar matemáticamente la física del 

fenómeno en estudio, aplicando los principios de la conservación de la energía, la 

masa, y cantidad de movimiento a volúmenes de control que consideran como 

promedios las propiedades y velocidades de los fluidos. Un postulado fundamental 

de los modelos de flujo multifásico a través de una tubería, es la existencia de 

varias configuraciones espaciales de las fases o patrones de flujo. El primer 

objetivo de este tipo de modelado es determinar el patrón de flujo existente, para 

unas condiciones dadas y luego, se formulan modelos hidrodinámicos para cada 

uno de los posibles patrones de flujo. Craviño (2007) señala que los principales 

modelos mecanicistas fueron desarrollados por: Taitel y Dukler en 1976; Barnea 
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en 1986; Taitel y Barnea en 1990;  Xiao et al. en 1990; Ouyang en 1998 y Gómez 

et al. en 1999.   

Según Oviedo y Chaparro (2011) las correlaciones empíricas son aquellas en que 

se ajustan una serie de datos experimentales para correlacionar una variable 

determinada, teniendo mucho cuidado en que las mismas no se extiendan de sus 

rangos de validez. Estas correlaciones pueden considerar tanto el deslizamiento 

entre las fases como la existencia de patrones de flujo, por lo que, requieren de 

una metodología para determinar el patrón de flujo existente. Una vez determinado 

este, se evalúa para las condiciones dadas y se determina la correlación más 

apropiada. Entre las correlaciones empíricas más aplicadas se destacan las 

desarrolladas por: Lockhart y Martinelli en 1949; Dukler et al. en 1964; Beggs y 

Brill en 1973 y Mukherjee y Brill, 1985.  

Los modelos homogéneos desarrollados por Wallis en 1969 y Oliemans en 1976 

presuponen que el flujo multifásico se comporta como un fluido 

pseudohomogéneo, con velocidades y propiedades físicas promedio de la mezcla. 

García et al. (2004), Fancher (2004) y Craviño (2007) plantean en estudios 

realizados para flujo multifásico en tuberías horizontales, que no existe un criterio 

que indique bajo qué condiciones operacionales o patrón de flujo es provechoso 

utilizar un modelo en específico, pues todos presentan sus limitaciones y 

particularidades. Los modelos mecanicistas tienden en algunos casos a ser muy 

generales y ciertos modelos presentan errores porcentuales promedio muy 

elevados en situaciones donde los homogéneos tienen una predicción bastante 

buena, aunque estos modelos sólo consideran las propiedades físicas promedio 

de la mezcla y que las fases tienen la misma velocidad, pues desprecian el 

deslizamiento entre ellas. Las correlaciones empíricas son muy efectivas, pero 

solo para condiciones de frontera, parámetros de operación y propiedades físicas 

del crudo similares a con las que fueron desarrolladas.  

El autor después de analizar los criterios de diferentes investigadores en este 

tema considera que en los casos donde no se tenga un estudio previo para 

seleccionar los modelos, es necesario aplicar una metodología de solución que 



Trabajo de Diploma                                       Capítulo 1. Análisis Bibliográfico          

 

18 

 

evalúe todos los modelos según sus limitaciones en el caso de estudio y la 

confiabilidad en el ajuste de los mismos. 

1.2. Sistema de transporte en las redes de recolección  

1.2.1. Sistema de tuberías 

Campione (2008) indica que el transporte de crudos por tuberías responde 

satisfactoriamente a la necesidad de despachar y recibir diariamente grandes 

volúmenes de petróleo. Rodríguez (2015) plantea que actualmente para muchas 

industrias petroleras, la solución económica más factible es el uso de tuberías que 

manejan flujos multifásico, ya que disminuye un 25% el costo de producción, con 

respecto a utilizar tuberías independientes para manejar los fluidos de ambas 

fases.  

 1.2.1.1. Características de las tuberías 

NORSOK (2012) plantea que la tipología de un conducto depende generalmente 

de la topografía del terreno, las propiedades del fluido que se quiere transportar y 

las condiciones de operación del proceso. Las características más comunes de un 

oleoducto son la longitud, el diámetro externo y la calidad del acero. Según 

especificaciones del American Petroleum Institute API (1980) los tipos de acero 

más frecuente  incluyen la serie desde el grado B hasta el grado X-70 que tienen 

un punto cedente mínimo de resistencia (capacidad que tiene el material para 

resistir la deformación bajo la acción de fuerzas que puedan aplicársele) de 2531 

kg/cm2 y 4921 kg/cm2 respectivamente. 

Las tuberías de sección circular son las más frecuentes, debido a que ofrecen 

mayor resistencia estructural, por tanto, los oleoductos abarcan una serie muy 

amplia de diámetros externos que varían desde 101,6 hasta 1625,6 mm y para 

ellos hay una gran variedad de diámetros internos que permiten determinar el 

espesor de la tubería, y por ende, su peso por unidad lineal de los tubos. Este 

peso es un parámetro fundamental en la selección adecuada del conducto 

requerido para satisfacer los volúmenes y presiones de bombeo.  
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1.2.1.2. Gradiente de presión en tuberías horizontales 

Para Arcia (1999) un parámetro importante a la hora de diseñar una línea de flujo 

es la caída de presión que el fluido tendrá a lo largo de esta, por lo que ha sido 

objeto de estudio para varios investigadores citados por Ellul et al. (2004); los 

mismos han determinado que las pérdidas de presión en flujo multifásico 

horizontal pueden llegar a ser de 5 a 10 veces mayores que las ocurridas en flujos 

monofásicos, esto se debe a que la fase gaseosa se desliza sobre la fase líquida, 

separadas ambas por una interfase que puede ser lisa o irregular dependiendo del 

patrón de flujo existente.  

GPSA (1998) y Laurencio et al. (2012) consideran que las pérdidas de presión 

generadas son de dos tipos: primarias y secundarias, las primeras se producen 

por el contacto del fluido con las paredes de la tubería y por el rozamiento de unas 

capas de fluido con otras en régimen laminar o de las partículas del fluido entre sí 

(régimen turbulento); mientras que las segundas son producidas por las 

transiciones del flujo (estrechamientos o expansiones de la corriente) y por los 

accesorios presentes en el sistema de tuberías. 

De forma general, para obtener la caída de presión entre dos puntos de una 

tubería se necesita realizar un balance de energía mecánica en el sistema. 

Aplicando la primera ley de la termodinámica y la ley de conservación de la 

energía, se establece que la energía de un fluido que se almacena en cualquier 

región del sistema más cualquier trabajo adicional realizado sobre o por el fluido 

menos la energía perdida por calor en el sistema es igual a la energía del fluido 

que sale de dicha sección. 

1.2.2. Válvulas y accesorios 

Crane (2010) clasifica las válvulas según la resistencia que ofrecen al flujo.  Las  

que presentan un cambio en la dirección del flujo, como las válvulas de globo y 

angulares, están en el grupo de alta resistencia y las que tienen un paso directo 

del flujo, como las válvulas de compuerta, bola, macho y de mariposa pertenecen 

al grupo de baja resistencia. Para el petróleo se utilizan cada una de ellas en 

diversas partes del mundo.  
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Los acoplamientos o accesorios para la conexión de los sistemas de tuberías 

según criterios de Crane (2010) se dividen en los grupos siguientes: derivación, 

reducción, ampliación y desviación. Los conectores de reducción o ampliación son 

aquellos que cambian la superficie de paso del fluido. Los accesorios como las “T”, 

cruces, codos con salida lateral, se agrupan como accesorios de derivación, los 

cuales se caracterizan por cambiar la dirección del flujo.  

1.2.2.1. Caída de presión provocada por las válvulas y accesorios 

Chang y Paul (2006) y Crane (2010) indican que cuando un fluido se desplaza 

uniformemente por una tubería recta, larga y de diámetro constante, la 

configuración del flujo indicada por la distribución de la velocidad sobre el diámetro 

de la tubería adopta una forma característica. Cualquier obstáculo en la tubería 

cambia la dirección de la corriente en forma total o parcial, altera la configuración 

característica de flujo y ocasiona turbulencia, causando una pérdida de energía 

mayor de la que normalmente se produce en un flujo por una tubería recta. 

Además, las válvulas y accesorios en una línea de tuberías alteran la 

configuración de flujo, por lo que se produce una pérdida de presión adicional.  

Crane (2010) define que la pérdida de presión total producida por una válvula o 

accesorio se integra por:  

 La pérdida de presión dentro de la válvula. 

 La pérdida de presión en la tubería de entrada es mayor de la que se produce 

normalmente si no existe válvula en la línea. (Este efecto es pequeño) 

 La pérdida de presión en la tubería de salida es superior a la que se produce 

normalmente si no hubiera válvula en la línea. (Este efecto puede ser muy 

pequeño) 

Desde el punto de vista experimental es difícil medir las tres caídas de presión por 

separado. Sin embargo, su efecto combinado es la cantidad deseada y puede 

medirse con métodos bien conocidos. El Anexo 3 muestra dos tramos de tubería 

del mismo diámetro y longitud. El tramo superior contiene una válvula de globo. Si 

las pérdidas de presión ΔP1 y ΔP2 se miden entre los puntos indicados, se 

encuentra que ΔP1 es mayor que ΔP2. En realidad, la pérdida provocada por la 
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válvula de longitud “d” es ΔP1 menos la pérdida en un tramo de tubería con 

longitud “a + b”.  

1.3. Separadores gas - líquido 

Ramírez (2014) y García (2015) indican que cuando el crudo a través de la red de 

recolección llega a los Centros Colectores, inmediatamente entra a los 

separadores gas-líquido, donde ocurre la separación inmediata de las diferentes 

fases que integran el fluido multifásico, además, se cuantifica la producción del 

flujo de gas y líquido total o individual de cada pozo, teniendo en cuenta los 

volúmenes que se registran en los niveles visuales y los sensores.  

Según GPSA (1998), Barker et al. (2007) y API (2009) estos equipos tienen dos 

secciones básicas. Una sección superior donde el gas fluye hacia arriba o a través 

del recipiente y las gotitas de líquido caen a través del mismo hacia la fase de 

líquido. La sección inferior permite que las burbujas de gas en el líquido emerjan y 

pasen a la fase gaseosa. Un recipiente de tamaño satisfactorio garantiza un 

espacio apropiado en cada sección para que estas funciones se lleven a cabo con 

alguna eficiencia arbitraria.  

Existen varios principios para lograr la separación de las fases que componen el 

fluido, como la separación gravitacional que plantea que los fluidos más ligeros 

tienden a flotar sobre los más densos, por tanto, mientras mayor sea la diferencia 

de densidad más efectiva será la separación. En Cuba debido a las características 

del fluido que se extrae de los yacimientos este es el principio que más se aplica.  

1.3.1. Tipos de separadores  

Lyons et al. (1996); Frankiewicz et al. (2001) y API (2009) plantean que los 

separadores generalmente se clasifican por su forma y por el número de fases que 

separan, si son dos fluidos como gas y petróleo se les llama bifásicos, o si se 

separan tres fluidos (gas, petróleo y agua) son trifásicos. El número de fases se 

refiere a las corrientes que salen del equipo no a las presentes en la entrada, por 

lo que la arena y los sedimentos que se depositan en el fondo no se consideran 

como una fase. El CC-11 opera con crudos generalmente pesados, y estos 
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presentan densidades muy similares al agua lo que hace la separación agua - 

petróleo más difícil, por tanto, los tipos de separadores con que trabaja son 

bifásicos.  Estos autores clasifican los separadores en los tipos siguientes: 

 Separadores Verticales: Operan con elevados flujo de gases, requieren menor 

área del plano que los recipientes horizontales equivalentes y facilitan la 

remoción de  sólidos acumulados. (Ver Anexo 4) 

 Separadores Horizontales: Manejan grandes volúmenes de líquido en relación 

con los verticales, debido a que el área de interfaz es más grande en un 

separador vertical y es más fácil separar las burbujas de gas en crudos 

pesados y espumosos. (Ver Anexo 5) 

 Separadores Esféricos: Este diseño puede ser muy eficiente desde el punto de 

vista de contención de presión, pero debido a su capacidad limitada de flujo de 

líquido y dificultades con la fabricación son poco usados en la industria 

petrolera. (Ver Anexo 6) 

 Separadores Ciclónicos: Son separadores eficientes que se fundamentan en 

el principio de la aceleración centrífuga, que no son comúnmente utilizados en 

las operaciones de producción porque son sensibles a la tasa de flujo y 

requieren de caídas en presión mayores a las de los separadores 

convencionales. 

Chin et al. (2002) indican que no debe se debe seleccionar arbitrariamente entre 

un separador vertical y horizontal, sino que lo importante es que el diseño sea 

correcto. El autor considera que la elección debe estar basada en varios factores, 

incluyendo la base económica, reafirmando que un separador horizontal ofrece 

más capacidad por el mismo gasto que uno vertical cuando se comparan los 

costos del equipo; sin embargo, señala que un separador vertical puede ser 

preferible en situaciones donde el espacio está limitado o la arena es un problema. 

1.4. Softwares de simulación hidrodinámica para flujos multifásicos  

Según Santibáñez (2007), Bedoya y Fontecha (2010) en la actualidad con el 

avance de las tecnologías y la llegada de la informatización a la industria petrolera 

se han creado diversos softwares de cálculo y modelación, que posibilitan 



Trabajo de Diploma                                       Capítulo 1. Análisis Bibliográfico          

 

23 

 

simulaciones hidrodinámicas del flujo multifásico en sistemas de tuberías a partir 

del desarrollo de correlaciones empíricas y modelos mecanicistas. La evaluación 

que realizan estos programas tiene un alto grado de complejidad, por lo que 

necesitan un elevado número de variables para su funcionamiento como: 

temperatura, presión, propiedades físicas de la emulsión y de cada una de las 

fases, así como comportamiento del estado de equilibrio. 

Por otra parte, Velasco (2013) indica que los simuladores permiten modelar de 

una forma más real la amplia variedad de redes de producción que existen en 

todo el mundo. Esta simulación numérica se ha convertido en una necesidad de 

vital importancia dentro de la práctica de la ingeniería de producción. La 

aplicación de los programas computacionales actuales permiten entre otros 

aspectos el análisis de la estructura de los yacimientos, el  diseño y análisis de 

pozos, el análisis e interpretación de los perfiles hidráulico, el diseño y monitoreo 

de oleoductos o redes de tuberías,  y lo más importante el análisis y predicción de 

resultados. 

Entre los diversos softwares de simulación hidrodinámica para flujos multifásico 

actualmente se encuentran los siguientes:  

1. PIPESOFT-2™: es un simulador de flujo y transferencia de calor ideal para 

pozos y líneas de tubería. El programa optimiza la producción, para ello se 

basa en las soluciones de las leyes de flujo de fluidos, evaluando el 

comportamiento dentro del pozo, las líneas y los sistemas de producción e 

inyección. (Bedoya y Fontecha, 2010)  

2. PVTLIB™ (Petróleo negro/propiedades composicionales): es un programa que 

trabaja con gran precisión para determinar las propiedades físicas del gas y 

petróleo utilizando dos ecuaciones de estado, Redlich-Kwong-Soave (RKS) y 

Peng-Robinson (PR), con bastante exactitud en el cálculo de reservas y de la 

producción. Éstas permiten obtener un análisis composicional completo del 

fluido. Este software enlaza más de 140 correlaciones PVT para gas y petróleo. 

(Santibáñez, 2007) 
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3. OLGA: es un modelo de dos fluidos, unidimensional y dinámico (válido para 

régimen transitorio o variable), en el que se especifica un sistema de 

ecuaciones constituido por las ecuaciones de conservación, momento y 

energía, con ecuaciones de ajuste, definidas mediante correlaciones de 

parámetros, tales como la fracción de volumen de líquido y el factor de fricción 

interfacial, además de condiciones iníciales y de frontera. Para resolver esta 

serie de ecuaciones dentro de OLGA, se seleccionan los métodos implícitos 

por ser los más adecuados al tratar con regímenes transitorios lentos. (Ellul et 

al., 2004; Schlumberger, 2013 y Molina, 2015). 

4. PIPEPHASE: es un simulador de flujo multifásico en estado estacionario y 

permite simular pozos, tuberías y redes de tuberías, tanto para el transporte de 

hidrocarburos como de agua y vapor. Este simulador cuenta con una interfaz 

de usuario que facilita la construcción de modelos y el análisis de resultados, 

además de un módulo para optimización de flujo en redes de conducción de 

fluidos. (Bedoya y Fontecha, 2010 y Fernández et al., 2014). 

5. SARFM (Software Analizador de Redes de Flujo Multifásico): se usa 

frecuentemente para identificar situaciones que requieren más detallado la 

simulación transitoria, además del análisis nodal. Presenta una colección 

variada de otras tareas específicas de simulación y ofrece una solución de 

modelos para estudiar sistemas multifásico de flujo. Es un simulador totalmente 

flexible en cuanto a la visualización de los detalles que se muestran, es capaz 

tanto de mostrar el resultado final de la simulación, como de mostrar cualquiera 

de los pasos intermedios por los que hay que pasar. (Velasco, 2013) 

6. PIPESIM: es un simulador de flujo multifásico en estado estacionario que se 

utiliza en el diseño, la optimización y el análisis diagnóstico en yacimientos, 

pozos, equipos y redes de transporte en sistemas de producción de petróleo y 

gas que procesan fluidos multifásicos de hidrocarburos vivos. (Schlumberger, 

2010) 
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1.4.1. Generalidades del PIPESIM 

El PIPESIM fue desarrollado originalmente por una compañía llamada Baker 

Jardine. La misma se crea en 1985 para proporcionar el software a las industrias 

que procesaban petróleo y gas. En abril del 2001 el software fue adquirido por la 

compañía Schlumberger, esta ha intervenido en el desarrollo de los diseños a 

nivel mundial de la producción de softwares de ingeniería que incluyen el DECIDE, 

OFM y PIPESIM con el objetivo de cubrir la demanda de la informatización de la 

industria petrolera actual. 

Schlumberger (2010) plantea que el PIPESIM es un simulador de flujo multifásico 

en estado estacionario que incorpora principalmente una tecnología de interfaz de 

usuario gráfica acoplada a un artefacto del cómputo. El software se utiliza 

particularmente en el diseño, la optimización y el análisis diagnóstico en 

yacimientos, pozos, equipos y redes de transporte en sistemas de producción de 

petróleo y gas que procesan fluidos multifásicos de hidrocarburos vivos. También 

permite realizar un balance riguroso de calor, modelar las redes generales de un 

sistema y verificar las inconsistencias en dicha redes. Esta herramienta se ha 

aplicado con éxito en numerosos sistemas para el procesamiento de datos 

tomados del campo y el ajuste de modelos para crudos de diversas regiones del 

mundo.  

En el mercado hay otras herramientas de softwares pero sin duda estas son las 

más utilizadas y reconocidas en la industria petrolera. Se deba aclarar que la 

empresa actualmente solo cuenta con la licencia del PIPESIM, por tanto, será la 

herramienta a utilizar, el mismo resulta muy apropiado para el trabajo en cuestión  

considerando las ventajas señaladas anteriormente. 
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1.5. Conclusiones Parciales  

1. El flujo multifásico presenta distribuciones espaciales de las fases conocidas 

como patrones de flujo, los cuales están sometidos por fenómenos de 

transporte que rigen el perfil de las presiones del fluido a lo largo del sistema. 

2. Fundamentado en las características del objeto de estudio y en la bibliografía 

consultada, el modelo de transporte de flujo multifásico se estimará mediante 

las correlaciones empíricas presentadas por Beggs y Brill Original, Beggs y Brill 

Revisada, Mukherjee y Brill, el método mecanicista propuesto por Xiao et al. y 

el modelo homogéneo de Oliemans.  

3. En la selección de los separadores se debe tener en cuenta criterios técnicos y 

económicos, dependiendo de las condiciones de operación, características de 

los fluidos y los costos de compra e instalación del equipo.    

4. De los programas utilizados para la simulación de procesos petroleros, la 

herramienta que se utiliza en el trabajo es el software PIPESIM, debido a la 

amplia gama de aplicaciones que posee.  
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Capítulo 2. Materiales y Métodos 

En este capítulo el autor diseña una estrategia de trabajo que permita organizar 

las tareas que den solución al problema planteado (Ver Anexo 7), además muestra  

la caracterización tecnológica del proceso del Centro Colector 11 perteneciente a 

la UEB de Producción de la EPEP-Centro, con el objetivo de reflejar en el informe 

las características técnicas necesarias del objeto de estudio. También se definen 

los procedimientos y las metodologías aplicadas en las diferentes etapas del 

estudio de la problemática para una mejor comprensión de los análisis de 

resultados en el capítulo siguiente.  

2.1. Caracterización tecnológica del proceso 

2.1.1. Descripción de la Instalación 

El Centro Colector 11 se encuentra ubicado en el territorio de la comunidad Julián 

Alemán „‟La Conchita‟‟ en el km 26, Vía Blanca, Cárdenas, Matanzas y se localiza 

dentro de la zona geológica de prospección y desarrollo del yacimiento Varadero 

Oeste Extendido; cuenta en el campo con un ramillete integrado por nueve pozos 

(Ver Anexo 8), de ellos ocho explotan el yacimiento Varadero Oeste y el pozo 

restante el yacimiento Camarioca. Estos son caracterizados por tener la mayor 

producción de todos los operados por la entidad, representando el 25% de la 

producción total de la EPEP-Centro. El proceso de producción se realiza de forma 

continua durante todo el año y cuenta con cinco áreas fundamentales: 

1. Área de Extracción. 

2. Área de Separación.  

3. Área de Almacenamiento.  

4. Área de Trasiego. 

5. Área de  Tanques. 

Dentro de la instalación del Centro se encuentran  la oficina de control del Jefe de 

Turno, pantry, oficina del tecnólogo y baño; además está la oficina de Jefe de 

Centro y dos locales donde se sitúan los medios de protección del hombre, los 

medios contra incendios y los productos para la limpieza de equipos. También  
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existe un local donde están ubicadas las taquillas de los trabajadores con su baño   

y un Grupo Electrógeno de 500 kW para una emergencia al ocurrir avería en el 

Sistema Energético Nacional o en situación de un Evento Meteorológico. 

2.1.2. Descripción del flujo tecnológico de producción 

El flujo tecnológico de producción (Ver Anexo 9) comienza con el trasiego del 

fluido multifásico extraído de los pozos ubicados en el campo hasta el Manifold 

(punto donde se dirige el flujo al colector deseado, sea el de producción o 

medición). El fluido que pasa por el colector de producción o total mediante las 

válvulas correspondientes se dirige al depulsador hasta llegar al Separador 

Horizontal Total (SHT), al decidir que pozo se mide por motivos operacionales, el 

fluido fluye igual que el caso anterior pero por el colector de medición hasta llegar 

al Separador Horizontal de Medición (SHM), en ambos separadores tiene lugar la 

primera separación del gas y el líquido.  

De estos separadores sale un fluido parcialmente desgasificado que se traslada 

por diferencia de presión hacia los Separadores Horizontales de Reserva (SHR) 

donde se almacena y se realiza la última separación del centro, y el mismo es 

succionado por las bombas encargadas de trasegarlo por el oleoducto hacia la 

Estación de Rebombeo Oeste (ERO), desde donde se rebombea hacia la Planta 

de Procesamiento de Crudo (PPC).  

El gas que sale del SHM pasa por las líneas de medición estando estas 

conectadas al gasómetro y en dependencia del comportamiento del pozo se utiliza 

el diámetro adecuado de dos, cuatro o seis pulgadas. Posteriormente este gas se 

une al que sale del SHT, pasando a través de los Separadores Verticales de 

Arrastre de Reserva (SVA-R) y al lazo de medición donde está ubicado el 

gasómetro para cuantificar el gas total producido por los pozos del centro. Estos 

gases producto de la separación se envían por gasoducto hacia la Planta de 

ENERGAS o se combustionan en el flare mediante un sistema hermético, por lo 

que minimiza el escape de gas a la atmósfera y las posibilidades de riesgos de 

incendio.  



Trabajo de Diploma                                           Capítulo 2. Materiales y Métodos      

 

29 

 

En caso de paradas imprevistas o averías en el oleoducto, la instalación cuenta 

con tres tanques de 200 m3 de capacidad para almacenar el fluido sin parar la 

producción del centro y en casos de emergencia por paradas de la Planta de 

ENERGAS o averías en el gasoducto, el gas se evacua y se quema en el flare. 

2.1.3. Equipos fundamentales 

A continuación se muestran los parámetros operacionales de los diferentes 

equipos involucrados en el proceso: 

1. Separador Horizontal Total (SHT): 

- Separador de 200 m3 de capacidad, con aditamentos interiores para facilitar 

la separación gas – petróleo.  

- Trabaja a una capacidad del 50 %, para evitar posibles arrastres de 

petróleos a las líneas de gas. 

- Recibe el petróleo de todos los pozos conectados al colector de producción.  

2. Separador Horizontal de Medición (SHM): 

- Separador de 200 m3 de capacidad, con aditamentos interiores para facilitar 

la separación gas – petróleo.  

- Trabaja a una capacidad del 50 %, para evitar posibles arrastres de 

petróleos a las líneas de gas. 

- Se realiza la medición individual de petróleo y gas de cada pozo.   

3. Separador Horizontal de Reserva (SHR): 

- Dos separadores de 200 m3 de capacidad, sin aditamentos interiores.  

- Trabaja a una capacidad del 50 %, para evitar posibles arrastres de 

petróleos a las líneas de gas. 

- Se cuantifica la producción del fluido total de centro (gas y petróleo).   

4. Separador Vertical de Arrastre (SVA): 

- Separador vertical instalado en las líneas de salida de cada separador 

horizontal del centro con el objetivo de recuperar el petróleo arrastrado por 

el gas. 

5. Bombas: 

- Tres bombas NETZSCH con capacidad de bombeo de 35 m3/h cada una. 
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- Una bomba Worthington con capacidad de bombeo de 60 m3/h.  

6. Oleoducto: 

- Tubería de 508 mm de diámetro y longitud de 3900 m que conecta el CC # 

11 con el CC # 9. 

7. Compresor: 

- Tipo: Comp. Air L07 

- Capacidad máxima de 16 bar y potencia del motor de 7.5 kW. 

8. Tanques de almacenamiento: 

- Tres tanques de 200 m3 de capacidad. 

9. Flare de alta: 

- Situado a 169 m de distancia de la línea de gas que va desde el SHT a la 

entrada de los SHR. 

- Está compuesto por un tubo vertical con un quemador en la parte superior. 

La instalación cuenta además con un sistema de control automático SCADA 

compuesto por transmisores de presión y válvulas electroneumáticas. También 

existen válvulas de operación manual en el by pass del SHM, SHT y los SHR, que 

da la posibilidad de regular la presión manualmente ante un mal funcionamiento 

de la válvula electroneumática o una salida de servicio de la misma.  

2.1.4. Características de la materia prima   

La materia prima que se procesa en el Centro es el fluido multifásico extraído en el 

campo a los yacimientos de Varadero Oeste y Camarioca, que presenta como 

característica más compleja su composición, integrada principalmente por 

petróleo, agua y gas como se abordó en el capítulo anterior. En los Anexos 10,11 

y 12 se muestran las propiedades fundamentales de cada uno de estos 

componentes. 

2.2. Recopilación de datos 

2.2.1. Levantamiento de las redes de recolección 

El trabajo en el campo de pozos empieza con una primera etapa en que se realiza  

un levantamiento a los sistemas que conforman las redes de recolección (Ver 

Anexo 13), lo cual es necesario debido a que se realizan continuos cambios  
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tecnológicos en el proceso con el objetivo de perforar nuevos pozos para 

aumentar la eficiencia y la producción del Centro.  

Este proceso de levantamiento se realiza con el fin de adquirir la mayor cantidad 

de información que esté disponible físicamente en el campo para obtener un 

resultado más cercano y confiable al entorno de producción que permita definir los 

fenómenos de transporte del flujo multifásico en el sistema. Para ello se tuvieron 

en cuenta las características topográficas del terreno, las válvulas y todos los 

accesorios (fittings) presentes en las redes, así como el dimensionamiento de las 

tuberías conformado por: 

 Longitud. 

 Diámetro Interno. 

 Espesor de la Pared. 

 Rugosidad.  

2.2.2. Variables del proceso 

Con el fin de determinar las presiones de superficie de los pozos cuando estos 

tributan por los colectores de medición y/o producción es necesario analizar el 

comportamiento del flujo multifásico en ambos conductos, por lo que se definen 

las variables de estudio siguientes: 

Variable Dependiente: 

 Presión en la cabeza del pozo, (Pb). 

La presión en la cabeza del pozo, durante el proceso se considera numéricamente 

igual a la presión de tubing (Pt), debido a que es la presión existente en la línea de 

producción y se calcula mediante la relación siguiente: 

LPsepb PPP                                                                                                       (2.1) 

Donde: 

Psep: Presión de separación. 

ΔPLP: Caída de presión en la línea de producción. 

Como se explica en el capítulo anterior los patrones de flujo son los que rigen la 

distribución de presiones en los sistemas de fluidos multifásicos, por lo que es 
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necesario describir el patrón de flujo existente para determinar la caída de presión 

en la línea de producción de los pozos.  

Los patrones de flujo son variables complejas que se pueden analizar mediante el 

estudio de variables más sencillas como son las propiedades físico-químicas del 

fluido y la cantidad de gas, petróleo y agua que halla en cada fase. Las variables 

independientes que describen estos patrones son: 

 API. 

 Viscosidad dinámica. 

 Porciento de Agua y Sedimentos, (BSW). 

 Temperatura del fluido, (Tf). 

 Presión de separación, (Psep). 

 Flujo líquido, (Qf). 

 Relación Gas-Petróleo, (GOR).  

Las variables anteriores se miden en diversos puntos de la trayectoria de las 

líneas de producción de los pozos hasta el Centro Colector. Las tres primeras se 

analizan por un toma muestra y la temperatura del fluido por sensores, ambos 

puntos localizados en la cabeza del pozo; la presión de separación se mide en los 

puntos de recepción (la entrada de los separadores) y las dos últimas variables a 

la salida de estos.  

2.2.3. Registro de datos e instrumentación utilizada 

Los datos correspondientes a las variables de operación (presión, temperatura y 

caudal de flujo) se recolectan diariamente mediante la observación directa en el 

trabajo de campo a través de la instrumentación digital mostrada en la Anexo 14. 

Los valores de las propiedades físicas del fluido API,  BSW y Viscosidad dinámica 

son suministrados por la dirección del Laboratorio Central de la Empresa y se 

estiman mediante una experimentación analítica certificada en las normas 

siguientes: 

 NC - ASTM D 1298:2009. Industria del Petróleo. Método de ensayo estándar 

para determinar densidad, densidad relativa (gravedad específica) o gravedad 
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API en el petróleo crudo y productos derivados del petróleo por el método del 

hidrómetro.  

 NC - ASTM D 4007:2008. Industria del Petróleo. Método de ensayo estándar 

para la determinación de agua y sedimento en petróleo crudo por el método de 

centrifugación. 

 NC - ASTM D 445:2011. Industria del Petróleo. Método de ensayo estándar 

para determinar la viscosidad cinemática de líquidos transparentes y opacos. 

Cálculo de la viscosidad dinámica.    

La relación gas-petróleo es una de las variables de operación más controladas por 

los operadores en el centro debido a la importancia que posee, la misma se 

calcula de forma individual para cada pozo en medición mediante la metodología 

siguiente: 

1. Determinar experimentalmente el BSW del fluido.  

2. Cuantificar el volumen de gas y líquido que produce el pozo en medición. 

3. Cuantificar la cantidad de petróleo presente en el volumen de líquido. 

4. Calcular la relación gas-petróleo mediante la siguiente expresión: 

P

G

V

V
GOR                                                                                                              (2.2) 

Donde: 

GOR: relación gas-petróleo (Sm3gas/Sm3petróleo). 

VG: Volumen de gas (Sm3gas). 

VP: Volumen de petróleo (Sm3petróleo). 

2.2.4. Muestra de estudio 

La población comprende los registros diarios de las variables de estudio 

mencionadas con anterioridad en el período comprendido entre noviembre 2015 y 

marzo 2016. 

La muestra seleccionada para el estudio comprende los últimos tres registros de la 

población para cada pozo en medición (Ver Anexo 15), con el objetivo de tener la 

información más reciente del comportamiento de los pozos. Se debe señalar que 
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se hicieron coincidir las fechas de mediciones en ambos colectores, para observar 

las diferencias en el comportamiento del flujo que existen en ambos colectores el 

mismo día.  

2.3. Procesamiento estadístico de los datos 

Después de la recopilación de los datos que comprenden la muestra, se procesan 

estadísticamente los mismos, con el objetivo de obtener los datos representativos, 

que permitan simular el sistema de transporte de las redes de recolección de fluido 

multifásico. Las variables de estudio que se procesan estadísticamente son las 

presiones de tubing y de casing para cada uno de los pozos, esto se debe a que 

las restantes variables de estudio se registran puntualmente en cada medición. 

Se realiza una caracterización estadística, donde se determinan los parámetros 

media, desviación estándar y coeficiente de variación, estos dos últimos reflejan la 

variabilidad de la muestra, indicando si la media es representativa de la misma. 

Además se tienen en cuenta los coeficientes de asimetría y curtosis para conocer 

si la muestra presentan una distribución normal, para lo cual deben encontrarse en 

el rango comprendido entre -2 y +2.  

2.4. Metodología de simulación  

2.4.1. Estrategia general de simulación 

El modelo simulado del sistema de transporte de las redes de recolección del 

Centro Colector 11 se obtiene utilizando el software PIPESIM 2010.1.1, pues esta 

es una potente herramienta con que cuenta la industria petrolera actual. La misma 

permite resolver problemas con altos grado de dificultad en cortos períodos de 

tiempo. Pero Viera et al. (1988) sugiere que la simulación de un modelo en 

cualquier software debe responder a una estrategia general de simulación la 

misma se basa en estos cuatro pasos fundamentales: 

1. Construir el Diagrama de Flujo de Información (DFI). 

El diagrama de flujo de una planta es una representación gráfica de los flujos de 

materia y de energía de un proceso, donde las diferentes operaciones pueden ser 
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representadas por uno o varios módulos, en dependencia de la complejidad. Estos 

diagramas de flujo se transforman en diagramas de flujo de información para la 

simulación de un proceso, teniendo en cuenta la cantidad de módulos que 

representa a una operación o proceso y que la información fluye de un módulo a 

otro a través de las corrientes de materia o energía.  

2. Determinar el orden de cálculo. 

La determinación del orden de cálculo tiene como objetivo seleccionar  el módulo 

que tenga las corrientes de entradas definidas y que permita el cálculo de los 

restantes módulos de forma consecutiva, la cual depende de la presencia o no de 

corrientes de recirculación en el DFI. En este estudio no hay presencia de 

corrientes de recirculación, por lo que la secuencia de cálculo de los módulos se 

puede determinar con facilidad a partir del análisis de orden de precedencia, 

debido a que el flujo de información siempre avanza en una dirección.  

Definir las corrientes de entrada. 

En el trabajo con el simulador de procesos, se conoce como definición de una 

corriente a los datos necesarios para que dicha corriente pueda ser calculada, de 

tal forma que sean determinadas por el programa de simulación todas sus 

propiedades físicas, químicas y termodinámicas. 

Los datos necesarios son: 

 Temperatura, presión o fracción de vapor (define las características 

termodinámicas). 

 Flujo, composición o flujo por componente (define las características físicas y 

químicas). 

3. Definir los módulos matemáticos. 

En este último paso se define la operación unitaria que realiza cada módulo del 

DFI, para que corresponda con un módulo apropiado del simulador y se 

establecen los parámetros que definen la operación de los mismos. La 

implementación de estos módulos en el software PIPESIM se muestra en el 

epígrafe a continuación.  
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2.4.2. Introducción al PIPESIM (versión 2010.1.1) 

El PIPESIM es un simulador de flujo multifásico, en estado estacionario, que 

diseña y diagnostica los sistemas de producción de petróleo y gas, desde el 

yacimiento hasta las instalaciones de superficie. El software es usado por 

ingenieros como una herramienta para: modelar el comportamiento del pozo, 

analizar sistemas de análisis nodal, diseñar sistemas artificiales de producción, 

modelar redes de tuberías y analizar el plan de desarrollo del campo, así como la 

optimización de su producción.  

Al abrir el software, el primer paso es seleccionar la opción de trabajo con que se 

quiere simular. Teniendo en cuenta las características del objeto de estudio 

mostradas al principio del capítulo para este trabajo se selecciona la opción de 

crear una nueva red (New Network). 

 

Figura 2.1: Selección de la opción de trabajo. 

2.4.2.1. Metodología de trabajo en el software 

El software consiste en simular el objeto de estudio a partir de capas desde el 

exterior (red de recolección de pozos) hasta el interior (línea de producción de los 

pozos; colectores de medición y producción). El mismo presenta una interfaz de 

usuario mostrada a continuación: 
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Figura 2.2: Interfaz de usuario del Software PIPESIM (versión 2010.1.1). 

La etapa de simulación de un sistema de redes utilizando el modo red nueva 

(network) cuenta con ocho etapas. En el Anexo 16 se muestra el diagrama de 

trabajo con el objetivo de crear una metodología de simulación que logre una 

mayor organización y permita priorizar las tareas a la hora de realizar el trabajo.  

1. Seleccionar y conectar los componentes del modelo de la red. 

La primera etapa consiste en seleccionar y conectar los componentes que están 

presentes en el modelo de cada una de las redes de recolección de los pozos, a 

esta etapa también se le conoce como construcción del Diagrama de Flujo de 

Información (DFI). Para ello se seleccionan los módulos presentes en la Barra de 

Herramientas de la red mostrada en la figura siguiente: 

 

Figura 2.3: Barra de Herramientas de la Red. 
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A continuación se describen los módulos usados en la simulación pertenecientes a 

la Barra de Herramientas de la Red: 

 

Figura 2.4: Símbolo del módulo Texto. 

El módulo Texto (Text) se utiliza para organizar el ambiente de simulación del 

software, pues permite agregar una caja del texto al modelo.   

 

Figura 2.5: Símbolo del módulo Unión. 

El módulo Unión (Junction) representa una situación en el modelo dónde ocurre 

una unión entre dos o más ramas. El fluido proveniente de las ramas anteriores se 

mezcla en este módulo, comportándose como un mezclador. Los mezcladores de 

corrientes son módulos elementales y muy comunes en cualquier simulación de 

procesos (Schlumberger, 2010).  

 

Figura 2.6: Símbolo del módulo Línea. 

El módulo Línea (Branch) es un objeto que permite la conexión entre dos módulos 

ya sea dos uniones o una fuente o un sumidero a una unión. Este módulo cuando 

está conectando puede contener en su interior líneas de flujo, equipos de 

procesos y otros módulos de operaciones lógicas (Schlumberger, 2010).   

 

Figura 2.7: Símbolo del módulo Fuente. 
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El módulo Fuente (Source) define las corrientes de entrada pues representa el 

punto de entrada del fluido en la red y normalmente se utiliza en simulaciones de 

operaciones de superficie. Un modelo de red va tener tantas fuentes como 

entradas de fluido existan en el sistema (Schlumberger, 2010).   

 

Figura 2.8: Símbolo del módulo Sumidero. 

El módulo Sumidero o Nodo de salida (Sink) representa el punto de salida del 

fluido en la red. Un modelo de red va tener tantos sumideros como salidas de 

fluido existan en el sistema (Schlumberger, 2010).   

2. Seleccionar y conectar los objetos de las líneas.  

Luego de simular ambas redes de recolección se entra al ambiente de simulación 

interior del software. Aquí se procede a seleccionar y conectar los objetos que 

están presentes dentro de las líneas. Para ello se utilizan los módulos presentes 

en la Barra de Herramientas de pozos o líneas mostrada en la figura siguiente: 

 

 

Figura 2.9: Barra de Herramientas de pozos o líneas. 
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A continuación se describen los módulos usados en la simulación pertenecientes a 

la Barra de Herramientas de pozos o líneas: 

 

Figura 2.10: Símbolo del módulo Nodo Frontera. 

El módulo Nodo Frontera (Boundary Node) sólo aparece en las fronteras del 

modelo, por lo que puede tener un solo módulo conectado a él (Schlumberger, 

2010).    

 

Figura 2.11: Símbolo del módulo Nodo. 

El módulo Nodo (Node) permite la conexión entre dos objetos sin que se localice 

ningún equipo entre ellos (Schlumberger, 2010). Es necesario especificar que en 

simulaciones de ductos el número de nodos se estima mediante la relación 

siguiente: 

1 LFN                                                                                                        (2.3) 

Donde: 

N: Número de Nodos. 

LF: Número de Líneas de Flujo. 

 

Figura 2.12: Símbolo del módulo Línea de Flujo. 

El módulo Línea de Flujo (Flowline) es una herramienta que permite modelar 

pedazos de tuberías con: el ángulo de inclinación, la altura de la ondulación, la 

especificación de coeficientes de transferencia de calor y las características 
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constructivas del montaje de la tubería. Este módulo también define el perfil 

topográfico del conducto (la distancia horizontal y los cambios de elevación). 

Según Schlumberger (2010) el número de líneas de flujo debe corresponder con la 

cantidad de segmentos de diferentes diámetros en una misma línea de 

producción.   

 

Figura 2.13: Símbolo del módulo Conector. 

El módulo Conector (Connector) como su nombre lo indica permite conectar dos 

objetos como una línea de flujo de longitud cero. Esto normalmente se utiliza para 

conectar un equipo con módulos de operaciones lógicas o dos equipos donde no 

ocurra ninguna caída de presión significativa o un cambio brusco de temperatura 

entre ellos (Schlumberger, 2010).   

 

Figura 2.14: Símbolo del módulo Reporte. 

El módulo Reporte (Report), es una herramienta que permite generar informes de 

resultados en un punto seleccionado del proceso. Esta herramienta se entra al 

sistema mediante una conexión en un punto dado a través del módulo Conector y 

con ella se puede controlar qué rendimiento extra se quiere tener en el informe 

como el mapa de patrones de flujo y las distintas condiciones de operación 

(Schlumberger, 2010).   

3. Seleccionar las unidades. 

En esta etapa se especifican y seleccionan las unidades de medida que se utilizan 

en la simulación del modelo. Se debe destacar que en esta investigación para 

simular se trabaja con las unidades establecidas internacionalmente por la 

industria petrolera, las cuales se muestran en la figura siguiente: 
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Figura 2.15: Configuración de unidades. 

4. Establecer el modelo de fluido. 

La selección del modelo de fluido es el segundo paso que configura el módulo 

Fuente (Source); inicialmente es obligatorio introducir el dato de temperatura 

registrado en la superficie del pozo, luego la presión o el flujo de líquido se puede 

introducir como valores puntuales o en forma de data de valores como muestra la 

Figura 2.16.  

 

Figura 2.16: Configuración del módulo Fuente. 

El modelo del fluido seleccionado es el Petróleo negro (Black Oil), para su 

selección se tuvieron en cuenta las propiedades físico – químicas del fluido que se 

estudia (Ver Anexo 17), fundamentalmente que no se considera como un fluido 

volátil, por tanto, no se necesitan rigurosos cálculos de transferencia de calor y 

fracciones de fase más exactas.  
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El modelo seleccionado consiste en definir el flujo como tres fases formadas por 

petróleo, gas y agua. La cantidad de cada fase es definida a condiciones de 

tanque (stock tank), los datos que son obligatorios especificar mostrados en la 

Figura 2.17, son el nombre del fluido, la relación gas-petróleo (GOR) y el corte de 

agua (WCut), pero también se necesitan la gravedad específica del gas y el agua, 

así como, la del petróleo en grados APIº.  

 

Figura 2.17: Configuración del modelo de fluido petróleo negro. 

El software permite que la viscosidad para el crudo muerto (Dead Oil) se calcule 

por una serie de correlaciones empíricas o mediante una data de valores (User-

supplied Table) de viscosidad contra temperatura como se realiza en el trabajo, 

mostrada en la figura siguiente: 

 

Figura 2.18: Tabla de viscosidad vs temperatura para el crudo muerto. 
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Para el cálculo de la viscosidad del crudo vivo (Life Oil) se utiliza la correlación 

empírica De Ghetto, pues es la única correlación que utiliza el software para 

crudos pesados y extrapesados vivos en el rango de 7 a 22 º API. (Ver Anexo 18) 

Luego es necesario introducir la fracción molar de los componentes presentes en 

el gas acompañante que se consideran contaminantes, como muestra la Figura 

2.19. Los datos fueron tomados por una cromatografía realizada al gas natural del 

yacimiento Varadero Oeste por el laboratorio canadiense AGAT de ENERGAS.  

 

Figura 2.19: Fracción molar de los contaminantes. 

Esta etapa de la simulación finaliza con la aceptación de los datos térmicos 

(Thermal Data) de cada una de las tres fases que supone el modelo de fluido 

petróleo negro.  Se debe señalar que los datos de calibración avanzada del fluido 

(Advanced Calibration Data) no son necesarios para este estudio. 

5. Crear la línea de flujo. 

Cuando se simula el trasiego de un fluido multifásico a través de una tubería es 

importante realizar la construcción del perfil topográfico del oleoducto, pues las 

variaciones de la elevación o los cambios de nivel que ocurran a lo largo del 

conducto provocan cambios en los patrones de flujos existentes, influyendo 

directamente en la caída de presión del sistema. Para la configuración de las 

líneas de flujo el software tiene en cuenta dos pasos. El primero, denominado vista 

simple (Simple View), muestra las características más generales de la línea, para 

el cual es necesario introducir los datos de diámetro interno y la temperatura 

ambiente como muestra la Figura 2.20. Las propiedades espesor de la pared (Wall 
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Thickness) y rugosidad (Roughness) están en función del modelo de tubería y 

toda la red de recolección del CC # 11 está compuesta por el tipo SHC 40. Los 

valores de la distancia horizontal (Horizontal Distance) y la diferencia de elevación 

(Elevation Difference) total de la línea de flujo el software la calcula luego de haber 

configurado el segundo paso. 

 

Figura 2.20: Configuración de la vista simple en la línea de flujo. 

El modelo de tubería SHC 40 desprecia todas las variaciones de la rugosidad con 

respecto al diámetro interno y la misma toma un valor de 0.0254 mm. En el caso 

del espesor de la pared si es necesario considerar el diámetro interno de la 

tubería, y los valores se muestran en la tabla siguiente: 

Tabla 2.7: Espesor de la pared en función del diámetro para tuberías SHC 40. 

Diámetro interno (mm) Espesor de pared (mm) 

152,40 7,11 

304,80 10,31 

508,00 15,09 

Fuente: (API, 1980). 

El segundo paso se denomina vista detallada (Detailed View) y como indica su 

nombre este muestra los detalles más específicos de los datos geométricos  y 

topográficos. La Figura 2.21 muestra en su lado izquierdo, las propiedades 

geométricas vistas en el paso anterior y además calcula la longitud total del tramo. 

Al lado derecho están presentes las características topográficas, como son la 
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distancia con su altura correspondiente. También se necesitan los datos de 

temperatura y presión en cada segmento, así como la temperatura ambiente y el 

coeficiente de transferencia de calor, este último el software lo calcula por defecto. 

 

Figura 2.21: Configuración de la vista detallada en la línea de flujo. 

6. Seleccionar los modelos de correlación de flujo. 

Las correlaciones de flujos multifásicos usan en la predicción de la caída de 

presión y el holdup dos categorías: vertical y horizontal. Ambas dependen de la 

inclinación que posea el ángulo del conducto (Ver Anexo 19), si este es mayor que 

45° o menor que - 45°, el software considera que la tubería presenta una 

orientación vertical y se aplican las correlaciones de flujos verticales. De lo 

contrario, la tubería está orientada horizontalmente y se aplican las correlaciones 

de flujos horizontales.  

7. Definir condiciones de frontera. 

Para resolver el modelo de la red se debe introducir el número correcto de 

condiciones de frontera (Boundary Conditions). El número de condiciones de 

frontera requerido para correr un modelo es determinado por los grados de 

libertad, calculados por la relación siguiente: 

NSNFNPGL                                                                                           (2.4) 

Donde: 

GL: Grados de Libertad 
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NP: Número de Pozos (de producción o inyección) 

NF: Número de Fuentes 

NS: Número de Sumidero 

En este estudio los grados de libertad en cada red de recolección son iguales a 

10. Cada una de estas fronteras, mostradas en la Figura 2.22 se puede especificar 

en términos de presión o caudal de flujo como valores puntuales o una data que 

describa la curva de presión vs flujo; además se deben satisfacerse las 

condiciones siguientes:   

 El número de valores de presión o caudal de flujo deben igualar los grados de 

libertad del modelo.    

 Especificar al menos una presión en el sistema.   

 Entrar el dato de temperatura del fluido a cada fuente. 

 

Figura 2.22: Configuración de las condiciones de frontera. 

8. Correr el modelo de red. 

El último paso de la metodología de simulación planteada por Schlumberger 

(2010) consiste en presionar el botón correr (Run) presente en la barra de 

herramienta y el software calcula las variables de forma iterativa.  

 

 

Figura 2.23: Símbolo del Botón Correr. 
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2.4.3. Validación de los modelos de simulación  

La validación de los modelos de simulación se realiza a partir del ajuste al caso 

base, el cual permite definir la exactitud y confiabilidad de los modelos de 

correlación seleccionados. Este ajuste se realiza a partir de la simulación con las 

condiciones actuales de operación para ambas redes de recolección. 

Para validar los modelos en la red de medición se realizar el ajuste al caso base 

de forma individual a cada una de las líneas de producción de los pozos, para ello 

se toman los valores de las últimas tres mediciones de los pozos dentro del 

período de tiempo estudiado. Los módulos Fuente se define con los valores 

puntuales de las variables en cada medición (Ver Anexo 20), luego se introduce la 

presión de entrada del SHM y a partir de los modelos seleccionados el software 

calcula la presión de superficie del pozo. 

Luego de validar los modelos en la red de medición, se selecciona el que posea 

mejores resultados y con él se ajusta el caso base en la red de producción. En 

este los módulos se definen con los valores de la última medición realizada a cada 

pozo antes de ser conectado a la red de producción (Ver Anexo 21). De igual 

manera al anterior, el software calcula la presión de superficie de cada pozo 

conectado por esta red al introducirle la presión de entrada del SHT. 

Estos resultados obtenidos para cada modelo se comparan con los datos reales 

medidos en el proceso de producción y se calcula el porciento de error relativo que 

existen entre los valores reales medidos en el campo y los calculados por el 

software mediante la ecuación (2.5); para así seleccionar el modelo que posea 

mejor ajuste en la predicción de las condiciones reales presentes en el sistema de 

transporte de las redes de recolección del centro. 

100% 



real

calculadoreal

V

VV
error                                                                                  (2.5)                                                                           

Donde: 

V: parámetro que se analiza. 

Luego de haber calculado el error relativo para la red de medición se analiza el 

ajuste al caso base mediante un análisis del valor máximo del error para cada 

modelo. Para la red de producción como se obtiene un valor del error para cada 
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pozo conectado en ella, el error relativo de esta red se determina mediante un 

promedio ponderado a través de la expresión siguiente: 

 

n

Eif

Error

n

i

i




 1                                                                                               (2.6) 

Donde: 

f(i): fracción de peso para el pozo. 

E(i): error relativo de cada pozo. 

n: número total de pozo.                                                                                                                                                                                     

La fracción de peso para los pozos cuando están conectados en la red de 

producción se estima por la producción que posean los mismos, es decir, el pozo 

que tiene mayor peso es el que más produce y viceversa. Estas fracciones de 

peso se muestran en el Anexo 22. 

2.4.4. Caso de estudio  

A partir de los resultados obtenidos en la validación del modelo se analiza el caso 

estudio, el cual consiste en trasegar el fluido multifásico proveniente de todos los 

pozos en producción por el colector de medición, con el objetivo de determinar el 

impacto que provoca este cambio en la producción de petróleo de los pozos. Este 

impacto se analiza en las tuberías de tubing y casing de forma independiente. 

Como el tubing es la tubería de producción por la cual se extrae el fluido por 

elevación artificial, utilizando las bombas de cavidad progresiva (PCP), se traza la 

metodología siguiente:   

1. Caracterizar el tipo de bomba utilizada.    

El primer paso es investigar el tipo de bomba utilizada en cada uno de los pozos y 

sus características principales. (Ver Anexo 23) 

2. Analizar las curvas de operación de la bomba  

Al conocer los tipos de bombas utilizadas, se buscan en los catálogos las curvas 

de operación de las mismas (Ver Anexos 24 y 25), con el objetivo de obtener una 
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serie de datos que permitan determinar los modelos matemáticos que más se 

ajusten a esas familias de curvas. 

3. Realizar un análisis de regresión. 

Para determinar los modelos matemáticos que más se ajustan a la familia de las 

curvas de operación, se realiza un análisis de regresión múltiple utilizando el 

software Statgraphics Plus 5.0, a partir de los datos obtenidos en la etapa anterior. 

- Ecuaciones para las bombas KUDU 600 TP 1500: 

RL vQP 87.244696.20410.2751                                                                        (2.7) 

RL vPQ 062.1004.0696.8                                                                                  (2.8) 

- Ecuaciones para las bombas NETZSCH 550x150 STM 140 

RL vQP 08.41180.28696.1564                                                                               (2.9) 

RL vPQ 4333.10034.01306.6                                                                                 (2.10)                                                                                        

Donde: 

P: Presión de descarga de la bomba, kPa. 

QL: Flujo de líquido, m3/d. 

vR:  Velocidad de rotación, rpm. 

Como se observa en el Anexo 26, los valores de probabilidad en todos los 

modelos son menores que 0,05, lo que indica que existe una correlación 

significativamente estadística para un 95% de confianza entre las variables, 

además los coeficientes de correlación ajustados indican la variabilidad que existe 

en las variables dependiente para cada modelo.  

El caso de estudio por la tubería de casing solo se analiza cualitativamente, 

comparando la presión del tubing obtenida en el caso de estudio con la presión 

medida en casing cuando el fluido se trasiega por el colector de producción. Con 

esta comparación se puede determinar si los pozos están produciendo o no por la 

tubería de casing. 
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Capítulo 3. Análisis de Resultados 

En este capítulo se presentan y analizan los resultados obtenidos al aplicar las 

metodologías expuestas en el capítulo anterior para la obtención del modelo de 

simulación. Luego se estudia la influencia que ejerce el comportamiento de los 

patrones de flujo multifásico presentes en ambas redes de recolección sobre la 

caída de presión en el sistema. Además, se analiza la incidencia en la producción 

de los pozos que explotan el yacimiento Varadero Oeste Extendido, al utilizar la 

red de medición como línea de producción para el transporte del fluido multifásico.  

3.1. Análisis estadístico de las presiones de superficie 

Al estudiar el comportamiento de las presiones de superficie en los pozos que 

explotan los  yacimientos Camarioca y Varadero Oeste, atendidos por el Centro 

Colector 11, se observa que todas las muestras recopiladas durante el período 

comprendido entre el 12 de noviembre del 2015 al 30 de marzo del 2016 (27 

mediciones) presentan una distribución normal, debido a que los coeficientes de 

asimetría y curtosis se encuentran en el intervalo comprendido entre -2 y +2 (Ver 

Anexo 27), lo cual demuestra que los valores están dispersos con respecto a la 

media simétricamente.  

La variabilidad de las presiones de superficie es pequeña para todos los pozos 

excepto en el pozo P-C, donde las muestras arrojan valores de coeficiente de 

variación relativamente altos, los cuales se muestran en la Tabla 3.1. Se debe 

señalar que las presiones de casing son significativamente superiores a las de 

tubing, excepto en el pozo P-I donde estas variables toman valores cercanos, 

debido a que este pozo se encuentra en su etapa final de producción, presentando 

bajos niveles de presión de capa. 
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Tabla 3.1: Dispersión de las presiones de superficie del pozo P-C. 

 

Fuente: Elaboración propia. 

Como se observa en la tabla anterior, a partir del 19 de febrero las presiones de 

tubing son las que presentan mayor inestabilidad en el sistema, debido a que este 

pozo tuvo que ser intervenido por problemas de operación de la bomba, 

requiriendo de un tiempo para estabilizarse.   

3.2. Simulación de las redes de recolección 

3.2.1. Construcción del Diagrama de Flujo de Información (DFI) 

Para la obtención del DFI (Anexo 28) en el sistema de transporte de las redes de 

recolección de flujo multifásico del Centro Colector 11 es necesario cambiar el 

diagrama de flujo de la planta por los módulos que utiliza el software, abordados 

en el capítulo anterior. 

En los modelos de simulación (Ver Anexo 29), el módulo Fuente representa a 

cada uno de los nueves pozos que explotan los yacimientos operados por el 

Centro, cuando este módulo es de color rojo significa que el pozo está inactivo por 

esa red y de color azul cuando está activo, de tal manera que siempre en la red de 

producción habrá un pozo inactivo (pozo que se está midiendo en ese momento) y 

los ocho restantes estarán produciendo por esta red. En la red de medición ocurre 

de forma contraria.   

El módulo Unión representa los puntos de mezcla que hay durante el trasiego del 

fluido multifásico desde los pozos en el campo hasta el separador en el centro. En 

la red de recolección del sistema, existen dos puntos de mezcla, uno en el 

Manifold y el otro donde se conecta la línea del pozo P-I con esta red. Se debe 
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destacar que dicho módulo tiene solo significado físico en la red de producción, 

puesto que en la línea de medición siempre hay un solo pozo conectado, es decir, 

en ella el fluido no se mezcla.  

Como se observa en el capítulo anterior el módulo Sumidero representa los puntos 

de salida que tiene el fluido del sistema, en el proceso esto solo ocurre en la 

válvula de entrada al separador correspondiente, por lo que cada modelo de 

simulación tiene un solo Sumidero.           

El módulo Línea representa los conductos por donde se trasiega el fluido 

multifásico desde que entra hasta que sale del sistema, o sea, las tuberías de 

producción que conectan la cabeza del pozo con el Manifold y de aquí hacia 

ambos separadores.  

Luego de simular las redes de recolección, se procede a seleccionar los objetos 

presentes en las líneas de producción de los pozos (luego de conectarse el tubing 

y el casing) y en el tramo comprendido desde la salida del Manifold hasta el 

manómetro de entrada del separador que le corresponde a cada colector. Para 

ello se utilizan los módulos siguientes: 

El módulo Línea de Flujo representa los segmentos de tubería de diferentes 

diámetros existentes en cada una de líneas de producción que conforman las 

redes de transporte.  

El módulo Nodo Frontera representa los puntos extremos que tienen cada una de 

las líneas de producción del sistema, mientras que el módulo Nodo simboliza el 

conector de segmentos de tubería con cambio de diámetro (reducido) presente  en 

una misma línea. 

3.2.2. Determinación del orden de cálculo 

Como el diagrama de flujo del proceso tecnológico estudiado no cuenta con 

corrientes de recirculación, el orden de cálculo mostrado a continuación se realiza 

a partir del análisis del orden de precedencia de los módulos para las redes de 

producción y medición respectivamente: 
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Red de producción 

1. Fuente (P-D) 12. Línea del Pozo (P-G) 

2. Línea del Pozo (P-D) 13. Fuente (P-H) 

3. Fuente (P-B) 14. Línea del Pozo (P-H) 

4. Línea del Pozo (P-B) 15. Unión (Manifold) 

5. Fuente (P-A) 16. Línea del Colector (Intervalo 1) 

6. Línea del Pozo (P-A) 17. Fuente (P-I) 

7. Fuente (P-E) 18. Línea del Pozo (P-I) 

8. Línea del Pozo (P-E) 19. Unión (Unión con P-I) 

9. Fuente (P-C) 20. Línea del Colector (Intervalo 2) 

10. Línea del Pozo (P-C) 21. Sumidero (Manómetro SHT) 

11. Fuente (P-G) 

Red de medición 

1. Fuente (P-F) 

2. Línea del Pozo (P-F) 

4. Unión (Manifold) 

5. Línea del Colector (Intervalo 1) 

6. Línea del Colector (Intervalo 2) 

7. Sumidero (Manómetro SHM) 

Se debe señalar que el orden de cálculo mostrado para ambas redes está en 

función del pozo en medición (pozo P-F), pues según este criterio los módulos se 

activan o desactivan en cada una de las redes.  

3.2.3. Selección de los modelos de transporte para la simulación 

En los capítulos anteriores se muestra que las correlaciones de transporte de flujo 

multifásicos se clasifican en dos grandes grupos según la orientación del conducto 

por donde se traslada dicho fluido. Ambos presentan distintos comportamientos, 
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por esta razón el software recomienda para estas categorías las correlaciones de 

flujo siguientes: 

 Correlaciones para flujos horizontales: 

- Beggs & Brill (Original o Revised). 

- Baker Jardine Revised. 

- AGA & Flanigan. 

- Lockhart & Martinelli. 

- Mukherjee & Brill. 

- Oliemans. 

- Xiao. 

 Correlaciones para flujos verticales: 

- Beggs & Brill (Original o Revised). 

- Govier, Aziz & Fogarasi. 

- Gray (Original o Revised). 

- Hagedorn & Brown (Original o Revised). 

- Mukherjee & Brill. 

- Orkiszewski. 

Las correlaciones utilizadas para la simulación son de flujos horizontales debido a 

que el sistema de transporte estudiado en su mayor parte está dispuesto 

horizontalmente y para los tramos verticales, Ponce (2016) recomienda que se 

aplique la correlación Beggs & Brill Revised.  

Luego de analizar el rango de aplicación para cada una de estas correlaciones de 

flujo multifásico horizontal (Ver Anexo 30) propuestas por Schlumberger (2010), se 

seleccionan los modelos de simulación que son aplicables para sistemas de redes 

y oleoductos, los mismos se muestran en la tabla siguiente con su respectiva 

simbología.  
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Tabla 3.2: Correlaciones de flujo multifásico seleccionadas para la simulación. 

 

Fuente: Elaboración Propia. 

3.3. Validación de los modelos de transporte para fluidos multifásicos 

El ajuste al caso base se realiza a partir de la comparación de las presiones de 

superficie de los pozos, obtenidos por los modelos de simulación y los valores 

reales medidos en el campo. Este análisis se realiza de forma independiente en 

cada red para obtener el modelo que más se ajusta al comportamiento del flujo 

multifásico en el sistema de transporte de las redes de recolección del Centro 

Colector 11.  

3.3.1. Validación del modelo en la red de medición 

A continuación se muestra el resultado gráfico obtenido al validar los modelos 

seleccionados durante la última muestra en la red de medición para el pozo P-H. 

El resto de los gráficos para los otros pozos se encuentran en el Anexo 31. 

 

Figura 3.1: Determinación de las presiones de superficie del pozo P-H. (PIPESIM 2010.1.1) 
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La Figura 3.1 y el Anexo 31 muestran el comportamiento de los modelos de 

transporte de flujos multifásicos horizontales en la red de medición, en las cuales 

se puede apreciar claramente que el modelo OLI es el que más se aleja al 

comportamiento del resto de los modelos y da como resultado presiones elevadas 

que sobrepasan los valores de operación. Por el modelo BBO se obtienen 

presiones menores a las de operación, exceptuando en los pozos P-A y P-B que 

sigue el mismo comportamiento que el modelo BBR. Para el caso de los modelos 

MB y XIAO se obtienen los resultados medios del sistema y son las presiones 

calculadas que más se acercan a los valores de operación.  

La Tabla 3.3 muestra las presiones de superficie de los pozos calculadas por los 

modelos y los valores del error relativo que le corresponden a cada uno de ellos, 

teniendo en cuenta la presión real de operación de los pozos en el campo.  

Tabla 3.3: Resultados del ajuste al caso base en la red de medición. 

 

Fuente: Elaboración propia.  
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Según Schlumberger (2010) un modelo posee buen ajuste cuando su error relativo 

es menor o igual a un 5 %, al analizar los resultados que arroja la tabla anterior se 

obtiene que el modelo de simulación XIAO es el único que cumple esta condición 

en todas sus mediciones, pero en ocasiones algunos modelos presentan errores 

menores que este. Por esta razón se analiza el valor máximo del error relativo 

para las tres mediciones efectuadas a cada pozo y se define el modelo que 

presenta mejor ajuste en la red de medición, mostrado en la figura siguiente:  

 

Figura 3.2: Análisis del error relativo máximo para la red de medición. (Excel, 2010). 

El modelo homogéneo OLI presenta un error máximo de 128,63 %, este valor es el 

que más se aleja de las condiciones reales de operación, quedando el modelo 

excluido de la validación.  

La correlación empírica MB aunque en diferentes casos muestra errores menores 

al 5 %, presenta varios valores por encima del mismo hasta alcanzar un valor 

máximo de 15,03 %. Los modelos BBO y BBR no cumplen el criterio de ajuste 

teniendo en cuenta los resultados obtenidos de 48,13 % y 22,90 % 

respectivamente. Este resultado es lógico, debido a que estos modelos son 

correlaciones empíricas que se obtienen experimentalmente en laboratorios con 

petróleos crudos de diversas regiones del mundo pero con características 

diferentes al petróleo crudo extraído en los yacimientos de nuestro país.  
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Se confirma que el modelo que presenta mejor ajuste al caso base en la red de 

medición es XIAO con un valor del error relativo máximo igual a 4.76 % el cual 

satisface el criterio propuesto por Schlumberger (2010). Este como es un modelo 

mecanicista se basa en los principios de la conservación de la energía, la masa, y 

la cantidad de movimiento sin importar las propiedades del fluido por lo que 

generalmente presenta buenos ajustes para todo tipo de crudo.  

3.3.2. Validación del modelo en la red de producción 

El ajuste al caso base en la red de producción se realiza con el modelo XIAO, 

pues se comprueba anteriormente que el modelo es válido para las distintas 

condiciones de operación y las diferentes propiedades del fluido en cada uno de 

los pozos. En la Tabla 3.4 se muestran los resultados de este caso, cuando se 

mide el pozo P-H. 

Tabla 3.4: Ajuste al caso base de la red de producción al medir el pozo P-H. 

 

Fuente: Elaboración propia. 

La Tabla 3.4, muestra el comportamiento del  modelo de simulación de flujo 

multifásico horizontal XIAO en la red de producción cuando se mide el pozo P-H, 

en la cual se puede apreciar que el modelo obtiene como resultado presiones 
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cercanas al valor de operación. Este comportamiento es igual en los casos cuando 

se miden el resto de los pozos, mostrado en las tablas del Anexo 32.  

En el caso anterior cuando se analiza la red de medición el error relativo que se 

obtiene en el pozo coincide con el de la red, pues por ella solo se trasiega dicho 

pozo. El error en la red de producción no se puede determinar de la misma forma 

debido a que esta red transporta el fluido de los ocho pozos restantes, por esta 

razón se analiza el error relativo de la red mediante un promedio ponderado 

mostrando su resultado en la figura siguiente: 

 

  Figura 3.3: Análisis del error relativo para la red de producción. (Excel, 2010). 

En la Figura 3.3, se observa que el error relativo del modelo XIAO en la red de 

producción cumple el criterio establecido por Schlumberger (2010), además se 

muestra que el modelo presenta un mayor grado de confiabilidad por esta red que 

en medición, quedando demostrado que el modelo de transporte de flujo 

multifásico XIAO es el que posee mejor ajuste para las condiciones reales de 

operación en el sistema de transporte de las redes de recolección del Centro 

Colector 11. 
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3.4. Análisis del comportamiento de los patrones de flujo 

Es necesario analizar el comportamiento de los patrones de flujo para determinar  

cómo influye sobre la caída de presión en las líneas de producción de los pozos. 

La determinación de esta variable en la línea de un pozo es de vital importancia 

para conocer la presión de superficie que se obtiene en la cabeza del mismo, a 

partir de que la presión en el separador se fija en el Centro Colector según las 

condiciones de operación.  

En la Figura 3.4, se muestra el comportamiento de la caída de presión en la red de 

medición del pozo P-H. El comportamiento para el resto de los pozos, se muestra 

en el Anexo 33.  

 

Figura 3.4: Caída de presión en la línea de trasiego del pozo P-H al separador. (PIPESIM 2010.1.1) 

Como se observa en la Figura 3.4 y en el Anexo 33, la mayor pérdida de presión 

en el sistema de tuberías de medición ocurre en la línea de 152,40 mm de 

diámetro, mientras que en el intervalo desde el Manifold hasta el Centro Colector, 

las pérdidas de presión son moderadas. Lo mismo ocurre cuando el resto de los 

pozos se conectan por la red de producción, tal como se muestra en la Figura 3.5. 
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Figura 3.5: Caída de presión en las líneas de recolección de los pozos conectados al Colector de 

Producción. (PIPESIM 2010.1.1)  

Este comportamiento de la caída de presión en la línea de producción del pozo P-

H se debe a la existencia de diferentes patrones de flujo en el sistema, 

representados en la Figura 3.6. 

 

Figura 3.6: Mapa de patrones de flujo de la línea de producción del pozo P-H. (PIPESIM 2010.1.1) 
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En el mapa de patrones de flujo se puede observar la existencia de dos patrones 

diferentes en una misma línea de producción. En el primer punto de operación se 

encuentra un patrón de flujo Tapón de Líquido (TL) que representa a todo el 

sistema de la línea de producción que está dispuesto horizontalmente.  

El Tapón de Líquido, es el patrón de flujo multifásico que más problemas 

tecnológicos genera en la industria, pues en el momento que la velocidad del flujo 

de gas alcanza un cierto valor crítico, las crestas de las olas de líquido tocan el 

tope de la tubería y forman tapones espumosos a una velocidad mayor que la 

velocidad promedio de líquido. Este patrón también se conoce en la industria 

como flujo pulsante, debido a que el tapón produce vibraciones en las líneas de 

producción y los accesorios, por lo que debe ser evitado en lo posible.  

Seguidamente se observa una disminución de las velocidades superficiales del 

líquido y el gas, donde el punto de operación se desplaza hacia la zona de 

transición y se obtiene el patrón de Transición (T). Este patrón de flujo 

caracterizado por un movimiento oscilatorio, donde los límites entre las fases no 

están bien definidos, representa el tramo final de la línea del pozo que está 

orientada en sentido vertical, es decir, a la entrada del Manifold.  

Estos patrones de flujos demuestran la inestabilidad del comportamiento de los 

fenómenos de transporte del fluido multifásico en la línea de producción del pozo, 

generando grandes caídas de presión en la misma. 

Al contrario del intervalo anterior, la Figura 3.7 muestra el mapa de patrones de 

flujo de la tubería que comprende el intervalo desde el manifold hasta Centro 

Colector, donde se observa que aunque disminuyen las velocidades superficiales 

para ambas fases se mantiene el mismo patrón de flujo a lo largo de toda la 

tubería en la zona de flujo segregado.  

Esta zona muestra un patrón de flujo Estratificado Ondulado (EO), caracterizado 

por el gas que se mueve apreciablemente más rápido que el líquido y la fricción 

resultante entre la interfase forma olas de líquido y la amplitud de estas se 

incrementan con el aumento del flujo de gas. 
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Figura 3.7: Mapa de patrones de flujo de la línea del colector de medición cuando el pozo P-H 

tributa por él. (PIPESIM 2010.1.1) 

De forma resumida en las Tablas 3.5 y 3.6  se muestra el comportamiento de los 

patrones de flujo para cada uno de los intervalos de tuberías que conforman las 

redes de medición y producción respectivamente. 

Tabla 3.5: Comportamiento de los patrones de flujo en las líneas de los pozos en 

la red de medición.  

 

Fuente: Elaboración propia.  
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Tabla 3.6: Comportamiento de los patrones de flujo en las líneas de los pozos en 

la red de Producción.  

 

Fuente: Elaboración propia.  

En las Tablas 3.5 y 3.6 se muestra el comportamiento de los patrones de flujos 

multifásicos en los intervalos de las líneas de los pozos, cuando estos son 

conectados indistintamente por ambas redes, las características de estos tramos 

de tubería se pueden observar en el Anexo 34.  

El diámetro de la tubería para todo el sistema de recolección es un factor 

determinante, pues en ambas redes de tuberías la línea de 152,40 mm de 

diámetro desde el cabezal del pozo hasta el Manifold, genera una inestabilidad en 

la velocidad de las fases presentes en el fluido, provocando las variaciones en los 

patrones de flujo.        

Sin embargo, las redes de medición (304,80 mm) y de producción (508 mm) 

presentan una mayor estabilidad del patrón de flujo, debido al incremento del área 

de la sección transversal con al aumento del diámetro de la tubería. Esta situación 

trae consigo una disminución de las velocidades superficiales de las fases, 

estabilizando el comportamiento del fluido para lograr que mantenga un mismo 

patrón a lo largo de todo el sistema. 

En las Tablas 3.5 y 3.6, se observa que para las líneas que tengan el mismo 

diámetro, independientemente de las propiedades físico - químicas del fluido, de la 
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relación gas - petróleo, de las condiciones de operación y de la longitud de la 

tubería, el comportamiento de los patrones de flujo es el mismo para todos los 

pozos, excepto para las líneas de producción de los pozos P-A y P-I, influenciado 

por el perfil topográfico, a partir de que el software considera los intervalos 

verticales de estas tuberías, como ondulaciones.  

La inestabilidad en los patrones de flujo en la tubería de producción de los pozos, 

es provocada por las características del perfil topográfico, en la Figura 3.8 se 

muestra el perfil del pozo P-H y en el Anexo 35 el de los restantes pozos. 

 

Figura 3.8: Perfil topográfico de la línea del pozo P-H cuando tributa por el colector de medición. 

(PIPESIM 2010.1.1) 

En la Figura 3.8, se observa que en el intervalo correspondiente a la línea de 

producción del pozo P-H, existe una mayor inestabilidad topográfica (cambios de 

elevación) que en el resto los intervalos de la red correspondiente a medición y 

producción. Se debe aclarar que estos intervalos presentan la misma topografía y 

están ubicados de forma paralela, solo difieren en la longitud total del conducto. 

En las elevaciones y los tramos verticales es importante resaltar el factor de 

colgamiento, pues este factor influye directamente en los patrones de flujo, debido 

al retorno de la fase líquida por efecto de la acción de la gravedad, es decir, el 
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retorno de flujo en sentido contrario al movimiento del fluido, por efecto de la 

elevación de la fase líquida.  

3.5. Análisis del caso de estudio 

En el caso de estudio se analiza el efecto que provoca en la producción de 

petróleo, el cambio en las presiones de superficie cuando se trasiega el fluido 

multifásico proveniente de todos los pozos en producción por el colector de 

medición.  

Para determinar este efecto, es imprescindible desglosar la cantidad de fluido que 

produce cada uno de los pozos tanto por el tubing como por el casing. En la Tabla 

3.7 se muestra la producción real que tienen los pozos, exceptuando el pozo P-I, 

pues no pertenece a la zona de explotación del yacimiento Varadero Oeste 

Extendido. Este pozo forma parte del yacimiento Camarioca, el cual se encuentra 

en su etapa final de producción, presentando bajos niveles de presión de capa, 

productividad y altos cortes de agua.  

Tabla 3.7: Producción de los pozos pertenecientes al yacimiento Varadero Oeste 

Extendido. 

 

Elaboración: Fuente Propia.  

La tabla anterior muestra la producción real que tienen los ochos pozos que 

explotan el yacimiento Varadero Oeste Extendido, donde todos excepto el pozo P-

F presentan presiones de capa capaces de garantizar la producción de fluido por 
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medio de la surgencia natural (casing). Además estos pozos producen por el 

tubing el fluido extraído mediante el método de elevación artificial utilizando 

bombas de cavidad progresiva (PCP) y al extraer fluido por ambas tuberías 

generan una mayor producción que el pozo P-F, esta es generalmente mayor por 

la tubería de casing debido a que tiene un mayor diámetro anular que la de tubing.  

El pozo P-F en la actualidad no conserva en gran medida su energía natural, por 

lo cual su presión de capa no es capaz de levantar la columna de líquido,  

produciendo solamente por el método de elevación artificial. Esto trae como 

consecuencia que el pozo no produzca por la tubería de casing, disminuyendo 

sensiblemente su producción total. Se debe aclarar que la diferencia existente de 

0,20 m3/d en la producción del pozo, es originada por errores comprendidos dentro 

la metodología de cálculo.  

Conociendo las producciones de los pozos, se analizan las presiones obtenidas 

mediante el caso de estudio, para ello, la Tabla 3.8 muestra la comparación entre 

la presión del cabezal del pozo estimada cuando se conectan todos los pozos al 

colector de medición y la presiones reales medidas en la superficie de los pozos 

(presión de tubing y casing) cuando estos se conectan a la red de producción. 

Tabla 3.8: Comparación entre las presiones de superficie.   

 

Fuente: Elaboración propia. 
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Al comparar los resultados mostrados en la Tabla 3.8, se observa que las 

presiones obtenidas en el caso de estudio son muy superiores a las presiones 

reales registradas en cada uno de los pozos por el tubing y casing excepto en el 

pozo P-D. Este incremento en la presión de superficie trae como resultado que los 

pozos no produzcan por casing debido a la caída de presión generada en la 

cabeza del pozo, limitando seriamente la producción total de los mismos mostrada 

en la tabla a continuación: 

Tabla 3.9: Producción de fluido a las condiciones del caso de estudio.   

  

Fuente: Elaboración propia. 

Al comparar la producción que muestra la Tabla 3.7 con respecto a la que muestra 

la Tabla 3.9, se observa una disminución considerable en la producción de los 

pozos excepto para los pozos P-D y P-F, pues en aquellos casos en que la 

presión del cabezal del pozo es superior a la presión del casing, los pozos dejan 

de producir por surgencia natural y solamente aporta a la producción el método de 

levantamiento artificial por el equipo de bombeo. Pero esta producción no es la 

real del sistema, pues se encuentra en un punto en el cual la hidrodinámica del 

sistema está fuera de equilibrio, dicho punto se estima mediante cálculos 

iterativos. 

A partir de los valores obtenidos mediante el cálculo iterativo (Ver Anexo 36), en la 

cuarta iteración de obtuvieron errores relativos menores del 5 %, por lo cual  en 
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esta iteración se alcanza el punto de equilibrio hidrodinámico en el cual coexisten 

la caída de presión del sistema con la capacidad de producción de los pozos por el 

método de la surgencia natural y el levantamiento artificial. Es decir, este punto de 

equilibrio da la medida de cuanto es realmente la producción de fluido que va a 

tener cada uno de los pozos para la nueva presión de superficie cuando se 

trasiega por la red de medición todo el fluido proveniente de los pozos en 

producción, mostrado en la figura siguiente: 

 

Figura 3.9: Producción de los pozos en condiciones normales y en el caso de estudio. (Excel, 

2010) 

En la figura anterior se muestra la cantidad de fluido en metros cúbicos por días, 

que se deja de producir por cada uno de los pozos cuando se trasiega por la red 

de medición todo el fluido proveniente de los pozos en producción. Este impacto 

es más fuerte en el pozo P-H, el cual tiene una pérdida en la producción de 125.89 

m3/d, mientras que el pozo P-F presenta bajas pérdidas de producción, debido a la 

característica de ser un pozo no surgente.  

El análisis anterior demuestra que la surgencia natural para la mayoría de los 

pozos que tienen esta característica de producción, define más del 50 %  de la 

producción total del pozo, mientras que el levantamiento artificial es un elemento 

para la estimulación de la surgencia a partir de las características de producción.  
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Al cuantificar las pérdidas totales que provoca el trasiego por la red de medición 

de todo el fluido proveniente de los pozos en producción, se obtiene como 

resultado una reducción en la producción del Centro de 608.91 m3/d, equivalente 

al 33.03 % de la producción total del yacimiento Varadero Oeste Extendido.  

3.6. Conclusiones Parciales 

1. El comportamiento de las presiones de superficie durante el período de estudio 

muestra una distribución normal y solo en el pozo P-C se refleja inestabilidad 

en la presión de tubing, pues presenta los mayores valores de coeficientes de 

variación, (> 12%). 

2. El modelo mecanicista de transporte de flujo multifásico de XIAO, es el que 

posee mejor ajuste a las condiciones reales de operación en el sistema de 

transporte de las redes de recolección del Centro Colector 11, presentando 

valores del error relativo menores al 5 %, para diferentes condiciones de 

operación. 

3. El diámetro de la tubería en el sistema de recolección, es el factor 

determinante en la variación de los patrones de flujos multifásicos, 

independientemente de las propiedades del fluido, las condiciones de 

operación y la longitud total del segmento.  

4. La mayor caída de presión en el sistema de transporte, ocurre en las líneas de 

producción de los pozos, debido a la inestabilidad en los patrones de flujo, 

provocada por las características del perfil topográfico,  pues en los intervalos 

verticales, el factor de colgamiento influye directamente en los patrones de 

flujo. 

5. La utilización de la red de medición, como línea de producción de los pozos del 

yacimiento Varadero Oeste Extendido, provoca una reducción en la producción 

del Centro de 608,91 m3/d, equivalente al 33,03 % de la producción total del 

yacimiento. 

 

 
 

 



Trabajo de Diploma                                                                           Conclusiones       

 

72 

 

Conclusiones 

1. Se rechaza la hipótesis planteada, debido a que la utilización de la red de 

medición provoca una reducción en la producción del centro de 608,91 m3/d, 

equivalente al 33,03 % de la producción total del yacimiento Varadero Oeste 

Extendido.  

2. El modelo de transporte de flujo multifásico de XIAO, es el que posee mejor 

ajuste a las condiciones reales de operación, presentando valores del error 

relativo menores a un 5 % para diferentes condiciones de operación. 

3. La caída de presión en el sistema de transporte está definida por el diámetro 

de la tubería, el cual es el factor determinante en la variación de los patrones 

de flujos multifásicos, independientemente de las propiedades del fluido, las 

condiciones de operación, la longitud total del segmento y el perfil topográfico.  
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Recomendaciones 

1. Utilizar la tubería de medición, como línea de producción para el fluido 

proveniente de los pozos del yacimiento Varadero Oeste Extendido, sólo en 

casos excepcionales, ante una avería o rotura de la tubería de producción.  

2. Evaluar la posibilidad de incrementar el diámetro de la tubería de producción 

(152,40 mm de diámetro), disminuyendo las pérdidas de presión existentes en 

los cabezales de los pozos. 

3. Aplicar esta metodología de análisis al resto de los sistemas de recolección y 

transporte de fluido del yacimiento Varadero, con el objetivo de poder 

cuantificar las potencialidades presentes en la estructura hidráulica existente 

en cada uno de los Centros Colectores. 
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Glosario de términos y definiciones 

Casing: Camisa de producción del pozo por la cual se extrae el fluido mediante el 

método de surgencia natural. 

Colector de medición: Tubería de 304,80 mm de diámetro que recibe la 

producción del pozo en medición conectado mediante una línea independiente, 

para trasegarlo hacia el SHM. 

Colector de producción: Tubería de 508 mm de diámetro que recibe la 

producción de todos los pozos conectados mediante líneas independientes, 

formando un solo flujo para transportarlo hacia el SHT.  

Depulsador: Tubería ubicada a la entrada de los separadores, que debido a su 

configuración cumple con las funciones de lograr la estabilidad del flujo que entra 

al separador y la separación primaria del gas.  

Flare: Equipo que recepciona y combustiona los gases separados que no son 

consumidos en ningún proceso industrial. 

Manifold: Conjunto de válvulas y accesorios en los colectores, que permiten dirigir 

la producción del pozo al separador deseado.  

Tubing: Tubería de producción del pozo por la cual se extrae el fluido mediante el 

método de levantamiento artificial. 
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Anexos 

Anexo 1  

 
Figura A.1: Composición de los flujos multifásicos en la producción de 

hidrocarburos, (Azocar, 2007).  

 
Anexo 2  
 

 

Figura A.2: Sección transversal de una tubería. (Issa, 2009) 
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Anexo 3 
 

 

Figura A.3: Determinación de la caída de presión en válvulas. (Crane, 2010).  

 

Anexo 4 

 

 
Figura A.4: Estructura de un separador bifásico vertical. (API, 2009).  
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Anexo 5 

 
Figura A.5: Estructura de un separador bifásico horizontal. (API, 2009). 
 
 
Anexo 6 

 
Figura A.6: Estructura de un separador bifásico esférico. (API, 2009) 
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Anexo 7 

 
Figura A.7: Diagrama del flujo de trabajo. 
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Anexo 8 

 
Figura A.8: Esquema general del campo de pozos.  
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Anexo 9 

 
Figura A.9: Diagrama del flujo tecnológico de producción. (García, 2015) 
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Anexo 10 
 
Tabla A.1: Características del petróleo crudo que se procesa en el Centro. 

 

Fuente: (Díaz, 2015).  

 
Anexo 11 
 
Tabla A.2: Composición del gas acompañante del petróleo. 

 
Fuente: (Torriente, 2015) 
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Anexo 12 
 
Tabla A.3: Características del agua de capa residual acompañante del petróleo. 

 

Fuente: (Gonzáles, 2015).  

 
Anexo 13 
 

 
Figura A.10: Dimensionamiento de las líneas de recolección.  
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Anexo 14 
 
Tabla A.4: Instrumentación utilizada en la medición de las variables. 

 

Fuente: (García, 2015).  

 

Anexo 15 
 
Tabla A.5: Fecha en que se realizan las mediciones. 

 

Fuente: Elaboración propia. 
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Anexo 16 

 
Figura A.11: Diagrama del flujo de trabajo en el software PIPESIM. 
 

Anexo 17 

Tabla A.6: Propiedades físico – químicas del crudo proveniente de los pozos. 

 

Fuente: (Díaz, 2015).  
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Anexo 18 

Tabla A.7: Rango de aplicaciones de las correlaciones para la determinación de la 

viscosidad. 

 

Fuente: (Schlumberger, 2010).  

 

Anexo 19 

 
Figura A.12: Representación del ángulo de inclinación del conducto. (Schlumberger, 

2010).  
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Anexo 20 

Tabla A .8: Datos de simulación del pozo P-A. 

 

Fuente: Elaboración propia. 

 

Tabla A .9: Datos de simulación del pozo P-B. 

 

Fuente: Elaboración propia. 

 

Tabla A .10: Datos de simulación del pozo P-C. 

 

Fuente: Elaboración propia. 

 

Tabla A .11: Datos de simulación del pozo P-D. 

 

Fuente: Elaboración propia. 
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Tabla A .12: Datos de simulación del pozo P-E. 

 

Fuente: Elaboración propia. 

 

Tabla A .13: Datos de simulación del pozo P-F. 

 

Fuente: Elaboración propia. 

 

Tabla A .14: Datos de simulación del pozo P-G. 

 

Fuente: Elaboración propia. 

 

Tabla A .15: Datos de simulación del pozo P-H. 

 

Fuente: Elaboración propia. 
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Tabla A .16: Datos de simulación del pozo P-I. 

 

Fuente: Elaboración propia. 

 

Anexo 21 

Tabla A .17: Datos de simulación para la red de producción. (Las unidades de medida son 

las mismas del anexo anterior) 
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Cont. Tabla A.17. 
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Cont. Tabla A.17. 
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Cont. Tabla A.17. 

 
Fuente: Elaboración propia. 
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Anexo 22 

Tabla A.18: Fracciones de peso para los pozos conectados a la red de producción. 

 
Fuente: Elaboración propia. 

 

Anexo 23 

Tabla A.19: Tipos de bombas utilizadas para la extracción de fluido en los pozos. 

 
Fuente: (García, 2015). 
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Anexo 24  

 

Figura A.13: Curvas de operación para la bomba KUDU modelo 600 TP 1500. 

(Catalogo KUDU, 2010). 
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Anexo 25 

 

Figura A.14: Curvas de operación para la bomba NETZSCH modelo 550x150 STM 

140. (Catalogo NETZSCH, 2010). 

 

Anexo 26 

Tabla A.20: Resultados del análisis de la regresión múltiple de los modelos. 

 
Fuente: Elaboración propia.
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Anexo 27  

Tabla A.21: Resultados del análisis estadístico de las variables.  
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Cont. Tabla A.21. 
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Cont. Tabla A.21. 
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Cont. Tabla A.21. 
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Cont. Tabla A.21. 

 
Fuente: Elaboración propia. 

 
Anexo 28 

 
Figura A.15: Diagrama de Flujo de Información del campo de pozos. 
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Anexo 29 
 

 

Figura A.16: Modelo de simulación para la red de medición. (PIPESIM, 2010) 
 
 

 

Figura A.17: Modelo de simulación para la red de producción. (PIPESIM, 2010) 
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Anexo 30 
 
Tabla A.22: Rango de aplicación de las correlaciones de flujo multifásico.  
 

Correlaciones Pozos 

Verticales 

de Petróleo 

Pozos 

Horizontales 

de Petróleo 

Pozos 

Verticales 

de Gas 

Oleoductos Gasoductos 

Duns and Ros si si si si si 

Orkiszewski si no si no no 

Hagedorn and Brown si no si no no 

Beggs and Brill 

Revised 

si si si si si 

Beggs and Brill Original si si si si si 

Mukherjee and Brill si si si si si 

Govier, Aziz and 

Forgasi 

si si si si si 

NoSlip si si si si si 

OLGAS si si si si si 

Ansari si no si no no 

BJA for Condensates no no si no si 

AGA and Flanigan no no no no si 

Oliemans no no no si si 

Gray no no si no no 

Gray Modified no no si no no 

Xiao no no no si si 

Lockhart and Martinelli no no si no no 

Baker Jardine Revised si no si no no 

Fuente: (Schlumberger, 2010).  

 

 

 

 

 

mk:@MSITStore:C:/Program%20Files%20(x86)/Schlumberger/Pipesim/Programs/pipesimdoc.chm::/pipesim/td/horizontalmultiphaseflowcorrelations.html
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Anexo 31 

 

Figura A.18: Determinación de las presiones de superficie del pozo P-A. 

(PIPESIM, 2010) 

 

Figura A.19: Determinación de las presiones de superficie del pozo P-B. 

(PIPESIM, 2010) 

Figura A.20: Determinación de las presiones de superficie del pozo P-C. 

(PIPESIM, 2010) 



Trabajo de Diploma                                                                                      Anexos                                                                                                                                                                                                                                  

 

 

 

 
Figura A.21: Determinación de las presiones de superficie del pozo P-D. 

(PIPESIM, 2010) 

 

Figura A.22: Determinación de las presiones de superficie del pozo P-E. 

(PIPESIM, 2010) 

 
Figura A.23: Determinación de las presiones de superficie del pozo P-F. 

(PIPESIM, 2010) 
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Figura A.24: Determinación de las presiones de superficie del pozo P-G. 

(PIPESIM, 2010) 

 
Figura A.25: Determinación de las presiones de superficie del pozo P-I. (PIPESIM, 

2010) 

 

Anexo 32 
 

Tabla A.23: Ajuste al caso base de la red de producción al medir el pozo P-A. 

 
Fuente: Elaboración propia. 
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Tabla A.24: Ajuste al caso base de la red de producción al medir el pozo P-B. 

 

Fuente: Elaboración propia. 
 

Tabla A.25: Ajuste al caso base de la red de producción al medir el pozo P-C. 

 

Fuente: Elaboración propia. 
 

Tabla A.26: Ajuste al caso base de la red de producción al medir el pozo P-D. 

 
Fuente: Elaboración propia. 
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Tabla A.27: Ajuste al caso base de la red de producción al medir el pozo P-E. 

 

Fuente: Elaboración propia. 
 

Tabla A.28: Ajuste al caso base de la red de producción al medir el pozo P-F. 

 
Fuente: Elaboración propia. 
 

Tabla A.29: Ajuste al caso base de la red de producción al medir el pozo P-G. 

 

Fuente: Elaboración propia. 
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Tabla A.30: Ajuste al caso base de la red de producción al medir el pozo P-I. 

 

Fuente: Elaboración propia. 

 
Anexo 33 

 

Figura A.26: Caída de presión en la línea del pozo P-A. (PIPESIM, 2010) 

 

 
Figura A.27: Caída de presión en la línea del pozo P-B. (PIPESIM, 2010) 
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Figura A.28: Caída de presión en la línea del pozo P-C. (PIPESIM, 2010) 
 

 
Figura A.29: Caída de presión en la línea del pozo P-D. (PIPESIM, 2010) 
 

 
Figura A.30: Caída de presión en la línea del pozo P-E. (PIPESIM, 2010) 
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Figura A.31: Caída de presión en la línea del pozo P-F. (PIPESIM, 2010) 
 

 
Figura A.32: Caída de presión en la línea del pozo P-G. (PIPESIM, 2010) 
 

 
Figura A.33: Caída de presión en la línea del pozo P-I. (PIPESIM, 2010) 
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Anexo 34 
 
Tabla A.31: Características constructivas de la red de medición. 
 

 
Fuente: Elaboración propia. 
 

Tabla A.32: Características constructivas de la red de producción. 
 

 
Fuente: Elaboración propia. 
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Anexo 35 
 

 

Figura A.34: Perfil topográfico de la línea del pozo P-A (PIPESIM, 2010) 

 

 

Figura A.35: Perfil topográfico de la línea del pozo P-B (PIPESIM, 2010) 

 

 

Figura A.36: Perfil topográfico de la línea del pozo P-C (PIPESIM, 2010) 
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Figura A.37: Perfil topográfico de la línea del pozo P-D (PIPESIM, 2010) 

 

 

Figura A.38: Perfil topográfico de la línea del pozo P-E (PIPESIM, 2010) 

 

 

Figura A.39: Perfil topográfico de la línea del pozo P-F (PIPESIM, 2010) 
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 Figura A.40: Perfil topográfico de la línea del pozo P-G (PIPESIM, 2010) 

 

 

Figura A.41: Perfil topográfico de la línea del pozo P-I (PIPESIM, 2010) 
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Anexo 36 
 
Tabla A. 33: Valores obtenidos mediante el cálculo iterativo. 

 
Fuente: Elaboración propia. 

 

 

 

 


