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RESUMEN 

TÍTULO: EVALUACIÓN DE ESTRATEGIAS TÉCNICAS PARA PRONOSTICAR LA PRODUCCIÓN 

EN YACIMIENTOS DE GAS SHALE*  

AUTORES:  GERZON FABIÁN CUTA CÁCERES  

EMMANUEL ROBLES ALBARRACÍN** 

PALABRAS CLAVES: Pronóstico de producción, Shale Gas, Yacimiento no convencional, 

Modelado empírico, Curvas de declinación, Modelo analítico. 

 

DESCRIPCIÓN: 

El presente estudio tiene como objetivo realizar una evaluación de metodologías para estimar la 

producción proveniente de un yacimiento no convencional tipo Gas Shale, a partir de una revisión 

de los modelos para pronósticos de producción a partir de análisis de curvas de declinación 

(Modelado empírico), además de modelos de flujo con inclusión de propiedades de fractura 

hidráulica (Modelado analítico), junto a una ecuación de balance de materia aplicable para 

yacimientos no convencionales.  

Luego, se realizó una selección de estos modelos para la construcción de herramientas 

computacionales para cada tipo de modelado. Estas herramientas fueron programadas en MS 

EXCEL, las cuales fueron validadas comparando modelos numéricos encontrados en la literatura 

que fueron desarrollados en el simulador comercial CMG, obteniendo diferencias en producción 

acumulada entre sí menores al 5%, concluyendo que la herramienta es lo suficientemente acertada 

para realizar análisis ingenieriles. 

Además, se planteó un análisis de sensibilidad de propiedades petrofísicas, condiciones 

operacionales y variables características del fracturamiento hidráulico; de donde se pudo concluir 

que existen parámetros que impactan de manera directa en el cálculo de volúmenes de gas 

iniciales en yacimiento; y otras que afectan en la capacidad conductiva del medio poroso, así como 

en el flujo del gas hacia el pozo productor. 

Se debe tener en cuenta que las herramientas propuestas buscan ser aplicadas en la industria de 

los hidrocarburos para determinar la viabilidad económica en etapas tempranas de un proyecto en 

un yacimiento de Gas Shale. 

                                            
* Trabajo de Grado. 
** Facultad de Ingenierías  Fisicoquímicas. Escuela de Ingeniería  de Petróleos, Director  
Ing. César Augusto Pineda, Codirector MSc. José Carlos Cárdenas. 
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ABSTRACT 

TITLE: EVALUATION OF TECHNICAL STRATEGIES FOR PRODUCTION ESTIMATION IN 

SHALE GAS FIELDS. *  

AUTHORS:  GERZON FABIÁN CUTA CÁCERES  

EMMANUEL ROBLES ALBARRACÍN** 

KEYWORDS: Production Forecasting, Shale Gas, Unconventional Reservoir, Empirical modeling, 

Decline curves, Analytical modeling. 

 

DESCRIPTION: 

The present study aims to do an evaluation for unconventional reservoir – shale gas production 

forecasting methodologies, from a review of production forecasting models that use decline curves 

analysis (empirical modeling), hydraulically – fractured well flow models (analytical modeling), along 

with a material balance equation applicable for unconventional reservoirs. 

Then, a selection of these models was performed, that leads to build computational tools for each 

type of modeling. These tools were programmed in MS EXCEL, which were validated by comparing 

numerical models found in the literature that were developed using numerical simulator known as 

CMG, obtaining differences lesser than 5% on cumulative gas production, meaning that these are 

accurate enough for engineering analysis.  

Furthermore, a sensitivity analysis of petrophysical properties, operating conditions and 

characteristics of hydraulic fracture was designed; where it was concluded that there are 

parameters that impact directly over the initial in situ gas volume calculation, as well as other 

variables affect the porous-media conductivity, and others one that control the gas flow through the 

rock towards the producing well.  

It should be considered that these computational tools can be applied on the oil and gas industry for 

evaluating the economic viability in early stages of a shale-gas field project. 

 

 

                                            
* Undergraduated Project. 
** Physic-chemist Engineering Faculty. Petroleum Engineering School, Director Ing. César 
Augusto Pineda, Codirector M. Sc. José Carlos Cárdenas. 
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INTRODUCCIÓN 

 

El agotamiento de recursos fósiles convencionales y la creciente demanda por 

fuentes adicionales para suplir necesidades energéticas que disminuyeran la 

dependencia de fuentes externas; fueron las principales motivaciones para  

incursionar en la exploración y explotación comercial de yacimientos de shale gas 

en los EE.UU, principal mercado y consumidor de hidrocarburos a nivel mundial. 

El éxito alcanzado durante la última está impulsando ahora a otras regiones a 

conocer y desarrollar su potencial. Colombia, mediante un estudio reciente 

elaborado por la ANH1 ha estimado en promedio recursos del orden de 78 TCF sin 

embargo la cantidad recuperable de estos yacimientos es del orden de 19 TCF, 

suficientes para aumentar su portafolio de recursos hidrocarburos por 14.5 años 

teniendo en cuenta que Colombia produce diariamente 1.1 MMSCF2 por dia, por lo 

que ha iniciado trabajos para caracterizar en mayor detalle estos yacimientos e 

iniciar explotaciones comerciales durante la siguiente década.  

Para desarrollar comercialmente estos yacimientos, es necesario emplear 

tecnologías avanzadas de perforación como es el caso de los pozos horizontales y 

de estimulación como el fracturamiento hidráulico; necesarias para aumentar el 

área de contacto y de flujo entre la formación y el sistema de producción. Las 

características geológicas de estos yacimientos como porosidad, permeabilidad, 

TOC, exigen la implementación de estas tecnologías para generar canales 

adicionales de flujo que faciliten su desplazamiento desde el medio poroso a las 

tasas necesarias para hacer factible su explotación comercial. 

La habilidad de predecir y proyectar su comportamiento de producción a través del 

tiempo, según el arreglo que se pueda establecer para su explotación, representa 

una de las actividades de ingeniería de mayor importancia para viabilizar su 
                                            
1 Universidad Nacional de Colombia, ANH. Evaluating total Yet-to-Find hydrocarbon volume in 
Colombia. 2012. 
2 BP, Statistical review of world energy full report, 2012. 
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desarrollo. Múltiples estudios se han planteado en la literatura para este fin. La 

mayor parte de ellos se encuentran asociados a características de los ambientes 

geológicos en regiones de EEUU donde se cuenta con historiales de producción 

amplios para estudiar y ajustar su comportamiento.  

El objetivo de este trabajo es estudiar cada uno de estos modelos, observar el 

comportamiento de los caudales de producción variando parámetros físicos de la 

roca y posibles configuraciones de producción, para identificar estrategias de 

referencia que puedan emplearse posteriormente para diseñar y proyectar el 

comportamiento de proyectos en Colombia. 

Los resultados obtenidos en este estudio contribuirán al desarrollo de yacimientos 

de esta naturaleza en nuestro país, permitiendo elaborar pronósticos de 

producción previos a su explotación. 

 

 

 

  



                                                                     

20 
 

1. SHALE GAS 

 

1.1  DESCRIPCION DEL SISTEMA 

 

El gas de lutitas (shale gas), es uno de los productos provenientes de yacimientos 

no convencionales que han tomado gran importancia en la actualidad, debido al 

aumento significativo de la demanda energética proporcionado por el gas natural.  

Este se denomina al gas natural encontrado en yacimientos compuestos 

principalmente por rocas de baja permeabilidad cuyo contenido de materia 

orgánica es fragmentada, efecto causado por diferentes condiciones de presión y 

temperatura. En términos químicos, es un gas seco que contiene 90% o más de 

metano (CH4). 

Las lutitas se puede definir como una roca sedimentaria de grano fino, que fueron 

generadas por la consolidación de limo o lodo, arcillas, la cual puede romperse 

fácilmente en delgadas capas paralelas, o también denominada “laja”. La 

concentración de arcilla en este tipo de roca varía del 15 -100% y posee minerales 

como cuarzo, carbonatos y feldespatos en diferentes proporciones, además posee 

una composición química variable. 

Figura 1. Foliación y porosidad - vistas macro y micro de una formación shale 

 

Fuente: Modificado de (Glorioso & Rattia, 2012) 
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En la Figura 1 se observa características físicas como la foliación en una vista 

macro y algunos poros en la vista micro de una roca shale, la porosidad y 

permeabilidad reflejan la facilidad de la roca para almacenar y permitir fluir fluidos 

dentro de ella, tales como líquidos y gases. Por su parte, las shale poseen tamaño 

de grano muy pequeño, dando lugar a espacios intersticiales demasiado 

minúsculos, donde los fluidos contenidos en este tipo de rocas presentan dificultad 

en permanecer y fluir a través de ella. Debido a estas características son 

consideradas rocas sellantes o trampas para gas, petróleo y agua. 

Al ser de grano muy fino, exhiben una permeabilidad en la matriz muy baja, por lo 

cual requiere de un fracturamiento que proporcione una mejor permeabilidad para 

aumentar la capacidad de flujo del gas. 

Algunas características físicas que poseen mayor importancia en el momento de 

realizar estudios de factibilidad de la explotación del shale gas son las siguientes: 

 Contenido de materia orgánica (TOC). 

 Maduración térmica del kerogeno. 

 Tipo de gas generado y almacenado. 

 Permeabilidad de a roca. 

Con el fin de establecer el potencial que posea la roca para generar hidrocarburos 

es necesario conocer la procedencia del kerogeno generado por la materia 

orgánica, para ello es necesario determinar cuáles son los rangos óptimos para 

que el proyecto sea económicamente viables, a continuación se definirán y se 

mostraran las condiciones (Alarcon Martinez & Bocanegra Chaparro, 2013). 

El TOC o carbono orgánico total, es el resultado de la conservación de la materia 

orgánica dentro de la roca sedimentaria, sometida a la degradación química y 

bacteriana, que sujeto a cambios de presión y temperatura, y a  grandes tiempos 

de enterramiento en ambiente anaeróbico, esta maduración es la responsable de 

la generación gas, crudo, bitumen, pirobitumen y carbón. 
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La madures térmica es un elemento crítico en el shale gas termogénico proceso 

que reduce el kerogeno, generando un aumento gradual de maduración en la 

Figura 2 se muestra el cambio de diferentes tipos de kerogeno al aumentar la 

madures, para generar gas, aceite y carbón. 

 

Figura 2. Proporciones de carbono, hidrogeno y oxígeno para la determinación del tipo de 

kerogeno 

 

Fuente: (Glorioso & Rattia, 2012) 

 

La maduración térmica es un indicador del potencial de un yacimiento para 

generar hidrocarburos, sin embargo hay una relación entre el nivel de maduración 

y reflectancia de vitrinita este último es un factor clave, que puede ser calculado de 

manera simple con pruebas de laboratorio. Esto se muestra en la Figura 3. 
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Figura 3. LOM Vs RO 

 

Fuente: Modificado de (Glorioso & Rattia, 2012) 

 

Las Tabla 1 y Tabla 2 muestran que tan bueno o malo es un yacimiento por su 

contenido de materia orgánica, o que tan inmaduro por el valor de la reflectancia 

de vitrinita esto con el fin de determinar si es gas o aceite el que se encuentra 

atrapado en los espacios vacíos de la roca.      

                                        

Tabla 1. Clasificacion de la materia orgánica dependiendo del RO 

 

Fuente: (Glorioso & Rattia, 2012) 

RO TOC W%

<0,6% < 0,5

0,6 - 1,1 % 0,5 a 1

1,1 - 1,4 % 1 a 2

1,4 - 3,2 % 2 a 4

> 3,2 % > 4

Quality

Malo

Regular

Bueno

Muy Bueno

Excelente

Maduracion Termica

Inmaduro

Aceite

Gas humedo

Gas seco

Destruccion del gas
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Tabla 2. Clasificacion de la materia orgánica dependiendo del TOC  

 

Fuente: (Glorioso & Rattia, 2012) 

De acuerdo con lo anterior, es fácil deducir que para poder producir este tipo de 

hidrocarburos se requiere de técnicas diferentes a las empleadas en la producción 

de yacimientos convencionales y que además suponen un esfuerzo económico 

adicional por parte del productor, lo cual da como resultado el hecho de que su 

producción a gran escala en el mundo no esté muy desarrollada aun.  

 

1.2 DISPONIBILIDAD DE RECURSOS 

 

En la actualidad no cabe duda de la abundante disponibilidad de recursos no 

convencionales shale gas (gas de lutita) en el mundo, la experiencia adquirida por 

norte América en la extracción de recursos y aprovechando el conocimiento de la 

geología del esquisto de este país ha facilitado el desarrollo del gas natural en 

diversos países a nivel mundial, que poseen gran potencial en este tipo de 

yacimientos3.  

 

                                            
3 http://latam.world-shale.com/sobre-cwc-group/centro-de-descargas/ 
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Muy Bueno
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1.2.1 Yacimientos comerciales.  

 

Figura 4. Cuencas Shale a nivel mundial 

 

Fuente: (EIA, 2013) 
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Tabla 3. Evaluacion de Shale gas a nivel de cuencas y formaciones A 

 

Fuente: (EIA, 2013) 
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Tabla 4. Evaluacion de Shale gas a nivel de cuencas y formaciones B 

 

Fuente: (EIA, 2013) 
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Figura 5. Evaluacion de Shale gas a nivel de cuencas y formaciones C 

 

Fuente: (EIA, 2013)
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Estados Unidos ha experimentado un gran aumento en sus reservas y producción 

de gas natural a nacionales gracias a 6 plays que representan prácticamente en 

90% de este incremento, la declinación de la producción característica de estos 

yacimientos están siendo compensadas rápidamente por el aumento de la 

producción de nuevos pozos, la cuenca que representa mayor aporte a este 

aumente es Marcellus con un 75% del incremento de la producción de gas del 

país. Este bum ha sido notorio en los dos últimos años (Sieminski, 2014). 

A continuación presentare los seis plays más importantes de los estados unidos. 

 

Figura 6. Seis pleys claves en el incremento de la producción de gas natural 

 

Fuente: (Sieminski, 2014) 

 

Los recursos de shale y su producción se encuentran distribuidos por toda la 

región de los Estados Unidos, la EIA se centra en el área más prolífera del país, 

esta región alberga el 95% de las reservas de gas del país, a continuación se 
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presentaran las reservas recuperables de las cuencas más importantes del país 

((EIA), 2014) . 

 

Tabla 5. Reservas restantes y recursos no desarrollados de shale gas en EE.UU 

 

Fuente: (EIA, 2013) 
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Figura 7. Incremento en la producción de gas natural en los EE.UU 

 

Fuente: (Sieminski, 2014) 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

Fuente: (EIA, 2014) 

Tabla 6. Incremento de la producción de gas en los diferentes plays de EE.UU 
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1.2.2 Proyección internacional.  De acuerdo con las características físicas de 

estos yacimientos, es fácil deducir que para poder producir este tipo de 

hidrocarburos se requiere de técnicas diferentes a las empleadas en la producción 

de yacimientos convencionales y que además suponen un esfuerzo económico 

adicional por parte del productor, lo cual da como resultado el hecho de que su 

producción a gran escala en el mundo no esté muy desarrollada aún.  

Sin embargo los yacimientos explotados en estados unidos (US) han mostrado 

que pueden cambiar la perspectiva económica de un país, en este caso pasar de 

ser importador a exportador de gas natural. En la Figura 8 se muestra las 

reservas in place y las reservas que son técnicamente recuperable de shale gas 

en el mundo. 

 

Figura 8. Reservas recuperables de shale a nivel mundial 

 

Fuente: (EIA, 2014), editado y graficado por el autor 

Las reservas mundiales de shale gas son alrededor de 35,782 TCF, sin embargo 

las reservas recuperables son de solo 7,795 TCF, quiere decir que solo el 22% de 
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las reservas totales poden ser producidas (EIA/ARI, 2013). Este valor puede 

cambiar dependiendo de la complejidad del yacimiento para ser explotado en el 

caso de los paisas que hacen parte de la cuantificación de reservas en sur 

américa varia de 13 al 25 % datos mostrados en la Tabla 7. 

 

Tabla 7. Shale tecnicamnete recuperable en los paises suramericanos 

 

Fuente: (EIA/ARI, 2013) 

 

No todas las cuencas a nivel mundial categorizadas como shale play, poseen las 

características físicas en tamaño, porosidad, permeabilidad, TOC, RO y 

profundidad para considerarse técnicamente comerciales. 

El conocer más a fondo las características y el comportamiento de los fluidos 

dentro del medio poroso facilita la estimación correcta de reservas. Las 137 

formaciones del shale distribuidas aproximadamente en 95 cuencas que están 

distribuidas en 41 países en el mundo (EIA, 2013). 

Las reservas de shale gas cuantificadas en el 2013 superan en 10% a las 

estimadas en el 2011, esto debido a nuevos pozos perforados y hallazgo de 

cuencas con potencial de comercialización. 

Colombia 13,07

Venezuela 20,82

Argentina 24,70

Bolivia/Paraguay 22,54

Brazil 19,14

Chile 21,05

Uruguay 16,95

% Recuperable de shale 
gas

PAIS
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De acuerdo con lo anterior este aumento se debe al desconocimiento de algunas 

propiedades, por optimización de las mismas Tabla 8.  

Tabla 8. Comparacion de 2011 y 2013 en la estimacion de reservas de shale gas EIA/ARI 

 

Fuente: (EIA, 2013) 

Es importante distinguir entre un recurso técnicamente recuperables y recursos 

económicamente recuperables, el primero mencionado son aquellos en el cual un 

porcentaje de su volumen puede ser extraído con la tecnología actual, 

independientemente de los precios de gas y de los costos de producción, los 
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recursos económicamente recuperable son aquellos que se pueden producir de 

manera rentable con las condiciones actuales de mercado. 

La recuperación económica de recursos de petróleo y gas depende de tres 

factores: 

 Costos de perforación. 

 Completamiento de pozos, Producción de gas/petróleo durante la vida útil 

del mismo. 

 Precio del hidrocarburo actual. 

A continuación se presentaran top 10 recursos técnicamente recuperables en el 

mundo, el país que lidera esta competencia es China con un total de 1115 TCF y 

finaliza con Brasil con 245 TCF de gas, este ranking suma el 79% de las reservas 

del mundo con 5764 TCF. 

 

Tabla 9. Top 10 con los paises con mayores reservas del mundo 

 

Fuente: (EIA, 2013) 

 

1.2.3 Plays en Colombia. 

 



                                                                     

36 
 

Figura 9. Crecimiento del consumo de gas natural 2013 

 

Fuente: (BP, 2013) 

 

Figura 10. PRODUCCIÓN Vs CONSUMO de gas natural 

 

Fuente: (BP, 2013) 

El aumento del consumo de gas natural en Latinoamérica es mayor a 4%, sin 

embargo en Colombia el aumento del consumo de este combustible fósil no es tan 

pronunciado para el 2013, pero otro factor que se observa es la producción del 
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país que muestra una tendencia mucho más estable, ya que no se han realizado 

nuevos descubrimientos y por lo tanto no se ha incrementado la producción ni las 

reservas Figura 10. 

Colombia es considerado como el séptimo país con mayor reserva de gas 

natural4; en sur América se cuantifican 222 TCF de gas técnicamente recuperable 

donde el 25% del valor total corresponden a las reservas del país valor estimado 

en 55 TCF. Distribuidos en tres cuencas: Valle medio del Magdalena, llanos 

Orientales y Catatumbo; de origen marino cuyos sedimentos fueron depositados 

en el periodo Cretácico. 

 

Figura 11. Cuencas prospectivas en el norte se Sur America 

 

Fuente: (EIA, 2013) 

Las formaciones Shale del cretácico, ricos en contenido de materia orgánica (la 

luna, capacho, y gacheta), producen la mayor parte de los hidrocarburos 

convencionales en Colombia y el oeste de Venezuela, y su edad geológica es 

similar a los yacimientos de shale Eagle Ford y Niobrara  en EE.UU. 

                                            
4 (Alarcon Martinez & Bocanegra Chaparro, 2013) 
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Las grandes compañías han iniciado estudios en diversos bloques otorgados por 

la ANH, para la exploración de yacimientos no convencionales (Shale Gas), por 

ello Colombia prevé que este tipo de recursos tomaran cada vez más importancia 

en la perspectiva energética y económica del país. 

En la Tabla 10 se presenta la distribución de las formaciones en las cuencas 

anteriormente mencionadas, teniendo en cuenta si cumplen con las características 

físicas para ser considerados como convencionales o no convencionales; 

caracterización hecha por la ANH después de numerosos estudios técnicos para 

evaluar el potencial de las 23 cuencas sedimentarias identificadas en el subsuelo 

colombiano.  

Tabla 10. Estratigrafia de la columna de roca  

 

Fuente: (EIA, 2013) 

En la Tabla 11 se observaran las características físicas que hacen a las 

formaciones en estudio plays potenciales entre ellas la extensión física, 

propiedades de yacimiento y fluido acumulado. 
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Tabla 11. Propiedades y recursos de yacimientos no convensionales shale gas 

 

Fuente: (EIA, 2013) 

 

1.3 MECANISMOS DE FLUJO 

 

Para mejorar el entendimiento de los mecanismos de transporte en yacimientos de 

shale gas y construir una base teórica de muchas búsquedas en evaluación 

productiva y eficiencia en explotación, varios mecanismos de transporte de gas en 

yacimientos de shale gas explotados mediante pozos horizontales fueron 

fuertemente investigados, los cuales toman la difusión, la adsorción/desorción y 

flujo Darcy   dentro de sus investigaciones Figura 12. 
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Figura 12. Mecanismo de flujo de gas adsorbido y gas libre 

 

Fuente: Triple Porosity Modeling of Transient Well Test and Rate Decline Analysis for 

Multifractured Horizontal Well in Shale Gas Reservoirs. JoPS&E. Elsevier. 2013 

 

La característica de difusión en la matriz del poro en nano-escala y desorción en la 

superficie de la matriz donde ambos se consideran en la ecuación diferencial 

mejorada para flujo filtrado. Para integrar la isoterma de Langmuir dentro del 

nuevo coeficiente de compresión sin dimensiones en la matriz, la función de 

transporte y flujo filtrado puede ser formalizado, simplificado y consistente con la 

forma convencional de la ecuación de difusión.  

Los estudios muestran que cuando la permeabilidad de la matriz es cercana a la 

magnitud de 10e-9D, el flujo de la matriz solamente ocurre cerca de la superficie 

de la matriz, como en la producción actual, el bloque central de la matriz  esta 

apenas involucrado en la producción, la cercanía al superficie de la matriz, la 

presión baja  es y el más obvio efecto de difusión; el comportamiento de 

adsorción/desorción puede incrementar el flujo de la matriz significativamente y 

disminuir la presión de pozos horizontales obviamente. 

1.3.1 Desorción.  La gran diferencia entre los yacimientos convencionales y los 

no convencionales es la acumulación de hidrocarburos en la matriz de la roca, la 

Desorción del gas en la 
matriz del poro 

Desorción del gas y flujo del gas 
libre en la matriz 

Flujo de gas en las fracturas 

Adsorbido Libre Desorbido Desorción Flujo en medio 
poroso 
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absorción que es la atracción de las moléculas a una superficie sólida, la 

desorción es el efecto contrario. 

Este fenómeno se presenta por la caída de presión que facilita la liberación de las 

partículas adheridas a la superficie de la matriz  Figura 13. La relación de 

equilibrio entre estos dos fenómenos es descrito por las isotermas de Langmuir en 

función de la presión Figura 14. 

  

Figura 13. Desorción de gas 

 

Fuente: (Rey Celis & Amaya Cortes, 2011) 

Figura 14. Isotermas de Langmuir 

 

Fuente: (Rey Celis & Amaya Cortes, 2011) 

 

1.3.2 Difusión.  La liberación de gas por la caída de presión (desorción), este 

empieza a moverse atreves del espacio poroso, pero debido a la ultra baja 
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permeabilidad característica de un yacimiento no convencional, el fluido no fluirá 

por flujo darcy, sino que su mecanismo de transporte por la matriz es la difusión. 

Como se observa en la Figura 15, el gas se mueve por difusión gracias a la 

diferencia de concentraciones que existe cerca a la fractura y en la matriz, 

permitiendo que el fluido viaje de un sitio de mayor concentración a uno de menor 

concentración, en otras palabras, de la matriz a la fractura. 

Figura 15. Difusión del gas 

 

Fuente: (Rey Celis & Amaya Cortes, 2011) 

 

1.4 DESARROLLO DEL SHALE GAS 

 

La producción de este tipo de yacimientos requiere de tecnologías que sean 

consideradas de igual manera como “no convencionales”, las cuales brinden áreas 

de contacto adicional entre el pozo y la roca fuente – logrado con las técnicas de 

perforación direccional – en las que se crean canales interconectados a partir de 

las prácticas de fracturamiento hidráulico, para lograr que el gas pueda ser 

liberado y fluya hacia el pozo para su posterior producción. 

Para seleccionar un método adecuado de perforación es necesario conocer de 

manera detallada las características físicas de yacimientos de shale que se 

desean explotar. 
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1.4.1 Perforación horizontal.  En los últimos años, la industria del petróleo y el 

gas ha perfeccionado su capacidad para perforar pozos de alto ángulo cada vez 

más largos, a través de trayectos cada vez más complejos. Hoy, las longitudes 

horizontales de estos pozos de alcance extendido se miden en kilómetros y en 

millas, y múltiples depósitos aislados se vinculan con un solo pozo (Figura 16). 

 

Los pozos de alcance extendido se perforan por numerosas razones: para 

contactar el mayor volumen de yacimiento posible con el pozo, para acceder a 

varios depósitos de hidrocarburos de amplia distribución desde una sola 

localización, o para eliminar las operaciones de superficie de las áreas 

ambientalmente sensibles. 

 

Figura 16. Perforación horizontal 

 

Fuente: Baker Hughes  

 

Las nuevas tecnologías en perforación horizontal amplían su rango de desempeño 

junto con una variedad de brocas y motores de fondo permiten la medición (MWD) 

y registros Gamma Ray, mientras se realiza la perforación (Figura 17) 
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Figura 17. Perforación horizontal 

 

Fuente: (Alarcon Martinez & Bocanegra Chaparro, 2013) 

 

1.4.1.1 Completamiento.  Para optimizar la producción en pozos horizontales de 

baja permeabilidad, se requiere de diversas soluciones de terminación debido a 

las variaciones geológicas y a las propiedades del yacimiento, no solamente de un 

yacimiento a otro, sino, con frecuencia dentro del mismo. 

 

Los sistemas de completamiento horizontal proporcionan una amplia variedad de 

alternativas para hacer frente a estos retos. Desde los tapones de material 

compuesto, tubería ranurada (slotted), hasta las camisas de fracturación de 

entrada múltiple, permiten adaptar la terminación del pozo a la medida, para 

ajustarse a los requerimientos específicos del yacimiento y de producción estos 

casos son: completamiento de hueco abierto (Figura 18) es utilizado cuando se 

requiere altos caudales ya que ofrece una gran área de drenaje y poco restricción 

al flujo, cuando se requiere ahorrar costos para el cuidar la integridad del pozo 

durante los tiempos de producción el completamiento más adecuado es el de liner 

ranurado (Figura 19) si se requiere aislar zonas dañadas o que requieren 

procesos de estimulación el más adecuado es el ECP (Figura 20). 
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Figura 18. Completamiento a hueco abierto 

 

Fuente: Halliburton  

 

Figura 19. Completamiento con liner ranurado 

 

Fuente: (Alarcon Martinez & Bocanegra Chaparro, 2013) 

 

Figura 20. Completamiento con aislante parcial del liner 

 

Fuente: (Alarcon Martinez & Bocanegra Chaparro, 2013) 

1.4.1.2 Cañoneo.  El objetivo principal del cañoneo en el fracturamiento hidráulico 

es minimizar la caída de presión cerca a la cara del pozo durante la producción, 

facilitando la entrada del fluido inyectado a través la fractura durante el 
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tratamiento, minimizando riesgo de puenteo de material propante. Además, se 

debe tener en cuenta una la caída de presión debido a la tortuosidad, causada por 

la desalineación entre los orificios perforados y los planes iniciales de propagación 

de la fractura. 

 

Además para realizar operaciones de cañoneo previas al fracturamiento hidráulico, 

se deben incluir consideraciones de tamaño y concentración del propante. Los 

datos de pozos y yacimientos también son factores importantes en la planificación 

de un programa de cañoneo.  

 

Figura 21. Tubería de cañoneo 

 

Fuente: Halliburton 

  

1.4.2 FRACTURAMIENTO HIDRÁULICO.  El fracturamiento hidráulico es una 

técnica de estimulación que consiste en la inyección continua de un fluido a una 

presión tal que origine la ruptura de la roca del yacimiento. Luego se procede a 

mantenerla abierta con un agente apuntalante o de soporte, con el objeto de crear 

canales de alta conductividad y de esa forma aumentar la tasa de flujo del pozo 

una vez que se haya liberado la presión de inyección. 

 

El objetivo principal para realizar un tratamiento de fractura es incrementar el 

índice de productividad del pozo, mejorando el flujo de hidrocarburos a través de 

canales conductivos en la formación. Este aumento, se logra, removiendo el daño 
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en las cercanías del pozo o alterando el patrón de flujo dentro de la formación para 

reducir la resistencia al mismo.  

 

El índice de productividad se expresa mediante la siguiente expresión. 

 

𝐽 =
𝑄𝑂

𝑃𝑟 − 𝑃𝑤𝑓
 (1) 

 

Los servicios de estimulación son procesos empleados para optimizar la 

distribución del agente de soporte mejorando el rendimiento de producción a largo 

plazo. Esta operación combina la tecnología de desvíos con los materiales de 

mejoramiento de la conductividad para maximizar el área de contacto del 

yacimiento y reducir el costo de tiempo de la fractura en zonas múltiples. 

 

Figura 22. Fracturas hidráulicas 

 

Fuente: (Rey Celis & Amaya Cortes, 2011) 

 

El siguiente esquema presenta el flujo de fluidos a través de la roca sin una red de 

fracturas las flechas rojas muestran el flujo hacia el pozo, la creación de fracturas 

artificiales facilitan el flujo hacia el pozo debido al aumento de la conductividad y el 

aumento del área expuesta de la formación productora Figura 23; esto permite 
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que los hidrocarburos y otros fluidos puedan fluir más fácilmente de la formación a 

la fractura y de esta a la cara del pozo5. 

 

Figura 23. Flujo de fluidos a través de fracturas 

 

Fuente: (Alarcon Martinez & Bocanegra Chaparro, 2013) 

 

1.4.2.1 Fluidos de fracturamiento.  Los materiales utilizados en el proceso de 

estimulación hidráulica incluyen fluidos de fracturamiento, aditivos y material de 

soporte. Las funciones que cumplen el fluido y los aditivos, es primero crear la 

fractura hidráulica y segundo transportar el material de soporte hacia la fractura. 

Una vez el material de soporte está en su lugar y entrampado por los esfuerzos de 

la formación, el fluido transportador y los aditivos son degradados in situ 

experimentando flowback, es decir salen de la fractura, estabilizando la 

productividad de los fluidos de interés. 

 

Existen varios tipos de fluidos de fracturamiento entre los que están los base agua 

y base aceite, usualmente se usan con aditivos crosslinker para proveer la 

viscosidad necesaria; otros tipos de fluido son las emulsiones (mezclas de aceite y 

                                            
5 (Alarcon Martinez & Bocanegra Chaparro, 2013), página 25 
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agua) y sistemas de espumas base aceite y agua que contienen nitrógeno o 

dióxido de carbono.  

Sea cual sea la base del fluido con el desarrollo de nuevos avances se ha logrado 

el aprovechamiento de la potencia hidráulica aplicada, permitiendo realizar 

exitosamente operaciones en yacimientos considerados imposibles de fracturar en 

el pasado. 

 

Figura 24. Composición de un fluido de fractura 

 

Fuente: ACCENTURE. Water and Shale Gas Development 

 

1.4.2.2 Propantes.  Existen dos categorías principales de agentes de sostén 

utilizados en la actualidad, los cuales pueden ser de origen natural (arenas), o 

agentes de sostén artificiales creados en laboratorio (propantes cerámicos). Los 

agentes naturales se utilizan bajo condiciones en las que el esfuerzo de cierre de 

la fractura es inferior a 6000 psi. Esto generalmente se presenta con frecuencia en 

rangos de profundidad menores a 8.000 pies.  
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Los agentes de sostén artificiales se utilizan para aplicaciones de fracturamiento 

en condiciones de mayor profundidad, en los que el esfuerzo de cierre de la 

fractura es superior a 6000 psi. Estos también se pueden emplear en aplicaciones 

donde se requiere una alta permeabilidad de la formación para conservar la 

conductividad óptima de fractura.  

El efecto de esfuerzo de cierre sobre la conductividad de la fractura está 

proporcionado por diversos tipos de apuntalante como se muestra en la Figura 25. 

Figura 25. Conductividad Vs Esfuerzo de cierre 

Fuente: (Economides, 2007) 

1.4.2.3 Características mecánicas del fracturamiento.  La fractura ocurre 

cuando los esfuerzos creados exceden la resistencia de la formación, durante la 

estimulación el inicio de la fractura se conoce al detectar una caída instantánea de 

presión en fondo de pozo, junto con un aumento gradual en la tasa de inyección. 

El rompimiento de las paredes a hueco abierto ocurre por una falla a la tensión de 

las paredes, lo que ocurre posteriormente se debe a esfuerzos axiales o 

tangenciales que actúan sobre la roca superando la resistencia de la formación, el 
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resultado es un fracturamiento vertical en la pared del pozo, este tipo de fracturas 

depende únicamente de la orientación del mínimo esfuerzo en formación6. 

Este tipo de fracturas ocurren raramente en la práctica, ya que la mayoría de 

operaciones se realizan a hueco revestido, en este caso la presión de rompimiento 

debe tener otras consideraciones. 

La orientación de la fractura y su geometría las características de las fracturas que 

se explicaran con más detalle a continuación: 

 

 ORIENTACION DE FRACTURA: 

 

Generalmente, las fracturas horizontales son preferidas, pero en 

formaciones más profundas, será evidente, encontrar más frecuente las 

fracturas verticales. Se puede inferir que el plano a lo largo del cual se inicia 

la fractura está en sentido perpendicular al plano del menor esfuerzo. Es 

decir, la fractura es horizontal cuando el esfuerzo mayor es horizontal y el 

menor es el vertical (Figura 26).  

 

Por otra parte, la fractura es vertical cuando crece en el mismo plano del 

máximo esfuerzo vertical y perpendicular al esfuerzo mínimo horizontal, 

esto se puede apreciar en la Figura 27, donde se muestran las 

orientaciones de las fracturas dependiendo de los esfuerzos principales. 

 

                                            
6 (Hernandez Marin & Soto Pabon, 2009) 
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Figura 26. Orientación y esquema de la fractura horizontal  

 

Fuente: (Hernandez Marin & Soto Pabon, 2009) 

 

Figura 27. Orientación y esquema de la fractura vertical 

 

Fuente: (Hernandez Marin & Soto Pabon, 2009) 
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2 PRONÓSTICOS DE PRODUCCIÓN 

Las técnicas para realizar pronósticos de producción han servido de soporte a la 

ingeniería en el diseño y la optimización de varios aspectos en la construcción de 

un pozo, tales como la perforación, el completamiento y la estimulación, para 

lograr la producción óptima del mismo. La complejidad de los yacimientos 

estudiados y la condición en la que se encuentran los pozos varía caso a caso. 

Como se muestra en la Figura 28, existe variedad entre tipos de pozo y 

yacimientos, desde pozos horizontales y verticales fracturados, tanto en 

formaciones homogéneas como en yacimientos estratificados, pasando por los 

problemas de conificación de agua producto de la presencia de acuíferos. 

 

Figura 28. Ejemplos de yacimientos y casos de pozos. 

 

Fuente: Modificada de (Zhou, et al., 2013) 

 

Muchas herramientas y modelos para pronósticos de producción han sido 

desarrolladas en la industria; muchas de ellas, para buscar o formular soluciones a 

las situaciones que se presentan por la misma complejidad de los yacimientos, 

como por ejemplo, los yacimientos naturalmente fracturados, o con mucha 

anisotropía en sus propiedades; hasta lo más reciente investigado, los yacimientos 
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no convencionales, como los fluidos de esquisto (shale gas / oil) y los mantos de 

metano (CBM, por sus siglas en inglés). 

 

Figura 29. Técnicas de Pronóstico de Producción 

 

Fuente: Modificada de (Zhou, et al., 2013) 

 

Siguiendo de esta manera, y desde la perspectiva de la simplicidad, como se 

muestra en la Figura 29, los modelos de cálculo de índices de productividad (IPR, 

por sus siglas en inglés) se ubican en primer lugar. Con unos pocos de entrada, 

como petrofísica (permeabilidad, porosidad, presiones de yacimiento y fondo 

fluyente), y de diseño del pozo (radio del pozo), se realiza el cálculo de tasa de 

producción puntual a la presión de yacimiento presente, suponiendo presión de 

fondo fluyendo constante. 

Continuando en la misma línea, las ecuaciones de balance de materia rastrean el 

balance másico que hay en un sistema de producción multifásico (agua, gas y/o 

aceite) desde yacimiento hasta la cara del pozo, jugando matemáticamente con 

los índices de aportes de cada uno de los fluidos presentes en el yacimiento. 
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Ahora, si bien los modelos analíticos no son lo mejor para realizar el pronóstico 

más acertado, sí tratan de brindar un acercamiento de los fenómenos físicos del 

flujo de fluidos en medios porosos. 

Y por último, los modelos numéricos, que poseen el mayor nivel de complejidad. 

 

2.1 FACTORES QUE INFLUYEN EN LA PRODUCTIVIDAD DE UN POZO 

 

Los factores que influyen en la productividad de los pozos son en parte, producto 

de la capacidad que brinda la roca para el flujo de fluidos dentro de ellos y de la 

cantidad de fluido presentes en ellos, tales como la permeabilidad, la porosidad y 

las saturaciones connatas de ellos.  

 

2.2 CURVAS DE DECLINACIÓN 

 

Antes del desarrollo de las curvas de declinación (DC) la estimación de reservas 

era calcula mediante el contenido de un yacimiento basado en la saturación y 

porcentaje de recobro sobre un área conocida, dando como resultado a una 

aproximación del hidrocarburo recuperable. 

El estudio de los modelos de curvas de declinación son muy utilizados por 

profesionales en la industria del petróleo y gas para predecir la producción de un 

pozo mediante la utilización de un historial de producción limitado; muchas de las 

útiles técnicas para analizar DC son presentados a continuación y cada uno 

funciona en etapas especificas durante la vida útil del pozo (Aminian, et al., 2013). 
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2.2.1 Arps Decline Model.  Esta técnica fue diseñada para estimar reservas 

partiendo de una producción pasada como indicador del desarrollo futuro del 

yacimiento. Este modelo está basado en la perdida de radio del pozo que 

usualmente es constante con el tiempo. Durante el flujo dominado en el límite (bdf 

por sus siglas en ingles), los tres tipos de declinación del flujo visibles son 

exponenciales, hiperbólicos, y harmónicos (AMINIAN, ET AL., 2013). 

 

Perdida de radio de pozo 

1

𝐷
= −

𝑞

𝑑𝑞
𝑑𝑡

⁄
 (2) 

 

Derivada de la pérdida de radio 

𝑛 =
𝑑

𝑑𝑡
[−

𝑞

𝑑𝑞
𝑑𝑡

⁄
] (3) 

 

Para los tres tipos de flujo “n” se evalúa de 0 a 1, n=0 indica declinación 

exponencial. Evaluando 0<n<1 indica declinación hiperbólica, sin embargo en 

yacimientos shale se encuentran valores más grandes, n=2 es observado durante 

el flujo lineal trasiente, durante un flujo bilineal n=4 es observado. Evaluando n=1 

indica declinación harmónica. 

Modelo hiperbólico de Arps 

𝑞 = 𝑞0(1 + 𝑛𝐷𝑡)−1 𝑛⁄  
(4) 
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Una relación de producción acumulada es descrita en la siguiente ecuación: 

𝐺𝑝 =
𝑞𝑡

𝑛

𝐷𝑡(𝑛 − 1)
(𝑞(𝑡)1−𝑛 − 𝑞𝑡

(1−𝑛)) (5) 

2.2.2 Power Law Exponential Decline Model (PLE).  Fue desarrollado por Ilk et 

al 2008 como una modificación de la declinación exponencial de arps. Para 

no sobreestimar las reservas en necesario tomar los datos de tal manera 

que coincidan con el flujo transitorio en tiempos tempranos de producción 

teniendo en cuenta la transición a flujo dominado por los límites. 

 

𝑞 = 𝑞𝑜 exp (−𝐷∞𝑡 −
𝐷1

𝑛
𝑡𝑛) 

(6) 

 

En tiempo tempranos “𝐷∞𝑡”  es insignificante esto reduce la ecuación (6) a la 

ecuación de la ley de potencia la cual tiende a mejorar con datos de producción 

temprana, para tiempos tardíos “𝐷∞𝑡”  es dominante y el modelo es igual a la 

perdida de radio de declinación exponencial (Aminian, et al., 2013). 

 

2.2.3 Stretched Exponential Decline Model (SEPD).  El SEPD fue desarrollado 

para encajar con régimen de flujo trasiente. Este método fue empleado para pozos 

cuya producción se extendía por más de tres años, este modelo no considera 

comportamientos en tiempos tardíos. 

 

𝑞 = 𝑞0𝑒𝑥𝑝 [− (
𝑡

𝜏
)

𝑛

] 
(7) 
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Donde: 

𝜏 = (
𝑛

𝐷1
)

1 𝑛⁄

 
(8) 

 

t y n son factores en la misma escala mientras 𝑞0 marca el comienzo de la curva 

de producción (Aminian, et al., 2013). Una relación de tiempo acumulado está 

dado por: 

𝑄 =
𝑞0𝜏

𝑛
{Γ [

1

𝑛
] − Γ [

1

𝑛
, (

𝜏

𝑛
)

𝑛

]} (9) 

2.2.4 Doung model.  Las bases del modelo es una tasa de producción y tiempo 

tomados de la linear recta formada en una gráfica log-log de flujo lineal de larga 

duración. Los parámetros “a” y “m” son determinados usando la siguiente 

ecuación: 

 

𝑞

𝐺𝑝
= 𝑎𝑡−𝑚 (10) 

 

 Las siguientes ecuaciones son utilizadas para determinar "𝑞1" y "𝑞∞" para el 

modelo 

𝑡(𝑎, 𝑚) = 𝑡−𝑚𝑒
𝑎

1−𝑚
(𝑡1−𝑚−1)

 
(11) 

 

𝑞 = 𝑞1𝑡(𝑎, 𝑚) + 𝑞∞ (12) 

 

El término "𝑞∞" fue añadido para considerar los datos que no corren atraves del 

origen en una gráfica "𝑞" Vs “𝑡(𝑎, 𝑚)" puede ser positivo o negativo (Aminian, et 
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al., 2013). Una fórmula de producción acumulada puede ser usada cuando 𝑞∞ = 0 

y está dada por: 

 

𝐺𝑝 =
𝑞1𝑡(𝑎, 𝑚)

𝑎𝑡−𝑚
 

(13) 

 

2.3 MODELOS ANALITICOS. 

 

Los modelos analíticos son modelos matemáticos que tiene una forma de solución 

cerrada, es decir, aquellos cambios en un sistema que pueden ser expresados 

analíticamente en términos de un número finito de funciones conocidas. 

Para el caso de estudio, esos cambios en el sistema yacimiento – pozo se 

encuentran relacionados a funciones que están evaluadas por propiedades PVT, 

con el propósito de determinar una tasa de producción y una caída de presión 

debido al proceso de depleción.  

Los siguientes modelos han sido desarrollados para el cálculo de la tasa de 

producción para configuraciones de pozo de tipo vertical y horizontal. 

 

2.3.1 MODELO PARA POZOS VERTICALES.  El modelo para pozos verticales 

utilizado para el análisis es el planteado por (RAHMAN, ET AL., 2002), el cual 

plantea una serie de ecuaciones para determinar la producción proveniente de un 

pozo vertical con presencia de fractura hidráulica, involucrando propiedades del 

yacimiento en conjunto con propiedades PVT del gas. Las ecuaciones 

correspondientes a cada uno de los flujos se encuentran registradas a 

continuación: 
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Flujo Transitorio 

𝑞𝑔 =
𝑘ℎ (𝑃2 − 𝑃𝑤𝑓

2)

1637 𝑍𝜇𝑔𝑇
∗ [𝑙𝑜𝑔(𝑡) + 𝑙𝑜𝑔 (

𝑘

𝜙 𝜇𝑔 𝑐𝑡  𝑟𝑤
′2) + 0.869(𝑠 + 𝐷𝑞𝑔)]

−1

 
(14) 

 

Flujo Pseudoestable 

𝑞𝑔 =  
𝑘ℎ (𝑃2 − 𝑃𝑤𝑓

2)

1424 𝑍𝜇𝑔𝑇
∗

1

𝑙𝑛 (
0.472 𝑟𝑒

𝑥𝑓
) + (𝑠𝑓 + 𝑙𝑛 (

𝑥𝑓

𝑟𝑤
))

 (15) 

 

En donde el radio aparente (r’w) se encuentra definido como: 

𝑟𝑤
′ = 𝑟𝑤𝑒−𝑆𝑓 (16) 

sf es determinado a partir de: 

𝐹 = 𝑠𝑓 + 𝑙𝑛
𝑥𝑓

𝑟𝑤
 (17) 

 

F es definido en función de la conductividad adimensional de fractura 

𝐹 =
1.65 − 0.328 𝑢 + 0.116 𝑢2

1 + 0.18 𝑢 + 0.064 𝑢2 + 0.005 𝑢3
 

(18) 

 

𝑢 = ln (𝐹𝐶𝐷) 

(19) 

 

𝐹𝐶𝐷 =
𝑘𝑓 𝑤𝑓

𝑘 𝑥𝑓
 

(20) 

2.3.2 Modelo para pozos horizontales.  El modelo utilizado para los pozos 

horizontales es el propuesto por economides et al (ECONOMIDES, ET AL., 2013), 

que plantea la integración de los regímenes transitorio y pseudoestable a través 

del tiempo, considerando el número de fracturas y sus propiedades de flujo, 
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adoptando el sistema de flujo para cada una de las fracturas, como si se tratara de 

una única fractura drenando un volumen determinado para ello. 

Primero, se definen los parámetros adimensionales con los que se inicia el cálculo, 

con las siguientes ecuaciones: 

𝑻𝒊𝒆𝒎𝒑𝒐 𝑨𝒅𝒊𝒎𝒆𝒏𝒔𝒊𝒐𝒏𝒂𝒍: 𝑡𝐷𝑥𝑓 =
0.0002637𝑘𝑡

𝜙𝜇𝑐𝑡𝑥𝑓
2     (21) 

 

𝑻𝒂𝒔𝒂 𝒅𝒆 𝑨𝒄𝒆𝒊𝒕𝒆 𝑨𝒅𝒊𝒎𝒆𝒏𝒔𝒊𝒐𝒏𝒂𝒍: 
1

𝑞𝐷
=

𝑘ℎ[𝑃𝑖 − 𝑃𝑤𝑓]

141.2𝑞𝐵𝑜𝜇
    (22) 

  

𝑻𝒂𝒔𝒂 𝒅𝒆 𝑮𝒂𝒔 𝑨𝒅𝒊𝒎𝒆𝒏𝒔𝒊𝒐𝒏𝒂𝒍: 
1

𝑞𝐷
=

𝑘ℎ[𝑃𝑖
2 − 𝑃𝑤𝑓

2 ]

1424𝑞𝜇𝑍𝑇
    

(23) 

  

La ecuación general para producción de una fractura en términos adimensionales 

fue presentada por Wattenbarger et al. (Wattenbarger, et al., 1998), y es la 

siguiente: 

1

𝑞𝐷
=

𝜋
4 (

𝑦𝑒
𝑥𝑓

)

∑ [−
2(𝑛 − 1)2𝜋2

4 𝑡𝐷𝑦𝑒]𝛼
𝑛=1

    (24) 

 

En donde 𝑦𝑒 es la distancia perpendicular a la cara de la fractura hasta un límite, y 

su tiempo adimensional, 𝑡𝐷𝑦𝑒, es: 

 

𝑡𝐷𝑦𝑒 =
0.0002637𝑘𝑡

𝜙𝜇𝑐𝑡𝑦𝑒
2 = (

𝑥𝑓

𝑦𝑒
)

2

𝑡𝐷𝑥𝑓 (25) 
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De manera eficiente, la ecuación (24) puede ser reemplazada por dos ecuaciones, 

una para tiempos tempranos y otra para tiempos tardíos. Si 𝑡𝐷𝑦𝑒 < 0.25, es posible 

usar la siguiente ecuación para tiempos tempranos: 

1

𝑞𝐷
=

𝜋

4
√𝜋𝑡𝐷𝑥𝑓    (26) 

  

Para 𝑡𝐷𝑦𝑒 > 1.25, se utiliza la ecuación de declinación exponencial, la cual es: 

1

𝑞𝐷
=

𝜋

4
(

𝑦𝑒

𝑥𝑓
) exp [

𝜋2

4
𝑡𝐷𝑦𝑒]    (27) 

  

Para 𝑡𝐷𝑦𝑒 que no pertenecen al rango establecido, debe ser usada la . 

Al ser este procedimiento solo para una fractura, éste se debe repetir para cada 

una de las fracturas establecidas, y al final realizar una sumatoria cada uno de sus 

caudales, definiendo el caudal total que proviene del pozo. 

 

2.3.3 Ecuaciones de balance de materia.  Los cálculos hechos con las 

ecuaciones de balance de materia son el estándar de la industria para la 

estimación de volumen de gas y aceite contenidos en el yacimiento, a partir de 

datos de producción de pozos. Se han realizado varios planteamientos, tales 

como: 

 

2.3.3.1 Convencional.  La ecuación de balance de materia convencional solo 

tiene en cuenta el gas libre; sin embargo, no es directamente aplicable para 

yacimientos no convencionales, debido a que estos poseen gas adsorbido en la 

roca, en adición al gas libre presente en ellos. 
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Su forma general es: 

 

𝐺(𝐵𝑔 − 𝐵𝑔𝑖) + 𝐺𝐵𝑔𝑖 [
𝑐𝑤𝑆𝑤𝑖 + 𝑐𝑓

1 − 𝑆𝑤𝑖
] ∆𝑝 + 𝑤𝑒 = 𝐺𝑝𝐵𝑔 + 𝐵𝑤𝑤𝑝     (1) (28) 

  

Para la mayoría de yacimientos de gas, el factor de compresibilidad del gas es 

mucho mayor que la compresibilidad de la formación del agua y de la formación, 

quedando la ecuación de la siguiente manera: 

𝐺(𝐵𝑔 − 𝐵𝑔𝑖) + 𝑤𝑒 = 𝐺𝑝𝐵𝑔 + 𝐵𝑤𝑤𝑝      (29)  

 

Si el yacimiento es volumétrico, sin producción ni influjo de agua, la ecuación se 

simplifica aún más, obteniendo la siguiente forma: 

𝐺(𝐵𝑔 − 𝐵𝑔𝑖) = 𝐺𝑝𝐵𝑔     ;     𝐵𝑔 = 0.02827
𝑍𝑇

𝑃
 [

𝑟𝑐𝑓

𝑆𝐶𝐹
]     

(30) 

 

Sustituyendo Bg y reorganizando la ecuación para que quede de forma lineal 

𝑃

𝑍
=

𝑃𝑖

𝑍𝑖
(1 −

𝐺𝑝

𝐺
)     (31) 

 

 

2.3.3.2 Modelo de King.  King (King, 1993) derivó una ecuación de balance de 

materia para shale y CBM en la que se toma en cuenta el gas absorbido. Ésta 

asume equilibrio entre el gas libre y el gas adsorbido; además, tiene una forma 

similar a la ecuación de balance de materia volumétrica, en donde se adiciona el 
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término Z*, en donde también se tiene en cuenta la compresibilidad, tanto de la 

roca como la del agua. 

 

La formulación se encuentra representada de la siguiente manera: 

 

𝑃

𝑍∗
=

𝑃𝑖

𝑍𝑖
∗  (1 −

𝐺𝑝

𝐺
)     (32) 

 

Donde: 

 

𝑍∗ =
𝑍

[1 − 𝑐𝑓(𝑃𝑖 − 𝑃)](1 − 𝑆𝑤
̅̅̅̅ ) +

𝜌𝑏𝐵𝑔

𝜙
[𝑉𝐿

𝑃
𝑃𝐿 + 𝑃

]

      (33) 

 

 

𝑆𝑤
̅̅̅̅ =

𝑆𝑤𝑖
[1 + 𝑐𝑤(𝑃𝑖 − 𝑃) +

𝑤𝑒 − 𝐵𝑤𝑤𝑝

𝜙𝐴ℎ

1 − 𝑐𝑓(𝑃𝑖 − 𝑃)
 

(34) 

 

Suponiendo que no existe influjo de agua, ni tampoco producción de la misma, la 

ecuación toma la siguiente forma: 

 

𝑍∗ =
𝑍

[𝑆𝑔𝑖
− (𝑐𝑓 + 𝑐𝑤𝑆𝑤𝑖

)] ∗ (𝑃𝑖 − 𝑃) +
𝜌𝑏𝐵𝑔

𝜙 [𝑉𝐿
𝑃

𝑃𝐿 + 𝑃]

      (35) 
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2.3.3.3 Modelo de Moghamad et al.  Los autores (Moghadam, et al., 2011) 

llevaron a cabo este estudio basándose en la misma forma de la EBM desarrollada 

por (King, 1993), usando un parámetro definido como Z**, en vez del Z* de King.  

 

𝑃

𝑍∗∗
=

𝑃𝑖

𝑍𝑖
∗∗  (1 −

𝐺𝑝

𝐺
)   (36) 

 

𝑍∗∗ =
𝑃

1
𝑆𝑔

𝑃
𝑍 (𝑆𝑔𝑖 − 𝑐𝑤𝑖𝑝 − 𝑐𝑒𝑝 − 𝑐𝑑) +

𝑃𝑖
𝑍𝑖

(
𝐺
𝐺𝑓

− 1)
𝐺𝑓

𝐺

   (37) 

 

𝑍∗∗ = 𝑍∗ (
𝑍𝑖

𝑍𝑖
∗)    (38) 

  

Como parte adicional, toman partida varias consideraciones más complejas, tales 

como: 

 Los cambios en el volumen poroso ocasionados por la invasión y/o 

producción de agua respecto al volumen poroso del yacimiento. (cwip) 

𝑐𝑤𝑖𝑝 =
5.615(𝑤𝑒 − 𝑤𝑝𝐵𝑤)

𝐺𝑓

𝐵𝑔𝑖

𝑆𝑔𝑖

    (39) 

  

 Los cambios en el volumen poroso causados por la formación y la 

expansión de los fluidos. (cep) 

𝑐𝑒𝑝 = (𝑐𝑓 + 𝑐𝑤𝑆𝑤𝑖 + 𝑐𝑜𝑆𝑜𝑖) (𝑃𝑖 − 𝑃)   (40) 

  

 Los cambios relativos al volumen poroso producto por la desorción. (cd) 
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𝑐𝑑 =
𝐵𝑔𝜌𝑏

𝜙
[𝑉𝐿

𝑃𝑖

𝑃𝐿 + 𝑃𝑖
− 𝑉𝐿

𝑃

𝑃𝐿 + 𝑃
]    (41) 

 

Este planteamiento es el utilizado cuando existe presencia del fenómeno de 

desorción en el yacimiento, ya que acopla los parámetros de la isoterma de 

Langmuir, como lo son la presión y el volumen. 

 

2.4 SIMULACIÓN NUMÉRICA 

 

El modelado por simulación numérica de pozos en yacimientos no convencionales 

ha sido estudiado por Cipolla et al (Cipolla, et al., 2010) con el objetivo de 

representar – de una manera acertada y eficiente – la red de fracturas formada por 

las fracturas naturales y las generadas por fracturamiento hidráulico tanto en el 

interior como en el exterior del SRV.  

Inicialmente, para poder representar estas interacciones en la red de fracturas es 

necesario el uso de modelos de doble permeabilidad en toda la estructura del 

modelo de simulación, tanto en el exterior como el interior del volumen estimulado, 

y en donde se integran a partir del uso de un sistema de grid localmente refinado 

(LGR, por sus siglas en inglés) como se muestra en la Figura 30. 
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Figura 30. Grid Localmente Refinado 

 

Fuente: (Cipolla, et al., 2010) 

 

Este refinado de la celda se realiza con el propósito de evidenciar el 

comportamiento de flujo transitorio desde el yacimiento hacia la fractura hidráulica, 

comportamiento de mayor duración en un yacimiento no convencional. En este 

tipo de refinado se observa que las celdas centrales tanto en dirección horizontal 

como en vertical (más internas) representan las fracturas, hacia una dirección 

toman las propiedades de fractura hidráulica – interpretada como una fractura 

planar – mientras que las perpendiculares a ellas constituyen las fracturas 

naturales. 

El tipo de refinado es de tipo logarítmico, ya que a partir de este se discretizan 

detalladamente las celdas circundantes a las fracturas. Además, se debe tener en 

cuenta que este refinamiento puede tener varias configuraciones en cuanto a 

tamaño y cantidad de sub – celdas, como se puede comparar con la Figura 31. 
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Figura 31. Comparacion tamaño de grip 

 

Fuente: (Cipolla, et al., 2010) 

 

En la Figura 31 se observa la comparación realizada entre dos diseños de 

refinamiento, el del lado izquierdo (a) corresponde a un refinamiento logarítmico 

43 x 43 en la cual su celda interior posee un ancho de 0.001 ft, mientras que en el 

lado derecho (b) un refinamiento del mismo tipo pero con dimensiones 9 x 9 y un 

ancho de celda interior 2 ft. Como se puede apreciar, existe gran diferencia entre 

la cantidad de subceldas presentes entre ambos modelos, de los cuales sus 

resultados se observan en la Figura 32. 
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Figura 32. Curvas de Producción Modelos propuestos 

 

Fuente: (Cipolla, et al., 2010) 

En la Figura 32 se valida la concepción de un modelo de refinamiento 9 x 9 como 

un buen acercamiento respecto al modelo 43 x 43, debido a que los resultados 

son lo muy aproximados entre sí, pero con la ventaja en la reducción en tiempo de 

cómputo del modelo 9 x 9, el cual realiza menos interacciones celda a celda. 

Además, para mantener la capacidad conductiva de la fractura producto del 

cambio de ancho de la misma, se compensa con un reajuste de la permeabilidad. 
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3 EVALUACION Y ANALISIS DE RESULTADOS 

3.1 METODOLOGÍA DE TRABAJO 

 

La metodología para el desarrollo del trabajo de grado inicia con una revisión 

bibliográfica en las bases bibliográficas más representativas (OnePetro, 

ScienceDirect y Springer) de modelos de curvas de declinación y modelos 

analíticos para el pronóstico de producción de pozos fracturados en yacimientos 

no convencionales shale gas, donde se realiza una elección de cinco modelos 

para el caso de los modelos empíricos – curvas de declinación – y dos modelos 

analíticos – uno para pozo horizontal y uno para pozo vertical – para su respectivo 

análisis.  

Seguido de la elección de los modelos, se procede a efectuar el montaje de una 

herramienta computacional en MS EXCEL con los modelos seleccionados, para 

determinar escenarios de producción, acoplando correlaciones válidas para 

cálculo de propiedades PVT de gas, que a su vez contribuyen al cálculo de 

presión promedio a partir del volumen de gas remanente en el yacimiento, ya que 

este tipo de ecuaciones requieren de esas propiedades PVT. 

Esta herramienta de pronóstico de producción se somete a validación utilizando 

datos registrados en literatura que han sido obtenidos mediante simulación 

numérica, para constatar si los resultados se encuentran aproximados entre sí. 

Los casos de estudio indican que la diferencia entre la simulación numérica y la 

herramienta planteada se encuentran por debajo del 5%, dando a entender que la 

herramienta es funcional. 

Completados los pasos anteriores, se inicia la redacción y construcción del libro de 

proyecto, en el que se recopila información general referente a los yacimientos no 

convencionales Shale play, además del desarrollo del proyecto. 
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3.2 CASOS DE ANÁLISIS 

La validación de la herramienta se realiza a partir de datos de literatura obtenidos 

por (Wei & Sepehrnoori, 2013), en donde se revisa la inclusión del fenómeno de 

desorción y del impacto de la geomecánica en el pronóstico de producción en 

Shale plays de Estados Unidos. Se hace la comparación y la validación con los 

datos que presentan en el artículo y su respectiva respuesta en simulación 

numérica. 

Como casos puntuales, se utilizan los resultados obtenidos por simulación 

numérica para un pozo ubicado en el Barnett Shale y otro ubicado en el Marcellus 

Shale, con el fin de constatar los resultados de la herramienta analítica y así, 

calcular su desviación respecto a una simulación numérica. 

3.2.1 Caso Barnett shale.  En este caso, el pozo fue estimulado por 

fracturamiento multi-etapa con un solo intervalo de fractura por etapa. El 

espaciamiento de fractura y la longitud media de fractura fueron estipuladas como 

100 ft y 150 ft, respectivamente.  

Tabla 12. Datos Caso Barnett 

YACIMIENTO FRACTURA 

Profundidad 5463 ft Número de Fracturas 28 

Gradiente de Presión de poro 0.54 psi/ft Conductividad 1 md - ft 

Presión inicial de Yacimiento 2950 psi Longitud Media 150 ft 

Presión de fondo 500 psi Espaciamiento 100 ft 

Tiempo de producción 10 años Altura 300 ft 

Temperatura de Yacimiento 150 °F Longitud del Pozo Horizontal 2968 ft 

Saturación inicial del Gas 70 % 

Permeabilidad Matriz 0.00015 md 

Porosidad 6 % 

Fuente: SPE 165377 (Wei & Sepehrnoori, 2013) 
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El número total de fracturas para este pozo es de 28. La Tabla 12 posee 

información más detallada para este caso. Los resultados obtenidos por 

simulación numérica y por la herramienta analítica son observados en la Figura 

33. 

Figura 33. Resultados Caso Barnett 

Fuente: Los autores 

3.2.1.1 Análisis de resultados – Caso Barnett.  Como se puede ver en los 

resultados mostrados en la Figura 33, la tendencia de la curva de la herramienta 

analítica es muy similar a la tendencia obtenida por simulación numérica, con 

ligeras diferencias en tiempos medios de producción, en el sentido de que esa 

transición es modelada de manera diferente. 
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En tiempos iniciales existe una diferencia no tan marcada entre los dos modelos, 

producto de la alta tasa de gas que tanto el simulador como la herramienta 

analítica brindan, mientras que a tiempos más tardíos (superiores a 5 años) se 

observa un mejor emparejamiento tanto en tasa como en producción acumulada, 

dando a entender que modela de forma adecuada el pronóstico de producción. 

En la Tabla 13 se puede apreciar una breve comparación entre ambos 

modelados, respecto al primer año, al tercer año y al décimo año, y su respectiva 

desviación, con el fin de dar a entender que tan precisos son los resultados del 

modelo analítico.  

Tabla 13. Desviación Caso Barnett 

AÑO 

PROD ACUM PROD ACUM PORCENTAJE 

ANALÍTICO NUMÉRICO ERROR 

BSCF BSCF % 

1 0.81 0.75 7.404 

3 1.31 1.34 2.239 

10 2.06 2.02 1.98 

Fuente: Los Autores 

Como se puede observar, los resultados entre ambos modelos son muy cercanos 

entre sí, con errores menores al 5% a partir del tercer año, lo que en ingeniería se 

considera lo suficientemente acertado como para hacer válida su solución. 

Además, se hace una validación de los modelos empíricos tratados en el presente 

trabajo, con el objetivo de evidenciar la manera en la que se ajustan los datos de 

producción y luego se proyectan en el tiempo. 
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La serie de imágenes que se exponen en la Figura 34 muestran las curvas de 

producción acumulada en tres etapas distintas de tiempo, tales como 1 año, 3 

años y 7 años desde el inicio de la producción. En la tabla x se recopilan los 

valores de errores promedio de ajuste y gas acumulado para cada uno de los tres 

escenarios. 

 

Tabla 14. Desviación del ajuste y gas acumulado – Barnett Shale 

MODELO 

1 AÑO 3 AÑOS 7 AÑOS 

% ERROR  

EN EL AJUSTE 
GAS ACUM. 

% ERROR  

EN EL AJUSTE 
GAS ACUM. 

% ERROR  

EN EL AJUSTE 
GAS ACUM. 

ARPS 0.040% 2.232 BSCF 0.172% 2.127 BSCF 0.520% 2.077 BSCF 

DUONG  0.136% 2.044 BSCF  0.451% 2.054 BSCF 1.243% 2.066 BSCF 

LGM 0.244% 2.534 BSCF 0.163% 2.003 BSCF 0.235% 2.049 BSCF 

PLE 0.288% 1.302 BSCF 0.743% 1.764 BSCF 1.531% 1.951 BSCF 

SPED 0.105% 1.681 BSCF 0.867% 1.926 BSCF 1.791% 2.043 BSCF 

  

Fuente: Los autores 

 

Con los resultados se observa que el error promedio del ajuste aumenta en el 

tiempo, debido a que se tiene una mayor cantidad de datos para evaluar, aunque 

a su vez se disminuye la desviación entre sí de los modelos, brindando una mayor 

convergencia y un rango más preciso.  

De los modelos aplicados al caso Barnett, el modelo que presenta una menor 

variación en el ajuste es el LGM, mientras que el modelo que menos varía su 

producción acumulada final es el modelo Duong, esto último debido a que el 

modelo de Duong es el más enfocado a los yacimientos no convencionales. 
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Figura 34. Curvas de producción acumulada  

 

Fuente: Los autores 
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3.2.2 Caso Marcellus shale.  Para el caso marcellus, éste se ha interpretado con 

6 fracturas hidráulicas para realizar el cálculo de producción, en donde el 

espaciamiento y la longitud media de fractura fueron especificadas con un valor de 

300 ft y 320 ft, respectivamente. Datos más específicos están en la Tabla 15. La 

comparación entre los dos modelos se presenta en la  Figura 35. 

 

Tabla 15. Datos Caso Marcellus 

YACIMIENTO FRACTURA 

Profundidad 8593 ft Número de Fracturas 6   

Gradiente de Presión de poro 0.55 psi/ft Conductividad 3 md - ft 

Presión inicial de Yacimiento 4726 psi Longitud Media 150 ft 

Presión de fondo 535 psi Espaciamiento 300 ft 

Tiempo de producción 10 años Altura 162 ft 

Temperatura de Yacimiento 175 °F Longitud del Pozo Horizontal 2100 ft 

Saturación inicial del Gas 70 %       

Permeabilidad Matriz 0.0006 md       

Porosidad 6.5 %       

 

Fuente: SPE 165377  (Wei & Sepehrnoori, 2013) 
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 Figura 35. Comparación Caso Marcellus  

 

Fuente: Los autores 

 

3.2.2.1 Análisis de resultados – Caso Marcellus.  De la misma manera como se 

observa en los resultados del Barnett, el pronóstico de producción del Marcellus 

Shale por el modelo analítico poseen una tendencia muy similar a la arrojada por 

la simulación numérica, salvo en tiempos tempranos donde poseen una ligera 

desviación entre sí. 

 

Esto se debe a que existe una discrepancia en el modelado, debido a que la 

simulación contempla y exhibe de mejor manera los regímenes de flujo existentes 

en un yacimiento, sin embargo, la herramienta modela de excelente manera la 

etapa de tiempos medios y tardíos, ajustando de mejor forma entre los modelos. 
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En la Tabla 16 se expone una comparación entre los dos modelos con el fin de 

confrontar sus resultados al primer año, al tercer año y al décimo año. Estos 

tiempos son para comparar tiempos tempranos, medios y tardíos. 

 

Tabla 16. Desviación Caso Marcellus Shale 

AÑO  

PROD ACUM PROD ACUM PORCENTAJE  

ANALÍTICO NUMÉRICO ERROR 

BSCF BSCF % 

1 0.86 0.8 7.50 

3 1.47 1.52 3.29 

10 2.60 2.56 1.56 

Fuente: Los autores 

 

Tabla 17. Desviación del ajuste y gas acumulado – Marcellus Shale 

MODELO 

1 AÑO 3 AÑOS 7 AÑOS 

% ERROR  

EN EL AJUSTE 
GAS ACUM. 

% ERROR  

EN EL AJUSTE 
GAS ACUM. 

% ERROR  

EN EL AJUSTE 
GAS ACUM. 

ARPS 0.032% 2.497 BSCF 0.137% 2.445 BSCF 0.454% 2.423 BSCF 

DUONG 0.063% 2.281 BSCF 0.113% 2.434 BSCF 0.128% 2.426 BSCF 

LGM 0.132% 1.419 BSCF 0.243% 2.117 BSCF 0.293% 2.352 BSCF 

PLE 0.300% 2.28 BSCF 0.890% 2.414 BSCF 2.339% 2.419 BSCF 

SPED 0.123% 1.877 BSCF 0.693% 2.041 BSCF 2.247% 2.399 BSCF 

 

Fuente: Los autores 

 

En esta Tabla 16. Desviación Caso Marcellus Shalese observan errores 

pequeños, del orden del 5% aproximadamente, dando a entender que a partir del 
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tercer año, la herramienta es lo suficientemente válida para cálculos ingenieriles, 

ya que es lo suficientemente acertado. De igual manera, como se presenta en el 

Caso Barnett Shale, se realiza la evaluación para los datos de producción 

obtenidos aplicando los modelos de curvas de declinación. 

   

Las curvas de producción a un año, tres años y siete años se registran en la 

Figura 36, mientras que los datos del error promedio del ajuste y su respectiva 

producción acumulada están en la Tabla 17. 

 

Los resultados obtenidos del ajuste por curvas de declinación arrojan que el error 

promedio en el ajuste con los datos de producción presenta una tendencia 

creciente al igual que el caso anterior. De la misma forma, el modelo Duong 

presenta la menor variación entre cada uno de ellos, mientras que el LGM es el de 

menor crecimiento en el porcentaje de error en el ajuste. Esto indica que el modelo 

LGM presenta un buen ajuste con las series de datos presentados, pero su 

proyección de producción no es la más acertada.  
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Figura 36. Producción Acumulada – Marcellus Shale 

 

Fuente: Los autores 
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4 ANÁLISIS DE SENSIBILIDAD 

A lo que se denomina análisis de sensibilidad es el procedimiento por el cual se 

puede determinar el impacto que tienen sobre la producción ante el cambio de 

determinadas variables independientes en el modelo, tales como,  presión de 

yacimiento, temperatura de yacimiento, porosidad, longitud de pozo, longitud de 

fractura, etc. 

 

4.1 SENSIBILIDAD MODELO POZO HORIZONTAL 

 

Los resultados obtenidos al aplicar este criterio de evaluación no miden la 

exactitud del modelo, simplemente mide el efecto positivo o negativo en la 

producción acumulada a 10 años al aumentar el 20% o disminuir la misma 

cantidad en la variable de estudio. 

Tabla 18. Datos de ingreso al modelo horizontal 

Presión inicial 3000 psia Restricción de Flujo 1000 MSCF 

Temp Yacimiento 205 F Longitud del Pozo 3000 ft 

Permeabilidad Matriz 0.0017 md FRACTURA   

Espesor 75 ft Etapas Fractura 13  

Porosidad 5 % Eficiencia de Fractura 100 % 

Saturación de Agua 15 % Ancho de Fractura [wf] 0.01 in 

Presión de Fondo 500 psia Longitud Media de Fractura [Xf] 500 ft 

Radio de Pozo 0.3 ft Permeabilidad de Frac [Kf] 2000 md 

 

Fuente: (Belyadi, 2012) 
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Figura 37. Gas rate y producción acumulada caso base (modelo horizontal) 

 

Fuente: Los autores 

 

Los datos presentados en la Tabla 18 muestran las propiedades de yacimiento, 

gas y fracturas, posteriormente son ingresados al modelo, los datos arrojados son 

enseñados en la Figura 37, en cual obteniendo un caudal acumulado de 2.754 

Bscf a los 10 años de producción. 

 

Figura 38. Sensibilidad del modelo a la presión 
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Fuente: Los autores 

Figura 39. Sensibilidad del modelo a la temperatura 

 

Fuente: Los autores 

 

En la Figura 38 y Figura 39 se muestra el cambio de producción frente a la 

variación de presion inicial y temperatura de yacimiento, tomando como caso base 

un valor de producción acumulada a 10 años de 2.75 Bscf, valores que son 

modificados dependiendo de la sensibilidad que posea la variable en el modelo.  

Al realizar el aumento y la disminucion en igual proporcion (20%) de la presion 

inicial como variable se evidencia que al hacer el cambio de 3000 a 3600 psi se 

obtiene una producción acumulada de 3.613 Bscf, y si reduce a 2400 psi se tiene 

un acumulado de 1.947 Bscf.  

Caso opuesto pasa al variar la temperatura, ya que al aumentar este valor se 

obtiene una disminución en la producción y  viceversa, consiguiendo valores de 

producción acumulada de 2.407 Bscf y 3.05 Bscf, respectivamente. 
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Figura 40. Sensibilidad del modelo al variar etapa de fractura y longitud de fractura 

 

Fuente: Los autores 

 

En la Figura 40 se muestra el comportamiento al sensibilizar dos variables 

longitud de fractura y etapas de fractura, en el proceso de estimulación 

(fracturamiento hidráulico), posee un comportamiento normal con respecto al base 

ya que si se incrementa el valor de la variable así mismo aumenta la producción y 

si disminuye igualmente disminuirá la producción, los valores obtenidos 

acumulados respectivos son de 3.237 Bscf y 2.224 Bscf.  

En las figuras anteriormente mencionadas se muestran los comportamientos mas 

notorios con respecto al caso base, sin embargo se realizaron cambios en otras 

variables obteniendo rangos aproximadamente de -30 % hasta 30 % de variación 

con respecto al caso inicial. Esto se muestra en la Tabla 19. 
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Tabla 19. Datos obtenidos de la sensibilidad de las variables – Modelo horizontal 

MODELO POZO HORIZONTAL 
 

GAS ACUMULADO CAMBIO CAMBIO % 

CASO BASE 
 

2.75402 
  

PRESION INICIAL 
3600 3.61292 0.8589 31.1873 

2400 1.94721 -0.8068 -29.2958 

TEMPERATURAS 
246 2.40674 -0.3473 -12.6099 

164 3.05023 0.2962 10.7557 

PERMEABILIDAD DE LA MATRIZ 
0.00204 3.07017 0.3162 11.4797 

0.00136 2.40711 -0.3469 -12.5963 

ESPESOR 
90 3.30482 0.5508 20.0000 

60 2.20322 -0.5508 -20.0000 

POROSIDAD 
6 2.96097 0.2069 7.5144 

4 2.51623 -0.2378 -8.6342 

SAT DE AGUA 
18 2.71605 -0.0380 -1.3787 

12 2.79117 0.0371 1.3489 

COMPRESIBILIDAD ROCA 
0.000036 2.76100 0.0070 0.2535 

0.000024 2.74660 -0.0074 -0.2693 

GRAVEDAD DE GAS 
0.744 2.84488 0.0909 3.2991 

0.496 2.67212 -0.0819 -2.9737 

PWF 
600 2.70723 -0.0468 -1.6990 

400 2.79206 0.0380 1.3811 

LONGITUD DEL POZO 
3600 2.75599 0.0020 0.0714 

2400 2.75073 -0.0033 -0.1193 

ETAPAS DE FRACTURA 
16 3.23656 0.4825 17.5214 

10 2.22361 -0.5304 -19.2594 

EFICIENCIA DE FRACTURA 
120 0.00000 -2.7540 0.0000 

80 2.29691 -0.4571 -16.5981 

LONGITUD DE FRACTURA 
600 3.17534 0.4213 15.2984 

400 2.29691 -0.4571 -16.5981 

 

Fuente: Los autores 

 

Los datos presentados en la Tabla 19 son descritos en la Figura 41, con el fin 

observar el efecto que tienen cada una de las variables que se modificaron, 
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partiendo de un modelo base ya que no siempre se presenta un comportamiento 

directo visto en longitud de fractura, etapas de fractura, gravedad de gas, 

porosidad, espesor, permeabilidad de la matriz y presión inicial; hay variables 

como pwf, saturación de agua y temperatura que presentan un comportamiento 

inverso quiere decir que al aumentar el valor disminuye la producción y si 

disminuye aumenta. Y unas variables que no presentan cambios en la producción. 

 

Figura 41. Analisis de sensibilidad del modelo horizontal 

 

Fuente: Los autores 
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4.2 SENSIBILIDAD MODELO POZO VERTICAL 

 

No es usual encontrar pozos verticales con fracturas para producción de 

yacimientos no convencionales, y debido a que la gran mayoría de perforaciones 

en Colombia son de orientación vertical, resulta favorable para el desarrollo del 

siguiente modelo analítico. 

Tabla 20. Datos de ingreso del modelo vertical 

Presión inicial 4400 psia Pwf 1700 Psia 

Temp Yacimiento 200 F rw 0.35 Ft 

Permeabilidad Matriz 0.05 md Dens Bulk 2.5 g / cm3 

Espesor 100 ft Presion Langmuir 0 Psia 

Área de Drenaje 640 Acres Volumen Langmuir 0 scf / ton 

Porosidad 10 % Ancho de Fractura [wf] 0.0248 In 

Sat de Agua 30 % Longitud Media de Fractura [Xf] 1220 Ft 

Compresibilidad Roca 8.60E-06 psi-1 Permeabilidad de Frac [Kf] 6700 Md 

 

Fuente: (Rahman, et al., 2002) 

Figura 42. Tasa y producción acumulada caso base – Modelo vertical 

 

Fuente: Los autores 
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En la Tabla 20 se muestran los datos de ingreso del modelo. Estos representan 

las propiedades de yacimiento, gas, restricciones de flujo y estimulación 

(fracturamiento hidráulico), en la Figura 42 se observa el perfil de producción de 

un pozo vertical estimulado cuya producción acumulada a los 10 años es de 

12.203 Bscf. 

La presión (P) y la temperatura (T) son dos propiedades físicas que influyen en las 

ecuaciones (14) y (15) dependiendo de la posición de la variable crean un efecto 

directo en el caso de la presión e inverso con la temperatura los efectos son más 

marcados en tiempos tempranos de producción como se muestra en la Figura 43. 

 

Figura 43. Sensibilidad del modelo al variar presion y temperatura 

 

Fuente: Los autores 
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A continuación se observara el comportamiento de dos variables operacionales 

que son la presión en el fondo de pozo (Pwf) y el ancho de la fractura hidráulica. 

Como se muestra en la Figura 44 la variable de mayor influencia en el 

comportamiento de la producción es la Pwf, debido a que en las ecuaciones (14) y 

(15) esta variable actúa de manera directa en los cálculos de producción así que a 

medida que sea mayor el valor de la variable el cálculo será menor ya que habrá 

mayor restricción al flujo de fluidos de cara de pozo a la superficie. 

 

Figura 44. Sensibilidad del modelo al variar Pwf y ancho de fractura 

 

Fuente: Los autores 
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Los valores de producción acumulada generados por el modelo a los 10 años son 

presentados en la siguiente tabla con el propósito de visualizar el cambio con 

respecto al caso base. Para mostrar el detalle de la sensibilidad Tabla 21 presenta 

cada uno de los valores de ingreso en el modelo y los obtenidos como resultado 

de la corrida. 

Tabla 21. Datos obtenidos de la sensibilidad de las variables - Modelo vertical 

MODELO POZO VERTICALES 
 

GAS ACUMULADO CAMBIO CAMBIO % 

CASO BASE 
 

12.2027943 
  

PRESION INICIAL 
5280 15.4079 3.2051 26.2651 

3520 8.5195 -3.6833 -30.1842 

TEMPERATURAS 
240 11.5122 -0.6906 -5.6596 

160 12.8545 0.6518 5.3410 

PERMEABILIDAD DE LA MATRIZ 
0.06 13.4955 1.2927 10.5934 

0.04 10.7125 -1.4903 -12.2124 

ESPESOR 
120 14.6434 2.4406 20.0000 

80 9.7622 -2.4406 -20.0000 

AREA DE DRENAGE 
768 12.9061 0.7033 5.7634 

512 11.2755 -0.9273 -7.5992 

POROSIDAD 
12 12.9837 0.7809 6.3997 

8 11.2036 -0.9992 -8.1885 

SAT DE AGUA 
36 11.8080 -0.3948 -3.2352 

24 12.5581 0.3553 2.9119 

PWF 
2040 10.8442 -1.3586 -11.1336 

1360 13.4273 1.2245 10.0349 

GRAVEDAD DE GAS 
1.02 11.2323 -0.9705 -7.9531 

0.68 12.7653 0.5625 4.6096 

ANCHO DE FRACTURA 
0.02976 12.3221 0.1193 0.9773 

0.01984 12.0584 -0.1444 -1.1833 

LONGITUD MEDIA DE FRACTURA 
1464 12.2219 0.0191 0.1562 

976 12.1779 -0.0249 -0.2039 

PERMEABILIDAD DE FRACTURA 
8040 12.3221 0.1193 0.9773 

5360 12.0584 -0.1444 -1.1833 

 

Fuente: Los autores 
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Los valores presentados en la Tabla 21 se representaran a continuación con un 

diagrama tornado con el fin de visualizar de una manera mucho más fácil el efecto 

causado por las variables al modelo de producción en términos de producción 

acumulada a los 10 años o 3650 días. Además es representado el cambio de la 

producción a partir de un punto base o caso inicial de estudio. 

 

Figura 45. Analisis de sensibilidad - Modelo vertical 

 

Fuente: Los autores 

-40 -30 -20 -10 0 10 20 30

PRESION INICIAL

TEMPERATURA

PERMEABILIDAD DE LA MATRIZ

ESPESOR

AREA DE DRENAGE

POROSIDAD

SAT DE AGUA

PWF

GRAVEDAD DE GAS

ANCHO DE FRACTURA

LONGITUD MEDIA DE FRACTURA

PERMEABILIDAD DE FRACTURA

Porcentaje de Variación

DIAGRAMA TORNADO 
ANALISIS DE SENSIBILIDAD



                                                                     

92 
 

5 CONCLUSIONES 

 

El modelado de producción en los yacimientos no convencionales – shale plays es 

una estrategia técnica para evaluar el comportamiento del yacimiento, brindando 

pronósticos acertados, dependientes del modelo utilizado. 

El modelado empírico, al tener como fundamento principal que la declinación 

observada continúa en el tiempo,  mostró una gran dispersión en los resultados 

respecto a cada uno de los modelos propuestos a tiempos tempranos; pero al ir 

incrementando la cantidad de datos de producción utilizados, o en otras palabras, 

al disminuir los datos que quedan en incertidumbre, este modelado tiende a 

ofrecer resultados con una mayor exactitud. 

Se concluyó que teniendo data de petrofísica y de diseño básico de pozo, la 

simulación numérica y los modelos analíticos son una excelente opción a utilizar, 

siendo la primera la más acertada debido a la excelente representación de los 

fenómenos que suceden en yacimiento. No obstante, los modelos analíticos 

permiten determinar más ágilmente y de manera precisa estos perfiles de 

producción, lo hacen con una pequeña diferencia respecto a los modelos 

numéricos.  

Se concluyó que la capacidad de realizar un pronóstico de producción acertado 

depende en gran medida del modelo de flujo que se elija para predecir el régimen 

actual.  

Las variables como la presión, la permeabilidad, el espesor tuvieron un impacto 

directamente proporcional significativo en el pronóstico de producción, mientras 

que la presión de fondo fluyendo tiene un impacto inverso. Todas estas variables 

están involucradas a los diferenciales de presión y al volumen de gas in situ. 
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6 RECOMENDACIONES 

 

Se recomienda integrar este análisis para los yacimientos no convencionales tipo 

Shale Oil. 

Se recomienda evaluar modelos actualizados de pronósticos de producción, tanto 

modelos empíricos como modelos analíticos. 

Se recomienda realizar una incorporación de curvas de permeabilidades relativas 

gas – agua. 

Se recomienda hacer una evaluación y modelado semi – analítico para poder 

representar de una manera más adecuada los regímenes de flujo. 
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