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RESUMEN

TITULO: SIMULACION E INTERPRETACION DE PRUEBAS DE PRE*SION PARA LA
IDENTIFICACION DEL DANO DE FORMACION EN EL CAMPO PIEDEMONTE.

AUTORES: BRAYAN EDUARDO PEREZ FLOREZ, CRISTHIAN CAMILO VELANDIA
AVENDANO

PALABRAS CLAVES: Gas Condensado, Fracturas Naturales, Dafio, Geomecanica, Simulacién
Numérica de Yacimientos, Pruebas de Presion.

En este proyecto se presenta una metodologia para evaluar y analizar el comportamiento de las
pruebas de restauracién de presidn con el objetivo de identificar el dafio y la capacidad de flujo en
el campo Piedemonte bajo tres escenarios: un yacimiento de gas condensado, gas condensado
naturalmente fracturado y un yacimiento de gas condensado incluyendo el efecto geomecanico.

La metodologia esta basada en un modelo de simulacion de un sector de Piedemonte usando un
modelo composicional creado en el software GEM de la compafiia CMG. ElI modelo esta
compuesto de un pozo vertical y un refinamiento logaritmico cercano a la cara del pozo para
representar el fenédmeno del banco de condensado.

La interpretacion de las pruebas de presién se realiza con el software de Kappa (Saphir) usando
los modelos radial compuesto y de doble porosidad para analizar el comportamiento de la
restauracién de presion. Ademds, se usa Saphir para determinar el dafio y la capacidad de flujo
teniendo en cuenta los cambios en la pseudopresion a través del yacimiento.

Este proyecto permite estudiar el efecto de incluir las fracturas naturales y la geomecanica a un
yacimiento de gas condensado. Se observé el importante rol de las fracturas naturales en el
desarrollo del banco de condensado y el comportamiento de la restauraciéon de presion
considerando parametros tales como, coeficiente de almacenamiento, coeficiente de flujo
interporoso, el factor de forma y el espaciamiento de las fracturas. Otro factor importante es la
adicion de geomecanica para representar el cambio de los esfuerzos efectivos que cambia la
porosidad y permeabilidad, y por lo tanto, afecta el dafio y la productividad del pozo.

A través de este proyecto se espera mitigar la complejidad existente al interpretar las pruebas de
presion en estos yacimientos y analizar el dafio debido al banco de condensado y/o dafio
geomecanico.

" Trabajo de grado.
Facultad de Ingenierias Fisicoquimicas, Escuela de Ingenieria de Petréleos, Director: PhD. Zuly
Himelda Calderdn Carrillo. Codirector: Ing. Carlos Germéan Herrera Guevara. Codirector: Ing. Julidn

Alfonso Clavijo Alvarez.
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ABSTRACT

TITLE: SIMULATION AND INTERPRETATION OF PRESSURE TESTS FOR IDENTIFICATION OF
SKIN IN PIEDEMONTE FIELD.

AUTHORS: BRAYAN EDUARDO PEREZ FLOREZ, CRISTHIAN CAMILO VELANDIA
AVENDANO

KEYWORDS: Condensate Gas, Natural Fractures, Skin, Geomechanics, Numerical Simulation of
Reservoirs, Pressure Test.

In this project is presented a methodology to evaluate and analyze the pressure build-up tests
behavior with the main objective of identifying skin and flow capacity in Piedemonte Field under
three different scenarios: a condensate gas reservoir, a naturally fractured condensate gas
reservoir, and including geomechanical effect in gas condensate reservoir.

The methodology is based on a sector model simulation in Piedemonte Field using a compositional
model created in GEM software of Computer Modelling Group (CMG). The model is composed of a
vertical well and a logarithm refined grid near wellbore to represent the condensate blockage
phenomenon.

Well test interpretation is realize with Kappa’s software (Saphir) using radial composite and double
porosity models to analyze pressure buildup behavior. Furthermore, Saphir is used to determine
skin and flow capacity taking into account pseudopressure changes along reservoir.

This project allows studying the effect of including natural fractures and geomechanics to a
condensate gas reservoir. It is observed the important role of natural fractures in the condensate
bank development and pressure buildup behavior considering parameters such as, storativity ratio,
interporosity flow coefficient, shape factor and fracture spacing. Another important factor is the
addition of geomechanics module to represent the change of effective stress, which leads to
changes in porosity and permeability, and therefore affects the skin and well deliverability.
Moreover, the effect of capillary number was studied and higher production rates results in earlier
condensate dropout peak, the peak is lower for higher rates, a phenomenon attributed to velocity

stripping.

Through this project is expected to mitigate the existing complexity interpreting pressure buildup
tests in these reservoirs and analyzed the formation damage due to condensate banking and/or
geomechanical damage.

" Bachelor thesis
Physic-chemist Engineering Faculty. Petroleum Engineering School, Director PhD. Zuly Himelda
Calderdn Carrillo. Codirector: Ing. Carlos German Herrera Guevara. Codirector: Ing. Julian Alfonso

Clavijo Alvarez.

25



INTRODUCCION

La licencia Piedemonte se encuentra ubicada en el departamento de Casanare y
estd compuesta por los campos Florefia y Pauto, los cuales son yacimientos de
gas condensado y aceite volatil. Esta zona posee enormes retos técnicos debido a
la complejidad geologica existente en Casanare, se han identificado regiones con
fracturas naturales debido al plegamiento de las capas sedimentarias originado

por la tectonica del area.

Durante el desarrollo del Piedemonte se realizan periédicamente pruebas de
presibn a los pozos de Florefia y Pauto con el propésito de estimar la
permeabilidad y el dafio para determinar la productividad actual de los pozos. Sin
embargo, cuando la presion del yacimiento es menor que la presion de rocio, se
genera un banco de condensado a los alrededores de la cara del pozo, que bajo
ciertas condiciones especificas puede tener un comportamiento de presion similar
al de un yacimiento con fracturas naturales. Por estas razones, existe dificultad
para interpretar las pruebas de presion y evaluar el impacto en la productividad de

los pozos.

El objetivo de este proyecto es evaluar y analizar el comportamiento de la prueba
de restauracion de presion en tres escenarios de simulacion: yacimiento de gas
condensado, yacimiento de gas condensado con fracturas naturales y teniendo en
cuenta el efecto geomecéanico en el medio poroso. Al finalizar este estudio se
espera mitigar la complejidad existente al interpretar las pruebas de presion y se
pueda analizar el dafio de formacion debido al condensado y/o el dafio
geomecanico debido a las fracturas naturales. Ademas, se pretender mejorar la
comprension del comportamiento de las pruebas de presion realizando un analisis

paramétrico del impacto de las principales variables asociadas a los modelos.
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1. ESTADO DEL ARTE

Existen cuatro areas principales cuya revision bibliografica es de primordial
importancia en este proyecto. Dichas areas son: simulacion composicional,
simulacion de yacimientos naturalmente fracturados, sensibilidad de los
yacimientos a los esfuerzos y la interpretacion de pruebas de presién. En este
capitulo, se presentan algunos de los estudios que a consideracion de los autores

de este trabajo, son muy relevantes.

1.1 SIMULACION COMPOSICIONAL

En un comienzo, se estudi6o el comportamiento de un fluido retrégrado y su
productividad de forma analitica, como lo hicieron O’Dell & Miller (1967) por medio
de funciones de pseudopresion. En 1970, Wattenbarger resalta la necesidad de la
simulacion de este tipo de yacimientos para obtener las constantes de equilibrio,
los célculos flash y el célculo de cambio composicional en cada punto del modelo

y a cada nivel de tiempo.

En 1973, Fusell revalud la teoria de O’Dell & Miller realizando una simulacion
composicional en una dimension (1D), donde concluye que por encima de la
presion de saturacion, la composicién del gas, como fase Unica, permanece
constante. Ademas, determina que la productividad de este tipo de sistemas es

mucho mayor a la establecida por los anteriores autores.

En el mismo afio, Besset & Ombret propusieron un modelo totalmente implicito
(FIM) de dos dimensiones (2D) en coordenadas radiales. Los autores
consideraron tres fases fluyentes y problemas de conificacion, ademas de los
efectos capilares y gravitatorios. El sistema de ecuaciones de flujo es aproximado

con diferencias finitas y resuelto por el método de eliminacion gaussiana.

En 1981, Nghiem et al. plantearon un modelo de presion implicita — saturacion

explicita, conocido como método IMPES basado en un balance de materiales
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sobre cada componente del sistema y el acople de la ecuacion cubica de estado
de Peng-Robinson. Con esta aproximacién el conjunto de ecuaciones se resuelve
para obtener la presion a cada tiempo de manera iterativa. Para los valores de
presion obtenidos, se calcula de manera explicita, la composicion y demas

propiedades del fluido.

En 1995, Fevang & Whitson destacaron la importancia que tiene el modelamiento
adecuado del comportamiento del fluido en la regién cercana al pozo, debido a
que es la zona donde se presenta la mayor caida de presion, generando asi una

gran cantidad de condensado y regimenes de flujo no Darcy.

1.2. SIMULACION DE YACIMIENTOS NATURALMENTE FRACTURADOS

Uno de los primeros intentos por simular los yacimientos naturalmente fracturados
fue en 1972 donde Yamamoto et al. propusieron un modelo matematico donde se
representaba la presion, la produccion y el comportamiento de la saturacion de
fluidos en un patron de un solo bloque dentro de una red de fracturas,
representado por un sistema de rejillas bidimensionales (2D) con dos fases
(petrdleo y gas). Los resultados obtenidos de la simulacion en los procesos de
agotamiento y de mantenimiento de presion del yacimiento naturalmente
fracturado revelan diferencias significativas en comparacion con el rendimiento de
un yacimiento convencional. Por lo tanto, este modelo aport6 una mejor
comprension en cuanto a las eficiencias de desplazamiento que resultan de las

diversas formas de produccién.

En 1982, De Swaan desarroll6 un modelo de simulacién para describir el
comportamiento de los yacimientos naturalmente fracturados, modelando un
aceite negro con alta transmisibilidad en las fracturas, donde las bajas tasas de
produccion de petréleo permitieron la segregacion gravitacional entre las tres
fases; gas, petroleo y agua. Los resultados de la formulacién de un sistema de tres

ecuaciones simultaneas donde las variables dependientes fueron: las
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profundidades del gas y el petréleo, el contacto agua-aceite, y la presion al datum,
permitieron obtener un modelo real que estuvo acorde durante cuarenta y cinco
afios de produccion historica real de un yacimiento de este tipo, incluyendo un

periodo de produccion nula.

En 1987, Sonier & Eymard disefian un simulador que describe el flujo trifasico con
un modelo tridimensional (3D) de un yacimiento naturalmente fracturado,
utilizando un sistema de doble porosidad y permeabilidad. Este modelo se utilizd
para describir las zonas altamente fracturadas, incluyendo también las fuerzas
viscosas, capilares y los efectos gravitacionales dependiendo de los tamafios de la
matriz o las conexiones entre las mismas. Las ecuaciones se expresan en forma
composicional y se ajustan con los valores de las constantes de equilibrio (K;) de
cada componente sin causar problemas de estabilidad o de convergencia.

En 1995, Zellou et al. hicieron un aporte importante para mejorar los modelos de
yacimientos naturalmente fracturados debido a que crearon un modelo
geomecanico utilizando datos sismicos y redes neuronales, con el fin de identificar

y detallar la estructura del yacimiento.

En el afio 2000, Bourne et al. consideraron primordial el tema geomecénico y los
modelos de los yacimientos naturalmente fracturados se enfocaron en calcular la
distribucion y las propiedades de las fracturas a gran escala dentro del yacimiento
completo, tratando de predecir la distribucién espacial de las fracturas naturales y
sus efectos en el flujo de fluidos. Este enfoque fue capaz de predecir fracturas

muy complejas y geoldgicamente mas realistas.

En el 2013, Lima desarroll6 un proyecto donde se integré un modelo de una red de
fracturas con un modelo de doble porosidad y permeabilidad, que debido a la gran
capacidad de los computadores logré6 hacer una sensibilizacion de parametros
importantes como la porosidad, permeabilidad, espaciamiento y direccion de las
fracturas, entre otros. Lima concluyé que el modelo de doble porosidad y

permeabilidad obtuvo el prondstico mas optimista y real en un lapso de ocho afios.
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Hoy en dia la construccion de modelos complejos es una tarea mucho mas dificil y
detallada donde se tienen en cuenta modelos geoldgicos y geomecanicos basados
en el analisis de los afloramientos, la exploracion de los pozos, datos sismicos,
modelos estaticos y dinamicos del flujo de fluidos, un modelo capaz de simular el
comportamiento y la interaccion de las fracturas con la matriz, un modelo de
produccién y recuperacion del yacimiento con base en la evaluacion fisica de los

mecanismos de trasferencia de flujo de fluidos entre los medios.

Existe software especializado en los diferentes modelos de doble porosidad y
permeabilidad que facilitan su construccion, simulacion e interpretaciéon, logrando

una simulacién mas acertada y cercana a la realidad.

1.3 SENSIBILIDAD DE LOS YACIMIENTOS A LOS ESFUERZOS

En 1943, Terzagui presenté un estudio de consolidacién en una dimension (1D)
para un estrato horizontal sometido a una carga homogénea, introduciendo por
primera vez el concepto de esfuerzo efectivo, considerandolo una fraccion del

esfuerzo total que soporta la roca.

En 1941 y 1956, Biot presentd una serie de estudios que proponen una solucién
elastica general para materiales porosos; en ella, la carga soportada por el fluido
esta definida por el parametro de Biot, que en el caso de Terzagui fue asumido
como uno (1). Mas adelante, esta teoria se reformuld y reinterpreté por diferentes
autores para hacerla compatible con el modelamiento convencional de flujo de
fluidos.

En 1957, Geertsma realiza un andlisis paralelo entre su teoria y la de Biot,
observando que utiliza un mayor niumero de constantes y logra expresar dos de

ellas en funcién de las compresibilidades de la roca y la porosidad. A través de su
analisis definid6 el parametro de Biot como a=1- CT/C , donde C, es la
ma

compresibilidad de laroca y C,,, es la compresibilidad de la matriz. Ademas, concluy6 que
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cuando el parametro de Biot es 0, la roca es so6lida, sin poros y sin influencia de la presion
de poro y cuando es 1, la roca es solida, porosa y extremadamente plastica con una

influencia maxima de la presion de poro.

En 1995, Chen et al. presentaron la teoria de Biot a partir del modelamiento
convencional de flujo de fluidos, permitiendo que los fenGmenos geomecanicos de

un yacimiento se puedan de una forma sistematica y facil.

En 1995, Settari & Mourits utilizaron un simulador comercial para realizar un
método de acoplamiento en un modelo tridimensional (3D), donde se utiliza la
porosidad como parametro de acople. El concepto principal fue reformular las
ecuaciones de esfuerzo para utilizarlas en conjunto con un simulador convencional

de flujo de fluidos.

En 1998, Gutiérrez & Lewis a partir de un trabajo previo de Lewis & Sukirman
(1993), presentaron la formulacion de las ecuaciones de Biot para flujo multifasico
(agua y aceite) en un medio poroso deformable. A partir de este estudio
concluyeron que el flujo de fluidos y los efectos geomecanicos deben analizarse

de forma acoplada estableciendo variables presentes en ambos dominios.

En 1999, Osorio et al. desarrollaron un modelo 3D totalmente implicito en
diferencias finitas donde consideran dos dominios fisicos diferentes. Un dominio
interno que representa el yacimiento, donde ocurre el flujo de fluidos y la
deformacion de la roca, y un dominio externo que se extiende mas alla del

yacimiento donde se representa la perturbacion de presion en los esfuerzos.

En 1999, Settari & Walters discutieron diferentes grados de acoplamiento, donde
los dividen en desacoplados, explicitamente acoplados, iterativamente acoplados
y totalmente acoplados. La primera aproximacion corresponde a la simulacion
tradicional de yacimientos. Los modelos iterativamente acoplados corresponden a
la solucion repetida de las ecuaciones de flujo de fluidos y geomecanica hasta
lograr una convergencia en cada nivel de tiempo. Los modelos explicitamente

acoplados son un caso particular de los anteriores. Y los modelos totalmente
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acoplados son aquellos que poseen una coherencia interna, pero requieren de
mucho mas desarrollo para lograr que su solucién de flujo sea tan buena como la

de los simuladores convencionales actuales.

En el 2000, Osorio et al. presentaron un analisis paramétrico de la influencia de
diferentes variables en los procesos acoplados de flujo de fluidos y geomecénica,
definiendo como primordiales la permeabilidad, las dimensiones del yacimiento y
el valor de los médulos elésticos.

1.4 INTERPRETACION DE PRUEBAS DE PRESION

En 1967, O’Dell & Miller presentaron la primera ecuaciéon de tasa de gas usando la

funcion pseudopresion para describir el efecto del bloqueo debido al condensado.

En 1973, Fusell demostré que la productividad de un pozo de gas condensado es
mucho mas alta que la descrita por la teoria de O’Dell & Miller, la cual no

representaba correctamente el perfil de saturacion en la region de dos fases.

En 1981, Boe et al. sugiridé técnicas para determinar las saturaciones cerca a la
cara del pozo durante los periodos de agotamiento y restauracion de presion para
sistemas con un mecanismo de empuje de gas en solucion. Las técnicas
requerian que el perfil de saturacion y presién fueran expresadas como una
funcion de r2/t. Sin embargo, para sistemas de gas condensado con un dafio

diferente de cero, esta suposicion no era valida.

En 1988, Raghavan demostré que la respuesta de la caida de presion para un
sistema de gas retrogrado se podia correlacionar con la solucion clasica de

liquido, si las presiones eran transformadas a una pseudopresion bifasica.

En ese mismo afo, Jones & Raghavan mostraron que la pseudopresion bifasica
en estado estable puede ser usada para estimar la capacidad de flujo del

yacimiento y dar una primera estimacion del dafio debido al banco de condensado.
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En 1989, Jones & Raghavan llevaron a cabo los célculos de capacidad de flujo y
dafio mediante una serie de pruebas de restauracion de presion (PBU).

En 1995, Raghavan analiz6 varios casos de campo y modelos de simulacion
usando la pseudopresion en estado estable, y concluyé que su método trabaja
mejor cuando la presion del yacimiento es mucho mayor que la presion de rocio y
mucho menor que la presion de fondo (BHP). Llegd a esa conclusién por el hecho
de que el método de estado estable desprecia la saturacion de aceite en la zona

de transicion.

En 1995, Fevang demostré6 en un estudio sobre la productividad de pozos, la
existencia de la zona de transicion, donde el aceite y el gas estan presentes pero
solo el gas es movil. Fevang desarroll6 una pseudopresion bifasica usando una

relacion de presion-saturacion, calculada en cada una de las tres regiones.

En 1997, Jatmiko describié una técnica iterativa para calcular la saturacion en la
cara del pozo asumiendo flujo en estado estable de los componentes iniciales.
Este método proponia dos regiones de flujo en el yacimiento (sin regién de
transicion): una region cerca de la cara del pozo donde existia flujo bifasico (gas y
aceite) y una regioén externa que contenia solo gas, con una saturacion de aceite

igual a cero.

En 1999, Lee & Xu aplicaron la teoria de Fevang a la interpretacion de pruebas de
pozos, demostrando que el método de las tres regiones es mas preciso que el
método de estado estable para determinar el dafio y la capacidad de flujo.
Concluyeron que la pseudopresion bifasica debe asumir a priori el conocimiento
de las curvas de permeabilidad relativa como funcion de la saturacion, la correcta

caracterizacion del fluido y la medicion precisa de la relacion gas-aceite producida.

En el 2001, Roussennac estudidé el cambio composicional de las tres regiones
formadas alrededor de la cara del pozo en un yacimiento de gas condensado.

Realiz6 sensibilidades de varios parametros (dafio, curvas de permeabilidad
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relativa, tasa de flujo, presion inicial y rendimiento del condensado) usando
pruebas de presion simuladas con flujo composicional. Al finalizar su estudio
concluyo que el método de las tres regiones proporciona una mejor estimacion del
dafio y la permeabilidad para todos los casos. Ademas, demostrd que el método

de estado pseudoestable subestima el dafio y sobreestima la permeabilidad.

Actualmente, los ingenieros intentan analizar los datos de las pruebas de presion

usando el concepto de pseudopresiones.

En este estudio, se revisa el concepto de estado estable y el modelo de las tres
regiones. Se lleva a cabo el uso de una pseudopresién monoféasica en el modelo
de yacimiento radial compuesto utilizado en la interpretacion de pruebas de
presién. Ademas, se realiza el calculo numérico implementando el modelo de las

tres regiones para compararlo con el caso anterior.

Hoy en dia, se cuenta con varios simuladores comerciales que ofrecen opciones
como simulacién composicional, pruebas de presion y unos pocos que tienen
adicionalmente un médulo de geomecanica. Por lo que es importante resaltar la
construccion de modelos que acoplen los fendmenos de sensibilidad a esfuerzos y

fluidos composicionales.
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2. YACIMIENTOS DE GAS CONDENSADO

El comportamiento de los yacimientos de gas condensado difiere de los
yacimientos de gas convencionales debido a que puede presentarse flujo
multifasico en el yacimiento junto un gradiente composicional en direccion radial y
vertical, requiriendo un analisis mas riguroso para la optimizacion del recobro de

los hidrocarburos.

A condiciones de yacimiento, la mayoria de los yacimientos de gas condensado
estan constituidos solo de una fase gaseosa. Cuando se inicia la produccion del
yacimiento, el gas fluye a través del medio poroso, la tuberia de produccion y las
facilidades de superficie, generando una caida de presién. Si la presion cae por
debajo de la presion de rocio del fluido original, se condensaran los componentes
intermedios y pesados del gas. Este proceso isotérmico es lo que se conoce como

condensacion.

Debido a la baja permeabilidad relativa del liquido condensado y la alta relacion de
viscosidad liquido/gas, la mayor parte del condensado en el yacimiento no es
recuperable y constituye lo que se conoce como “pérdida del condensado”. La
pérdida del condensado es una de las mayores preocupaciones econdémicas,
debido a que contiene los componentes intermedios y pesados del fluido original,

los cuales tienen un alto valor en el mercado?.

Los pronésticos de productividad en pozos de gas condensado usualmente
requieren la simulacion del yacimiento con mallas muy refinadas para modelar la
formacién del banco de condensado, teniendo en cuenta fendbmenos por altas
tasas, tales como flujo no Darcy y cambios en la permeabilidad relativa a grandes
nameros capilares, garantizando una mayor confiabilidad en los resultados
obtenidos y asegurando que el modelo simule un comportamiento del yacimiento

cercano a la realidad.

! ROUSSENNAC, B. Gas Condensate Well Test Analysis. Report (Degree of Master of Science).
Stanford University. Department of Petroleum Engineering. June 2001, p. 1.
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2.1 CARACTERIZACION DE UN GAS CONDENSADO

Los tipos de hidrocarburos encontrados en los yacimientos varian en un amplio
rango desde gases secos hasta bitumen. Existen varias clasificaciones de acuerdo
al color, la densidad y la relacion gas-aceite. El grado de degradacion de las
moléculas orgéanicas complejas incrementa con la presion y la temperatura. Por lo
tanto, una roca madre mas profunda tiene altas probabilidades de generar
hidrocarburos de tipo gas condensado. Es por esto que los gases condensados se

encuentran en yacimientos profundos.

Los yacimientos de hidrocarburos se clasifican en yacimientos de gas o aceite. A
su vez estan divididos de acuerdo a los siguientes aspectos:

e Composicion inicial de la mezcla
e Presion y temperatura inicial del yacimiento

e Presion y temperatura de las facilidades de produccion
Con base en lo anterior, la clasificacién de los yacimientos es la siguiente?:

e Gas seco

e Gas humedo

e Gas retrogrado
e Aceite volatil

e Aceite negro

En la Tabla 1 se presentan algunas composiciones tipicas para las principales
categorias. Un gas condensado puede generar entre 30 y 300 STB/MMSCF. La
mayoria de los yacimientos de gas condensado descubiertos se encuentran entre
5000 y 17000 ft de profundidad, con un rango de presion desde 3000 psi hasta
8000 psi y a una temperatura entre 200°F y 400°F. Estos rangos de presion y

temperatura junto con amplios rangos de composicién permiten a los fluidos de

2 AHMED, T. Reservoir engineering handbook. Third Edition. Gulf Professional Publishing, 2006.
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gas condensado tener un comportamiento fisico muy diferente en cada

yacimiento?®.

Tabla 1. Composicién tipica molar de los principales tipos de fluidos.

Componente Aceite Acejtg Gas ,Gas Gas
Negro Volatil Condensado | Humedo Seco
CO, 0.02 0.93 2.37 141 0.10
N, 0.34 0.21 0.31 0.25 2.07
C, 34.62 58.77 73.19 92.46 86.12
C, 4.11 7.57 7.80 3.18 5.91
Cs 1.01 4.09 3.55 1.01 3.58
i-Cy4 0.76 0.91 0.71 0.28 1.72
n-Cs, 0.49 2.09 1.45 0.24 ;
i-Cs 0.43 0.77 0.64 0.13 0.50
n-Cs 0.21 1.15 0.68 0.08 -
Co(s) 1.61 1.75 1.09 0.14 ;
Crs 56.40 21.76 8.21 0.82 ;

Fuente: AHMED, T. Reservoir engineering handbook. Third Edition. Gulf Professional
Publishing, 2006.

2.2 COMPORTAMIENTO DEL FLUIDO

2.2.1 Comportamiento y equilibrio de fases

El comportamiento de un yacimiento de gas condensado depende del diagrama de
fases y las condiciones del yacimiento. En la Figura 1 se muestra un diagrama de
fase tipico para un gas condensado (diagrama P-T). Este diagrama de fase
consiste en una linea de puntos de burbuja (bajo la cual la primera burbuja de gas

* MOSES, P. DONOHOE, C. Gas condensate reservoirs. Petroleum Engineering Handbook. SPE.
1962.
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se vaporiza del liquido) y una linea de puntos de rocio (bajo la cual se condensa la
primera gota de liquido del vapor) coincidiendo en el punto critico. Para presiones
por encima de la presion cricondenbarica o para temperaturas mayores a la
temperatura cricondentérmica, las dos fases no pueden coexistir. En el punto

critico no se pueden distinguir las propiedades del liquido y el vapor.

Figura 1. Diagrama de fase un gas condensado

A’

Presion

O P cricondenbarica
@ T cricondentémmica

Temperatura

Modificado de: ROUSSENNAC, B. Gas Condensate Well Test Analysis. Report (Degree of Master

of Science). Stanford University. Department of Petroleum Engineering. June 2001, p. 8.

El diagrama de fase presentado en la Figura 1 corresponde a una mezcla de
hidrocarburos determinada, que dependiendo de las condiciones del yacimiento
puede tener condensacion retrograda. El depletamiento del yacimiento es una

expansion isotérmica, representado por una linea vertical en el diagrama de fase.
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Los yacimientos de gas y gas condensado pueden distinguirse dependiendo de las

condiciones iniciales del yacimiento:
e Yacimiento de gas

Si las condiciones iniciales del yacimiento son el punto A, el camino A-A’ de la
Figura 1 nunca entrara en la region de dos fases, y el fluido sera siempre gas.
No se condensa ningun liquido del gas y por lo tanto la composicion del gas

permanece constante durante la vida productiva del yacimiento.
e Yacimiento de gas condensado

Para temperaturas del yacimiento entre la critica y la cricondentérmica, y si la
presion inicial es cercana al diagrama de fase (punto B de la Figura 1) ocurre
condensacion retrograda en el yacimiento. Entre B y B1, el fluido permanece
en una sola fase. A medida que se depleta el yacimiento, la presién cae por
debajo de la presion de rocio del fluido original (punto Bl) y se condensa

liquido en el yacimiento, el cual tendra menor movilidad que la fase de gas.

El proceso de condensacién retrograda continGa con la disminucion de presion
hasta que la condensacion de liquido alcanza su valor maximo en el punto B2.
A partir de este punto, una reduccion de presion permite a las moléculas

pesadas comenzar su proceso normal de vaporizacion.

La Figura 2 muestra una curva tipica del porcentaje de condensacion de
liguido. En la mayoria de yacimientos de gas condensado, este porcentaje
varia entre 15% - 19% del volumen poroso. Esta saturacion de liquido no es
tan grande para generar un flujo del condensado. Sin embargo, en la cara del
pozo donde la caida de presion es alta, se condensa suficiente liquido para

generar un flujo multifasico de gas y condensado®.

Las principales caracteristicas asociadas a este tipo de yacimientos son:

* AHMED, T. Reservoir engineering handbook. Third Edition. Gulf Professional Publishing, 2006.

39



¢ Relacion gas-aceite entre 8000 y 70000 SCF/STB. Generalmente, el
GOR incrementa con el tiempo debido al liquido condensado y la
pérdida de componentes pesados.

e Gravedad del condensado por encima de 50° API.

e El color del liquido en el tanque es usualmente blanco o de colores

ligeros.

Figura 2. Curvatipica de liquido condensado

100

Maximo Liquido Condensado

\

%Volumen de liquido

Presion —»

Fuente: AHMED, T. Reservoir engineering handbook. Third Edition. Gulf Professional Publishing,
2006, p. 11.

2.2.2 Regiones de flujo

Algunos estudios realizados han demostrado que cuando la presién del yacimiento
en las cercanias del pozo cae por debajo de la presion de rocio, se produce
condensacion retrograda y se forman tres regiones (ver Figura 3), cada una con

una saturacion de condensado diferente®:

® FEVANG, O. Gas condensate flow behavior and sampling. PhD thesis. Norges Tekniske
Hogskole. 1995.
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e Region 1
Esta region se encuentra cerca al pozo y es donde ocurre un flujo bifasico a
diferentes velocidades. La saturaciéon del condensado es mayor a la
saturacion critica (Scc), y por lo tanto las dos fases son mdéviles. Es la region
donde ocurre la mayor pérdida de productividad del pozo, debido a que la
permeabilidad relativa al gas se reduce drasticamente debido a las altas

saturaciones de condensado.

e Region 2
En esta region ocurre la acumulacion neta del condensado. La saturacion
del condensado esté por debajo del valor critico ocasionando que el liquido

tenga una movilidad nula o despreciable.

e Region 3
Es la regidbn mas lejana del pozo y se caracteriza porque solo contiene la
fase de gas. Por definicién, no existe condensado en esta region debido a

que la presién del yacimiento es mayor que la presion de rocio.

Economides et al. (1987) y Fusell (1973) manifestaron que puede existir una
cuarta region localizada muy cerca a la cara del pozo, en donde las bajas
tensiones interfaciales (IFT) y las altas tasas de gas generan una reduccion de la
saturaciéon del condensado y por lo tanto, una mejora de la permeabilidad relativa
del gas. Esta zona se denomina “zona de rectificacion de velocidad” y compensa
la pérdida de productividad del pozo debido a la acumulacion del condensado.
Esta dltima zona ha sido estudiada y comprobada a través de los analisis de

pruebas de presion.
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Figura 3. Regiones de flujo durante una caida de presion en un yacimiento
de gas condensado
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Modificado de: ROUSSENNAC, B. Gas Condensate Well Test Analysis. Report (Degree of Master

of Science). Stanford University. Department of Petroleum Engineering. June 2001. p. 12.

2.2.3 Blogueo por condensado

A medida que la mezcla de hidrocarburos se dirige hacia el pozo (ver Figura 3), la
movilidad del gas incrementa lentamente en la region 3 (la viscosidad esta
aumentando lentamente en funcidén de la presion por encima del punto de rocio),
disminuye significativamente cuando se empieza a condensar el liquido en la
region 2 y permanece en un valor bajo en la regién 1 donde el condensado
empieza a fluir. Incluso si la produccion de condensado en el pozo es

despreciable, la movilidad del gas y por lo tanto su productividad ha disminuido
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significativamente. Este fendmeno se conoce como “bloqueo debido al banco de

condensado”.

Fevang® estudi6 la productividad del pozo y el efecto debido al banco de
condensado y concluy6 que la regidn 1 constituye la principal resistencia al flujo
del gas, y el efecto del bloqueo debido al condensado dependera principalmente
de la permeabilidad relativa del gas y el tamafio de la regién 1. La resistencia al
flujo en la region 2 es mucho menor que en la regidon 1 y a menudo se considera

despreciable.

2.3 PERMEABILIDAD RELATIVA

Se ha reconocido en la literatura que las curvas de permeabilidad relativa afectan
significativamente el flujo en un yacimiento de gas condensado una vez que la
presion cae por debajo de la presion de rocio. Su principal importancia radica en la
necesidad de calcular la productividad de los pozos, es decir, como avanza el

dafio por efectos de la condensacion retrograda.

Los efectos de permeabilidad relativa en los yacimientos de gas condensado se

pueden clasificar en tres categorias:

e Flujo de gas y condensado en estado estable cerca del pozo, donde
ocurren cientos de ciclos de imbibicién y drenaje completos y parciales.

e Lejos del pozo, ocurre un proceso de imbibicion a través de la vida del
yacimiento, donde la movilidad del condensado es cero y solo fluye gas a
una permeabilidad un poco reducida.

e Flujo de agua, donde el gas y el condensado son atrapados en cantidades
de 15% a 40% de saturacion y la permeabilidad al agua puede ser reducida

significativamente.

® FEVANG, O. Gas condensate flow behavior and sampling. PhD thesis. Norges Tekniske

Hogskole. 1995.
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Debido a lo anterior, es importante conocer el comportamiento del flujo de gas en
las cercanias del pozo cuando estd en proceso de agotamiento. EI modelo
propuesto por Fevang & Whitson’ propone que cuando se depleta un yacimiento
de gas condensado, aparecen tres regiones de flujo bien definidas (tal como se

explico en la seccion 2.2.2).

Figura 4. Relacion entre las regiones de flujo y la permeabilidad relativa.
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Modificado de: BERTHIER, A. SAMANIEGO, V. Relative Permeabilities of Gas Condensate
Heterogeneous Porous Media. SPE 59049 prepared for presentation at the European Petroleum

Conference held in Villa Hermosa Mexico, February 2000.

La Figura 4 muestra la relacion entre las regiones de flujo y las curvas de
permeabilidad relativa. Cuando se inicia la produccion, se tiene flujo de gas
mientras la presion del yacimiento es mayor que la presion de rocio, bajo estas
circunstancias no es necesario definir curvas de permeabilidad relativa (Region 1).

A medida que la presion cae por debajo de la presion de rocio y se empieza a

" WHITSON, C. FEVANG, O. Modeling Gas Condensate Well Deliverability. SPE 30714 prepared
for presentation at the 1999 SPE Annual Technical Conference and Exhibition. Dallas. October
1999.
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condensar el liquido, ocurren cambios en el volumen poroso que originan cambios
en el esquema de flujo. Aunque la nueva fase no este fluyendo, es necesario
tenerla en cuenta cuando se va describir el flujo de gas, de este modo estas
nuevas condiciones representan en las curvas de permeabilidad relativa una zona
entre el punto de rocio y el valor de la saturacién critica del condensado (Regién
2). Finalmente, cuando se da flujo bifasico se representa por la parte central de las
curvas de permeabilidad relativa y estas condiciones son las que se encuentran en

la region 3.

2.3.1 Efecto de latasa de produccion

En los yacimientos de gas condensado generalmente se tienen altas velocidades
de flujo y la tension interfacial entre las fases es baja. Bajo este escenario, las
fuerzas capilares ya no dominan la distribucion de las fases en el espacio poroso,
y las propiedades macroscépicas de flujo empiezan a depender de la relacion

entre las fuerzas viscosas y las fuerzas capilares.

Los efectos del banco de condensado son compensados por la zona de
rectificacion de velocidad, que incrementa la movilidad del gas en la vecindad del
pozo®. Esta zona de rectificacion de velocidad ocurre a altos nimeros capilares,
un parametro adimensional que representa la relacion de las fuerzas viscosas y

capilares®:

N, =— Ecuaciéon 1

® GONDOUIN, M. IFFLY, R. HUSSON, J. An Attempt to Predict the Time Dependence of Well
deliverability in Gas-Condensate Fields. Society of Petroleum Engineering Journal. June 1967, p.
112-114.

® MOORE, T. SLOBOD, R. Displacement of Oil b¥ Water-Effect of Wettability, Rate, and Viscosity
on Recovery. SPE paper 502, presented at the 30" Annual Fall Meeting of the Petroleum Branch of
the AIME, New Orleans. 1995.
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Donde v representa la velocidad, u la viscosidad, y ¢ la tension interfacial. Los
altos nimeros capilares se obtienen a altas tasas de flujo o a bajas tensiones

interfaciales.

Figura 5. Efecto del numero capilar en las curvas de permeabilidad relativa
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Modificado de: HERRERA, C. MONTOYA, J. Monografia sobre Yacimientos Composicionales.
Universidad Nacional, Medellin. 2003.

En la Figura 5 se presenta el efecto del nimero capilar en las curvas de
permeabilidad relativa, un aumento del valor de N, hace que la curva de k, de la
fase no mojante se incremente significativamente y tienda a ser una linea recta. Lo

mismo sucede, pero de una forma menos pronunciada, a la fase mojante.

Modelamiento de la permeabilidad relativa dependiente de la velocidad

Existe una opcion en el simulador GEM de CMG para modelar sistemas de gas
condensado donde se presenta la reduccion de la permeabilidad relativa, producto
de la separacion de condensado, se ve atenuada por una tension interfacial baja

y/o altas velocidades de fluidos, especialmente en la regién préxima al pozo.
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El modelo consiste en la interpolacion entre curvas base y curvas miscibles
mediante una funcion de escala, la cual a su vez esta en funcion del numero

capilar.

Interpolacion entre las curvas basey las curvas miscibles™®

Con un numero capilar (N,;) de la fase 1 (fase de gas o condensado), se calcula

un numero capilar normalizado, es decir N.,; = N.,;/N;.

A medida que aumenta el numero capilar por sobre el valor base, la saturacién
residual S}°¥, disminuye. En este modelo, este efecto se modela mediante el uso

de un parametro escalado de saturacion, X;:
X;=1—e ™MNen Ecuacion 2

Donde m; es un parametro del modelo y se determina al ajustar los datos
experimentales. Con una saturacion residual de nimero capilar base o baja, S/°%,
el efecto de la dependencia del numero capilar (N.) consiste en modificar la

saturacion residual S, = X;S/°V.

El siguiente paso consiste en construir una curva de permeabilidad relativa de

linea recta o miscible mediante el uso de la siguiente ecuacion:

low
= S—l — XSy Ecuacion 3
rml — =
1— X, Sjew

Donde S; corresponde a la saturacién normalidad de la fase 1, §; = S;/(1 = S,,).

La curva de permeabilidad relativa modificada del nUmero capilar para la fase 1 se
calcula al interpolar la curva base y la curva miscible mediante el uso de una

funcién de escalado:

' CMG. Simulador avanzado de yacimientos composicionales y no convencionales: GEM. Guia
para el usuario. 2013, p. 524-525.
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ky = NYMplow 4 (1 - Nl/n’) ki Ecuacion 4

cnl cnl

Donde n; corresponde al parametro del modelo que es un dato de entrada al

modelo.

2.4 ECUACION DE ESTADO DE PENG ROBINSON

Una ecuacion de estado es una expresion cubica que relaciona presion, volumen y
temperatura. Estas relaciones describen el comportamiento volumétrico y de fases
de los compuestos puros y de las mezclas, requiriendo Unicamente las
propiedades criticas y factores acéntricos de cada componente. La misma
ecuacion es usada para calcular las propiedades de todas las fases y de esta

forma se asegura la consistencia en los procesos del yacimiento.

Durante este proyecto, el simulador GEM de CMG utiliza la ecuacion de estado
Peng Robinson para realizar los calculos volumétricos de los componentes y
pseudocomponentes, es por esto que se va realizar énfasis en esta ecuacion de

estado.

En 1976, Peng & Robinson propusieron una ecuacion que mejoro las predicciones
con una EOS (Ecuacién de estado) acerca de la densidad del liquido. La

ecuacion de Peng & Robinson esta dada por:

RT a
P_

_ _ E .,
v—b v(w+b)+b(v—>b) cuacion 5

La ecuacion en términos del factor de compresibilidad est4 dada por:

73— (1-B)Z?+ (A—2B—-3B%)Z - (AB—B?—-B3%) =0 Ecuacién 6

" PENG, D. ROBINSON, D. A New Constant Equation of State. 1976, p. 59.
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Con un factor de compresibilidad critico de Z, = 0.3074. Las constantes de la

ecuacion estan dadas por:

2 2
A=045724— ¢ Ecuacion 7
C
RT, .,
B =0.0778 Ecuacion 8
%
Inicialmente el factor a se definié como:
2
a(T,) = [1+m@ - JT,)] Ecuacién 9
m = 0.37464 + 1.54226w — 0.26992w? Ecuacion 10

En 1979, los autores de la ecuacion propusieron una modificacion para que m se
pudiera implementar en componentes pesados, con factores acéntricos mayores a

0.49. Asi, la ecuacion 10 se convierte en:
m = 0.3796 + 1.1485w — 0.1644w? + 0.01667 w3 Ecuacion 11

A pesar que esta ecuacién de estado obtiene buenos resultados en cuanto a
presion, los resultados en cuanto volimenes son poco aceptables. Debido a esto,
Jhaveri & Youngren®? introducen a los volimenes calculados en la ecuacién de

Peng Robinson la siguiente correccion:
v, =v"¥ —¢ Ecuacion 12

Donde v, y v£% son el volumen corregido y volumen obtenido de la ecuacién de
Peng Robinson respectivamente, y ¢ es la correccion que le deben aplicar al

volumen calculado y esta dada por:

'2 JHAVERI, B. & YOUNGREN, G. Three Parameter Modification of the Peng Robinson Equation of
State To Improve Volumetric Predictions. SPERE (August 1988) 1033.
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N
c= Z X;C; Ecuacion 13

Ci = Sibi Ecuacion 14

En la ecuacion 14, b; es el pardmetro b del componente i en la ecuacion de Peng
Robinson y S; se conoce como el coeficiente de translacion de volumen, que para

los hidrocarburos del C; al n — C4 se obtiene de la Tabla 2.

Tabla 2. Coeficientes de traslacién de volumen

Componente Si
Ci1 -0.1540
Cz -0.1002
Cs -0.08501
i-Cy4 -0.07935
n-Cy4 -0.06413
i-Cs -0.04350
n-Cs -0.04183
n-Cs -0.01478

Fuente: WHITSON, C. BRULE, M. Phase Behavior. First Edition. SPE Monograph Series.
Richardson, Texas. 2000.

Y para los deméas componentes, S; se obtiene de:

4,

- (]WTL)Al Ecuacion 15

Si:]-

Donde MW, es el peso molecular del componente y los valores de A, y A4,
dependen del tipo de hidrocarburo. Algunos valores tipicos se presentan en la
Tabla 3.
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Tabla 3. Valores tipicos de A, y A;

Familia de
. Ao Al
hidrocarburos
Parafinicos 2.258 | 0.1823
Nafténicos 3.004 | 0.2324

Aromaticos 2.516 | 0.2008

Fuente: WHITSON, C. BRULE, M. Phase Behavior. First Edition. SPE Monograph Series.
Richardson, Texas. 2000.

La correccion al volumen se considera actualmente equivalente a adicionar un
tercer parametro a la ecuacion de estado de Peng Robinson, y es por esto que

algunas veces se conoce como la ecuacién de Peng Robinson de 3 parametros.
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3. YACIMIENTOS NATURALMENTE FRACTURADOS

Un yacimiento naturalmente fracturado (YNF) se define como un volumen de roca
compuesto de un sistema multiporoso, en el que se pueden encontrar
microfracturas, mesofracturas, macrofracturas y cavernas, conformando varios
tamafios de poro y redes de fracturas que actian simultineamente y son

saturados de hidrocarburos y otros fluidos.

Este tipo de yacimientos se puede considerar como un yacimiento convencional,
en el cual se han originado fracturas debido a procesos geoldgicos naturales

generando un gran impacto en el flujo de fluidos™®.

También puede ser definido como un sistema formado por poros y canales
intercomunicados, donde los poros forman el sistema de matriz y los canales el

sistema de fracturas.

3.1 CARACTERIZACION DE LOS YNFs

En estos tipos de yacimientos es fundamental conocer muy bien las propiedades
petrofisicas y como se relacién entre si, porque incluso después de descubrir un
yacimiento naturalmente fracturado, la experiencia indica que la tasa éxito en los
pozos de desarrollo es generalmente baja en comparacion con los yacimientos

convencionales*.

Las principales caracteristicas que ayudan a describir y analizar el flujo de fluidos
en el medio poroso son la porosidad, permeabilidad y la saturacion de fluidos, en
conjunto con otras caracteristicas fisicas especiales como la presion capilar y la

permeabilidad relativa.

¥ RA, N. Geologic Analysis of Natural y Fractured Reservoirs, Massachusetts, EUA, 2001.
' AGUILERA, R. Exploring For Naturally Fractured Reservoirs. Society of Petrophysicists and Well-
Log Analysts, 1983.
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Los YNF cuentan con un sistema de doble porosidad, una porosidad intergranular
o primaria, formada por los espacios entre los granos de la roca, y una porosidad

secundaria formada por los espacios vacios de las fracturas®®.

La porosidad total es el resultado de la adicion de la porosidad primaria y

secundaria.
¢ =P+ Py Ecuacién 16

Donde ¢, es la porosidad de la matriz o porosidad primaria, y ¢, es la porosidad

de las fracturas naturales o porosidad secundaria.

La permeabilidad en este tipo de yacimientos corresponde a una permeabilidad
mixta, compuesta de la permeabilidad del sistema de fracturas (kf) y la

permeabilidad de la matriz (k).
ki =km + k¢ Ecuaciéon 17

Ademas, se tiene en cuenta la compresibilidad del sistema matriz-fractura y del
fluido que satura el sistema debido a su impacto en la capacidad de

almacenamiento del yacimiento.

En este tipo de yacimientos el mecanismo de desplazamiento de los fluidos que
saturan el medio poroso lo gobiernan las fuerzas capilares. Por lo tanto, se deben
tener en cuenta las curvas de presion capilar y los diferentes tipos de fluidos que

se almacenan en la matriz y las fracturas.

Existen otros factores que afectan el flujo de fluidos en un yacimiento naturalmente
fracturado, tales como la orientacion de los esfuerzos, la direccién y el relleno

mineral de las fracturas naturales.

"> VAN GOLF-RACHT, T. Fundamentals of fracture reservoir engineering. Elsevier, 1982.
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3.2 CLASIFICACION DE LOS YNFs

Es importante realizar una correcta clasificacion de los yacimientos naturalmente
fracturados debido a la incidencia de las fracturas en el flujo de fluidos. Ademas,
los efectos pueden cambiar a lo largo de la vida productiva del yacimiento, y no

siempre mejoran la productividad sino que por el contrario pueden construir
barreras de flujo™®.

Los yacimientos naturalmente fracturados se clasifican en base a la interaccion
gue existe entre las contribuciones de porosidad y permeabilidad de cada sistema

(matriz y fracturas). Esta clasificacion se puede observar en la Figura 6.

Figura 6. Clasificacion de los yacimientos naturalmente fracturados
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Fuente: BRATTON, T., et al. La naturaleza de los yacimientos naturalmente fracturados. Qilfield
Review, 2006, p. 10.

1 BRATTON, T. CANH, D. VAN QUE, N. DUC, N. GILLESPIE, P. HUNT, D. Li, B. MARCINEW, R.
RAY, S. MONTARON, B. NELSON, R. SCHODERBERK, D. SONNELAND, L. La naturaleza de los
yacimientos naturalmente fracturados. Oilfield Review, 2006.
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En los yacimientos tipo 1, las fracturas proveen tanto la porosidad primaria como
la permeabilidad primaria, habitualmente los pozos poseen grandes areas de
drenaje y se requiere un menor numero de pozos para el desarrollo del campo.
Estos yacimientos muestran inicialmente altas tasas de produccion, sin embargo,
estan sujetos a una rapida declinacion, irrupcion temprana de agua y dificultades

en la determinacién de reservas.

Los yacimientos tipo 2 poseen baja porosidad y permeabilidad en la matriz, y las
fracturas proveen la permeabilidad esencial para la produccion. Los yacimientos
de este tipo poseen inicialmente buenas tasas de produccion, pero pueden
presentar dificultades durante la recuperacién secundaria si la comunicacion entre

la fractura y la matriz es pobre.

Los yacimientos tipo 3 poseen alta porosidad en la matriz y pueden producir sin la
necesidad de fracturas. Por lo tanto, se considera que las fracturas son una
permeabilidad adicional que mejora la productividad de los pozos. Estos
yacimientos son mas continuos y poseen regimenes de produccion estables, pero
pueden exhibir canales preferentes de flujo, generando dificultades durante la fase

de recuperacion secundaria.

Los yacimientos tipo M poseen alta porosidad y permeabilidad en la matriz, y la
permeabilidad de las fracturas se considera adicional. En algunas ocasiones estas
fracturas complican el flujo de fluidos debido a la formacion de barreras de flujo.
Estos yacimientos poseen una buena calidad de roca. Sin embargo, a veces se
encuentran en zonas aisladas y disminuye su desempefio, ocasionando que la

efectividad de la recuperacion secundaria sea variable dentro del mismo campo.

En los yacimientos tipo 4, las fracturas no suman porosidad y permeabilidad

adicional, sino que, por el contrario suelen construir barreras de flujo.

El tipo G ha sido creado para los yacimientos de gas no convencionales

naturalmente fracturados, como es el caso de los mantos de carb6on (CBM), y para

55



los yacimientos de gas condensado naturalmente fracturados. La mayoria de los
yacimientos tipo G corresponden o se aproximan al comportamiento descrito por

los yacimientos tipo 2.

3.3 CLASIFICACION DE LAS FRACTURAS NATURALES

Comprender y predecir las caracteristicas de los sistemas de fracturas es esencial

a la hora de desarrollar y modelar los yacimientos naturalmente fracturados®’.

El conocimiento sobre los tipos de fracturas mejora la simulacion del flujo de
fluidos a través de las fracturas debido a que cada tipo de fractura conduce el

fluido de forma diferente.

Un estudio detallado de los yacimientos naturalmente fracturados determiné las

posibles causas de origen de las fracturas®®, estas pueden ser resultado de:

e Deformacion estructural asociada con fallamientos y plegamientos.

e Erosién de la carga litostatica que permite expansion, levantamiento y
fracturamiento de las capas.

e Reduccion en el volumen de la roca.

e Liberacion de presiones anormales de fluidos en el yacimiento cuando se
aproximan a la presion de la carga litostatica.

e Impactos de meteoritos que pueden causar sistemas fracturados muy

complejos y extensos.

En el laboratorio, los tipos de fracturas se dividen en dos grupos relacionados con

su modo de formacion: las fracturas por esfuerzo de corte que se forman en

" BRATTON, T. CANH, D. VAN QUE, N. DUC, N. GILLESPIE, P. HUNT, D. Li, B. MARCINEW, R.
RAY, S. MONTARON, B. NELSON, R. SCHODERBERK, D. SONNELAND, L. La naturaleza de los
¥§cimientos naturalmente fracturados. Oilfield Review, 2006.

AGUILERA, R. AGUILERA, M. Aspectos geolégicos y de ingenieria en yacimientos naturalmente
fracturados. Revista fuentes. 2011.
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direccion paralela al esfuerzo y las fracturas por esfuerzos normales que se

forman en direccién perpendicular al esfuerzo.

Las fracturas por esfuerzo de corte y por esfuerzo normal se forman con una
orientacion gque se relaciona con las tres direcciones de los esfuerzos principales;
el esfuerzo principal maximo, o1, el esfuerzo principal minimo, o3, y el esfuerzo

intermedio, o».

Figura 7. Esfuerzos principales y orientacion de las fracturas creadas
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Modificada de: BRATTON, T., et al. La naturaleza de los yacimientos naturalmente fracturados.
Qilfield Review, 2006, p. 8.

En la Figura 7 se muestran las direcciones de los tres esfuerzos principales y la
orientacion de las fracturas resultantes. Las fracturas por el esfuerzo principal
minimo, o3 (verde), se forman paralelas a o1 y 0,. Mientras que las fracturas por

esfuerzo de corte son paralelas a o5.
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3.3.1 Fracturas por esfuerzo de corte (cizalla)

Las fracturas por esfuerzo de corte corresponden a fallas, las fallas se forman en
su mayor parte durante los episodios tectonicos significativos, cuando el esfuerzo
diferencial es alto. Las fallas tectdnicas se forman habitualmente a lo largo de una
gran variedad de escalas, con desplazamientos que varian desde milimetros hasta
kilbmetros. Las imagenes sismicas generalmente permiten la deteccion de las
fallas mas grandes, mientras que para identificar y caracterizar las fallas mas

pequefias se requieren datos de pozos.

3.3.2 Fracturas por esfuerzo normal

Las fracturas por esfuerzos normales, se forman perpendiculares a o3 y bajo
esfuerzos diferenciales relativamente bajos, las fracturas por esfuerzos normales

corresponden a grietas en la naturaleza.

Las grietas, o fracturas no muestran un desplazamiento visible, se forman en
sentido perpendicular a la estratificacion y pueden estar o no limitadas por
estratos. Las grietas limitadas por estratos terminan en las superficies de
estratificaciéon y a menudo desarrollan un espaciamiento regular y forman redes
conectadas bien organizadas, en una vista en planta. Las grietas no limitadas por
estratos tienen lugar en una amplia gama de escalas y se agrupan espacialmente.
El origen de las grietas es a menudo dificil de determinar, pero se sabe a partir de
la mecénica de las rocas que se forman con un valor efectivo de o3 relativamente
bajo. Dado que las grietas no involucran un desplazamiento de los estratos, no
pueden ser observadas en forma directa en las imagenes sismicas pero pueden
ser localizadas y caracterizadas mediante datos de registros eléctricos y de

imagen realizados en el pozo.
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3.4 MODELAMIENTO DE FLUJO RADIAL EN YNF

EL modelamiento clasico de doble porosidad fue introducido por Warren & Root en
1963 y fue mejorado por Gilman & Kazemi. El modelado de este tipo de
yacimientos define dos sistemas de porosidades coexistiendo en cada celda de la
malla, tal como se observa en la Figura 8. Un aspecto complejo y altamente
variable usado en la simulacién de doble porosidad es el intercambio entre los dos
tipos de porosidades. Esto incluye la asignacion de la transmisibilidad entre la

fractura y la matriz y el modelado de flujo multifasico en cada uno de los sistemas.

Figura 8. Simulacién de un sistema de doble porosidad con dos mallas
superpuestas — Matriz y Fractura

BLOQUES DE MATRIZ BLOQUES DE FRACTURA

Fuente: Nexus Technical Reference. Halliburton, p. 395.

3.4.1 Modelo de Warren & Root

Las fracturas en este caso forman una red continua y uniforme orientada de tal
manera que sean paralelas a la direccion principal de la permeabilidad. Las
fracturas se asumen de apertura constante. El espaciamiento de la fractura se
asocia a la densidad de fractura y esta directamente relacionado con la
permeabilidad de la fractura y la porosidad. En la Figura 9 se presenta un modelo

en bloques que pueden ser paralelepipedos si Lx # Lz, o cubos si, Lx = Lz.
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Figura 9. Sistema de bloques para la simulacion de flujo radial
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Modificado de: VAN GOLF-RACHT, T. Fundamentals of fractured reservoir engineering. Elsevier.
1982, p. 317.

En el modelo de Warren-Root la mecénica de fluidos en estado de equilibrio es
muy diferente. El bloque de matriz alimenta permanentemente las fracturas y el
flujo de fluidos hacia el pozo es a través de la red de fracturas, por lo tanto, la

permeabilidad total:
ke = ks Ecuacion 18

En condiciones de estado estacionario, el modelo de Warren & Root no tienen en
cuenta la permeabilidad de la matriz (k) durante el flujo transitorio y por lo tanto
k. = ks. En el caso del modelo de Gilman & Kazemi tambiéen puede hacerse esta

aproximacion debido a que k,, < k.

3.4.2 Modelo de Gilman & Kazemi

Este modelo reduce la red de fracturas a un conjunto de espacios horizontales
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uniformes entre las capas de la matriz (ver Figura 10), donde el conjunto de

fracturas son equivalentes a los espacios entre las capas cilindricas de matriz*®.

Figura 10. Sistema de fracturas paralelas para la simulacion de un flujo radial
simétrico
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Modificado de: VAN GOLF-RACHT, T. .Fundamentals of fractured reservoir engineering. 1982, p.
160,316.

En 1976, Kazemi et al. Presenté un modelo bidimensional petrolero/ agua en el
que la velocidad de flujo entre la matriz y la fractura esta relacionada con la

diferencia de potencial entre estos dos medios.

En el modelo de Kazemi et al. El flujo a través de las capas (en paralelo) de

diferentes permeabilidades esta relacionado con la siguiente ecuacion:

Ecuacion 19

n*1,
ke = ko + kf = km+keff*( )
Donde k.ss es la permeabilidad efectiva de las fracturas, h es el espesor del

yacimiento, r, es el radio efectivo y n es una constante geométrica de la

configuracion del modelo.

¥ VAN GOLF-RACHT, T. Fundamentals of fractured reservoir engineering. Elsevier. 1982.
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4. GEOMECANICA

El componente clave para entender un modelo geomecéanico es el conocimiento
del estado actual de los esfuerzos, las fallas e inestabilidades ocurren porque los
esfuerzos se concentran alrededor del pozo y exceden la resistencia de la roca.
Por otra parte, el agotamiento de un yacimiento causa cambios en el estado de

esfuerzos lo cual puede beneficiar o perjudicar la produccion de los pozos.

Las rocas de un yacimiento se consideran sensibles a esfuerzos si ocasionan
algun tipo de impacto en el proceso de flujo de fluidos, tales como su
compresibilidad, permeabilidad y porosidad que son funcién del esfuerzo efectivo.
El modelamiento adecuado de la variacion de los esfuerzos ha dado lugar en los
altimos afios a un gran aumento en la literatura especializada en el tema, dirigida
especificamente a la construccion de simuladores que acoplen los efectos de

geomecanica con el flujo de fluidos.

En el caso del Piedemonte colombiano existe una mayor complejidad debido a la
presencia de flujo composicional (gas condensado o aceite volatil) y la variacion
geomecanica, lo que dificulta la comprensién del yacimiento a lo largo de su vida

productiva.

4.1 ESFUERZOS IN-SITU

Un esfuerzo es definido como una fuerza que actda en un area determinada. Para
describir la densidad de fuerzas actuando en todas las superficies de un punto
establecido, se utiliza un tensor de esfuerzos definido por nueve componentes
como se presenta en la ecuacion 20.

Sll 512 Sl3

S = 521 522 523 EcuaCién 20
S31 532 533
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Donde los subindices de cada componente se refieren a la direcciéon de la fuerza

que estd actuando y el plano donde estéd actuando el esfuerzo. Por lo tanto, cada

componente en el tensor representa la fuerza que actia en una direccion

especifica sobre una unidad de area con una direccion establecida, ver Figura 11.

Figura 11. Definicidén del tensor de esfuerzos en un sistema arbitrario de

coordenadas cartesianas
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Modificado de: ZOBACK, M. Reservoir geomechanics. Cambridge University Press. 2007, p.6.

Teniendo en cuenta las condiciones de equilibrio rotacional, se considera que los

esfuerzos de corte son iguales en ambas direcciones. Por lo tanto, se obtienen las

siguientes relaciones:

S12 =821
S13 = 831
S5 = 83

63

Ecuacion 21



Generalmente, para describir el estado de los esfuerzo a cierta profundidad se
definen seis esfuerzos o tres esfuerzos y tres angulos que establecen la
orientacion del sistema de coordenadas con respecto al sistema de coordenadas

de referencia.

Los esfuerzos in situ son aquellos que se encuentran a mas de 10 metros de
profundidad. Se consideran positivos debido a que siempre son esfuerzos
compresivos. A estas profundidades no existen esfuerzos de corte por dos
razones fundamentales; la primera es porque el esfuerzo de corte de la roca es
generalmente muy bajo o despreciable, y la segunda es porque siempre hay

fluidos saturando el espacio poroso de la roca.

Usualmente se realiza una transformacion del tensor de esfuerzos permitiendo
describir el estado de esfuerzos en términos de los esfuerzos principales (aquellos
que actuan en el sistema de coordenadas principal), simplificando la descripcion

del estado de esfuerzos in situ.

S 0 0
S=(0 S, O Ecuacién 22
0 0 S5

Teniendo en cuenta esta transformacion del tensor, se requieren cuatro
parametros para describir el estado de esfuerzos a una profundidad determinada:
tres esfuerzos principales, Sy, el esfuerzo vertical, que corresponde al peso de la
carga litolégica; Sumax, €l esfuerzo horizontal maximo; y Spmin, €l esfuerzo
horizontal minimo y la direccién de uno de los esfuerzos, usualmente es el azimut

del esfuerzo horizontal maximo, Spmax>".

2 ANDERSON, E. HUBBERT, M. The dynamics of faulting and dyke formation with applications to
Britain. New York: Hafner Publishing Company, 1972.
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4.2 REGIMEN DE FALLA SEGUN EL ESTADO DE ESFUERZOS

En la Tabla 4 y la Figura 12 se presenta el esquema de clasificacion de Anderson
gue define el régimen de falla con respecto a la magnitud del esfuerzo vertical. El
esfuerzo vertical, Sy, es el maximo esfuerzo principal (Si1) en el régimen de falla
normal, es el esfuerzo principal intermedio (S) en el régimen de fallas de rumbo y

es el menor esfuerzo principal (Ss) en el régimen de fallas inversas?.

Tabla 4. Estados de esfuerzos y régimen de falla

o Esfuerzo
Régimen
S1 S, S3
Falla Normal Sy SHmax Shmin
Falla de Rumbo SHmax Sv Shmin
Falla Inversa SHmax Shmin Sv

Fuente: ZOBACK, M. Reservoir geomechanics. Cambridge University Press, 2007, p. 8.

Figura 12. Régimen de falla segun la clasificacién de E.M. Anderson

Normal Cizalla Inversa
Sy Sv Sy
S =
V//‘ - fme <«——SHmax = <«—F SHmax
SHmax 47 Shmin / Shmind—"
Sv > SHmax > Shmin SHmax > Sv > Shmin SHmax > Shmin > Sv

Fuente: ZOBACK, M. Reservoir geomechanics. Cambridge University Press, 2007, p. 9.

L ZOBACK, M. Reservoir geomechanics. Cambridge University Press, 2007.
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4.3 PROPIEDADES ELASTICAS DE LAS ROCAS

La teoria de la elasticidad lineal considera relaciones lineales entre los esfuerzos
aplicados y las deformaciones resultantes. A pesar de que la mayoria de las rocas
se comportan de forma no lineal cuando estan sujetas a grandes esfuerzos, su
comportamiento puede ser descrito por las relaciones lineales para cambios
pequefios en los esfuerzos?. Las principales propiedades elasticas utilizadas en

este estudio son el modulo de Young y la relaciéon de Poisson

4.3.1 Mdodulo de Young

Considerando una muestra de longitud L y un &rea de seccién transversal A = D?
(ver Figura 13). Cuando se aplica una fuerza F en una superficie, la longitud de la
muestra se reduce a L'. El esfuerzo aplicado es g, = F/A y la correspondiente
elongacion es ¢, = (L — L")/L. Si la muestras tiene un comportamiento lineal, la

relacion entre el esfuerzo y la deformacion es:

1
& = Eax Ecuacion 23
La ecuacion 23 es conocida como la Ley de Hooke, mientras que el coeficiente E

es conocido como el médulo de Young. El médulo de Young es una medida de la

rigidez de la muestra a ser comprimida por un esfuerzo uniaxial.

22 FJAR, E. HOLT, R. RAAEN, A. RISNES, R. HORSRUD, P. Petroleum related rock mechanics.
Vol. 53. Elsevier, 2008.
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Figura 13. Deformacién inducida por un esfuerzo uniaxial
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Fuente: FJAR, E. et al. Petroleum related rock mechanics. Vol. 53. Elsevier, 2008, p. 20.

4.3.2 Relaciéon de Poisson

Otra consecuencia del esfuerzo aplicado (o,) es el incremento del ancho de la

muestra (D). La elongacion lateral es ¢, = ¢, = (D — D")/D. Generalmente, D’ > D,

por lo tanto ¢, y £, son negativos. La relacion definida como:

gy .z
V=—— Ecuacion 24
Sx
Y es otro parametro elastico, conocido como la relacion de Poisson. Este
parametro describe la deformacion (expansion) lateral con respecto a la

contraccién longitudinal.

En las Tablas 5 y 6 se presentan algunos rangos encontrados en la literatura
acerca de las constantes elasticas y el angulo de friccién y cohesion segun el tipo

de roca.
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Tabla 5. Rangos de las constantes elasticas

CONSTANTES ELASTICAS VALOR MINIMO | VALOR MAXIMO
Médulo de Young (E) 1.5x10° psi 1.5x10’ psi
Relacion de Poisson (v) 0.1* 0.3*
Cohesién (C) 0 psi 8000 psi

Fuente: POLLARD, D. FLETCHER, R. Fundamentals of structural geology. Cambridge University
Press, 2005.

*1=0.0 (material compresible) Rocas porosas débiles v cercano a cero
*1=0.5 (practicamente incompresible)

Tabla 6. Rangos de angulo de friccion y cohesion segun el tipo de roca

TIPO DE ROCA ANGULO DE FRICCION (@) | COHESION (psi)
igneas 35-45 725 — 8000
Metamorficas 30-40 2900 - 5800
Sedimentarias blandas 25-35 1450 — 2900
Sedimentarias duras 35-45 1450 — 4350
Arcillas 22-32 3-10

Fuente: TOLENTINO, V. Aplicacion de la mecénica de rocas de las rocas en tuneleria. Curso de
Métodos de Excavacion de Tuneles, p. 174.

4.4 MODELO DE DEFORMACION GEOMECANICA

El objetivo principal del modelo de deformacién es realizar un analisis de los
esfuerzos de la formacién utilizando un conjunto determinado de condiciones de

desplazamiento y traccion de limites. La teoria de la plasticidad provee la
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descripcion tedrica de la relacion entre los esfuerzos y deformaciones que inciden

sobre un material que presenta una respuesta elastoplastica®.

Cuando un material se comporta elasticamente, sus propiedades de esfuerzo y
deformacion pueden describirse mediante dos constantes materiales. Por ejemplo,
el médulo de Young y el coeficiente de Poisson serian un conjunto de tales
constantes. Sin embargo, el material puede presentar comportamientos plasticos a
un estado mayor de esfuerzos, en cuyo caso, se deberd incluir un criterio de
fluencia (yield) para definir el estado de esfuerzos en el cual se inicia el flujo

plastico.

La deformacion plastica que ocurre una vez que el material alcanza un estado de
fluencia a un determinado nivel de esfuerzo se considera irreversible. Es por esto
que se utiliza el criterio de Mohr-Coulomb, que es apropiado para describir la

condicion de fluencia en una roca.

El modulo de geomecénica de GEM resuelve el equilibrio de fuerzas de la
formacion y calcula la dilaciébn/compresion volumétrica como resultado de la
deformacion tanto elastica como plastica. Los cambios de volumen de poro
pueden producirse a raiz de la combinacién de esfuerzos de compresion. Estos
cambios de volumen de poro y los cambios en las transmisibilidades se utilizan en
el modelo de flujo de fluidos para calcular la masa y el equilibrio energético del

yacimiento®,

4.4.1 Criterio de falla de Mohr-Coulomb

El criterio de Mohr-Coulomb define el criterio de rotura o de falla de una roca en

funcién del esfuerzo de corte y el esfuerzo normal en un plano. En este caso, la

8 PRAGER, W. An Introduction to Plasticity. Addison-Wesley, Amsterdam and London, 1959.
** CMG. Simulador avanzado de yacimientos composicionales y no convencionales: GEM. Guia
para el usuario. 2013, p. 725-727.
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superficie de fluencia es de la forma t = f (o). La expresion matemética de dicha

ecuacion es:
T =S5, + a,tan(p) Ecuacién 25

donde S, es la cohesion, una constante que representa el esfuerzo de corte que
puede resistir la roca sin que exista un esfuerzo normal aplicado, ¢ es el angulo
de friccion interna, t es el esfuerzo de corte que actia en el plano de fallay o, es

el esfuerzo normal que actua sobre el plano de falla.
2 =90°+ ¢ Ecuacion 26

Donde B es el angulo entre la falla normal y a4, ver Figura 14.

Figura 14. Esquema del criterio de falla de Mohr-Coulomb
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Modificado de: FJAR, E. et al. Petroleum related rock mechanics. Vol. 53. Elsevier, 2008, p. 62.
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4.4.2 Modelo elastoplastico

Figura 15. Representacion del modelo de deformacion elastoplastico

ELASTOPLASTICO
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k ) Perfectamente 3
* 1 A F ﬁ plastico i
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friccion Deformacion Deformacion
CONCEPTUAL ROCA IDEAL ROCA REAL

Fuente: ZOBACK, M. D. Reservoir geomechanics. Cambridge University Press, 2007, p. 57.

La Figura 15 ilustra el comportamiento elastoplastico. En este caso, la roca se
comporta elasticamente hasta el limite elastico (yield stress). A partir de este
punto, la roca se deforma plasticamente a esfuerzo constante y no se deforma

mientras se aplique un esfuerzo menor al limite elastico.

4.4.3 Modelo constitutivo de Mohr-Coulomb

El modelo constitutivo Mohr-Coulomb es considerado como una aproximacion de
primer orden al comportamiento no lineal del suelo. Se trata de un modelo
elastoplastico perfecto (isotrépico) desarrollado a partir de la composicion de la ley
de Hooke y la forma generalizada del criterio de falla de Mohr-Coulomb. Este
modelo puede simular el comportamiento de suelos granulares sueltos o finos
normalmente consolidados, y se debe tener en cuenta que no representa el
comportamiento elastoplastico progresivo (ver Figura 16a) sino que es un modelo

elastico y luego plastico perfecto (ver Figura 16b).
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Figura 16. Comportamiento experimental y tedrico de las rocas
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a) Respuesta experimental del suelo  b) Formulacion basica del modelo
elastoplastico perfecto

Fuente: NIETO, A. CAMACHO, J. RUIZ, E. Determinacién de parametros para los modelos
elastoplasticos Mohr-Coulomb y Hardening Soil en suelos arcillosos. Revista Ingenierias.
Universidad de Medellin. 2009, p. 78.

Su formulacion involucra dos elementos generales: la elasticidad perfecta y la
plasticidad asociada al desarrollo de deformaciones plasticas o irreversibles. Para
evaluar si la plasticidad ocurre o no en un analisis especifico, el modelo Mohr-
Coulomb involucra un conjunto de funciones de fluencia (yield functions) que

definen el limite entre el comportamiento elastico y plastico del material®>.

4.5 MODELO DE COMPACTACION DE LA MATRIZ?®

Para incluir las respuestas geomecanicas en el flujo de fluidos del yacimiento, el
multiplicador de permeabilidad puede depender de la informacion geomecanica tal

como la deformacién volumétrica o el esfuerzo medio.

Se va implementar el modelo empirico de Touhidi-Baghini*’ para especificar un
multiplicador de permeabilidad de matriz, en que el valor C,; (adimensional)

corresponde a un parametro experimental. El multiplicador k/k, = e‘n'®v se aplica

*® PLAXIS. Materials models manual. Version 8, 2004.
6 CMG. Simulador avanzado de yacimientos composicionales y no convencionales: GEM. Guia
gara el usuario. 2013, p. 808 — 810.

Li, P and Chalaturnyk, R. Permeability Variations Associated with Shearing and Isotropic
Unloading during the SAGD Process. CIPC Paper. 2004, p. 240.
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a la permeabilidad de un bloque en las tres direcciones, en donde &, corresponde

a la deformacién volumétrica.

4.6 FRACTURAS CRITICAMENTE ESTRESADAS

Las fracturas usualmente proveen caminos de flujo permeables en una gran
variedad de escalas. La mejora de permeabilidad debido a las fracturas depende
de la densidad de fracturas, orientacion, y lo mas importante, la conductividad
hidraulica de las fracturas. En un medio fracturado, la poblacion de fracturas se
compone de varias familias con diversas orientaciones. Es importante tener un

criterio que permita determinar las fracturas hidraulicamente conductivas?®.

La Figura 17 ilustra la hipétesis introducida por Barton et al. (1995) que denomina
las fracturas conductivas como fracturas criticamente estresadas. Esta hipotesis
considera las fracturas conductivas aquellas que debido al estado actual de los
esfuerzos estan activas mecanicamente y fracturas no conductivas aquellas que

estan cerradas mecanicamente debido al estado de esfuerzos.

Figura 17. Representacion de las fracturas criticamente estresadas en el
diagrama de Mohr

Shmin S Hmax 04 H’ = 10 H- = 06

T
\/T/:_—[ / 1+t £ ++ .

0 0.2 0.4 0.6 0.8 1
(0,-P,)/S,

Fuente: ZOBACK, M. D. Reservoir geomechanics. Cambridge University Press, 2007, p. 342.

8 BARTON, C. A.; ZOBACK, M. D.; MOOS, D. Fluid flow along potentially active faults in crystalline
rock. Geology, 1995, vol. 23, no 8, p. 683-686.
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Usualmente se asuman coeficientes de friccion entre 0.6 y 1 para cubrir una
amplia variedad de rocas®. En la Figura 17 aquellas fracturas que tienen un
angulo apropiado con respecto al estado actual de esfuerzos se consideran
activas mecanicamente (fracturas representadas con rojo en el diagrama de Mohr)
se esperan que sean activas hidraulicamente. Las fracturas de color negro
estuvieron activas en el pasado, pero actualmente no, y por lo tanto no se

consideran hidraulicamente conductivas®.

® BYERLEE, J. Friction of rocks. Pure and applied geophysics. Vol. 116, No 4-5. 1978, p. 615-626.
%0 ZOBACK, M. D. Reservoir geomechanics. Cambridge University Press, 2007.
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5. ANALISIS DE PRUEBAS DE PRESION

Una prueba de presion disefiada, ejecutada y analizada adecuadamente
proporciona una idea de la capacidad del yacimiento para producir fluidos. A
través de un monitoreo de la respuesta de presion a cambios de produccion y
condiciones del yacimiento, se obtiene informacion acerca de la permeabilidad, del
dafio o estimulacién de la formacién, presion, limites, y heterogeneidades del
yacimiento. El analisis de estas pruebas es semejante debido a que en el
yacimiento se miden las respuestas de los cambios de presion en periodos de
prueba no muy extensos, los cuales se obtienen por la variacion en la produccion

o inyeccion de fluidos.

En este proyecto se simulan pruebas de restauracion de presion y por lo tanto se
realiza énfasis en este tipo de pruebas. Por consiguiente, la teoria descrita a
continuacion explica los diferentes modelos analiticos para interpretar las pruebas
de restauracion de presion en pozos de gas.

Pruebas de restauracion de presién (PBU)

Basicamente, la prueba es llevada a cabo produciendo un pozo a una tasa
constante por tiempo determinado, suficiente para que se estabilice la produccién,
y posteriormente se cierra usualmente en superficie, ocasionando un aumento en
la presion de fondo del pozo, la cual es registrada en funcién del tiempo. Su
principal desventaja es econdémica ya que el cierre ocasiona pérdida de

produccion.

Generalmente, a partir de la prueba de restauracion de presion, es posible estimar
la permeabilidad de la formacion, la presion actual en el area de drenaje,
caracterizar el dafio o estimulacién y determinar limites o heterogeneidades en el

yacimiento.
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La prueba de restauracion de presion ha sido una técnica muy popular usada en la

industria petrolera por varias razones:

a) no requiere una supervision critica debido a que la tasa del pozo es cero.
b) se pueden estimar la permeabilidad y el factor de dafio a partir estas

pruebas.

5.1 FUNDAMENTOS GENERALES DE PRUEBAS DE PRESION EN POZOS DE
GAS

La expresién conocida como pseudopresion en funcion de las propiedades fisicas
del gas fue planteada inicialmente por Al-Hussainy (1966) para flujo monofasico
(yacimientos de gas o0 aceite con una presion por encima de la presion de
saturacion). Posteriormente, otros investigadores extendieron esta definicion a
flujo multifasico, lo cual fue de mucha utlidad en el caso de yacimientos
composicionales donde se da flujo de agua, petroleo y gas en las cercanias del

pozo*!.

5.1.1 Pseudopresion y pseudotiempo

La pseudopresion m(P) también llamada como “potencial real del gas”, esta

definida como:
P
(P)=2 j P dP E j6m 27
m = — . cuacion
J u(P)Z(P)

La presién “P” es expresada en unidades absolutas, m(P) tiene unidades de

presién®/viscosidad, (psia?/cp con el sistema de unidades de campo). La presion

*' HERRERA, C. MONTOYA, J. Monografia sobre Yacimientos Composicionales. Universidad

Nacional, Medellin. 2003.

76



de referencia “P,” es una constante arbitraria menor que el valor de presion mas
bajo en la prueba. Todos los datos de la prueba de presion se convierten en
pseudopresion m(P) antes de realizar el andlisis.

El cambio de pseudopresion, expresado como m(P)—m(P[At =0]), es

independiente de la presion de referencia P.

El pseudotiempo t,s es usado como complemento de la pseudopresion m(P).

t

1
t,c = | ————, (hr —psi/cp) Ecuacién 28
ps Of u(P)c,(P) PR

La viscosidad u y la compresibilidad del gas c, cambian con la presion. La

ecuacion para calcular ¢, es la siguiente:

1 10z

Cg =5~ %735 Ecuacion 29

~p Zop

Donde Z es el factor de desviacion del gas. Para un gas ideal Z=1, y la

compresibilidad es ¢, = 1/P.

5.1.2 Pseudopresion simplificada para analisis manuales

En la Figura 18, se grafica uZ versus P para un gas natural a temperatura

constante:
e Cuando la presién es menor de 2000 psia, el producto uZ es casi constante
y m(P) se simplifica a la siguiente ecuacion:

P

P—2 PdP =
m()_ﬁf =

Py

(P2 —-R,%)

psia?
Ecuacion 30
:uiZl

cp
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A presiones muy bajas, es posible analizar las pruebas en términos de
presion al cuadrado P2.

Cuando la presion es mayor que 3000 psia, el producto uZ es proporcional
a la presibn y P/uZ puede considerarse como una constante. La

pseudopresion m(P) en esta caso es:

P;

2
Ecuacion 31
/’LiZL

P —ZP PdP— P—P
m()—M—ZPf = (P-P)

A muy altas presiones, el gas se comporta como un fluido ligeramente
compresible, y los datos de presion pueden ser usados directamente en el
analisis.

Entre 2000 y 3000 psia, no existe una simplificacion disponible y por lo

tanto se debe usar la férmula original para calcular la pseudopresion.

Figura 18. Variacion isotérmica de uZ con la presion

0.04

0.03 F
g
2 002}
N
5 M Z constante

001 F

1 1 1
0 2000 4000 6000 8000

Presién (psia)

Fuente: BOURDAROT, G. Well testing: Interpretation methods. Paris: Editions Technip, 1998, p.

150.
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5.1.3 Variables adimensionales

En unidades de campo, la presion estandar es P,. = 14.7 psia y la temperatura es

Tse = 520°R (60 °F, todas las temperaturas son expresadas en unidades

absolutas). La tasa de gas es expresada en condiciones estandar q,. en MSCF /D.

Cuando se utiliza la pseudopresion, los términos adimensionales se definen con

respecto a las propiedades del gas a condiciones iniciales (subindice i). Cuando

se utiliza la presion y la presion al cuadrado, las propiedades son definidas a la

presion promedio de la prueba (simbolo 7).
Presion adimensional

e Pseudopresion, m(p):

P, = 7.03 x 10~ Tkh [m(P,) — m(P)]

N

e Presion al cuadrado, P

kh T
P, =7.03%107*———==[P,* — P?|
AZTqsc Psc
e Presion, P:
khP T,
P, = 1.406 * 1073 ————=[P, — P]
AZTqsc Psc
Tiempo adimensional
e Pseudopresion, m(p):
— 0.000263k
P puwicun?

e Presion al cuadrado (P?) y presion (P):
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0.000263k
tp =————At Ecuacion 36
(l),uCtT‘WZ

Coeficiente de almacenamiento adimensional

Al igual que en los pozos de aceite, el coeficiente de almacenamiento para los

pozos de gas se expresa en bbl/psi.

e Pseudopresion, m(p):

_0.8936C £ 6 37
D= e cuaciéon
e Presion al cuadrado (P?) y presién (P):

0.8936C

b = —fl-')C_th 2 Ecuaciéon 38

Relacién de tiempo y coeficiente de almacenamiento adimensional (tp/Cp)

e Pseudopresion, m(p):

tp kh At »
— =0.000295 —— Ecuacioéon 39
Cp pi €

e Presion al cuadrado (P?) y presién (P):

tp kh At .,
— =0.000295 — — Ecuacioén 40
Cp a C

Dafio de formacion (S)

En los pozos de gas, el coeficiente de dafio S’ es expresado como la suma del
daflo mecanico y otro factor dependiente de la tasa, también llamado efecto

turbulento o dafio no-Darcy.

S'"=S+Dq, Ecuacion 41
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Donde S es el coeficiente de dafio, D es el coeficiente de flujo turbulento, y g,. es
la tasa de gas a condiciones estandar.

5.1.4 Pseudopresion monofasicay bifasica

En sistemas de gas condensado se adapta el concepto de pseudopresion segun la

existencia de las regiones descritas en la seccion 2.2.2.

La pseudopresion monofésica puede representar un sistema de gas condensado
en su etapa inicial, donde el condensado generado en las cercanias del pozo
permanece inmovil y la variacion de la permeabilidad relativa del gas es
despreciable. En este caso, la pseudopresion monofasica se determina por medio

de la siguiente ecuacion:
Pg .
m(P) = —dP Ecuacion 42

Es idéntica a la ecuacion usada para sistemas de gas seco. Donde, p, es la
densidad molar, u, es la viscosidad del gas, P, es la presion de fondo al tiempo

de cierre, y B,; es la presion de cierre.

Por otra parte, en una etapa mas avanzada del yacimiento, cuando el condensado
es movil y ocasiona una reduccién significativa en la permeabilidad relativa del
gas, se debe usar la pseudopresion bifasica para modelar correctamente el flujo

del gas y condensado en las cercanias del pozo®.

La pseudopresion bifasica se determina por medio de la siguiente ecuacion:

PWS
k k
m(P) = f (po f + pg ﬁ) dP Ecuacion 43
0 g
wf,s

%2 RAGHAVAN, R., et al. Practical considerations in the analysis of gas-condensate well tests. SPE
Reservoir Evaluation & Engineering. Vol. 2, No 03. 1999, p. 288-295.
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Donde, k,,, es la permeabilidad relativa a la fase m, y los subindices o y g se

refieren al condensado y el gas respectivamente.

Cuando se trabaja con pseudopresiones monofasicas el dafio puede ser estimado

a traves de la siguiente expresion:

S =1.151 + 3.2275 Ecuacion 44

log—

w

[m(P, At) n;At
m

Donde m es la pendiente de la linea de la grafica semilogaritmica de la
pseudopresién vs el tiempo de cierre, n; es la difusividad en ft’hr, 7, es el radio

del pozo y At es el tiempo de cierre.

Bajo circunstancias normales, el dafio estimado por el modelo monoféasico refleja
los efectos del dafio mecéanico y el flujo multifasico. Sin embargo, este método
provee el limite superior del dafio mecanico. El modelo bifasico usualmente provee

el limite inferior del dafio mecanico®. El dafio atribuido al flujo multifasico (S,,)

puede ser obtenido por medio de la siguiente relacion:

rocio

P

1.151 k k

Sop = —— f Pg _ <Po£ +py Tg)l dpP Ecuacién 45
m Uy Ho Uy

wf,s

Donde Pocio €S la presion de rocio del gas.

5.2 MODELOS ANALITICOS PARA LA INTERPRETACION DE PRUEBAS DE
RESTAURACION DE PRESION EN POZOS DE GAS CONDENSADO

5.2.1 Modelo Homogéneo

El modelo de yacimiento homogéneo es el modelo mas simple que asume la

3 JONES, J. RAGHAVAN, R. Interpretation of Pressure-Buildup Responses in Gas-Condensate
Wells. SPEFE, March 1989, p 93.
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misma porosidad, permeabilidad y espesor en toda la extension del yacimiento. La
permeabilidad se asume isotropica, es decir, igual en todas las direcciones.

Los parametros que gobiernan este modelo son:

e KH: producto de la permeabilidad y el espesor, dado a la presion de
ajuste.

e Almacenamiento del yacimiento: producto de la porosidad, la
compresibilidad y el espesor de la roca

e Eldafio (S)

El analisis de la prueba de presion a través de este modelo se realiza utilizando la
pseudopresion y el pseudotiempo, utilizando las formulas descritas en la seccién
5.1.1.

5.2.2 Modelo de Yacimiento Compuesto

El modelo homogéneo considera que las saturaciones, movilidad y la
permeabilidad efectiva son constantes. En la mayoria de los casos esta
consideracion es valida hasta un limite de tiempo de la prueba de presiéon y un
radio de investigacion. Sin embargo, algunas veces es esencial considerar la

variacion lateral de la movilidad.

Los casos mas comunes donde se observa un cambio de movilidad en un area del

yacimiento son:

¢ Inyeccion de un fluido diferente al fluido del yacimiento.

e Cambios en las saturaciones debido a un acuifero, a la capa de gas o
debido a la produccién por debajo del punto de burbuja o de rocio.

e Compartimentalizacion

e Cambios de facies.

e Cambios en las caracteristicas del yacimiento (k, ¢).
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Los modelos analiticos mas comunes son el radial compuesto y el lineal
compuesto. El radial compuesto consta de un pozo ubicado en el centro donde

existe un cambio de la movilidad a un radio “ri". Para el yacimiento lineal
compuesto (o de extension infinita), el parametro “L;” representa la distancia desde
el pozo hasta el cambio de movilidad. En la Figura 19 se puede observar un
esquema de los dos modelos; la zona 1 hace referencia al compartimiento interno

y la zona 2 al externo.

Figura 19. Esquemas de los modelos compuestos

Radial compuesto Lineal compuesto
2 1 2
1
- fi . ; Li .

Modificado de: KAPPA. Dynamic Data Analysis. 2011, p. 268.

Las propiedades de la zona interna con respecto a la externa estan relacionadas
mediante dos paradmetros:

Relacién de movilidad

(k/1)4
M= Ecuacion 46
(k/li)z
Relacion de difusividad
(k/puC)4
= Ecuacion 47
(k/puce),
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Ademas de estos dos parametros, se introduce la relacion entre ellos:

M (¢C),

D (¢Cp),

Ecuacion 48

Variables adimensionales

Las variables adimensionales (incluyendo el dafio) son expresadas en unidades

de campo para los parametros de la region 1.

kyh

PD = mAP Ecuacion 49

tp kih At .
— = 0.000295 —— Ecuacion 50
Cp U C

0.893C

CD =m Ecuacion 51

k.h

S = mA}?Skm Ecuacién 52

r
rp = — Ecuacion 53
rW
L
Lp =— Ecuacion 54
D
rW

Perfil de presion

En la Figura 20 se puede observar el perfil de presion de un yacimiento lineal y
radial compuesto. En el limite que separa las dos zonas no hay caida de presion
pero si existe un cambio en el gradiente de presion. El flujo en ambas zonas es el
mismo pero debido a la diferencia de movilidad la ley de Darcy calcula dos

gradientes de presion diferentes.
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Figura 20. Perfil de presién para un yacimiento radial compuesto (izquierda)
y un yacimiento lineal compuesto (derecha)

VAVAVAVAVAYZ
AN

Modificado de: KAPPA. Dynamic Data Analysis. 2011, p. 269.

A tiempos tempranos, la presion se propaga solo en la zona 1 y el comportamiento
sera homogéneo. Cuando se detecta el limite entre las dos zonas hay un cambio

aparente en la movilidad y difusividad.

Comportamiento de la restauracion de presién

La Figura 21 ilustra la respuesta tipica de un pozo en un yacimiento radial
compuesto. Existen dos periodos de flujo radial; el primero hace referencia al flujo
radial de la zona interna, es decir del liquido, y el segundo hace referencia al flujo
radial de la zona externa correspondiente a la zona de gas. El tiempo en el cual la
derivada se desvia del flujo radial inicial (zona interna) al flujo radial final (zona

externa) esta vinculado al “r".
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Figura 21. Respuesta de un PBU en un yacimiento radial compuesto
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Modificado de: KAPPA. Dynamic Data Analysis. 2011, p. 270.

Como se observa en la Figura 22, dependiendo del valor de D, la derivada se
desvia hacia arriba (D<1) o hacia abajo (D>1). La respuesta con un valle es
cualitativamente cerca al comportamiento de doble porosidad. La diferencia en la
forma es por el hecho que el cambio de la capacidad de almacenamiento ocurre
solo en la zona externa, mientras que en un modelo de doble porosidad ocurre en

cualquier lugar

Figura 22. Respuesta log-log de un yacimiento radial compuesto con M # D

]
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0.001 0.01 0.1 1 10 100

Modificado de: KAPPA. Dynamic Data Analysis. 2011, p. 270.
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Céalculo del dafno

El dafio puede ser evaluado usando los métodos clasicos semilogaritmicos. El
flujo radial de la zona interna proporciona informacion acerca del dafio del pozo y
el flujo radial de la zona externa acerca del dafio total. El dafio total esta definido
por dos componentes:

Sy =~ +(1 1)1 L Ecuacién 55

= — — n— cuacion
=Mt \Mm T

Cuando M<1 se dice que la movilidad incrementa en un punto lejano de la cara del

pozo y a menudo se considera que la zona interna esta dafiada por invasion de

fluidos u otras causas.

5.3 FUNDAMENTOS GENERALES DE PRUEBAS DE PRESION EN
YACIMIENTOS NATURALMENTE FRACTURADOS

Los yacimientos naturalmente fracturados son heterogéneos. La idea de un canal
homogéneo a lo largo del yacimiento ocurre fuera de la realidad. No obstante, la
roca es fracturada homogéneamente, las fracturas de caracter homogéneo
cambian con el tiempo y se obtiene una roca heterogénea. La porosidad de la

fractura es rara vez mayor al 1.5 0 2%, pero usualmente es menor que 1%.

La capacidad de almacenamiento de la fractura se determina por medio de la

siguiente expresion:
Sy = prcrhy Ecuacion 56

Donde ¢, es la porosidad de la fractura, ¢, es la compresibilidad de la fractura y
hs es el espesor de la fractura. Este parametro es muy bajo debido a los valores

de porosidad y espesor de las fracturas.
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La capacidad de almacenamiento de la matriz se determina por medio de la

siguiente expresion:

Sm = OmCmhm Ecuacion 57

Donde el subindice m corresponde al sistema de matriz y su capacidad de

almacenamiento es mayor que la capacidad de las fracturas.

Normalmente, la permeabilidad de la matriz es menor que la permeabilidad de la
fractura, si son de igual valor, el sistema se comporta como homogéneo sin
fracturas. Si la permeabilidad de la matriz es cero y las fracturas son
eventualmente bien distribuidas, el sistema tiene un comportamiento homogéneo.
Sin embargo, si la permeabilidad de la matriz es cero, pero las fracturas tienen una
direccion preferencial, entonces se tiene flujo lineal. Ademas, si la permeabilidad
de la matriz es pequefia (usualmente menor que 0.01 mD) y el yacimiento es
ampliamente fracturado, el sistema también se comporta como homogéneo y sin

fracturas.

Desde el punto de vista del pozo, se deben cumplir tres condiciones para
determinar si se debe analizar la prueba de presion utilizando un modelo de un

yacimiento fracturado naturalmente®*:

La porosidad de la matriz es mayor que la porosidad de la fractura.
2. La permeabilidad de la matriz no es cero, pero su permeabilidad es mucho
mas pequefa que la permeabilidad de la fractura.

3. El pozo intercepta la fractura.

Si el fluido solo fluye hacia el pozo a través del sistema de fractura y la
permeabilidad radial del sistema de matriz no contribuye a la movilidad (k,,, = 0), el

producto de la permeabilidad y el espesor del sistema, KH, puede estimado por :

* ESCOBAR, F. Andlisis moderno de pruebas de presion. 2010.
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KH = kfhf Ecuacion 58

Los yacimientos naturalmente fracturados también cuentan con un sistema de
doble porosidad, una porosidad intergranular o primaria formada por los espacios
entre los granos de la roca y una porosidad secundaria formada, por los espacios
vacios de las fracturas y cavidades®.

Como se definid6 en la seccion 3.1, un YNF tiene sistema multiporoso y la

porosidad promedio del sistema ser definida por:
b =PV + PV Ecuacién 59

Donde ¢ es la relacion del volumen poroso de las fracturas y el volumen total de

las fracturas, ¢,, es la relacién del volumen poroso de la matriz y el volumen total

de la matriz, V¢ es la relacion del volumen total de las fracturas y el volumen del

yacimiento, y V;, es la relacién del volumen total de la matriz y el volumen del

yacimiento.

Por otra parte, el 100% del volumen del yacimiento es la suma del volumen total

de las fracturas y la matriz, como lo muestra la siguiente ecuacion:
Ve+ V=1 Ecuacion 60

En la practica, ¢ y V;, estan cerca de 1 y la porosidad promedio puede ser

simplificada:

b=V + Ecuacion 61

5.3.1 Modelo de estado pseudoestable

En la produccién inicial de un yacimiento naturalmente fracturado, la contribucién

de la matriz es insignificante y solo se produce por el sistema de fracturas, el cual

% VAN GOLF-RACHT, T. D. Fundamentals of fracture reservoir engineering. Elsevier, 1982.
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tiene un comportamiento homogeneo (Figura 23). Mas adelante, cuando la matriz
comienza a contribuir en la produccion del pozo, realiza un aporte de presion para
compensar el depletamiento en las fracturas. Debido a esto, la respuesta de la
presion se desvia de un comportamiento normal homogéneo para continuar con

un régimen de transicion (modelo pseudoestable) como se evidencia en la Figura
24,

Cuando se iguala la presion entre la matriz y las fracturas, se alcanza el
comportamiento homogéneo de todo el sistema®®, tal como se observa en la
Figura 25.

Figura 23. Comportamiento de doble porosidad: perfil de presiéon en un
sistema de fracturas en régimen homogéneo.

Modificado de: BOURDET, D. JOHNSON, P. Fundamentals of well test design and analysis. 2001,
p. 159.

** BOURDET, D. JOHNSON, P. Fundamentals of well test design and analysis. 2001.
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Figura 24. Comportamiento de doble porosidad: perfil de presion de un
régimen de transicion 6 pseudoestable

Modificado de: BOURDET, D. JOHNSON, P. Fundamentals of well test design and analysis. 2001,
p. 159.

Figura 25. Comportamiento de doble porosidad: perfil de presion del régimen

homogéneo de todo el sistema (matriz y fracturas)

— 9
o

Modificado de: BOURDET, D. JOHNSON, P. Fundamentals of well test design and analysis.
2001, p. 161.
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El efecto combinado de las dos respuestas del sistema se puede evidenciar en
una grafica de presion de cierre (B,;) versus log(tp + At/At) mediante dos lineas

rectas paralelas, como se observa en la Figura 26.

Figura 26. Analisis semilog de la doble porosidad en estado pseudoestable
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Modificado de: KAPPA. Dynamic Data Analysis. 2011, p. 248.

La primera linea recta puede ser usada para calcular el KHiq Y €l factor de dafio
por el método convencional de Horner. La presién promedio del yacimiento se
estima mediante la extrapolacion de la segunda linea recta hasta la presion a una

hora (P1ny), es decir (¢, + At/At) = 1.%

La permeabilidad de las fracturas (kf) se puede estimar a partir de la pendiente
(m) de primera linea recta (ver Figura 27, seccion 1) o de la segunda linea; si
estas son paralelas (seccién 2), utilizando la siguiente ecuacion:

qBu L
kfh = 162.6m Ecuacion 62

*’ ESCOBAR, F. Andlisis moderno de pruebas de presion. 2010.
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Los efectos del dafio pueden ser estimados a través de la siguiente relacion:

2) + 3.2274] Ecuacion 63

Cehw

Pi_Plhr ( k
S=1.151 | ———— = log| ——
m| &\

Figura 27. Grafica de Horner para un yacimiento naturalmente fracturado
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Modificado de: ESCOBAR, F. Andlisis moderno de pruebas de presion. 2010, p. 354.

Con las dos lineas rectas, y un analisis especializado semilogaritmico también se
puede obtener informacion acerca de w y A; w se evalla usando la separacion

vertical de las dos rectas lineas, que corresponde al diferencial de presiéon entre

los dos periodos homogéneos (dP), y se calcula a partir de la ecuacion:

_op
w=10m Ecuacion 64

Otro método para determinar w es utilizando Unicamente dos valores de tiempo (3

y t2), al iniciar y finalizar el periodo de transicion. El coeficiente de almacenamiento

se calcula con la siguiente expresion:
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ty

w= . Ecuacion 65
2

Donde t; es un punto sobre la primera linea recta y t, sobre la segunda linea recta.

Los valores de w pueden ser menores o iguales a uno, el caso especial de w = 1

se produce cuando la porosidad de la matriz es cero, por lo tanto, se refiere a un

yacimiento de porosidad simple.

Figura 28. Variacion del coeficiente de almacenamiento (w)
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Modificado de: HORNER, R. Modern well test analysis. Petroway Inc. 1995, p. 33.

La separacion entre las lineas rectas es dependiente de w, para cada ciclo de
registro de tiempo que separa las dos lineas w se reduce en un factor de 10. De
este modo en la Figura 28, las lineas para w = 0.1 estan separadas por un ciclo de

registro en el tiempo, y las lineas para w = 0.01 estan separados por dos ciclos de

registro en el tiempo.
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El momento en que se produce la transicion entre las dos lineas depende de A,

Figura 29. El parametro A puede ser estimado usando la ecuacion presentada por

Tiab y Escobar®:

Ecuacion 66

3792¢C,ur2 1
Azﬂ[wln< )]

kAt )

Donde At es el valor del tiempo en el cual tiene lugar la inflexion y se lee
utilizando el tiempo de la mitad de la linea recta a través de la transicion (ver
Figura 27)°.

Figura 29. Variacion del coeficiente de flujo interporoso (4)
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Modificado de: HORNER, R. Modern well test analysis. Petroway Inc. 1995, p. 34.

Los valores de A son generalmente muy pequefios, por ejemplo entre 1073 y

10719, Si A es mayor que 1073, el nivel de heterogeneidad es insuficiente para

%8 ESCOBAR, F. Anélisis moderno de pruebas de presién. 2010.

¥ HOUZE, 0., et al. Dynamic Data Analysis: The Theory and Practice of Pressure Transient,
Production Analysis, Well Performance Analysis, Production Logging and the Use of Permanent
Downhole Gauge Data. Houston, TX, 2011.
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efectos de doble porosidad y de nuevo el yacimiento actia como homogéneo con

porosidad simple.

Si las lineas de la seccion 1 y 3 no son paralelas significa que se ha detecta un
limite o frontera del yacimiento, enmascarando el efecto del segundo régimen

homogéneo®.

5.3.2 Comportamiento del modelo de doble porosidad

Una formacion real naturalmente fracturada esta compuesta de un sistema
heterogéneo de cavernas, fracturas, y matriz, las cuales son aleatorias en la
naturaleza. Para modelar este sistema se asume que el yacimiento consta de
elementos de bloque de matriz discretos, separados por un sistema ortogonal de
fracturas uniformes y continuas. Estas fracturas estan orientadas paralelas a los
ejes principales de permeabilidad. Usualmente, se asumen dos geometrias; en
capas y cubos. El flujo entre la matriz y las fracturas esta gobernado por la
condiciéon de estado pseudoestable, pero solo las fracturas llegan a la cara del
pozo a una tasa constante. Se asume que el fluido es de una sola fase y
ligeramente compresible. La solucién de la presion en la cara del pozo de un
yacimiento con flujo radial infinito, con las suposiciones anteriores esta dada por la

siguiente ecuacion:

1 /1tD AtD ./
Pp=5 In(tp) + 0.80908 + E; (— m) —E; (- m) ] +S  Ecuacion 67

Y su funcion derivada puede ser obtenida facilmente a través de la relacion:

tp * Pp = %ll — e<_%) + e(_w(/lltfw))l Ecuacién 68

“0 ESCOBAR, F. Andlisis moderno de pruebas de presion. 2010.
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La presion adimensional se basa en la transmisibilidad de la fractura, mientras que
el tiempo adimensional se basa en el coeficiente de almacenamiento total (matriz y
fractura)*’.

krh

PD = m(Pl - P) Ecuacion 69

0.0002637kst

= > Ecuacion 70
(®¢Cif + P Crm )uni

tp

El coeficiente adimencional del almacenamiento se puede definir con la ecuacion:

08936 C

D = W Ecuacion 71

Teniendo la ecuacion 74 y la ecuacion 75 podemos obtener la relacion entre el

tiempo adimensional, tp y el almacenamiento adimensional, Cp:

tp kh At .
— = 0.000295 —— Ecuacion 72
Cp u C

El almacenamiento de las fracturas, Cpy, €s definido por la ecuacion:

0.8936 C

CDf = m Ecuacion 73

El almacenamieto del sistema (matriz y fracturas), se puede calcular por la

ecuacion:
0.8936 C

C = E on 74
PIm T @V e pamhtid cacon

El coeficiente de almacenamiento, w, es el parametro que correlaciona las dos

definiciones de almacenamiento adimensional del pozo*?:

*T ESCOBAR, F. Andlisis moderno de pruebas de presién. 2010.
“> BOURDET, D. JOHNSON, P. Fundamentals of well test design and analysis. 2001.
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Cprem = @ Cpy Ecuacion 75

Como se observa en la grafica de la derivada (Figura 30), la transicion de la doble
porosidad entre las dos regiones planas que representan a las dos lineas rectas
del registro semilogaritmico, se evidencia en la grafica de la derivada como un

valle que separa los dos flujos radiales infinitos.

Figura 30. Grafica de la derivada para un yacimiento naturalmente fracturado
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Modificado de: KAPPA. Dynamic Data Analysis. 2011, p. 243.

Una vez que el sistema de fracturas ha comenzado a producir, se establece una
diferencia de presion entre la matriz y las fracturas. La matriz se encuentra todavia
a presion inicial (P;) y el sistema de fracturas corresponde a la presion de fondo
fluyendo en el pozo (P, ). Posteriormente, la matriz comienza a producir hacia el
sistema de fracturas dando un soporte de presion, evitando una rapida declinacion
en la presién del yacimiento debido a que esta energia adicional tiende a

estabilizarla.
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5.3.3 Modelo de doble porosidad

Los modelos de doble porosidad asumen que el yacimiento no es homogéneo,
pero estd compuesto de bloques de matriz con alta capacidad de almacenamiento
y baja permeabilidad, y el pozo esta conectado por fracturas naturales de bajo
almacenamiento y alta permeabilidad. Los bloques de matriz alimentan el sistema

de fracturas para que los fluidos sean producidos a través de estas®.
El modelo de doble porosidad se describe con la adicién de dos parametros:

Coeficiente de flujo interporoso: caracteriza la habilidad de la matriz para fluir
hacia el sistema de fracturas. Depende principalmente del contraste de
permeabilidades entre el sistema de matriz y fracturas, Kqy/ks.
ok. 1,2
A=—1"" Ecuacion 76
kf
Donde ¢ es el factor de forma, k,, es la permeabilidad de la matriz, r, es el radio

del pozo y kf es la permeabilidad de las fracturas.

Coeficiente de almacenamiento: es la fraccion de fluidos almacenada en el

sistema de fracturas.

w = Ecuacion 77

Donde ¢, es la porosidad de las fracturas, ¢,, es la porosidad de la matriz, ¢; es la

compresibilidad de las fracturas y c,, es la compresibilidad de la matriz.

3 ESCOBAR, F. Andlisis moderno de pruebas de presién. 2010.
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Espaciamiento de las fracturas naturales

De acuerdo con Dershowitz (1984), el espaciamiento de las fracturas puede ser
medido en una, dos y hasta tres dimensiones y es una de las caracteristicas mas
importantes. Sin embargo, las medidas de campo son usualmente en una
direccién, a lo largo de la cara del pozo a través del registro UBI*,

El espaciamiento de las fracturas en una dimension generalmente representa el
namero de fracturas por unidad de longitud en la roca. Puede ser estimado con la
siguiente ecuacion:

N

Ly, = D Ecuacién 78
XY,z

Donde N es el numero de fracturas (adimensional), y D, ,, , es la longitud en X, Y o

Z segun sea el caso.

Factor de forma

El factor de forma fue introducido por Kazemi (1976) y combina la distancia media
en tres direcciones perpendiculares para describir el término de flujo en un

yacimiento fracturado™.

El factor de forma es una medida de la conductividad entre el bloque de matriz y
las fracturas de los alrededores. En consecuencia, o, es una funcion de la
geometria del bloque. Si los bloques de la matriz son rectangulares con lados Ly,
Ly y L, el factor de forma se define como:

4<1+1+1> E on 79
o = - T 5T 5 cuacion
[PANTRNT

“4 JAMBAYEV, A. Discrete Fracture Network Modeling for a Carbonate Reservoir. Thesis Doctoral.
Colorado School of Mines. 2013.
** DEAN, R. LO, L. Simulations of naturally fractured reservoirs. 1988.
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Donde Ly, Ly, L, son las longitudes de los bloques a lo largo de la direccion X, y, y

z, respectivamente.

De la ecuacion anterior es evidente que el factor sigma, puede ser muy grande si
las celdas son muy pequefias. Un valor alto de sigma significa que el fluido fluye

muy rapido de la matriz a las fracturas*.

5.3.3.1 Influencia de los parametros w y 4

Influencia de w

Valores muy bajos de w corresponden a una fraccion muy alta de hidrocarburos
almacenado en el sistema de matriz, por lo tanto, el regimen de transicion de Cpr a
Cp; €s muy largo. La respuesta en la grafica de la derivada muestra que a valores

mas pequefios de w se presenta un valle mas profundo y largo*’, ver Figura 31.

% PENUELA, G. CIVAN, F. HUGHES, R. G. WIGGINS, M. Time-dependent shape factors for
interporosity flow in naturally fractured gas-condensate reservoirs. In SPE Gas Technology
Symposium. Society of Petroleum Engineers. 2002.

" HOUZE, O., et al. Dynamic Data Analysis: The Theory and Practice of Pressure Transient,
Production Analysis, Well Performance Analysis, Production Logging and the Use of Permanent
Downhole Gauge Data. Houston, TX, 2011
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Figura 31. Influencia de w en un yacimiento de doble porosidad en estado
pseudoestable
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Modificado de: BOURDET, D. JOHNSON, P. Fundamentals of well test design and analysis. 2001,
p. 170.

Influencia de A

El parametro de flujo interporoso A, describe la capacidad de flujo de la matriz
hacia las fracturas, y es una funcion del tamafio del bloque de matriz y su
permeabilidad. Este pardmetro determina el tiempo de inicio de la transicién y
controla la velocidad a la que la matriz va a reaccionar, por lo tanto, controla el

tiempo total de la transicion o su finalizacion.
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Figura 32. Influencia de A en un yacimiento de doble porosidad en estado
pseudoestable.
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Modificado de: BOURDET, D. JOHNSON, P. Fundamentals of well test design and analysis. 2001,
p. 171.

Altos valores de A significa que la permeabilidad de la matriz es relativamente alta
y comenzara a aportar fluidos casi tan pronto como el sistema de fracturas
comienza a producir. Por el contrario, valores bajos de A significa una matriz muy

apretada, se tendra que establecer una gran caida de presién en el sistema de
fracturas para que la matriz comience a aportar al flujo y se retardara la aparicion

del periodo de transicién®®. Esto se ilustra en la Figura 32.

6.3.3.2 Efectos del coeficiente de almacenamiento del pozo

El almacenamiento del pozo puede enmascarar la respuesta de las fracturas en un
yacimiento de doble porosidad. La transicion puede ser facilmente mal
diagnosticada e interpretada. La constante de almacenamiento del pozo también

48 BOURDET, D. JOHNSON, P. Fundamentals of well test design and analysis, 2001.
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tiende a mostrar un valor que es inusualmente alto y refleja el incremento en el

volumen del pozo debido a la presencia de las fracturas.

En la Figura 33 se observa como el tiempo de respuesta temprana de fracturas y
la transicion se ven afectados por un coeficiente de almacenamiento cada vez
mayor. Con valores demasiado altos del coeficiente de almacenamiento del pozo

es posible perder todo el periodo de transicion.

Figura 33. Influencia del almacenamiento del pozo en un yacimiento de doble
porosidad en estado pseudoestable

100
10— 3 5
mﬂ
¥ |  Radia . \ \
&D
1 —
c=1 STBI/psi
i
z C=0.01 STBIpsi
C = 0.001 STB/psi
0.1 , ; , , ,
1 10 100 1000 10000
t./C,

Modificado de: KAPPA. Dynamic Data Analysis. 2011, p. 249.

5.4 DANO DE FORMACION

El dafio de formaciéon se define como una caida de presion adicional debido a
cualquier restriccién al flujo en el medio poroso causado por la reduccién de la

permeabilidad en la zona alrededor del pozo.

Como se explico en la seccion 5.1.3 el dafio es la suma del dafio mecanico y otro

factor dependiente de la tasa llamado efecto turbulento o dafio no-Darcy. Dentro
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del dafio mecénico se encuentra el dafio debido a la precipitacién de asféltenos,
dafio por penetracion parcial en el cafioneo, por generacion de bancos de
condesado o anillos de gas, etc. y otro tipo de dafio asociado al cambio en los
esfuerzos efectivos que ocasiona un impacto en la permeabilidad de la matriz y las

fracturas, este ultimo tipo de dafio es lo que se conoce como dafio geomecanico.

En un yacimiento de gas condensado, el banco o anillo de condensado constituye
una restriccién al flujo de gas debido a la acumulacion de sus fracciones mas
pesadas en forma liquida a nivel de yacimiento y principalmente a nivel de pozo.
Esta obstruccion al flujo se presenta sin ocasionar una reduccién en el diametro de
los poros o la permeabilidad absoluta de la formacion, por lo tanto, el bloqueo por
condensado representa un pseudodafio®. En la seccién 2.2.3 se explica en detalle
como se forma el banco de condesado.

El dafio por bancos de condesado se puede prevenir evitando que el yacimiento
disminuya su presion por debajo de la presion de rocio del fluido, esto se logra
evitando producir el pozo en blowdown realizando un soporte de presion con la
inyeccién de un fluido. Sin embargo, aun si el yacimiento esta por encima de la
presion de rocio y el pozo tiene un diferencial de presién alto se genera un banco

de condensado alrededor del pozo®.

Por otra parte, el dafio geomecénico se define como el impacto de la productividad
del pozo debido a la deformacion de la roca y/o fracturas naturales. La
deformacion de las fracturas se debe al depletamiento del yacimiento, que
produce cambios en el esfuerzo efectivo por la extraccion de fluidos que disminuye

la presiobn de poro, ocasionando el cierre o apertura de las fracturas. Los

“* FIGUERA, A. Z., GOMEZ, E. J. Estudio de los dafios y pseudo dafios asociados a yacimientos
de gas y gas condensado. 2007.

% SANTOS, J. M. Simulacién dindmica de banco de liquidos en yacimientos de gas condensado.
2010.
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principales factores que contribuyen al dafio geomecanico son la alta intensidad

de fractura y la presencia de microfracturas™".

Debido a la presencia de fracturas naturales y un fluido composicional (gas
condensado) en el Piedemonte es indispensable reconocer el porcentaje de dafio
asociado al banco de condensado y al dafio geomecéanico para tener una mayor
claridad en qué tipo de dafio se quiere reducir con procesos de estimulacion

especificos.

> OSORIO, G. Geomecanica de reservorios. Facultad de minas, Medellin, Colombia.
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6. METODOLOGIA

La metodologia aplicada para realizar este proyecto, se divide en tres partes

acordes con los objetivos que se pretenden lograr con el estudio.

e Se realiza la simulacion del sector del pozo P1 bajo tres escenarios

diferentes:

©)

Inicialmente, se construye el modelo de fluidos en WINPROP para
simular un yacimiento de gas condensado en GEM con las
caracteristicas de la region donde se ubica el pozo.

A continuacion, se configura el modelo anterior para simular el
yacimiento como naturalmente fracturado aplicando la opcién de
doble porosidad y permeabilidad junto con el factor de forma de
Gilman-Kazemi, con el fin de identificar el impacto en la
productividad del pozo debido a la adicién de fracturas naturales.
Posteriormente, se usa el modulo de geomecanica disponible en
GEM aplicando el modelo de deformacién elastoplastica de Mohr-
Coulomb al modelo de Gas Condensado, con el fin de representar el
cambio en los esfuerzos y las deformaciones que inciden sobre la
roca provocando principalmente un cambio en la porosidad y
permeabilidad.

Se realiza un andlisis paramétrico de las principales variables
asociadas a los modelos, tales como, tasa de produccion de gas,
factor de forma, coeficiente de flujo interporoso, coeficiente de
almacenamiento, etc.

En cada uno de los escenarios base se realiza el ajuste histérico de
la produccion y la presion. Una vez ajustados los modelos se
configura el cierre del pozo por un periodo de tiempo determinado

para obtener una prueba de restauracion de presion sintética.
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e Se interpretan las pruebas de presion simuladas en la fase inicial para
identificar el dafio y la capacidad de flujo en cada escenario.

o Inicialmente, se interpreta la prueba con los modelos radial
compuesto y de doble porosidad para identificar los diferentes
conjuntos de pardmetros en los yacimientos de gas condensado y
naturalmente fracturados, respectivamente.

o Posteriormente, se analiza el comportamiento de la caida de presion,
el banco de condensado, el dafio y la permeabilidad en region
cercana a la cara del pozo para identificar el impacto de cada

escenario en la productividad del pozo.

e Finalmente, se analizan todos resultados para determinar el impacto
individual del dafio debido al banco del condensado, el dafio geomecanico
debido a las fracturas naturales y las variables involucradas en el analisis

paramétrico.

6.1 MODELO CONCEPTUAL DE SIMULACION

6.1.1 Generalidades del campo en la zona de interés

El pozo P1 se encuentra ubicado en el complejo de Pauto, especificamente en la
estructura Dele. Como se observa en la Figura 34, el pozo se encuentra ubicado

en la parte alta de la estructura y actualmente es productor de gas condensado de

la formacion Mirador.
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Figura 34. Ubicacioén estructural del pozo P1 en la formacion Mirador

Fuente: Equion Energy Limited. Subsurface Team.

Geologia general

La zona de estudio se encuentra ubicada en la Cordillera Oriental y presenta un
arreglo de fallas inversas con una geometria en echelon, la cual migra hacia el
este de sur a norte, al tiempo que hay una pérdida de relieve estructural en el
bloque colgante de las fallas y un ensanchamiento de la cordillera®.
Litologicamente, la zona de estudio involucra secuencias tectonosedimentarias
con edades Cretacicas y Terciarias. Las unidades Cretacicas son caracterizadas
por una sucesiéon de formaciones competentes (areniscas) e incompetentes
(shales) depositadas en un mar somero. Las unidades Terciarias involucran
sucesiones ambientales continentales y marinas depositadas en una cuenca

foreland™?. Las principales fallas que afloran de Occidente a Oriente, corresponden

2 MORA, A. Inversion tectonics and exhumation processes in the Eastern Cordillera of
Colombia (Disertacion Doctoral). University of Postdam, Germany. 2007, p 146.

3 DENGO, C. A., COVEY, M. C. Structure of the eastern Cordillera of Colombia: for trap
Styles and regional tectonics. American Association of Petroleum Geologists, 1993, p
1315-1337.
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a las fallas de Chameza, Tamara, Guaicaramo y Yopal, y como estructuras
principales se encuentran el anticlinal de Monterralo y el sinclinal de Nunchia.

En el subsuelo, el area se conforma de una sucesion de escamas que cabalgan
mutuamente. Cada escama presenta un anticlinal fallado con flanco frontal a
invertido. También se presenta un bloque tectonico superior que corresponde al
sinclinal de Nunchia, éste se encuentra separado de las demds estructuras por un

retrocabalgamiento que despega en la base de la formacién Carbonera™.

La variacion en los niveles de despegue termina en la formacion de estructuras
tipo “duplex” y genera zonas apiladas en algunos lugares de tres o cinco escamas
que repiten la misma estratigrafia®™. Estas escamas son producto del
levantamiento de la Cordillera Oriental (desde aproximadamente el Mioceno
medio) debido al empuje de la placa de Nazca hacia la placa Suramericana, tal

evento marco el fin de la cuenca cretacica y cambio a una cuenca tipo foreland.

Las principales fallas tienen como nivel de despegue las formaciones
incompetentes (shales), como lo son las arcillas del Ordovicico, Formacion
Gacheta, y los miembros arcillosos de Carbonera (C2, C6, C8)%°. La posicién de
estas fallas de despegue cambia de Oeste a Este, secuencia arriba, y con

movimientos hacia el frente de deformacion.

Las principales acumulaciones de hidrocarburos en esta area son las areniscas
depositadas al Grupo Guadalupe, y las formaciones Mirador y Barco. Estos
reservorios estan intercalados con formaciones lodosas que trabajan como sellos;
el miembro C8 de la Formacion Carbonera es el mas importante a nivel regional.

Los otros sellos importantes son la Formacion Los Cuervos y Guadalupe shale.

> VILLAR N., KAMMER A. et al. Significance of fracture associations in the structural
evolution of Monterralo Anticline, Eastern Foothills, Eastern Cordillera of Colombia.
Geologia Colombiana, Universidad Nacional de Colombia. 2011, p 105-122.

% MARTINEZ J. A. Structural evolution of the Llanos foothills, Eastern Cordillera,
Colombia, Journal of South American Earth Sciencies 21, 2006, p 510-520

*® IBID, p. 510-520.
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Los diversos pulsos y estilos de deformacion desde entonces, pueden explicar las
diferentes calidades de reservorios y composicion de fluidos. El fluido varia desde
gas condensado pobre hasta gas condensado rico y aceite volatil. Por otra parte,
la porosidad de las cuarzoarenitas esta entre el 3% y el 10%. En la Figura 35 se
encuentra el corte transversal del pozo P1 en el cual se puede observar la
geologia descrita anteriormente junto con la columna estratigrafica que perforo el
pozo P1.

Figura 35. Seccion transversal del pozo P1
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Fuente: Equion Energy Limited. Offset Database Foothills Wells Planning: Well P1. Drilling Report.

6.1.2 Caracterizacién del yacimiento

Por recomendacion de Equidn, para la realizacion del modelo en GEM se
consideran homogéneas las propiedades del yacimiento. En la Tabla 7 se
encuentran las propiedades petrofisicas obtenidas de los registros y los ndcleos

en andlisis previos realizados por Equion.
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En la Figura 36 se presenta el minilog del pozo P-1, compuesto de izquierda a
derecha por: nombre de la formacion, profundidad de la capa de interés en MD (ft)
y TVD (ft), registro gamma ray, registro de perforados, ubicacion de las fracturas
criticamente estresadas, permeabilidad, registro de produccion (PLT), el azimut y

buzamiento del pozo.

Tabla 7. Propiedades petrofisicas del yacimiento

PROPIEDADES VALOR
Porosidad 4%
Permeabilidad (md) 4
Net to Gross 0.55
Espesor (ft) 480
KH a patrtir de registros (md-ft) 1020
Compresibilidad de la roca (1/psi) @ 4880 psia 6E-6*

Fuente: Equion Energy Limited. Petrophysics Data. Subsurface Team.

Como se evidencia en el minilog, el pozo P-1 produce de la formacién Mirador
ubicada en la estructura Dele. Del registro de produccion (PLT) se observa que el
primer perforado, ubicado aproximadamente a 12900 ft TVD, es el que mas
contribuye a la produccién del pozo. Debido a esto, se toma la composicion inicial
del gas condensado en este intervalo para evitar la simulacién de un gradiente

composicional vertical.

Por otra parte, el pozo posee fracturas criticamente estresadas, es decir, fracturas
gue debido al estado actual de los esfuerzos se encuentran abiertas. Es por esto,
que el pozo P-1 es un gran candidato para este proyecto, ya que posee un fluido
composicional (gas condensado) y tiene evidencia clara de la presencia de

fracturas naturales.
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Figura 36. Minilog del pozo P1
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Fuente: Equion Energy Limited. Well Review: Minilog Well P1. 2014.

El andlisis de la primera prueba de presion realizada al pozo P1 es otra prueba de
la existencia de fracturas naturales en esta zona del campo Piedemonte. En la
Tabla 8 se presentan los resultados de la interpretacion de la prueba de presion

realizada el 16 de Octubre de 2012 (1.5 meses después de iniciar la produccién).

Al comparar los resultados del PBU con el analisis de los registros se obtiene que
el KH interpretado es 5.6 veces el KH calculado con los registros. Eso se debe a
que el PBU captura la heterogeneidad del yacimiento en un determinado radio de
investigacion, incluyendo el efecto de las fracturas naturales en la productividad
del pozo. Por lo tanto, la diferencia entre los KH y la interpretacién del registro UBI

validan la existencia de fracturas naturales en esta regién del campo.
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Tabla 8. Resultados de un PBU realizado al pozo P1

PROPIEDADES VALOR
Espesor (ft) 350
Radio del pozo (ft) 0.354
Compresibilidad Total (1/psi) 6E-06
Porosidad 0.04
Presion promedio de yacimiento (psi): 5544
Permeabilidad (mD) : 16.3
Dafio Total 24.5
KH (md-ft) 5700

Fuente: Equion Energy Limited. Well P1: Well Test Results. Subsurface Team.

6.1.3 Construccién de la Malla

La malla del modelo fue construida teniendo en cuenta los siguientes aspectos:

e La malla necesita ubicar cinco pozos productores, un pozo principal y otros
cuatro pozos en los limites del modelo para ajustar la presién promedio del
yacimiento a la cual inicia la produccion el pozo principal.

e El espesor de la malla es de 480 ft de acuerdo a la informacion de los topes
de las formaciones suministrada por Equion.

¢ Refinamiento logaritmico en X-Y hacia la cara del pozo para representar la
formacion del banco de condensado.

e La extension areal es de 2 km x 2 km, de tal forma que el area del modelo
sea mayor que el area de drenaje del pozo.

e Mantener el menor numero de celdas posibles considerando la complejidad
gue existe al simular el modelo PVT del gas condensado acoplandolo con el

modulo del geomecanica.
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De acuerdo a las consideraciones mencionadas anteriormente, la malla creada se

puede observar en la Figura 37.

Figura 37. Malla de simulacion

1=20,J=20 K=16
6400 celdas en total.

Fuente: Computer Modelling Group, CMG.

Para la construccion del refinamiento logaritmico se utilizd el método de Settari &
Aziz*’. En la Tabla 9 se presenta la distribucion logaritmica en X, que en este caso

es igual para la direcciéon Y.

> AZIZ, K., SETTARI, A. Petroleum reservoir simulation. London: Applied Science Publishers,
1979.
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Tabla 9. Refinamiento areal logaritmico

Celda  Xacumulado Xi
1 1.35 1.81
2 3.16 4.23
3 7.39 9.88
4 17.27 23.08
5 40.34 53.91
6 94.26 125.96
7 220.22 294.29
8 514.51 687.57
9 1202.09 1606.42
10 2808.51  3753.17
Xtotal = 6560.33

6.1.4 Creacién y validacién del modelo PVT

El modelo PVT fue suministrado por Equion en formato VIP/Nexus y esta
compuesto de 12 componentes definidos por la compafila. EI modelo fue
convertido y validado en WINPROP, para luego exportarlo al formato del simulador

GEM. El proceso para la conversién y validacion del modelo PVT fue:

e Definir los 12 componentes manualmente.

¢ Introducir la composicion molar de la mezcla.

e Construir el diagrama de fases y recalcular la presion de saturacién para
compararla contra el gradiente composicional real del pozo.

e Simular y graficar un experimento de Expansion a Composicion Constante

(CCE) para verificar el rendimiento del gas condensado.

En la Tabla 10 se encuentra los doce componentes definidos por Equion y sus

respectivas propiedades fisicas.
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Tabla 10. Componentes y propiedades criticas del gas

Componente MW, Lb/Lbmol Tc, K Pc, atm Z.
CO, 44.01 304.12 72.77 0.274
N, 28.01 126.20 33.53 0.291
C: 16.04 190.56 45.39 0.286
C, 30.07 305.32 48.08 0.279
Cs 44.09 369.83 41.92 0.276
Cy 58.12 417.93 36.82 0.277
Css 77.63 485.00 32.62 0.269
Cr10 117.78 587.75 27.89 0.270
Ci114 174.53 666.23 21.78 0.273
Cis20 239.55 737.62 16.23 0.257
Coi29 338.129 796.48 13.11 0.277
Cso+ 545.598 856.31 11.36 0.368

Fuente: Equion Energy Limited. PVT Report.

Los coeficientes de interaccion binaria, los factores acéntricos, los numeros
Parachor y los volimenes de correccién utilizados en WINPROP para el ajuste de
la ecuacién de estado Peng-Robinson son informacion confidencial de la
compafiia, por lo tanto no son visibles en este proyecto.

Como se mencion6 anteriormente, se escogid la composiciébn a 12900 ft para
evitar simular el gradiente composicional vertical, ver Tabla 11. Asi mismo, la
presién de saturacion a 12900 ft y 255 °F es de 6070 psia, la cual sirve para
validar el modelo PVT creado en WINPROP.
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Tabla 11. Composicion molar inicial del gas

Componente % Composicion molar, y;

CO; 3.39
N, 0.57
C, 73.56
C. 8.15
Cs 4.00
Cy 2.44
Csse 1.88
C7.10 3.22
Ci114 1.31
Cis20 0.99
Ca129 0.41
Cao+ 0.09
Total = 100%

Fuente: Equion Energy Limited. PVT Report.

La validacion del modelo PVT consiste en recalcular la presién de saturaciéon y
compararla con el valor real del gradiente composicional. En la Figura 38 se
observa el diagrama de fase simulado con WINPROP, donde la presion de

saturacioén calculada es 6080 psia a 255 °F.
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Figura 38. Diagrama de fase simulado en WINPROP
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Fuente: Computer Modelling Group, WINPROP.

Con base a lo anterior, solo existe una diferencia de 11 psia (0.2%) entre el valor
de referencia (6070 psia) y el valor calculado (6081 psia). Por lo tanto, se dice que
el modelo PVT efectivamente representa el gas condensado que se produce en

Mirador de la estructura de Dele.

Experimento simulado en WINPROP de Depletamiento a Volumen Constante
(CVD)

Al validar el PVT del gas condensado en WINPROP, se realizé una simulacion de
un experimento de expansiébn a composicion constante. Este experimento se
realiza con el objetivo de reproducir las caidas de presion en el yacimiento y como
esto afecta la composicion del fluido sometido a dichas presiones. En la Figura 39
se observa gque el maximo porcentaje de condensado es 15.6% Yy representa
correctamente la zona de condensacion retrograda a presiones menores de 3000

psia.
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Figura 39. Rendimiento del gas simulado en WINPROP
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Fuente: Computer Modelling Group, WINPROP.

6.1.5 Curvas de permeabilidad relativa

Las curvas utilizadas en el modelo se presentan en la Figura 40 y 41. Estas
curvas de permeabilidad relativa fueron calculadas mediante unas pruebas de

laboratorio realizadas a unos ndcleos representativos del Mirador de Pauto.
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Figura 40. Curva de permeabilidad relativa gas-aceite para la matriz
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Fuente: Equion Energy Limited. Relative permeabilities in Mirador of Piedemonte. Subsurface
Team.

Figura 41. Curva de permeabilidad relativa agua-aceite para la matriz
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Fuente: Equion Energy Limited. Relative permeabilities in Mirador of Piedemonte. Subsurface
Team.
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6.1.6 Inicializacién del modelo

Los parametros de inicializacion utilizados en el modelo se observan en la Tabla
12.

Tabla 12. Datos de inicializacion del modelo

PARAMETRO VALOR
Temperatura del yacimiento, °F 255
Tope del modelo, ft TVDss 12590
Presidn de referencia a 13000 ft, psia 6517
Contacto agua-gas (WGC), ft TVDss 14500
Gradiente de presion de poro, psi/ft 0.165

Fuente: Equion Energy Limited. Subsurface Team.

6.1.7 Configuracion y completamiento de los pozos

El modelo posee 5 pozos productores verticales, un pozo principal denominado
Well_P1 y otros cuatro pozos en los limites del modelo para ajustar la presién
promedio del yacimiento a la cual inicia la produccién el pozo principal.

Los cuatro pozos de ajuste (DummyWell-1, DummyWell2, DummyWell-3 y
DummyWell-4) producen 20 MMSCF/D y tienenun r,, = 0.25 fty S = 0.

El pozo principal Well_P1 esta controlado por la produccién histérica de gas y por
lo tanto no tiene un caudal constante. Este pozo posee un r,, = 0.354 fty S = 10.
En la Figura 42 se puede observar la ubicacion de cada uno de los cinco pozos en

la malla de simulacion.

123



Figura 42. Ubicacién de los cinco pozos verticales
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Fuente: Computer Modelling Grupo, CMG.

6.1.8 Modelo de fracturas naturales

Para la adicion de fracturas naturales al modelo se aplica la configuracion
observada en la Figura 43, donde se establece un sistema de doble porosidad y
permeabilidad con el calculo del factor de forma segun el modelo de Gilman &
Kazemi (explicado en la seccién 3.4.2).
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Figura 43. Configuracion inicial en GEM del modelo de doble porosidad y

permeabilidad
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Fuente: Computer Modelling Grupo, CMG.
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Al escoger un sistema de doble porosidad y permeabilidad es necesario introducir

varios pardmetros adicionales referentes al sistema de fracturas naturales. Entre

estos parametros se encuentran la permeabilidad y porosidad de las fracturas,

espaciamiento de las fracturas, curvas de permeabilidad relativa para el sistema

de fracturas, etc. En la Tabla 13 se encuentran las propiedades del sistema de

fracturas naturales.

Tabla 13. Propiedades petrofisicas del sistema de fracturas naturales

PROPIEDADES VALOR
Porosidad de la matriz 3.96%
Porosidad de las fracturas 0.04%
Permeabilidad de la matriz (md) 4
Permeabilidad de las fracturas (md) 12
Net to Gross de las fracturas 0.55

Compresibilidad de las fracturas (1/psi) 6E-6

Fuente: Equion Energy Limited. Petrophysics Data. Subsurface Team.

El espaciamiento areal de las fracturas naturales se determind con la ayuda de

estudios geoldgicos de campo y andlisis de laboratorio, se estima que es de 500 ft
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en direccion X-Y. Por otra parte, para estimar el espaciamiento vertical se utilizo el
registro UBI, en la Figura 44 se observa un extracto del registro UBI (Ultrasonic
Borehole Imager) del pozo P1. En la Tabla 14 se encuentra el céalculo del

espaciamiento de las fracturas para cada una de las capas del modelo.

Figura 44. Registro UBI para la identificacion de fracturas criticamente
estresadas
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Fuente: Equion Energy Limited. Well P1: UBI Log.

Tabla 14. Espaciamiento vertical por capa de las fracturas naturales

Capa |1 (2|3 |4 |56 |7|8]|9 1011|1213 |14|15|16

Lz 15{0|30(30|75|10/ 0|15, 0| 0O |30, 0|30|0 ] 0|30
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Por ejemplo, como se observa en el registro UBI, en la capa 1 (aproximadamente
hasta 16950 ft MD) se observan dos fracturas criticamente estresadas
(representadas con color rojo), y el espaciamiento vertical corresponde al espesor

de la capa 1 divido entre el nimero de fracturas identificadas, L, = 30/2.

Curvas de permeabilidad del sistema de fracturas naturales

En la Figura 45 y 46 se observan las curvas de permeabilidad relativa utilizadas en
el sistema de fracturas. Estas curvas conservan los endpoints utilizados en la
matriz pero se linealizaron para representar la diferencia en la movilidad de los

fluidos dentro del sistema de fracturas naturales.

Figura 45. Curva de permeabilidad relativa gas-aceite del sistema de
fracturas
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Fuente: Equion Energy Limited. Subsurface Team.
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Figura 46. Curva de permeabilidad relativa agua-aceite del sistema de
fracturas
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Fuente: Equion Energy Limited. Subsurface Team.

6.1.9 Modelo Geomecanico

Con el objetivo de modelar el cambio de la porosidad y permeabilidad en funcién
del cambio de esfuerzos se activa el Modulo de Geomecénica de GEM. En la
Tabla 15 se encuentran los pardmetros de entrada para el modelo de fluencia de

Mohr-Coulomb configurado en el simulador GEM.

Tabla 15. Propiedades del modelo elastoplastico de Mohr-Coulomb

PROPIEDADES VALOR
Modulo de Young (psi) 6.54x10°
Relacion de Poisson 0. 195
Cohesion (psi) 4267

Fuente: Equion Energy Limited. Subsurface Team.
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Segun los datos de las propiedades elasticas y la cohesién, se puede comprobar
que Mirador es una roca competente muy poco deformable. Por lo tanto, se
espera que los cambios en la permeabilidad y la porosidad debido al cambio en

los esfuerzos efectivos sean muy bajos.

Creacion de la malla de geomecanica

Usualmente para la simulacion acoplada de flujo de fluidos con geomecanica se
sugiere utilizar un dominio externo (malla independiente de geomecanica) con el
doble de tamafio del dominio interno (malla de flujo de fluidos) con el fin de
representar correctamente las condiciones de frontera del sistema y las
deformaciones originadas por los cambios de los esfuerzos efectivos. Siguiendo
las recomendaciones encontradas en la literatura, se construyd la malla que se
observa en la Figura 47 que mantiene el mismo refinamiento de la malla interna
para representar el cambio de los esfuerzos efectivos en la cara del pozo y

obtener la resolucion adecuada para observar el dafio geomecanico.

Figura 47. Malla de geomecanica

Fuente: Equion Energy Limited. Geomechanics Grid created in GOCAD. Subsurface Team.
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Informacién de los esfuerzos efectivos in situ

Para asignar la distribucion del esfuerzo inicial para elementos finitos en 3D se
utilizan los valores que se observan en la Figura 48 y los gradientes de la Tabla
16.

Figura 48. Estado de esfuerzos iniciales
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Fuente: Equion Energy Limited. Subsurface Team.

Tabla 16. Gradientes de esfuerzos efectivos

VALOR
GRADIENTES EFECTIVOS o
(psi/pie)
Esfuerzo Vertical , oy, 0.698
Esfuerzo Horizontal Maximo, aj; 0.808
Esfuerzo Horizontal Minimo, gy, 0.359

Fuente: Equion Energy Limited. Subsurface Team.

En las Figuras 49-50 se puede observas el modelamiento del cambio de
permeabilidad y porosidad en funcion del cambio en los esfuerzos efectivos de la
roca, donde existe un mayor cambio en las propiedades en el area cercana al

pozo donde existe un mayor diferencial de presion debido a la produccion.
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Cambios en la porosidad y permeabilidad del modelo

Figura 49. Cambios en la permeabilidad debido al cambio de esfuerzos
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Fuente: Computer Modelling Group, CMG.

Figura 50. Cambios en la porosidad debido al cambio de esfuerzos
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6.1.10 Ajuste historico del pozo

Figura 51. Ajuste de la produccién de gas
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Fuente: Computer Modelling Group, CMG.

Figura 52. Ajuste de la produccién de aceite
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Figura 53. Ajuste de la Relacion Gas-Aceite (GOR)
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Fuente: Computer Modelling Group, CMG.

En las Figuras 51-53 se encuentran los resultados de los modelos de gas
condensado y de gas condensado naturamente fracturados. Debido a que el pozo
P1 fue ajustado por la produccion de gas, no existe una variacién de los resultados

de los modelos con respecto a los datos histéricos de produccion.

Por otra parte, la produccidén de aceite presenta desviaciones con respecto a los
datos histéricos; se puede observar una subestimacion de la producciéon en los
primeros ocho meses (del 2012-09-01 hasta el 2013-05-01) y una sobreproduccién
el periodo restante (2013-05-01 hasta el 2014-11-14). Esto se debe principalmente
a la aproximacion del modelo PVT creado en WINPROP que una pequefa
desviacion en el modelamiento del rendimiento del gas. Como consecuencia de
las desviaciones de la produccion de aceite, la relacion gas-aceite (GOR) tambien

presenta un ligero desajuste.

Sin embargo, sabiendo que los modelos creados en GEM no van a representar

exactamente la realidad del subsuelo y actualmente simulan una aproximacion del

133



comportamiento real del pozo P1 con un margen aceptable de desviacidn, se
concluye que estan aptos para la simulacion de pruebas de restauracion

sinteticas.

En la Figura 54 se presenta la presion de fondo fluyendo (P, ) en ambos modelos,

y se puede evidenciar los casos base de la prueba de restauracion de presion que
seran utilizados como referencia en los analisis de impacto de dafio, capacidad de

flujo y las correspondientes sensibilidades realizadas a cada modelo.

Figura 54. Presion de fondo fluyendo de los casos ajustados
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Fuente: Computer Modelling Group, CMG.

Por otra parte, en la Figura 55 se puede observar la formacion del banco de
condensado alrededor del pozo P1 a través de una isosuperficie a un 20% de
saturacion de condensado. Se utiliza un valor de 20% de saturacién para
representar el condensado movil formado en la cara del pozo. Visto desde planta
en el modelo creado en CMG se puede observar que la generaciéon del banco de
condensado es mayor en la region mas cercana del pozo P1, debido a que en esta

zona se encuentra el mayor diferencial de presion.

134



Figura 55. Formacion del banco de condensado alrededor del pozo P1
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Fuente: Computer Modelling Group, CMG.

Figura 56. Banco de condensado alrededor del pozo P1

Oil Saturation 2015-02-14 K layer: 1

Fuente: Computer Modelling Group, CMG.
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6.2 INTERPRETACION DE LA PRUEBA DE PRESION

Una vez realizado el ajuste histérico del pozo se realiza el cierre del pozo P1
durante 1 mes para simular una prueba de restauracion de presion. En la Figura
57 se observa el PBU sintético para el modelo base de gas condensado y de gas

condensado naturalmente fracturado.

Figura 57. PBU sintético en el caso base del modelo de gas condensado
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Fuente: Computer Modelling Group, CMG.

Figura 58. Datos de produccion y presién cargados en Saphir
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Fuente: KAPPA Software, Saphir.
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El primer paso para realizar la interpretacion es cargar los datos de produccion de
gas, aceite y la presion de fondo fluyendo en el software Saphir durante el tiempo
de produccion y de cierre del pozo P1. En la Figura 58 se observa la interfaz del
programa una vez cargado los datos de produccion y presion.

Figura 59. Extraccién de la pseudopresion y su derivada en Saphir

Plot Aspect

‘4

Fuente: KAPPA Software, Saphir.

El siguiente paso es la extraccion de la pseudopresion y su derivada para el
periodo de cierre del pozo, tal como se observa en la Figura 59.

Figura 60. Interpretacion realizada en Saphir del caso base del modelo de
gas condensado

Standard Gas Test

Well =Vertical
Reservoir = Radial composite
Boundary = Rectangle

Condensate equivalent

Pi=521264 psia
k.h =2550 md.ft
k=9.67md
M=02395
D=0046
Ri=5481
Skin=12

Time [h]

Fuente: KAPPA Software, Saphir.
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Por ultimo, debido a que el modelo de gas condensado presenta una zona interna
donde el condensado es mdvil y una zona externa de transicion donde la
saturacion del condensado va aumentando pero es inmovil, se escoge el modelo
analitico radial compuesto disponible en Saphir para realizar la interpretacion en

este caso.

A través del software Saphir realiza un proceso iterativo utilizando la funcién
“Improve” para encontrar un conjunto de parametros (K, M, D, Ri y S) que ajusten
el comportamiento de la pseudopresion y su derivada. Una vez ajustados, termina
la interpretacion del PBU simulado y se obtienen los resultados presentados en la

Figura 60.

A través de esta metodologia propuesta se obtuvo un modelo versatil que permite
simular el efecto del gas condensado, de las fracturas naturales y la geomecéanica
aplicada al yacimiento. Asimismo, permitié simular un PBU en cada caso simulado
y en las sensibilidades realizadas. Cada PBU se interpretd segun lo explicado
anteriormente y se obtuvo una serie de parametros de resultado segun el modelo

analitico de interpretacion, que puede ser radial compuesto o de doble porosidad.

A continuacién se presentan el andlisis de resultados aplicando esta metodologia
con el proposito de resolver los objetivos planteados en el proyecto.
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7. ANALISIS DE RESULTADOS

7.1 ANALISIS GENERAL DE LA INCLUSION DE FRACTURAS NATURALES Y
GEOMECANICA A UN YACIMIENTO DE GAS CONDENSADO

En la Figura 61 se encuentran las tendencias caracteristicas de la derivada de la
pseudopresion en un yacimiento de gas condensado incluyendo varios efectos
adicionales. La curva negra corresponde a un modelo de gas condensado que
presenta un comportamiento tipico de un yacimiento radial compuesto, con una
zona interna donde el condensado es movil y una zona externa de transicion

donde la saturacion del condensado va aumentando pero es inmovil.

Figura 61. Derivadas de la pseudopresion para los diferentes modelos
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Asumiendo el yacimiento de gas condensado como naturalmente fracturado, en la
Figura 61 se presentan dos casos especificos; uno altamente fracturado (YNF1) y

otro con pocas fracturas naturales (YNF2), los cuales tienen un espaciamiento
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vertical de fracturas equivalente a 30 y 500, respectivamente. Tedricamente,
cuando un yacimiento contiene muchas fracturas naturales y estas fracturas
aportan al flujo de fluidos, el yacimiento se comporta como homogéneo y exhibe
un flujo radial infinito, lo cual se puede evidenciar en la curva verde (YNF1) donde
el efecto del banco se esconde detras de este fendbmeno y la curva tiende a ser
horizontal. Por otra parte, cuando el yacimiento contiene pocas fracturas naturales,
como es el caso YNF2, es posible observar en la prueba de presion un periodo de
transicion cuando la matriz empieza a contribuir significativamente al flujo y se
observa la formacion del valle caracteristico de una prueba de presion de un

yacimiento naturalmente fracturado.

Finalmente, cuando se tiene en cuenta el efecto geomecénico en la porosidad y
permeabilidad del sistema, se obtiene la curva roja de la Figura 61. En este caso
la produccion de fluidos disminuye la presién de poro ocasionando un aumento en
los esfuerzos efectivos y una reduccién en la porosidad y permeabilidad. Debido a
la compactacién que sufre la roca se obtiene una menor permeabilidad y un mayor
dafio observandose la misma tendencia de la curva del modelo de gas
condensado con un desplazamiento vertical positivo que representan los cambios

en las propiedades petrofisicas del modelo debido a los esfuerzos.

Tabla 17. Resultados de lainterpretacion de los PBU en los diferentes
modelos

PARAMETROS
MODELO _
K (md) S Ri (pies)
Gas Condensado 9.67 12 54.8
YNF1 10.5 (9%) 13.5 (13%) 30
YNF2 12.2 (27%) 15.2 (27%) 0
Con Geomecénica | 8.11 (-16%) 13 (8%) 63.4
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En la Tabla 17 se encuentran los resultados interpretados en Saphir de los casos
anteriormente expuestos. Comparando los casos de YNF con respecto al gas
condensado se obtiene un aumento de permeabilidad debido a que las fracturas
representan los mayores canales de flujo con 14 md comparado con los 4 md de
la matriz, dando como resultado de la prueba una permeabilidad mayor en el caso
YNF1 del 9% y en el caso YNF2 del 27%. Con respecto al dafio se observa un
incremento del 13% y 27% en los casos YNF1 y YNF2, respectivamente. Esto se
debe a la distribucién del banco de condensado en la matriz y las fracturas,
principalmente en estas ultimas donde cualquier acumulacion de condensado

afecta significativamente la productividad del pozo.

Por otra parte, en el caso donde se incluye el efecto geomecéanico se observa una
reduccion del 16% de la permeabilidad y un aumento del 8% del dafio con
respecto al modelo de gas condensado. Estos cambios se producen por la
compactacion de la roca que reduce la permeabilidad absoluta originando un

aumento en el radio del banco de condensado.

7.2 ANALISIS PARAMETRICO DE UN YACIMIENTO DE GAS CONDENSADO

7.2.1 Caso Base

La interpretacion del PBU realizado en el modelo base (expuesto en la seccién
6.1.10) se encuentra en la Tabla 18. Ademas, en las Figuras 62 y 63 se presenta
el comportamiento de la derivada de la pseudopresion y el desarrollo del banco de
condensado y la presion desde un limite del yacimiento hasta el pozo P1. El
comportamiento de las curvas y los valores obtenidos en la interpretacion son el
punto de referencia para realizar una comparacion en las diferentes sensibilidades

realizadas.
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Figura 62. Curva de la pseudopresién y la derivada para el caso base
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Figura 63. Perfil presién y de saturacién del condensado en el caso base
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Tabla 18. Resultados del PBU interpretado en el modelo base

PARAMETRO VALOR
Permeabilidad del yacimiento, md 9.7
Coeficiente M, adimensional 0.395
Coeficiente D, adimensional 0.046
Radio del banco de condensado, ft 54.8
Dafo, adimensional 12

A continuacién se presentan los resultados obtenidos al variar parametros del
modelo de gas condensado relacionados con los efectos del flujo no Darcy, el
namero capilar y el desarrollo del banco de condensado a diferentes tasas y

tiempos de produccion adicional.

7.2.2 Variacion del tiempo de produccion a tasa de produccion de gas
constante

La variacién del tiempo de produccion se refiere a la produccion adicional del pozo
P1 una vez ajustado los datos histéricos reales del pozo. Por lo tanto, si el pozo
produjo hasta el 14 de noviembre de 2014 (14-11-2014) y se quieren adicionar 3
meses mas de produccion, el cierre del pozo para el PBU se realiza el 14 de
Febrero del 2015 (14-02-2015).

En la Figura 64 se observan las dos regiones formadas caracteristicas de un
yacimiento de gas condensado, tal como se explicd en la seccion 2.2.2, en este
caso no existe regiéon 3 debido a que el modelo se encuentra depletado y por lo

tanto en todos los limites ya existe una saturacién de condensado.

En la region 2 que corresponde al corte de la linea roja de 20% de saturacion de

condensado con cada caso, es donde esta ocurriendo la acumulaciéon neta del
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condensado, la saturacion esta por debajo del valor critico ocasionando que el
liguido tenga una movilidad nula o despreciable. A mayor tiempo de produccion
adicional existe una mayor caida de presion a nivel de yacimiento y esto se refleja

en mayores saturaciones en esta region.

Figura 64. Perfil de saturacion de condensado a diferentes tiempos de
produccion adicional
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La regidn 1 es la méas cercana al pozo y es donde ocurre un flujo bifasico a
diferentes velocidades, en esta region la saturacion del condensado (S.) es mayor
a la saturacion critica (S..) y por lo tanto las dos fases son moviles. A diferencia de
la region 2, existe una relacion inversamente proporcional en la region 1. A
mayores tiempos de produccion adicional se presenta una mayor condensacion en
la region 2, y el gas que va llegando al pozo es cada vez mas pobre en
componentes intermedios y pesados. Esto se puede observar en el cambio de
tendencia que tienen las curvas en un punto determinado de la Figura 64. Este
fendbmeno también se puede originar debido al refinamiento del modelo que no

logre representar correctamente el condensado a partir de los 50 pies.
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Figura 65. Perfil de presion a diferentes tiempos de produccion adicional
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Figura 66. Derivada de la pseudopresion a diferentes tiempos de produccién
adicional
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En la Figura 66 se presentan las curvas de la derivada de la pseudopresion para

los diferentes casos modelados, donde a mayor tiempo de produccién adicional y

mayor cantidad de condensado a nivel de yacimiento, la curva de la derivada se

desplaza hacia arriba conservando la misma tendencia.

Figura 67. Resultados de la interpretacién de los PBU a diferentes tiempos
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Tabla 19. Resultados de lainterpretacion de PBU a diferentes tiempos de
produccion adicional

MODELO PARAMETROS
K (md) S M D Ri (pies)
Caso Base 9.67 12 0.395 | 0.0460 54.8
0.25 Afios 10 (8%) 13 (8%) 0.405 | 0.0289 | 55 (0.4%)
0.5 Afos 11.9 (23%) | 14.7 (23%) | 0.483 | 0.0176 57 (4%)
1 Ao 13 (34%) 14.8 (23%) | 0.546 | 0.0176 | 59.1 (8%)
3 Afios 13.9 (44%) | 16.7 (39%) | 0.599 | 0.0244 | 79 (44%)
5 Afios 16 (65%) 17 (42%) | 0.762 | 0.0542 | 81.2 (48%)

Como principales resultados de la interpretacion de los PBU simulados se tiene

que:

A mayor tiempo de produccion adicional el radio del banco de condensado
puede aumentar hasta un 48% por encima del caso base originando
también un aumento del dafio, que en el caso de los 5 afios puede
aumentar hasta en un 42%.

Debido al efecto de empobrecimiento del gas a mayores tiempos de
produccion, en la regibn mas cercana del pozo existen menores
saturaciones de condensado y esto se traduce en mayores permeabilidades
interpretadas.

A mayor tiempo de produccion se presenta mayores saturaciones en los
limites del yacimiento, lo cual va disminuyendo la relacion de movilidades
entre el gas y condensado ocasionando que el parametro M tienda a 1. Por
otra parte, la relacion de difusividad (D) tiene un comportamiento
inversamente proporcional los primeros 6 meses y posteriormente se
convierte en proporcional. Esto se debe al comportamiento irregular de la
saturacion de condensado y posiblemente a la condensacion retrograda
cuando se alcanzan condiciones de presién especificas a un tiempo

determinado.
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7.2.3 Variacion de la tasa de producciéon de gas a un tiempo de produccion
adicional constante

Utilizando el concepto anterior de tiempo de produccion adicional, se configuré un
caso con un afio de tiempo de produccion adicional bajo diferentes tasas de
produccion de gas (10, 20, 30, 40 y 50 MMSCF/D).

En la Figura 68 se observa el perfil de saturacidbn de condensado para esta
sensibilidad, que tiene como principal caracteristica una mayor saturacién de
condensado a mayor tasa de produccion de gas. A medida que se aumenta la
produccion de gas se obtienen mayores diferenciales de presion (ver Figura 69) y

se produce este fenbmenao.

Figura 68. Perfil de saturacion de condensado a diferentes tasas de
produccion de gas
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Figura 69. Perfil de presion a diferentes tasas de produccion del gas
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Figura 70. Derivadas de la pseudopresion a diferentes tasas de produccién
de gas
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La curva de la derivada se desplaza hacia arriba a mayores tasa de produccion

debido a mayores saturaciones de condensado, que se traducen en mayor dafio y
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menor permeabilidad ocasionando ese desplazamiento vertical conservando la

tendencia original, ver Figura 70.

Tabla 20. Resultados de lainterpretacion de los PBU a diferentes tasa de
produccion de gas

PARAMETROS
MODELO
Qg (MMSCF/D) K (md) S M D Ri (pies)
10 14 13 0.577 | 0.0260 47
20 14.4 14.8 0.597 | 0.0315 52
Caso Base 30 115 15 0.474 | 0.0246 56.8
40 12.6 17.2 0.516 | 0.0136 64
50 12 18.9 0.519 | 0.0156 73
10 16.9 (21%) 16 (23%) | 0.731 | 0.0183 | 31.3 (33%)
20 12.2 (-15%) 15.2 (3%) 0.5 | 0.0315 56 (8%)
Flujo no Darcy 30 9.9 (-14%) 17 (13%) | 0.423 | 0.0226 | 50.6 (-11%)
40 10.6 (-16%) | 21.8 (27%) | 0.453 | 0.0436 69 (8%)
50 9.6 (-20%) 20 (6%0) 0.399 | 0.0503 79 (8%)
10 13.8 (-1%) 12.2 (-6%) | 0.568 | 0.0423 46 (-2%)
NGmero 20 13.3 (-8%) 15 (1%) 0.561 | 0.0383 49 (-6%)
Capilar 30 14.4 (25%) 14.9 (-1%) | 0.569 | 0.0155 | 63.3 (11%)
40 12.4 (-2%) 17.9 (4%) | 0.496 | 0.0174 | 71.4 (12%)
50 12.3 (3%) 18 (-5%) 0.486 | 0.0056 | 72.8 (-0.3%)

7.2.4 Efecto del flujo no Darcy

Considerando el efecto del flujo no Darcy no existen tendencias claras con
respecto a los resultados obtenidos en los PBU. Esto se debe a una pequeia
variacion en la saturacion del condensado con respecto a los modelos bases, que
en algunos casos con el efecto del flujo no Darcy tiende a ser menor y en otros
casos mayor (ver Figura 71). En consecuencia, es dificil establecer relaciones
claras entre los casos y las interpretaciones de permeabilidad, dafio, radio del
condensado, etc.
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Figura 71. Perfiles de saturacion a diferentes tasas de produccién
incluyendo el efecto del flujo no Darcy
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Sin embargo, cuando se analizan las caidas de presion cerca a la cara del pozo si
es claro el efecto del flujo no Darcy; a mayores tasas de produccion del gas se
obtiene una mayor diferencia entre los casos bases y los casos que incluyen este

efecto, ver Figura 72.
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Figura 72. Perfiles de presidn a diferentes tasas de produccion incluyendo el
efecto de flujo no Darcy
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Por otra parte, al analizar el comportamiento de las curvas de la derivada de la
pseudopresion para los diferentes casos, se puede observar en la Figura 73 que
no existe un cambio representativo entre los casos bases y los casos que incluyen

el efecto de flujo no Darcy.

152



Figura 73. Derivadas de la pseudopresion a diferentes tasas de produccién
de gas incluyendo el efecto de flujo no Darcy
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Analizando los resultados numéricos de las interpretaciones se puede destacar
gue en la mayoria de los casos la permeabilidad disminuye hasta un 20% debido
al incremento del dafio que puede llegar a ser hasta un 27%. Por lo tanto,
considerar el efecto de flujo no Darcy impacta negativamente la productividad

reduciendo la permeabilidad e incrementando el dafo.
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7.2.5 Efecto del Namero capilar

Los efectos del banco de condensado son compensados por la zona de
rectificacion de velocidad, que incrementa la movilidad del gas en la vecindad del
pozo. Esta zona de rectificacion de velocidad ocurre a altos nUmeros capilares y
se puede observar en todos los casos en la regibn mas cercana al pozo (r <
50 pies) donde se observa una disminucion de la saturacién del condensado, ver

Figura 75.

Asimismo, en la Figura 76 se puede observar como a mayores tasas de
produccion de gas, es decir mayores velocidades del gas y mayores numeros
capilares, se va disminuyendo la brecha existente en la caida de presion de

ambos casos (el caso base y el que incluye el efecto del nimero capilar).

Figura 74. Derivada de la pseudopresion para el caso de 20 MMSCF/D

incluyendo el efecto del nUmero capilar
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En la Figura 74 se puede observar la derivada de la pseudopresion solo para el
caso de 10 MMSCF/D de produccion de gas debido a que no se observa ningun
cambio representativo en las curvas de los diferentes casos. Por lo tanto, el efecto
del nimero capilar estd mas asociado con la distribucién de la saturacion de gas 'y
el diferencial de presién, aun cuando los datos de presidn de la prueba suelen ser

muy similares.

Figura 75. Perfiles de saturacion de condensado a diferentes tasas de
produccion incluyendo el efecto del namero capilar
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Figura 76. Perfiles de presidon de a diferentes tasas de produccion
incluyendo el efecto de nUmero capilar
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7.3 ANALISIS PARAMETRICO DE UN YACIMIENTO DE GAS CONDENSADO
NATURALMENTE FRACTURADO

7.3.1 Variacion del Espaciamiento de las Fracturas (Lz)

Uno de los parametros que mas impacta el comportamiento del modelo y la
prueba de presion es la variacion del espaciamiento vertical de las fracturas.
Analizando la Figura 77 se puede observar que la saturacion del condensado
mantiene una tendencia con valores de Lz menores a 100, alcanzando valores
entre 20% y 25%. Sin embargo, cuando Lz esta entre 300 y 500 la saturacion del
condensado tiene como pico maximo casi un 10% y disminuye a medida que se

acerca al pozo.

Figura 77. Perfiles de saturacion de condensado en la matriz a diferentes
espaciamientos verticales de fracturas naturales
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Este fendmeno esta asociado al hecho de tener cada vez menos fracturas que
evitan la tendencia normal del diferencial de presién en la cara del pozo. A

medida que el nimero de fracturas disminuye, o Lz se encuentra entre 300 y 500,
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la caida de presidén en la matriz es aproximadamente lineal, ver Figura 79. Este
cambio en la tendencia del diferencial de presion ocasiona que el perfil de

saturacion cambie tal como se observa en la Figura 77.

Un rasgo caracteristico de la Figura 78 es la capacidad de las fracturas para
acumular condensado en los casos con Lz igual a 300, 500 y el caso base que
tiene un Lz variable de acuerdo al registro UBI (ver seccién 6.1.8). Esta
acumulacion se presentan en regiones lejanas del pozo (r > 92 pies) y esta
asociado con el aporte de fluidos que la matriz realiza a las fracturas en todo el
yacimiento. En la zona mas cercana del pozo no existe esa acumulacién debido al
drenaje que realiza el pozo, que es igual para todos los casos y hace que las

curvas tienen al mismo valor (3.4%) y muestren el mismo comportamiento.

Figura 78. Perfiles de saturacion de condensado en las fracturas a diferentes
espaciamientos verticales de fracturas naturales
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En las Figuras 79-80 se ilustran las distribuciones de presion en la matriz y las
fracturas con respecto a la distancia del pozo. Existe una diferencia en la caida de
presion de la matriz debido a la capacidad que le aportan las fracturas en los

diferentes casos. Se puede observar que a mayor espaciamiento vertical de las
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fracturas se obtiene un menor diferencial de presion en la matriz y un mayor

diferencial de presion en las fracturas naturales.

Figura 79. Perfiles de presion en la matriz a diferentes espaciamientos

verticales de fracturas naturales
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Figura 80. Perfiles de presion en las fracturas a diferentes espaciamientos

verticales en las fracturas naturales
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Figura 81. Derivadas de la pseudopresion a diferentes espaciamientos
verticales de las fracturas naturales
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Las curvas de la derivada de la pseudopresion a diferentes espaciamientos
verticales de las fracturas naturales se presentan en la Figura 81. La variacion de
este parametro origina el valle caracteristico de un PBU en un YNF. Cuando el
yacimiento tiene muchas fracturas naturales, representado por valores bajos de
Lz, el yacimiento se comporta como uniforme y la curva tiende a ser horizontal. Sin
embargo, cuando se modelan pocas fracturas naturales a través de valores altos
de Lz, se puede observar en los tiempos tempranos de la prueba la transicion
obtenida al momento que la matriz empieza a aportar fluidos a las fracturas y al

pozo.

En la Figura 82 y la Tabla 21 se observan las tendencias y resultados obtenidos
en la interpretacion de los PBU, y se concluye que a mayor espaciamiento Lz se
obtiene mayor permeabilidad, mayor dafio, menor coeficiente de almacenamiento
y menores coeficientes de flujo interporoso. La permeabilidad y el dafio estan
asociados al hecho de que existen menos fracturas disponibles para producir la
misma cantidad de fluidos. El coeficiente de almacenamiento gobierna el

comportamiento del valle observado en las derivadas y teoricamente mientras mas
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profundo sea el valle menor va ser este valor debido a que las fracturas cada vez
representan menos porosidad del sistema total. Por otro lado, menores
coeficientes de flujo interporoso desaceleran la aparicion del valle, es por esto que
a mayor espaciamiento de las fracturas el valle tiende hacia la derecha, es decir,

se presenta la transicion a tiempos mayores de la prueba de presion.

Figura 82. Resultados de la interpretacion de PBU a diferentes
espaciamientos verticales de fracturas naturales
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Tabla 21. Resultados de lainterpretacion de los PBU a diferentes
espaciamientos verticales de las fracturas naturales

PARAMETROS
MODELO
K (md) w y) S
Caso Base 10.5 0.999 1.08E-5 131
Lz 30 10.5 0.6 1.36E-5 135
Lz 50 10.7 0.177 3.01E-5 135
Lz 100 11.2 0.07 1.24E-5 15
Lz 300 10.9 0.0164 2.39E-6 15.2
Lz 500 12.2 0.0189 1.42E-6 15.2

7.3.2 Variacion de la Permeabilidad de las Fracturas (Kf)

Figura 83. Perfiles de saturacion de condensado en la matriz a diferentes
permeabilidades de fractura
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A medida que aumenta la permeabilidad la acumulacion de condensado en la

matriz y las fracturas disminuye, debido a que cada vez el sistema tiene mayor

capacidad para movilizar el condensado (ver Figura 83-84).
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Ademas, también se evidencia la baja capacidad de almacenamiento de
condensado de las fracturas naturales donde varia entre 2% y 5% mientras que en

la matriz se encuentra entre el 10% y 30%.

Figura 84. Perfiles de saturacion de condensado en las fracturas a diferentes
permeabilidades de fractura
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Analizando los perfiles de presién de las Figura 85 y 86 se observa que la
principal caracteristica es que existe un mayor diferencial de presién en las
fracturas naturales que en la matriz. Esto se debe a la capacidad de aporte al flujo
de las fracturas con respecto a la matriz, que debido a su alto contraste de
permeabilidad, las fracturas constituyen las principales vias para el flujo de fluidos,
y por lo tanto la caida de presion en este sistema es mayor.
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Figura 85. Perfiles de presidon en la matriz a diferentes permeabilidades de
fractura
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Figura 86. Perfiles de presién en las fracturas a diferentes permeabilidades
de fractura
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Figura 87. Derivadas de la pseudopresion a diferentes permeabilidades de
fractura

Derivada de la pseudopresion (psi2/cp)
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Analizando las curvas de las derivadas de la pseudopresion se puede observar

que tienen un desplazamiento vertical positivo a medida que la permeabilidad de

las fracturas disminuye. Sin embargo, la tendencia y forma de las curvas es la

misma, ver Figura 87.

Tabla 22. Resultados de la interpretacién de los PBU a diferentes

permeabilidades de fractura

PARAMETROS
MODELO
K (md) ) y) S
Caso Base 10.5 0.999 1.08E-5 13.1
Ki=5md 4.8 0.9 2.02E-5 15.1
Ki=10 md 8.65 0.734 1.11E-5 12.9
Ki=15 md 12.2 0.717 7.5E-6 11.7
K¢=20 md 15.7 0.705 6.34E-6 11
Ki=25md 19.5 0.681 5.6E-6 10.9
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Figura 88. Resultados de la interpretacion de PBU a diferentes
permeabilidades de fractura
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La adicién de las fracturas naturales al modelo de gas condensado tiene un efecto
positivo en la productividad del pozo, al aumentar la permeabilidad de las fracturas
por encima del caso base (12 md) hasta un maximo de 25 md, se observa una
reduccion del dafio de hasta el 17% con respecto al caso base (Sp = 13.1). Si la
permeabilidad de las fracturas es menor que la del caso base se obtienen dafios
mayores. En la Tabla 22 se encuentran los resultados de los PBU interpretados

en esta sensibilidad.

Otra caracteristica importante es el aumento de la productividad del pozo con el
aumento de la permeabilidad de las fracturas, lo que ocasiona una reduccion en el
coeficiente de almacenamiento de las fracturas, las cuales acumulan cada vez

menos condensado debido a su aumento en su capacidad de produccion.
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7.3.3 Variacion del coeficiente de almacenamiento (w)

El coeficiente de almacenamiento es la relacion entre la porosidad de las fracturas
y la porosidad del sistema, y representa la fraccion de fluidos que se almacenan

en el sistema de fracturas naturales.

Debido a que este parametro esta relacionado con el sistema de fracturas
naturales, no existe una gran variacion en los perfiles de saturacion del
condensado a diferentes coeficientes de almacenamiento, tal como se observa en
la Figura 89. Por el contrario, en el sistema de fracturas naturales existe una
diferencia considerable en la capacidad de almacenamiento, donde a mayores
valores de w se obtienen picos mas altos de acumulacién de condensado. Sin
embargo, al igual que las dos sensibilidades anteriores, se sigue conservando esa
gran diferencia en la capacidad de almacenamiento de la matriz (25% aprox.) y las

fracturas naturales que en este caso alcanza un pico maximo del 7%.

Figura 89. Perfiles de saturacion del condensado a diferentes coeficientes de
almacenamiento

0.30

=
©
8 0.25
s
§ 0.20
N % =O== 0.01
o
:: 'g 0.15 ==O==w 0.05
@]
=0 ==O==w 0.1
S 0.10 O 0.15
S —O—w 0.2
° \E\_{H\_ﬂ
= 0.05 e—
=]
©
n

0.00
1 10 100 1000

Distancia (pies)

167



Figura 90. Perfiles de saturacion del condensado en las fracturas a

diferentes coeficientes de almacenamiento
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Figura 91. Perfiles de presidn en la matriz a diferentes coeficientes de

almacenamiento
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Figura 92. Perfiles de presion en las fracturas a diferentes coeficientes de
almacenamiento
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Tabla 23. Resultados de la interpretacion de los PBU a diferentes
coeficientes de almacenamiento

PARAMETROS
MODELO
K (md) ) y) S
Caso Base 10.5 0.999 1.08E-5 13.1
w =0.01 10.3 0.775 4.39E-6 12.6
w =0.05 10.3 0.751 4.39E-6 12.8
w=0.10 10.1 0.731 5.28E-6 12.4
w =0.15 9.99 0.711 4.78E-6 12.1
w=0.2 9.95 0.688 6.01E-6 11.9

Al variar el coeficiente de almacenamiento se presenta un acumulacion en la
region alejada del pozo (ver Figura 90), por lo tanto, no existe una variacion tan

drastica de los resultados interpretados de los PBU (ver Tabla 23).

Comparando el caso de w = 1% con el del 20% tan solo se observa una reduccion

de la permeabilidad del 3% y una disminucion del dafio del 5%. Debido al aumento
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de la capacidad de almacenamiento, la acumulacion del condensado en el caso de
w = 20% es mayor que la del w = 1% y en lugar de causar taponamiento alcanza
rapidamente valores altos de saturacion y permeabilidad relativa, y por lo tanto se

produce con mas facilidad.

Figura 93. Derivadas de la pseudopresion a diferentes coeficientes de
almacenamiento
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Debido a que los resultados interpretados no cambian significativamente entre los
casos, las curvas de las derivadas de la pseudopresion estan superpuestas con
ligeras variaciones a tiempos tempranos de la prueba. En consecuencia, se puede
decir que el coeficiente el coeficiente de almacenamiento no impacta la tendencia

ni la forma de las curvas.
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7.4 ANALISIS PARAMETRICO DE UN YACIMIENTOS DE GAS CONDESADO
SENSIBLE A ESFUERZOS

7.4.1 Variacion del coeficiente empirico C,;, de la formula de Touhidi-Baghini

El valor empirico de la constante del modelo de Touhidi-Baghini para el calculo de
la reduccion de la permeabilidad en la matriz es directamente proporcional, es
decir, a mayores numeros de C,; mayor es el cambio que sufre la permeabilidad

con los esfuerzos efectivos.

Figura 94. Perfiles de saturacion a diferentes coeficientes C,;
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Observando el perfil de saturaciones a diferentes valores C,; presentados en la
Figura 94 se concluye que a mayor reduccion de la permeabilidad y porosidad de
la matriz hay menos saturacion de condesado. Sin embargo, a medida que
aumenta C,; el dafio es mayor debido a la compactacién que sufre la roca. Por lo
tanto, en estos casos el dafio aumenta debido al factor geomecanico,
permaneciendo aproximadamente constante el dafio debido al banco de

condensado.
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Figura 95. Perfiles de presion a diferentes coeficientes C,;
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En la Figura 96 se ilustran las curvas de la derivada de la pseudopresion a
diferentes valores de C,;. Si el dafio debido al banco de condensado permanece
aproximadamente constante, y la variacion del C,;; ocasiona mayor compactacion y
por lo tanto mayor dafio geomecanico, el comportamiento de las derivadas se
asemeja al dafio debido al banco de condensado a diferentes tiempos de
produccion adicional analizado en la seccion 7.2.2. Tebdricamente, el
comportamiento de las derivadas del dafio del banco de condensado y el dafio
geomecanico son similares y esto dificulta la disgregacion cuando se tienen los

dos efectos combinados.

Sin embargo, si se considera el dafio debido al banco de condensado constante y
equivalente al valor del caso base del modelo de gas condensado (S=12) se
obtiene que el dafio geomecanico esta entre el 0.83% y 8.40% variando el

coeficiente C,,; entre 12 y 500.

En el caso de Piedemonte, donde el valor de C,; puede variar entre 12 para las

rocas mas compactas y 170 para aquellas que sufran una mayor deformacién, el
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dafio geomecénico puede oscilar entre el 0.83% y 6.98% segun los resultados
obtenidos con este estudio. Sin embargo, debido al parecido entre las derivadas
del caso de gas condensado y el caso que incluye geomecanica, no es posible
determinar solo con el analisis de la curva de la derivada que el pozo esta sujeto a
estos dos tipos de dafio y se hace necesario investigar otras fuentes de

informacion.

Figura 96. Derivadas de la pseudopresion a diferentes coeficientes €
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Una caracteristica importante de estos modelos es la permeabilidad, esta
comprobado en los modelos de CMG que a mayores valores de C, la
permeabilidad absoluta se reduce méas. Sin embargo, los resultados interpretados
en Saphir no siguen estan tendencia debido al aporte de la compactacion de la
roca al flujo de fluidos. En la Figura 97 se observa la subsidencia del modelo como

prueba de la compactacidén que se origina en la roca.
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Tabla 24. Resultados de la interpretacion de PBU a diferentes coeficientes
Cnl

PARAMETROS
MODELO ——
K (md) S M D Ri (pies)

Ch=12 7.31 121 0.306 | 0.101 59
C,=80 7.8 12.1 0.333 | 0.0904 62.3
Cn=170 7.82 12.9 0.327 | 0.0463 62.9
Cn =250 8.11 13 0.342 | 0.0646 63.4
C, =500 8.45 13.1 0.385 | 0.0270 63.5

Figura 97. Subsidencia debido al efecto geomecanico en el yacimiento (pies)
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Fuente: Computer Modelling Group, CMG
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Figura 98. Resultados de la interpretacion de PBU a diferentes coeficientes
Cnl
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En la Figura 98 se observan las tendencias de los resultados interpretados de los
PBU y tabulados en la Tabla 24.
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7.4.2 Variacion del Médulo de Young

El médulo de Young (E) es un indicativo de la resistencia de la roca a los
esfuerzos aplicados. Valores alto de E indican menores cambios en la
permeabilidad y porosidad. En la Figura 99 se pueden observar los perfiles de
saturacion de condensado donde a mayor E se obtiene menor acumulacion de
condensado en la regién cercana a la cara del pozo debido a que se reduce
menos la permeabilidad, y por lo tanto la productividad del pozo no se ve tan
afectada con respecto al otro caso y el condensado se produce de una forma mas
facil. Sin embargo, a mayor E se presenta mayor acumulacion en la region lejana

al pozo (r > 50 ft).

Figura 99. Perfiles de saturacion de condensado a diferentes médulos de
Young
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En la Tabla 25 se presentan los resultados de los PBU y se puede observar que a
menor modulo de Young se obtiene un menor valor de permeabilidad y un dafio

mas alto acompafiado de un mayor radio del banco de condensado. Por otra
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parte, en la Figura 100 se presentan las curvas de las derivadas donde no se

observa un cambio significativo.

Figura 100. Derivadas de la pseudopresion a diferentes moédulos de Young
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Tabla 25. Resultados de la interpretacion de los PBU a diferentes modulos de
Young

PARAMETROS
MODELO ——
K (md) S M D Ri (pies)
E = 6E5 6.44 13 0.265 | 0.0046 68.8
E =7E6 7.82 12.9 0.327 | 0.0463 62.9
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7.4.3 Variaciéon de larelaciéon de Poisson

Figura 101. Perfiles de saturaciones de condensado a diferentes relaciones
de Poisson
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Figura 102. Perfiles de presion a diferentes relaciones de Poisson
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Tabla 26. Resultados de la interpretacion de los PBU a diferentes relaciones
de Poisson

PARAMETROS
MODELO —
K (md) S M D Ri (pies)
v=0.15 7.25 12.1 0.313 0.1 57.7
v =0.30 7.13 12.2 0.303 | 0.178 64.5

Figura 103. Derivadas de la pseudopresion a diferentes relaciones de
Poisson
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Al realizar una sensibilidad de la relacibn de Poisson se obtienen los
comportamientos descritos en las Figuras 101-103 donde se evidencia que no
existe una gran variacién entre los dos casos extremos. Asimismo, en la Tabla 26
se presentan los resultados interpretados en los PBU donde las magnitudes de
permeabilidad, dafio y radio del banco de condensado no varian

significativamente.
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8. CONCLUSIONES

1. El dafo asociado al banco del condensado es muy sensible al tiempo de
produccion adicional y la tasa de produccion de gas. De tal forma que el
dafno puede aumentar hasta un 40% y 50% del valor inicial, junto con un
incremento del 50% del radio del banco de condensado. Ademas, se
comprobd que estos efectos se pueden identificar en la curva de la derivada
como una serie de desplazamientos y ligeros cambios en la tendencia con

respecto a la curva base.

2. Al considerar el efecto del dafio por flujo no Darcy y el efecto del nUmero
capilar en el modelo de gas condensado se observa que no existen
cambios significativos en la curva de la derivada. Sin embargo, estos
efectos impactan la forma en como el condensado se distribuye a lo largo

del yacimiento y el diferencial de presion en la region cercana del pozo.

3. Los parametros mas influyentes en el modelo de gas condensado
naturalmente fracturados son el espaciamiento vertical de las fracturas y la
permeabilidad de las fracturas. A mayor densidad de fracturas se
enmascara el efecto del comportamiento de un modelo de doble porosidad
porque el yacimiento se comporta como homogéneo y la curva de la
derivada de la pseudopresion tiende a ser horizontal. Mientras que cuando
existen pocas fracturas naturales, se observa la formacion del valle
caracteristico de la transicion entre el flujo radial infinito de las fracturas y el
total del sistema, donde la matriz contribuye de forma significativa al flujo de

fluidos.

4. Al adicionar las fracturas naturales al modelo de gas condensado la
productividad de los pozos se impacta positivamente aumentando la

permeabilidad interpretada por Saphir en los PBU. Por otra parte, el dafio
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disminuye debido a que el flujo se da principalmente en las fracturas y estas
no poseen una alta capacidad de almacenamiento dando como resultado
radios del banco de condensado menores que el modelo de gas

condensado.

Con la adicion del modulo de geomecanica al modelo de gas condensado
es posible determinar el impacto del cambio de los esfuerzos efectivos en la
permeabilidad y la porosidad del modelo. A partir de los andlisis realizados
se determiné que el dafio geomecéanico oscila en un rango del 1% al 7% del

dafio total dependiendo de la cedencia de la roca.

Cuando se tienen estos dos efectos combinados no es posible realizar una
disgregaciéon con un analisis basico de la prueba de presiéon debido a que la
derivada de la pseudopresion en el modelo de gas condensado sensible a
los esfuerzos se comporta de forma similar el efecto del aumento del dafo

debido al banco de condensado.
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9. RECOMENDACIONES

Configurar el modelo de doble porosidad y permeabilidad a través de
fracturas naturales discretas realizando un refinamiento en el plano de
fractura para evaluar el comportamiento de esta configuracion y a través del
moddulo de geomecénica realizar el modelamiento del cierre de las fracturas

naturales.

Realizar un refinamiento hibrido entre el cartesiano y el logaritmico de
acuerdo al radio del banco de condensado esperado para evitar problemas
de inestabilidad numérica y representar mejor el crecimiento del banco de

condensado.

Realizar la interpretacion de las pruebas de presion con la pseudopresion
bifasica para calcular con menos incertidumbre el dafio debido al banco del
condensado y realizar una mejor disgregacion de los dafios.

Evaluar el impacto en la productividad de los pozos al considerar la
geomecanica en un yacimiento naturalmente fracturado modelando la

apertura o cierre de las fracturas naturales con el modelo de Barton-Bandis.
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