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ANTECEDENTES

La mayoria de reservorios del mundo producen de varios estratos o niveles
productivos. Muchos de estos reservorios presentan la problematica de tener muy pocos
datos de presion, especialmente si tenemos en cuenta que la mayor parte de estos son
obtenidos de mediciones realizadas a en conjunto todos los estratos o a mas de uno a la vez;
ello representa un gran inconveniente para los ingenieros de reservorios, ya que impide
realizar un minucioso analisis, debido a que se debe considerar todo el sistema como un gran
estrato, para de este modo realizar los calculos de Balance de Materiales y Simulaciones
Numéricas; dicha consideracion puede llevar a errores en la estimacion de reservas,
especialmente cuando las estratos no se encuentran comunicados entre si; ademas del
evidente inconveniente de no poder individualizar dichas estimaciones por estrato.

El presente trabajo propone el empleo de un método para elaborar el historial de
presiones mediante la utilizacion de analisis nodal, mediciones obtenidas de los Ensayos de
Mdultiples Formaciones (Repeat Formation Tester, RFT) y los Registros de Ensayos de
Produccion (Production Log Tester, PLT), Controles de Produccion y las Recuperaciones
Finales de los pozos; para luego poder estimar las reservas mediante los métodos de Balance
de Materiales y Simulacion Numeérica realizados con el historial de presiones obtenido y
efectuar las comparaciones respectivas con el Meétodo Volumétrico y el Analisis de
Declinacion de Curvas de Produccion.
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1 INTRODUCCION

El Yacimiento Puesto Touquet, ubicado en la Cuenca Neuquina de la Republica
Argentina fue descubierto en el ano 1983 tras la perforacion del pozo Ptu x-1, perforado por la
empresa estatal Yacimientos Petroliferos Fiscales YPF en una estructura anticlinal, dicho
pozo, fue el primero en incorporar dentro de esta cuenca al Grupo Cuyo Inferior como unidad
productora de hidrocarburos. Fueron hallados con gas varios niveles ubicados entre 545 y
810 metros bajo boca de pozo, mbbp, en el miembro Cutral C6 de la Formacion Los Molles.
Dado que los resultados obtenidos en el pozo posterior, Ptu x-2, no fueron buenos, y debido
también a la falta de gasoductos, no se desarrolld el area por carecer de un valor econémico
explotable.

En el afno 1993 Pluspetrol interviene el pozo descubridor, logrando aumentar su caudal
de 54 Mscm/d por orificio de @ 16 mm a 161.9 Mscm/d por orificio de @ 18 mm. Dados estos
resultados se decide desarrollar el yacimiento, perforando S5 pozos adicionales, resultando
uno de ellos improductivo (Ptu 1002); los restantes aportan gas seco y fueron puestos en
produccion en el aino 1996. Posteriormente se perforaron 8 pozos adicionales obteniendo
resultados alentadores, incorporandose nuevas reservas probadas, que hasta entonces eran
probables y delimitando nuevas reservas probables. En la actualidad el yacimiento tiene 17
pozos perforados hasta una profundidad final promedio de 1000 mbbp, de estos pozos, 14 se
encuentran en produccion con un caudal promedio de gas de 16429 scm/d/pozo (580120
scf/d/pozo), asimismo, el yacimiento tiene acumulada una produccion de 402.7 MMscm de
gas.

El yacimiento Puesto Touquet cuenta con 5 niveles productivos no comunicados entre
si, todos ellos pertenecientes a la Formacion Los Molles, los cuales hasta antes de este
estudio, habian sido considerados como una sola unidad para el propésito de estimacion de
reservas, basicamente, por la carencia de datos historicos de presion en cada uno de los
niveles productivos. En la necesidad de encontrar la mejor alternativa de desarrollo del
yacimiento, con la finalidad de maximizar el factor de recuperacion final, estimar las reservas
y minimizar el riesgo de las inversiones a realizar en el area; y realizar una simulaciéon
numeérica del yacimiento, fue necesario superar este inconveniente, para ello se decidid hacer
uso del Analisis Nodal para poder reconstruir la historia de presion para cada uno de los
niveles productivos del yacimiento.

Para reconstruir la historia de presion fue necesario previamente distribuir la
producciéon total para cada uno de los niveles productivos, para esto se utilizaron los
resultados obtenidos de los Registros de Ensayos de Produccion (Production Log Tester,
PLT). Luego, utilizando los datos de los controles de producciéon existentes para los pozos, se
determind las presiones de fondo fluyente en cada uno de los niveles productivos del mismo
mediante Analisis Nodal. Por ultimo mediante Analisis Nodal en el medio poroso de cada uno
de los niveles productivos se determind la presion estatica del reservorio para el control de
produccién respectivo. Dado que se disponia con informacion de las presiones iniciales de los
niveles productivos en los pozos, obtenidas de los Ensayos de Multiples Formaciones (Repeat
Formation Tester, RFT), fue posible determinar la capacidad inicial (k h, md-ft) de los niveles
productivos en los pozos, dicho valor se consideré constante debido a que la saturacion de
agua del yacimiento era irreductible a lo largo de la historia productiva. Otra consideracion
realizada fue que no existe flujo cruzado entre los niveles productivos, por lo que las
formaciones eran estratificadas.



Con el historial de presiones obtenido, se realizaron los calculos del Balance de
Materiales, el cual fue subdividido en dos, uno para la Zona Depletada y otro para el
Yacimiento Total, para el segundo caso se le asignaron presiones iniciales a las zonas no
depletadas, esto debido a que existen numerosas fallas y barreras de transmisibilidad, y se
promediaron dichas presiones con las obtenidas de la reconstruccidon antes mencionada. Los
resultados obtenidos del Balance de Materiales de la Zona Depletada fueron comparados con
los resultados obtenidos del Analisis de Declinacion de Curvas de Produccion. Los resultados
del Balance de Materiales del Yacimiento Total fueron comparados con los obtenidos del
Calculo Volumétrico. En ambos casos, los resultados obtenidos fueron aceptables. Las
ponderaciones de presiones se realizaron utilizando los resultados de la Interpretacion
Petrofisica de los Registros Eléctricos de los pozos. Asimismo, los limites de la zona
depletada fueron obtenidos del radio de drenaje calculado con las recuperaciones finales del
Analisis de Declinaciéon de Curvas de Produccion.

Para la etapa de simulacion se requiri6 de un trabajo previo de recopilacion,
ordenamiento e interpretacion de datos de petrofisica, perfiles, workovers, estudios previos,
etc. EI modelado geologico de los estratos del yacimiento fue adoptado del correspondiente
estudio de Geologia de Detalle realizado en el programa Landmak. Se utilizd el simulador
Black-Oil Simbest Il del paquete Workbench de la compania Baker Hughes Software Inc. Los
archivos de propiedades petrofisicas, estructurales y de espesores de cada capa fueron
exportados del ambiente Landmark y modificados para ser adecuados al formato del
simulador. A partir del ajuste histérico se simularon diversas alternativas de desarrollo para
extraer las reservas remanentes en el yacimiento. Los resultados obtenidos fueron
comparados con los otros métodos, obteniendo resultados aceptables. Asimismo, se dejo al
yacimiento caracterizado y simulado para que puedan realizarse estudios futuros sobre esta
base con un menor esfuerzo y un mayor sustento.
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2 MARCO GEOGRAFICO —- GEOLOGICO Y
DESCRIPCION DE RESERVORIOS

LA CUENCA NEUQUINA

2.1.1 UBICACION GEOGRAFICA

La Cuenca Neuquina se encuentra ubicada la region centro-occidental de la Republica
de Argentina (Figura 2.1.1) y constituye una extensa region petrolera que abarca la
provincia de Neuqueén, sector occidental de las provincias La Pampa y Rio Negro y la
porcibn  meridional  (sur-occidental) de la provincia de Mendoza hasta
aproximadamente los 34 grados de latitud sur (Figura 2.1.2).

Los limites noreste y sudeste son de naturaleza cratonica y estan constituidas
respectivamente por el Sistema de la Sierra Pintada y el Macizo Nordpatagonico,
mientras que por el oeste el limite esta dado por una estructura de arco volcanico. La
Cuenca Neuquina esta caracterizada por multiples y varios tipos de reservorio y
entrampamientos tanto estratigraficos como estructurales. Asimismo, la faja plegada
posee estructuras productivas en frentes de corrimientos y zonas triangulares.

La Cuenca Neuquina constituye, en relacion con la produccion de hidrocarburos, una
de las cuencas mas importantes de Argentina. Contribuye a esta clasificacion su
considerable produccion y cantidad de reservas de petrdleo y gas, que la ubican en
lugar privilegiado. Ademas, se suma su diversidad geoldgica ya que es posible hallar
rocas que representan casi todos los ambientes sedimentarios, magnificamente
expuestos en los afloramientos del sector occidental, como asi también una amplia
gama de rocas igneas. En todos los tipos litologicos mencionados se registran
multiples y diferentes casos de entrampamientos comerciales, que abarcan casi por
completo la columna estratigrafica, desde granitos basamentales hasta niveles
someros del Terciario.

A partir de la década del setenta, merced al hallazgo de importantes yacimientos
(Puesto Hernandez y Loma La Lata) se produce una intensa actividad, que posibilitd
pasar a ser la cuenca mas importante de Argentina. En la actualidad, la cuenca se
halla en estado maduro de exploracién, considerando la relacidn entre numero de
pozos perforados y superficie total, esta aseveraciéon es valida para los sectores
adyacentes a los bordes nor-oriental y sur-oriental, en lo referente a niveles
localizados a mas de 3500 m de profundidad, puede considerarse como poco
investigada.

2.1.2 TECTONICA

La cuenca Mesozoica comienza a desarrollarse a partir del Jurasico Inferior, con
depésitos de origen volcanico que se acumulan en depocentros discontinuos
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generados a partir de una fase tectdnica tensional, que afectd a rocas igneas,
sedimentarias y metamérficas de edad Paleozoica Superior y Triasica. Ya durante el
Jurasico, se produce, en un amplio sector del oeste de la Republica Argentina, la
deposicion de sedimentos marinos que encuentran en ese ambito una marcada
depresion a través de la cual se expanden en direccion oriental. A partir de ese
momento el relleno sedimentario se caracteriza por una notable ciclicidad definida por
la presencia de sedimentos marinos y continentales en forma alternada, situacion que
perdura hasta el Terciario.

2.1.3 ESTRATIGRAFIA

La sedimentacion de la cuenca comenzd durante tiempos triasicos, desarrollandose
una serie de fosas marginales de relleno diverso, labradas sobre un extenso plateau
dominado por las rocas del Grupo CHOIYOI. Los depédsitos que rellenan la cubeta
Neuquina pueden subdividirse en tres grandes ciclos sedimentarios: Jurasico, Andico
y Riograndico, separados por discordancias de caracter regional (Figura 2.1.3). A su
vez dentro de cada evento ha sido posible identificar discontinuidades de menor rango
temporal.

La denominacion de Ciclo Sedimentario Jurasico, adquiere un sentido restringido
respecto de su extension original, ya que abarca desde el Hettangiano hasta el
Oxfordiano Superior inclusive (Discordancia Intramalmica). Dicho intervalo puede ser
subdividido en dos subciclos denominados Cuyano y Loteniano-Chacallano.

El subciclo Cuyano abarca la totalidad de los depdsitos entre el Hettangiano y el
Caloviano Medio. Esta constituido por niveles clasticos de ambiente continental
(Formaciones PUNTA ROSADA y CHALLACO) y marinos (Formaciones LAJAS y LOS
MOLLES), de plataforma talud y cuenca respectivamente; durante este subciclo la
maxima expansion del mar ocurre en tiempos Pliensbaquiano; posteriormente el area
de sedimentacibn marina comienza a retraerse para culminar con un periodo de
restriccion durante el cual se produce la deposicidon de los niveles evaporiticos de la
Formacion TABANOS.

Mediante contacto discordante (Movimientos Intercalovianos), aunque sin relacion
angular manifiesta, se produce la deposicidon del subciclo Loteniano-Chacallano. El
mismo esta constituido por sedimentos clastico-carbonaticos (Formaciones LOTENA vy
BARDA NEGRA) que representan un ciclo transgresivo-regresivo. Finalmente remata
con un potente espesor de evaporitas de hasta 350 m (Formacion AUQUILCO).

Luego de una intensa deformacion acaecida durante el diastrofismo Intramalmico, se
inici® una nueva etapa de sedimentacion que constituye el Ciclo Andino. Sobre la
topografia labrada por la citada orogenia, sobreviene un periodo de sedimentacion
continental (Formacion TORDILLO), cuyos depdsitos actuan como substratos para la
transgresion marina del Titoniano.

Esta primera ingresion (formacion VACA MUERTA) representa la maxima expansion
del mar durante esta etapa, configurando a grandes rasgos una megasecuencia
regresiva; el importante volumen de sedimentita carbonaticas acumuladas indican una



relacion de equilibrio entre subsidencia y sedimentacion que culmina con depdsitos
marinos someros (Formaciones LOMA MONTOSA y QUINTUCO).

Luego de un importante descenso del nivel del mar producido como consecuencia de
los movimientos Intravalanginianos se deposita en los sectores mas deprimidos una
litofacies clastica continental conocida como formacion MULICHINCO. Sobre la misma
se produce una nueva ingresion marina durante el Hauteriviano (Formaciones AGRIO-
CENTENARIO) que puede subdividirse en dos secuencias progradantes separadas
por un episodio continental (Miembro AVILE), producto de un importante descenso del
nivel del mar de caracter regional.

Finalmente el Ciclo Andino se completa con sedimentos continentales, marinos
someros y evaporitas de las Fomaciones HUITRIN y RAYOSO de edad Aptiana-
Albiana. En la base del Cretacico Superior, se produce una nueva fase de deformaciéon
de gran intensidad (Movimientos Intrasenonianos) que reactiva viejas lineas de
debilidad y origina importantes cambios paleogeograficos en la cuenca.

Luego de este diastrofismo se desarrollan los depdsitos del Ciclo Riograndico,
constituido por una entidad inferior de caracter continental (Grupo NEUQUEN), que
abarca el Cretacico Superior, y la restante con importante participacion marina
generada entre el Maastrichtiano y el Paleoceno. Finalmente el relleno de la cuenca se
completa con un complejo volcanico-piroclastico que alterna con sedimentos
continentales, que abarca desde el Terciario Medio y Superior hasta el Cuaternario.

2.1.4 ESTRUCTURA

El relleno inicial de la cuenca fue estructurado sobre un escenario de apertura (rifting),
con depocentros bien localizados, aislados y desconectados, paralelos a los borde de
la misma. De acuerdo a sus rasgos estructurales la Cuenca Neuquina puede
subdividirse en dos grandes sectores: Area Andina y Area del Engolfamiento (Figura
2.1.4).

El Area Andina se caracteriza por una intensa deformacion de la cobertura, con
amplios anticlinales y sinclinales elongados y afectados por falla de flancos,
arrumbamientos predominantemente meridianos. Se desarrolla en las proximidades
del arco volcanico y coincide en lineas generales con las posiciones mas profundas de
la cuenca de la mayoria de los ciclos sedimentarios que colmatan la cubeta.

El Area de Engolfamiento posee un estilo tectonico distinto, cuyo modo de
deformacién predominante implica dislocaciones de basamento con intensidad
decreciente hacia el borde de la cuenca y suaves arqueamientos de la cubeta
sedimentaria. Se observa una importante influencia del basamento, sobretodo en los
sectores adosados al macizo Nordpatagonico y al sistema de la Sierra Pintada. De tal
forma, los lineamientos mas importantes adquieren rumbos subparalelos a los limites

de la cuenca, condicionando de esa manera, la paleogeografia de las unidades
mesozoicas.

Uno de los rasgos mas conspicuos en este ambito, es el denominado Dorso de los
Chilhuidos, localizado inmediatamente al este del curso norte-sur del rio Neuquén, se
trata de un extenso eje anticlinal de gran radio de curvatura y arrumbamineto
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meridiano de unos 70 Km de largo, que presenta varias culminaciones menores
(Figura 2.1.5).

Un segundo rasgo de notable relieve se desarrolla con orientaciéon subparalela al
borde meridional y constituye una faja de intensa deformacion que se extiende por
mas de un centenar de kilbmetros, conformando una estructura anticlinal denominada
Dorsal de Huincul. Genéticamente se define a la misma como una “zona de falla” de
tipo transcurrente, afectada por un sistema de transpresion (estructura en flor). Esta
megaestructura ha sido escenario de sucesivos diastrofismos acaecidos desde el
Malm hasta el Terciario. Al deformar de diversas maneras el area, han posibilitado el
desarrollo de una gran variedad de entrampamientos (Figura 2.1.6). En general se
observa un marcado caracter compresivo en las estructuras, luego de una fase
tensional inicial, generadora de los rasgos primarios de la cuenca.

El sector septentrional de la cuenca, conocido informalmente como “Sur-Mendocino”
por estar ubicado al sur de dicha provincia, tiene caracteristicas distintas alas del
resto. La estructuraciéon va cambiando parcial y gradualmente, respondiendo al efecto
provocado por los movimientos andinos sobre una porcion enangostada de la cuenca.
La influencia de las alineaciones originadas en las fases orogénicas anteriores con
participaciéon del basamento, se evidencia en el control de las facies y la reactivacion
de antiguas fracturas. Pueden diferenciarse tres ambientes orientados
perpendicularmente a la direccidén de los esfuerzos compresivos (Figura 2.1.7).

En el occidente hay un area que se caracteriza por el desarrollo de estructuras de
amplio radio de curvatura, en general abiertas hasta niveles proximos al basamento.
Hacia el este existe una zona central que corresponde al ambiente estructural de pie
de sierra de la cordillera, con fuerte afectacion tectonica. Sus rasgos dominantes son
pliegues disarmdnicos condicionados por la presencia de dos complejos plasticos que
actuan como planos de despegue, afectados por fallas de empuje de bajo angulo. El
tercer ambiente estructural abarca desde el pie de sierra hasta el borde de cuenca y
corresponde a un tectoambiente de plataforma poco estructurada. En la Figura 2.1.3
se presenta la columna estratigrafica de la cuenca.

2.1.5 GEOLOGIA DEL PETROLEO

La columna estratigrafica de la cuenca cuenta fundamentalmente con tres secciones
con marcadas condiciones oleogenéticas: Formaciones LOS MOLLES, VACA
MUERTA, y AGRIO, que en algunas zonas exceden en conjunto los 2800 m de
espesor. Los hidrocarburos generados en ellas se alojan en los mas diversos tipos de
trampas, en la mayoria de las unidades litoestratigraficas descritas. En la Figura 2.1.2
se puede observar la distribucion de los principales yacimientos de hidrocarburos.

En la actualidad, la mayoria de trampas estructurales ya han sido prospectadas. Resta
aun desarrollar mas intensamente la exploracion de trampas estratigraficas o
combinadas. Desde este punto de vista la cuenca ofrece muy interesantes
perspectivas dada la ciclicidad que caracteriza su relleno, posibilitando la existencia de
importantes cambios de facies, capaces de generar entrampamientos dentro de
practicamente, todas las unidades citadas. Cabe destacar que el sector Andino se
encuentra escasamente explorado, y otro tanto ocurre con los niveles profundos.



La Formacion QUINTUCO-VACA MUERTA, es la unidad que ha brindado el mayor
volumen de hidrocarburos liquidos extraidos hasta la fecha, de facies carbonaticas
depositadas en ambientes sabkha, lagunar y plataforma proximal. De menor magnitud
resultan los volumenes de hidrocarburos liquidos recuperados en secciones clasticas
fluvio-deltaicas y fluviales, de las Formaciones LAJAS, CHALLACO y TORDILLO,
infrayacentes todas ellas a la formacion VACA MUERTA que actua como roca madre y
sello.

2.1.5.1 LOS RESERVORIOS DEL GRUPO CUYO INFERIOR

Las rocas reservorio involucradas en el Jurasico Inferior corresponden a las primeras
secuencias deposicionales del Grupo Cuyo y son productivas a lo largo de la “Dorsal
de Huincul” (Figura 2.1.8 y Figura 2.1.9). Estas se apoyan en forma discordante sobre
términos de las sedimentarias volvanoclasticas Precuyanas o sobre las vulcanitas del
Grupo Choiyoi.

La columna comienza con una seccién transgresiva marina, de edad Pliensbaquiana,
que representa la etapa final de los depdsitos de Synrift, iniciada a fines del Triasico
Superior. Estas sedimentarias son portadoras de faunas de amonites y pelicipodos.

El Grupo Cuyo Inferior esta compuesto por conglomerados, areniscas y lutitas de
aguas profundas y euxinicas, denominada esta ultima Formacion Los Molles en
Neuquén y Formacioéon Tres Esquinas en la provincia de Mendoza.

En el ambito de la Dorsal de Huincul, la existencia de depocentros con subsidencia
controlada por fallas y etapas de inversion tectonica, asociada a eventos de
transtensiéon y transpresién, dieron lugar a la presencia de discordancias vy
truncaciones con fuertes variaciones de facies y de espesores en los depdsitos del
Grupo Cuyo. Durante el Toarciano temprano se inicia una etapa de progradacion, en el
centro, noroeste y suroeste de Neuquén, donde se depositaron importantes espesores
de clasticos muy gruesos en los bordes de la cuenca y en areas de tecténica activa
(Falla de Huincul) pertenecientes a ambientes de abanicos aluviales, fluviales,
abanicos deltaicos y abanicos submarinos en las regiones mas distantes de las misma
(Figura 2.1.10). También se menciona la presencia de espesos depositos turbiditicos
en el oeste de Neuquén.

Hacia el Jurasico medio (Aaleniano-Bajociano y Bathoniano) se produce una marcada
expansion del area de acumulacion y el pico de maxima expansion marina sobre el
antepais, continuando la evolucidon sedimentaria con la progradacion de facies
deltaicas y fluviales (Figura 2.1.11). Estas facies estan constituidas por areniscas,
pelitas y niveles carbonosos a las que se conoce como Lajas y a facies fluviales
representadas por areniscas y conglomerados designados en el flanco sur neuquino
Formaciéon Challacé y Formacion Punta Rosada en la margen nororiental. Estas
unidades han sido consideradas al Grupo Cuyo Superior.

Evidencias de zonas muy subsidentes, vinculadas a fallas extensionales activas que
posteriormente fueron invertidas por la tectonica presentan acumulaciones de espesas
secciones clasticas gruesas a muy gruesos asociadas a rapidos cambios de facies,
fueron descriptos tanto en los afloramientos del Cerro Lotena como en el subsuelo a lo
largo de la Falla o Dorsal de Huincul y en la faja plegada de Malargue.
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2.2

El reservorio productivo del Grupo Cuyo Inferior desarrollado en el area de la Dorsal
de Huincul, corresponde a secuencias progradantes de conglomerados y areniscas de
ambiente de abanicos aluviales y deltaicos para la region Salitral — Centenario, y de
abanicos submarinos para la region de Puesto Touquet — Cutral C6. Esta secuencia
progradante de edad Toarciana apoya directamente sobre la secuencia transgresiva
de la Formacion Los Molles de edad Pliensbaquiana. Las rocas de esta unidad
corresponden a unos de los reservorios productivos de mayor edad geologica de la
cuenca neuquina. Los escasos yacimientos en produccion se localizan en el area de la
Dorsal Neuquina y su desarrollo se ha iniciado en los ultimos anos. Los reservorios
son portadores de gas seco y se caracterizan por su baja permeabilidad, alcanzando a
tener localmente mas de 200 metros de espesor permeable.

De acuerdo a las caracteristicas geologicas, la busqueda de hidrocarburos en la
Dorsal de Huincul ha estado centrada en objetivos Jurasicos, es conocido que en el
area hay dos unidades estratigraficas con potencial generador, las formaciones Los
Molles (Arcillas Negras) y Vaca Muerta (Margas Bituminosas). Los reservorios
portadores de hidrocarburos corresponden tanto al Grupo Cuyo como al Grupo
Mendoza.

Para los reservorios clasticos gasiferos del Grupo Cuyo Inferior, en la region oriental
de la Dorsal de Huincul, en los Yacimientos El Salitral, Centenario y Puesto Touquet,
la roca generadora corresponde a la seccion inferior pelitica (Formaciéon Los Molles).
Deacuerdo a los analisis geoquimicos realizados en varios sondeos, las muestras
presentaron valores de materia organica de superiores al 1% y hasta del 2.56% y un
tipo de Kerdgeno Il/lIl generador de gas y petrdleo. Hasta el momento solo tres
yacimientos estan procuciendo de este intervalo, El Salitral, Centenario y Puesto
Touquet. En los Yacimientos Rio Neuquén, Lindero Atravesado Occidental y Las
Chivas, este ultimo en el Bloque de los Bastos, se perforaron pozos exploratorios con
resultados variados que alimentan la prosecucion de los trabajos.

YACIMIENTO PUESTO TOUQUET.

2.2.1 ESTRATIGRAFIA

En la columna estratigrafica (Figura 2.1.12) se observan los niveles del Grupo
Neuquén en contacto con los niveles superiores de la Formacion Los Molles, estando
ausente los niveles intermedios debido a los procesos erosivos que acompanaron a
los movimientos diatroficos de la zona.

En la Formacion Los Molles se pueden distinguir tres niveles: un nivel pelitico superior
conformado por arcillas castafno oscuras; un nivel intermedio con una alta participacion
psamitica y un nivel inferior predominantemente arcilitico con caracteristicas de roca
generadora.

Finalmente, por debajo de la Formacion Los Molles se localiza el basamento de la
cuenca, el Grupo Choiyoi, a la fecha sin interés econdmico en el area de estudio.

Los niveles de interés son del Miembro Cutralco, perteneciente a la Formacion Los
Molles, el mismo que ha sido dividido en una serie de estratos correlacionables que
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desde arriba hacia abajo se denominan “Nivel Rojo", “Nivel Amarillo Superior”, “Nivel
Amarillo Inferior”, “Nivel Verde" y “Nivel Naranja”.

2.2.2 ESTRUCTURA

La estructura del Yacimiento Puesto Touquet es un anticlinal con rumbo NE-SW que
esta localizado en el ambiente estructural de la zona de Dorsal de Huincul, limitado al
sur por una falla mayor con rumbo NE-SW que ademas de su intenso rechazo tiene su
componente de rumbo. Esta falla deja en su bloque alto la acumulaciéon de gas en los
niveles de la Fm Los Molles. En el area se encuentran varias fallas de alivio con rumbo
a noventa grados de la anterior. Asimismo arenisca Los Molles presenta fuertes
adelgazamientos hacia los flancos de la estructura anticlinal.

2.2.3 LITOLOGIA'Y AMBIENTES DEPOSICIONALES.

El Grupo Cuyo Inferior en este Yacimiento puede dividirse en dos miembros bien
diferenciados: Miembro Pelitico Inferior y EI Miembro Cutral C6.

Miembro Pelitico Inferior: Esta Constituido por arcilitas gris oscuras, masivas y
areniscas finas con pobres condiciones petrofisicas. En la base se inicia con una
caliza arenosa con impregnaciones de hidrocarburos que en el pozo Ptu x-1 aportd
escaso caudal de petrdleo. El espesor promedio es de 300 metros.

Miembro Cutral C6: Estd constituido por areniscas grises, blanquecinas, finas a
gruesas, cuarzo liticas, subangulosas y con matriz arcillo-tobacea que constituyen el
reservorio del yacimiento y son productoras de gas seco.

La permeabilidad es bajo normal, tienen restos carbonosos y rastros secos de
hidrocarburos. Los estudios realizados sobre las coronas han identificado estructuras
sedimentarias correspondientes a corrientes de densidad, estos depdsitos han sido
interpretados como abanicos turbiditicos La edad de estos niveles fue datada como
Pliensabaquiano Superior a Toarciano Inferior por el hallazgo de un amonite en una
corona y por una fauna de nanoplancton hallada en los cuttings.

Por arriba de este Miembro apoya una seccion de arcilitas y limolitas gris verdosas con
restos carbonosos denominado Miembro Pelitico Susperior, éste posee abundante
fauna de foraminiferos y nanoplancton de edad Aleniano-Bajociano y se adjudica en
este trabajo al Grupo Cuyo Superior (Figura 2.1.13).

2.2.4 PETROGRAFIAYY MINERALOGIA

De acuerdo a los analisis de coronas de los pozos Ptu 1001 y Ptu 1002, la
composicion media de las areniscas del miembro Cutral Co es: 72% de clastos, 1% de
matriz, 9% de cemento y 18% de porosidad.

Los clastos estan integrados por liticos (62%), cuarzo (20%) y feldespatos (18%). Los
liticos estan formados principalmente por rocas volcanicas. En los feldespatos
predominan los potasicos sobre las plagioclasas. Los liticos se presentan

subredondeados y el cuarzo y los feldespatos subangulosos. La seleccion es buena y
el tamafo de grano es arena fina.
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La roca total estd compuesta por 57% de cuarzo, 18% de feldespatos, 11% de
dolomita, 8% de arcilla y 5% de otros componentes. La fraccién de arcilla esta formada
principalmente por caolinita, en menores proporciones se presentan la clorita, la illita-
smectita y la illita. EI cemento esta formado por caolinita, calcita y dolomita.

2.2.5 PERFIL TIPO DE LA ZONA PRODUCTIVA:

El programa de perfiles de los pozos de explotacion comprende: Doble induccion,
Caliper, Gamma Ray, Sénico de onda completa, Densidad y mediciones de Presion
(Figura 2.1.14). Los Niveles gasiferos son identificados con el cruce de las ondas P y
S del perfil sénico.

2.2.6 RESPUESTA SISMICA

Al tratarse de un yacimiento de gas de escasa profundidad (entre 500 y 800m), con
buenos valores de porosidad (21%) y estratos de unos 30 m de espesor, la respuesta
sismica es muy buena. ElI comportamiento esta bien definido por los altos coeficientes
de reflexion en la zona mineralizada, pudiéndose en consecuencia definir los limites de
la misma. En las Figuras 2.1.15, 2.1.17 y 2.1.18 se puede apreciar la respuesta
sismica de la zona.

2.2.7 DESCRIPCION DE RESERVORIOS

La presion estatica inicial a la profundidad media del yacimiento (716 mbbp) es de 68
kg/cm? & 967 psi, que representa una gradiente de presion de 0.95 (Kg/cm?)/10m 6
0.412 psi/ft. El fluido es un gas practicamente seco, con una relacion Gas/Condensado
actual es de 1484000 scm/scm. La composicion media del gas en volumen es: Metano
88 %, Etano 4.9 %, Nitrogeno 3.2%, Propano 2.2%, Butano 1.1 %, y Pentano+ 0.6%.
La densidad relativa o gravedad especifica del gas es 0.657. Asimismo, el factor de
compresibilidad inicial z;, es 0.8726 para la temperatura del yacimiento de 110 °F.
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3.1

3 FUNDAMENTO TEORICO

PROPIEDADES DE LA ROCA

3.1.1 POROSIDAD

Desde el punto de vista de la Ingenieria de Reservorios, es una medida del espacio
disponible para almacenar hidrocarburos. La porosidad esta definida como la relacion
entre el volumen libre y el volumen bruto multiplicado por cien (para expresarlo en
porcentaje).

¢=%x100 (3.1.1)

La porosidad puede clasificarse de acuerdo a la forma de origen en: (1) Porosidad
primaria, granular u original y (2) Porosidad secundaria o inducida.

3.1.1.1 POROSIDAD PRIMARIA

La porosidad primaria u original es generalmente granular y es aquella que se
desarrolla durante los procesos de deposicion y sedimentacion mediante los cuales se
originaron las rocas.

La porosidad mas alta normalmente esperada es de 47.6%, en realidad porosidades
mayores que 40% son raras, éstas pueden encontrarse en arenas de superficie que no
estdn compactadas ni consolidadas. La reduccién de la porosidad esta relacionada
con la distribucion de los tamanos de los granos, esto quiere decir que habra una
menor porosidad si existen granos pequenos que encajan mejor con los granos
grandes, lo mismo ocurre con las formas no esféricas (angulares) que encajan mejor
unas con otras trayendo como consecuencia una reduccion del espacio libre. Esto esta
mas cerca de la situacion real. El rango normal de porosidades en los sistemas
granulares es del 10 % al 35% con un rango completo que va desde 3% hasta 40%.
En general las porosidades tienden a ser mas bajas en las rocas mas viejas y mas
profundas, esta reduccion de la porosidad es debida principalmente a la sobrecarga de
los sedimentos, a las fuerzas que actuaron a través del tiempo sobre la roca y a la
cementacion.

3.1.1.2 POROSIDAD SECUNDARIA

La porosidad secundaria o inducida es la que se desarrolla por algun proceso
geoldgico posterior a la deposicion de la roca, procesos que son distintos a la
cementacion primaria y la compactacion de los sedimentos. Un ejemplo de porosidad
secundaria puede encontrarse en la disolucidon de caliza o dolomita por las aguas
subterraneas, un proceso que da lugar a cavernas. El fracturamiento y dolomitizacion
también crean porosidad secundaria, la dolomitizacion da como resultado la reducciéon
del volumen soélido a medida que la caliza se transforma en dolomita. Las rocas que
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tienen porosidad original son mas uniformes en sus caracteristicas que aquellas rocas
en las que gran parte de su porosidad es inducida, en la mayoria de casos la
porosidad secundaria resulta ser de mayor permeabilidad que la porosidad granular
primaria.

3.1.2 COMPRESIBILIDAD DE FORMACION

La compresibilidad isotérmica de una sustancia esta dada por la siguiente ecuacion:

c-_1r (3.1.2)
V op

donde :

C = compresibilidad isotérmica
V = volumen

p = presion

La ecuacién describe el cambio de volumen de una sustancia, durante un cambio en la
presion mientras la temperatura es mantenida constante. Las unidades son el
reciproco de la presion. Cuando la presion del fluido que esta dentro del espacio
poroso de la roca se reduce, el volumen de los poros de la roca disminuye mientras el
volumen del material sélido (granos de arena) incrementa. Estos cambios de volumen
actuan para reducir ligeramente la porosidad (del orden de 0.5% para un cambio de
1000 psi en la presion del fluido en el interior de la roca).

Newman midié valores de compresibilidad isotérmica y porosidad para 79 muestras de
areniscas consolidadas bajo presion hidrostatica, obteniendo la siguiente correlacion:

-6
C/ - 2l x 1D 1.42859 (3.1.3)
(1+558721¢)"

Esta correlaciéon fue desarrollada para areniscas consolidadas con una porosidad

dentro de un rango de 0.02 < @ < 0.23. La correlacion para formaciones de calizas es
la siguiente:

= 0.853531 (3.1.4)

(1+247664 x 10° 9)""”
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3.1.3 PERMEABILIDAD

3.1.3.1 SISTEMAS MONOFASICOS

La permeabilidad absoluta (denotada k) es una propiedad del medio poroso de la roca
y es una medida de la capacidad de este medio para transmitir a los fluidos a través de
los poros interconectados y/o sistemas de fracturas. No es suficiente tener petroleo o
gas en una formacion, los hidrocarburos deben fluir desde el reservorio al pozo para
ser recuperados en superficie. La permeabilidad es una caracteristica tipica de la roca
dada. Generalmente la permeabilidad se mide haciendo pasar un fluido a través de
una roca bajo condiciones conocidas. Para determinar la permeabilidad de una
formacion deben conocerse varios factores: el tamano y forma de la formacioén, las
propiedades del fluido, la presion ejercida sobre él y el caudal del mismo. Cuanto
mayor sea la presion ejercida sobre el fluido mayor sera la velocidad de flujo, cuanto
mayor sea la viscosidad del fluido mayor sera la dificultad para atravesar la roca.
Darcy establecio que la velocidad de un fluido homogéneo en un medio poroso es
proporcional a la fuerza de empuje e inversamente proporcional a la viscosidad del
fluido.

v=~0.001127£x(d—p—0.4337Cosa) (3.1.5)
M dL

donde:

v = velocidad aparente, bbl/d-ft?.

k = permeabilidad, md.

M = viscosidad del fluido, cp.

p = presion, psia.

L = distancia del total del recorrido, pies.
gravedad especifica del fluido (relativa al agua).
angulo medido desde la vertical.

Y
(0]

El término (dp/dL — 0.433 y Cosa) representa las fuerzas de empuje, las mismas que
pueden ser causadas por los gradientes de presion de fluidos (dp/dL) y/o la gradiente
hidraulica (0.433 yCosa). En muchos casos de interés practico, los gradientes
hidraulicos, siempre presentes, son pequefios si se comparan con los gradientes de
presion de fluidos y son frecuentemente despreciados.

La ley de Darcy se aplica soélo a la region de flujo laminar; para el flujo turbulento, que
ocurre a grandes velocidades, el gradiente de presion incrementa a medida que se
incrementa la tasa de flujo. Afortunadamente, a excepcion de algunos casos de alta
produccién o inyeccion cerca del pozo, la ley de Darcy es valida para el flujo en el
reservorio y en muchas pruebas de laboratorio.

La ley de Darcy no es aplicable a flujo multifasico ya que fue desarrollada para
describir el flujo de un solo fluido que satura el 100% del medio poroso. Bajo estas
condiciones, la permeabilidad de un fluido en particular es independiente de la
naturaleza (viscosidad) del fluido. Es decir, la permeabilidad de un fluido que satura el
100% del medio poroso es una constante y es una caracteristica del medio poroso vy
es denominada permeabilidad absoluta, k.
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3.1.3.2 SISTEMAS MULTIFASICOS

Los reservorios de hidrocarburos presentan una saturacion de agua que puede ser
movil o no movil, la misma que no so6lo reduce el espacio disponible para los
hidrocarburos, sino que causa que por lo menos dos fases se encuentren presentes en
el medio poroso: el hidrocarburo y el agua. Debido a esto, es necesario extender el
concepto de permeabilidad y usar éste como una funcion de la fase fluyente. Por lo
tanto se define el concepto de permeabilidad efectiva, la cual es la permeabilidad
para un fluido en particular, tal como petréleo, gas o agua: k., kg, k.. Las unidades
para la permeabilidad efectiva son las mismas que las de la permeabilidad absoluta.
Se ha encontrado que:

0 < ko, kg, K. < k (absoluta) (3.1.6)

De este modo, la permeabilidad al petréleo de un medio poroso cuando la saturacién
de petroleo es 50% puede ser de soélo el 45% de la permeabilidad mostrada cuando la
roca estaba 100% saturada con petréleo. Esta relacibn de una permeabilidad a una
saturacion en particular, a la permeabilidad a una saturaciéon al 100% es denominada
permeabilidad relativa, k., o que equivale a:

Donde el subindice i representa a un fluido en particular, petréleo, gas o agua.
Asimismo, se deduce que:

(3.1.8)

3.1.4 PRESION CAPILAR

Tipicamente, los fluidos del reservorio son inmiscibles, debido a esto, el contacto entre
ellos exhibe una interfase con un diferencial de presion a través de esta. La diferencia
de presion entre las dos fases inmiscibles es denominada presion capilar. La presion
capilar normalmente es definida como la diferencia de presion de la fase no mojante
(Pnw) menos la presion de la fase mojante (P,,), es decir:

(3.1.9)
donde :
P. = presion capilar, psi

Pn = presion del fluido no mojante, psi.
P,, = presion del fluido mojante, psi.

Para una formacion preferiblemente mojada por agua, la presion capilar es la
diferencia entre la presion en la fase de petréleo menos la presion en la fase de agua:

(3.1.10)

donde :
P, = presion en la fase de petroleo, psi.
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P, = presion en la fase de agua, psi.

3.1.4.1 TENSION SUPERFICIAL

Dentro de una sustancia, existe una fuerza de atracciéon entre las moléculas que es
inversamente proporcional a la distancia entre estas, es decir:

Focl/d (3.1.11)

En ausencia de otras fuerzas, esta fuerza de cohesidén causara que la superficie de un
fluido tienda a contraerse hasta tener un area minima. Dentro de un cuerpo liquido,
una molécula se encuentra completamente rodeada por otras moléculas resultando
esto en un balance de las fuerzas cohesivas (la fuerza resultante es cero). Debido a
que las moléculas que se encuentran sobre la superficie carecen de otras moléculas
externas a estas que ejerzan una fuerza atractiva, se produce un desbalance de
fuerzas. Por lo tanto, estas moléculas superficiales tienen una “energia libre” que es
denominada como tension superficial. La tensidon superficial se define rigurosamente
como la medida de energia entre un liquido y su vapor. Sin embargo en muchos casos
esta es medida entre un liquido y el aire. La tension superficial es medida como una
fuerza paralela a la superficie por unidad de longitud, usualmente en dinas/cm.

Si la interfase es entre 2 liquidos, o entre un liquido y un soélido, se utiliza el término
“tension interfacial® en lugar de tension superficial, para las fuerzas que tienden a
reducir el area de contacto.

En los sistemas de reservorio, la presion capilar es afectada por las fuerzas que
existen en las interfases: petréleo-agua, petroleo-roca, y agua-roca. Debido a esto la
mojabilidad de la roca reservorio tiene un importante efecto.

3.1.4.2 MOJABILIDAD

La mojabilidad es una medida de la capacidad que posee un fluido para esparcirse
sobre una superficie dada. La mojabilidad es una funcién del tipo de fluido y de la
superficie solida. De este modo, una gota de agua se esparcira sobre el vidrio,
indicando que esta mojara la superficie, y mojara de igual forma la mayoria de
superficies de roca reservorio. Para un fluido mojante, el angulo de contacto 0, es
menor que 90°, tal como lo ilustra la Figura 3.1.1. EI mercurio no moja el vidrio (Figura
3.1.1) debido a que las fuerzas de cohesion son mas fuertes que las fuerzas de
adhesion (las fuerzas de atraccion del vidrio); por lo tanto el angulo de contacto es
mayor que 90°.

Para el caso de petrdleo y agua sobre el vidrio, se encuentra que el agua desplaza al
petroleo, indicando que el agua sera la fase mojante. Tal como se puede observar en
la Figura 3.1.1, la situacion es la misma que para el caso de agua sobre vidrio en
presencia del aire, excepto que el aire ha sido reemplazado por el petroleo. Por
convencion, el angulo de contacto 0, es medido a través de la fase mas densa (agua),
y por supuesto, 6 < 90°. El angulo de contacto esta relacionado a tres diferentes
interacciones fisicas presentes a la vez (Figura 3.1.1): agua-petrdleo, sélido-petroleo y
sélido-agua. Si el angulo de contacto fuera menor que 90° en un reservorio, lo cual
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usualmente ocurre, entonces se puede decir que la formacién es preferencialmente
mojada por agua.

La tensidn de adhesiéon Ay, es definida como:

(3.1.12)

Una tension de adhesién de cero indica que los fluidos tienen igual afinidad por la
superficie. Tedricamente, debe ocurrir mojabilidad o no mojabilidad completa cuando
el angulo de contacto es 0° o 180° respectivamente. Sin embargo, un angulo de cero
es obtenido sb6lo en pocos casos (agua sobre vidrio), mientras que un angulo de 180°
casi nunca es alcanzado (mercurio sobre acero 0 = 154°).

Los poros en las rocas reservorio son considerados analogos a los tubos capilares
debido a que los diametros de las gargantas porales son pequenos. Considerando un
tubo capilar cilindrico con una seccion transversal de radio r, sumergido en un
recipiente que contiene petroleo y agua; se puede observar que el agua se eleva una
altura h dentro del tubo capilar, Figura 3.1.2. Recordando que normalmente:

De este modo podemos ver que la diferencia de presion entre el petrdleo y el agua a
través de la interfase dentro del capilar esta relacionada con la diferencia de densidad
y la altura de elevacion del agua:

Pe=(pw-po)gh=048pgh (3.1.13)

donde :

Pw = densidad del agua

Po = densidad del petrdleo

g = aceleracion debido a la gravedad
h

= altura de elevaciéon del agua dentro del tubo capilar por encima del nivel de agua
en el recipiente

En unidades practicas de campo:
P.=0.433 (Ay) h (3.1.14)

Donde:

Ay = diferencia de gravedades especificas (o densidades relativas), yw - Yo
h = altura de elevacién del agua dentro del tubo capilar, ft
P. = presion capilar, psi

Realizando un equilibrio de fuerzas dentro del tubo capilar, la fuerza de la tensién de

adhesién es igual ala energia potencial representada por la elevacion del agua dentro
del capilar, es decir:

2T row CosO=nrrApgh (3.1.15)

donde :
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r = radio del tubo capilar
6 = angulo de contacto (agua) en el tubo capilar
Owo = tension interfacial
p = diferencia de densidades entre el agua y el petroleo
g = aceleracion de la gravedad
h = elevacion capilar en tubos

Rearreglando la ecuacién anterior se tiene:
Apgh=20cu Cosb/r (3.1.16)
Igualando las ecuaciones 10y 11:

(3.1.17)
Cuando dos fluidos inmiscibles estan en contacto dentro de los poros, una superficie
curvada se forma entre ambos. En el reservorio, considerando dos granos esféricos de
igual tamano, tendriamos que un volumen de agua que se adhiere entre los granos
debido a la tension de adhesion, tal como lo muestra la Figura 3.1.3. De acuerdo a

esta figura la expresion general de Plateau que relaciona la tension interfacial y el
principio de radio de curvatura es:

(3.1.18)

Donde r; y r, son los dos radios principales de curvatura de la interfase y dependen de
la saturacion del agua y del tamafo del grano. A veces la ecuacion anterior es escrita
en una forma muy general:

P. = 6w, Cosb C (3.1.19)

Donde C es la curvatura media de la interfase y o es la tension interfacial entre dos
fluidos.

La ecuacidén de Plateau nos permite entender las siguientes observaciones
experimentales y de campo:

(1) La presion capilar se incrementa con la disminuciéon de las saturaciones de agua
(debido a que r; se hace cada vez mas pequefo), y

(2) Las rocas de mas baja permeabilidad tienen las presiones capilares mas altas (r.
tendera a ser mas pequeno para las rocas de permeabilidad mas baja)

Si inspeccionamos la ecuacion 3.1.16 de igualdad de fuerzas, podemos ver que:

(3.1.20)

A partir de esta relacion puede observarse el efecto de la mojabilidad, tension
interfacial, tamano de los poros, y la diferencia de densidades, sobre la altura h, que el
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agua se elevara por encima del nivel libre de agua. La longitud de la zona de transicion
es una medicion directa de este “h". Esta relacion también indica que los reservorios
con tamanos de grano mas pequefos (usualmente indicativo de baja permeabilidad)
tendran zonas de transicibn mas grandes.

3.1.4.3 MEDICIONES DE LABORATORIO

Las relaciones de presion capilar con normalmente obtenidos en el laboratorio
mediante la saturacibn del nucleo con la fase mojante. Esto es realizado
gradualmente, tomando registro en cada paso de la presién y volumen de la fase
desplazada. La presion requerida al comienzo para causar cualquier desplazamiento
en el nucleo (o invasion de la fase no mojante) es llamada “presion de umbral”. El
grafico tipico de tales resultados experimentales es llamado “curva de presion capilar”
y es ilustrado en la Figura 3.1.4. Las mas comunes combinaciones de fluidos de
laboratorio son: (1) agua-aire, (2) aire-mercurio, y (3) agua-petroleo.

3.1.4.4 OBTENCION DE LA PRESION CAPILAR DE RESERVORIO A
PARTIR DE DATOS DE LABORATORIO

Cuando se hacen medidas en laboratorio, no se usan los fluidos del reservorio, por lo
que se deben hacer correcciones a fin simular las condiciones de reservorio. Si
conocemos la tension interfacial y el angulo de contacto para los fluidos en el
laboratorio, podemos escribir:

2 (o Cos@),_

I

P, (3.1.21)

y la correspondiente expresion para el reservorio:
= (3.1.22)

De este modo, dividiendo las dos ecuaciones anteriores y despejando la presidn
capilar del reservorio:

P, = (cr COSH)R

R CcL (O’COSQ)L_ (3123)

Pcr = presion capilar a condiciones de reservorio, psi.

Pc. = presidn capilar a condiciones de laboratorio, psi.
or = tensién interfacial de fluidos del reservorio, dinas/cm.
o, = tension interfacial de fluidos del laboratorio, dinas/cm.
0. = angulo de contacto entre los fluidos del laboratorio
Ok = angulo de contacto entre los fluidos del reservorio
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3.1.4.5 DISTRIBUCION DE SATURACION INICIAL A PARTIR DE
DATOS DE PRESION CAPILAR

Cuando se dispone de los datos de la curva de presion capilar del reservorio, la
distribucién de saturacion inicial puede ser calculada rearreglando la ecuacion 3.1.14;

Fe

o 3.1.24
' 0433(87) Sty

Observando esta ecuacién, se puede observar que h = 0 cuando P, = 0. El “nivel de
agua libre” o “free water level” es definido como el nivel o la profundidad en el
reservorio en la cual P, = 0; las alturas h son medidas a partir de esta profundidad.

A partir de la interpretacion de perfiles eléctricos, ensayos durante la perforacion
(DST's), o registros de produccion, es posible determinar la profundidad del contacto
inicial agual/petréleo, es decir el nivel mas elevado con 100% de saturaciéon de agua.
Esto se encuentra idealizado en la Figura 3.1.5, donde la correspondiente curva de
presion capilar también es mostrada. Observe que el nivel mas elevado con saturacion
de agua de 100% tiene una presion capilar asociada con este, la misma que es igual a
la presion de umbral. El nivel de agua libre se encuentra por debajo del nivel con
saturacion 100% de agua, a una distancia igual a la elevacion de la altura capilar en el
poro mas grande en el reservorio. Si el reservorio tiene poros grandes, entonces el
nivel de agua libre vy el nivel de saturacion 100% de agua seran esencialmente el
mismo. Contrariamente, para una formacion con baja permeabilidad y tamafo de

granos pequefos, la diferencia puede ser considerable. De este modo podemos
escribir:

Nivel de Agua Libre = Dygoy,w + P/ {(0.433) (Ay) } (3.1.25)

donde:
Do w = profundidad mas elevada con saturacion 100% de agua, ft
P;= presion de umbral, psi

Todas las alturas de presion capilar en las relaciones h versus S,, estan referenciadas
al nivel de agua libre. De este modo, disponiendo de dato de P, versus S,, puede
calcularse la altura por encima del nivel de agua libre utilizando la ecuacién 3.1.25.

3.1.5 SATURACION DE FLUIDO

La saturacion de un fluido dado en un espacio poral es la relacién que existe entre el
volumen del fluido y el volumen del espacio poral total. Por ejemplo una saturacion de
agua del 10% significa que 1/10 del espacio poral total esta lleno con agua. Si la
porosidad es la capacidad de contener fluido, la saturacién es el porcentaje o fraccion

de esta capacidad total que realmente contiene un fluido en particular. Por definicién,
la suma de la saturacion es 100%, es decir:

So+ Sg+ Sy =100% (3.1.26)
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3.2

donde:
S, = Saturacioén de petroleo, %.
Sy = Saturacion de gas libre, %
S, = Saturacidon de agua, %

La saturacién de petroleo incluye todo el gas disuelto en el petroleo, mientras que la
saturacidén de gas consiste solo de gas libre. Todo reservorio de hidrocarburo contiene
algo de agua; sin embargo, a menos que la saturacion de agua exceda al valor critico
(Swe), la fase de agua es inmovil y no sera producida. El agua dentro de los poros es a
veces llamada "intersticial". El término "agua connata" es usado para denotar al agua
que fue depositada simultdneamente con los sedimentos.

Algunos reservorios de petroleo no contienen gas libre, ya que todo el gas esta
disuelto en el petroleo. Estos reservorios son conocidos como "reservorios
bajosaturados". La ecuacién es:

So + Sw=100% (3.1.27)
En un reservorio de gas que no contiene petroleo:
Sg + Sw = 100% (3.1.28)

Existen, en general dos formas de medir la saturacién original de fluidos: por procesos
directos y por procesos directos. El proceso directo involucra la extraccion de los
fluidos del reservorio de una muestra de roca reservorio (nucleo). Los meétodos
directos incluyen la retorta, destilacion con el procedimiento modificado ASTM vy la
centrifugaciéon de fluidos. La experiencia demuestra que es dificultoso remover la
muestra sin alterar el estado de los fluidos y/o roca. El proceso indirecto se basa en
medidas de otras propiedades, tales como presion capilar. EI método indirecto usa
medidas de perfiles o presion capilar. La saturacion de hidrocarburos, conjuntamente
con la porosidad, el espesor de la roca del reservorio y la extension areal de la misma
contribuyen al total de hidrocarburos existentes “in situ”.

PROPIEDADES DEL FLUIDO

3.2.1 PROPIEDADES DE LOS GASES

Un gas puede ser definido como un fluido homogéneo, generalmente de baja densidad
y viscosidad, que no tiene un volumen definido pero llena completamente cualquier

recipiente en el cual es colocado. Para poder predecir el comportamiento de los gases,
es necesaria una ecuacion de estado.

3.2.1.1 ECUACION DE ESTADO

Si se considera un sistema formado por una cantidad macroscopica apreciable de un
material simple o compuesto, su estado esta definido por un numero reducido de sus
propiedades, a las que se les denomina en general parametros, ya sean térmicos o de
otra naturaleza. Podran ser por ejemplo: su temperatura, su presion, su volumen
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especifico, su composicion quimica, etc. Pero si en lugar de considerar esa porcion
macroscopica, se hiciera un analisis del estado de ese material, observando
cantidades suficientemente pequefias, se encontrarian indicios completamente
diferentes a los anteriores. Tales serian: la distribucion de las moléculas, sus tamanos,
sus velocidades de traslacion, y todo esto para cada elemento simple de los que
forman la sustancia.

Lo dicho no quiere decir que ambos modos de analizar el estado de los cuerpos nos
lleve necesariamente a conclusiones dispares, sino simplemente que los resultados
deben ser aceptados con ciertas restricciones. La presion por ejemplo, se define en el
analisis macroscopico como el resultado de una fuerza aplicada sobre una unidad de
superficie; en el analisis microscopico, la presion es el resultado de una serie de
choques de diversa intensidad y direccion de las moléculas animadas de movimiento
contra esa superficie.

Considerando la unidad de peso de un cuerpo cualquiera; sélido, liquido o gaseoso, y
efectuando un analisis macroscopico, su estado queda definido por las siguientes
propiedades: volumen especifico, presidon y temperatura. Estas tres propiedades estan
vinculadas entre si, de modo que el conocimiento de dos de ellas permite determinar
la tercera, y la ecuacidn que, para cada cuerpo, las relaciona, se denomina “Ecuacion
de Estado” de ese cuerpo.

Las tres propiedades se denominan parametros térmicos, y la ecuacion de estado es
en general muy complicada, y aun desconocida para la mayoria de los cuerpos. Sélo
se ha establecido para algunos, y con exactitud, para los gases, siempre que se
encuentren alejados de su punto de licuefaccion. La ecuacion de estado de los
cuerpos esta representada en su forma implicita por:

F(v,p,1)=0 (3.2.1)

Es decir en una ecuacién de tres variables en la que se necesita conocer las
vinculaciones entre ellas para poder resolverla.

3.21.2 GASES IDEALES

Es aquél que puede soportar cualquier juego de valores del volumen especifico,
presion y temperatura, sin cambio de estado. Se lo denomina gas ideal porque en la
practica no existe ningun gas perfecto, ya que todos los gases conocidos han podido
ser licuados, en condiciones especiales de presion y temperatura. Sin embargo el
estudio de los gases perfectos es de gran importancia, porque sus propiedades son
muy semejantes a las de los gases reales, siempre que éstos se encuentren bastante
alejados de su punto de licuefaccion.

Las leyes que rigen las transformaciones de los gases ideales son: de Boyle-Mariotte,

de Gay-Lussac o de Charles y la ley general o combinada de los gases o de Boyle-
Charles.

A) LEY DE BOYLE:

Establece que para una determinada masa de gas, a una determinada temperatura, el
volumen varia inversamente proporcional con la presion.
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pV =cte (3.2.2)

B) LEY DE GAY-LUSSAC O LEY DE CHARLES
Establece que para una determinada masa de gas, a una determinada presion, e
volumen varia directamente proporcional con la temperatura absoluta.

V

—=cte
T

(3.2.3)

C) LEY COMBINADA O LEY DE BOYLE-CHARLES

Resulta de la combinacion de las leyes de Boyle-Mariotte y la de Charles o Gay-
Lussac, y establece que:

£TK=CIe (3.2.4)

Para una unidad de peso, siendo esta igual a 1 mol, dicha constante es igual a R, que
es definida como la constante universal de los gases, su valor depende de las
unidades de p, Vy T, en unidades de campo:

psia — ft* [Ib - mol)
°R

R=10.732 (

(3.2.5)

D) LEY DE AVOGADRO

Establece que bajo las mismas condiciones de presion y temperatura, iguales
volumenes de gases ideales contienen el mismo numero de moléculas. El numero de
moléculas N, contenidas en un gramo-mol de cualquier gas se designa con el nombre
de numero de Avogadro, y su valor mas probable es:

N = 6.02x10% _Toléculas (3.2.6)

mol — gramo

E) ECUACION DE ESTADO DE LOS GASES IDEALES
Considerando “n” moles de un gas cualquiera, la ley de Boyle-Charles es igual a:

pV =nRT (3.2.7)

F) MEZCLAS DE GASES IDEALES

El tratamiento previo del comportamiento de los gases es valido s6lo para gases de un
componente. Debido a que en ingenieria dificilmente se trabaja con gases puros, es
necesario tratar el comportamiento de una mezcla de gases. La composicion de una
mezcla del gas natural puede expresarse como la fraccion molar, fraccidon de volumen,
o fraccién de peso de sus componentes. Esto también pueden expresarse como el por
ciento molar, porcentaje de volumen, o porcentaje del peso multiplicando los valores
fraccionarios por 100. La fraccion de volumen esta basado en volumenes de
componente de gas medidos a las condiciones normales, para que la fraccion de

volumen sea equivalente a la fraccibn molar. La fraccion molar se define
matematicamente:
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n.
Yy, = !

S
2

donde:
yi = fraccion molar del componente i
n; = numero de moles del componente i
Zn; = numero total de moles de todos los componentes de la mezcla.

(3.2.8)

De razonamientos analogos se encuentra la fraccidon en volumen y/o la fraccion en
peso.

G) LEY DE DALTON

Dalton postuld que la presidon total de un gas es igual a la suma de las presiones
ejercidas por las moléculas individuales de cada gas componente. Fue un poco mas
alla y establecié que cada gas individual de una mezcla gaseosa puede considerarse
en forma hipotética que ejerce una presion parcial. Una presion parcial es la presion
que se obtendria si esta misma masa de gas individual estuviera sola en el mismo
volumen total a la misma temperatura. La suma de esas presiones parciales para la
presion total, o bien:

Pi+ P2+ P3+tpst. .. +p,+=p (3.2.9)

La ecuacion A8 es la ley de Dalton de la suma de las presiones parciales. Esas
presiones parciales son presiones hipotéticas que los gases individuales ejerceran y
son equivalentes a las presiones que en realidad tendrian si se introdujeran solos en
su mismo volumen y a la misma temperatura.

Se puede suponer que a volumen constante y a temperatura constante la presion es
funcion sélo del numero de moléculas de gas presente. Si divide la ley de los gases
perfectos del componente 1, p,V, = ny R T4, entre la del componente 2, p,V, = n;R Ty,
para la misma temperatura y volumen, puede obtener

(3.2.10)

La cual muestra que la relacion de las presiones parciales es exactamente la misma
en forma numérica que la relacion de las moles de los componentes 1 y 2. De manera
semejante, dividiendo la ley de los gases ideales del componente 1 entre la Ley de los
gases de todas las moléculas, p,V, = n, R T;, se obtendra la ley de presiones parciales
de Dalton:

p1/pi=ns/n = fraccion mol = y, (3.2.11)

La ecuacioén (3.2.11) muestra que la relacion de la presion parcial de un componente
individual con la presion total es numéricamente igual que la relacion de las moles del
componente individual con las moles totales. Teniendo en cuenta este principio, si se
conoce la fraccién mol de un componente gaseoso individual en una mezcla gaseosa y
si se conoce la presion total, se podra calcular la presion parcial de este componente
del gas al generalizar la ecuacion (3.2.11):
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Pi =Yi Pt (3.2.12)
En la que i representa cualquier componente.

H) LEY DE AMAGAT.

La Ley de volumenes aditivos de Amagat es analoga a la ley de presiones aditivas de
Dalton. Amagat establecié que el volumen total de una mezcla gaseosa es igual a la
suma de los volumenes de los componentes gaseosos individuales si se midieran a la
misma temperatura y a la misma presion total de todas las moléculas. Los volumenes
individuales de esos componentes individuales a la misma temperatura y presion se
conocen con el nombre de volumenes parciales (0 algunas veces volumenes de
componentes puros) de los componentes individuales, y

(3.2.13)

Razonando del mismo modo que en nuestra explicacion de presiones parciales, a la
misma temperatura y presion, el volumen parcial solo es funcion del numero de
moléculas del gas componente individual presente en la mezcla gaseosa, o bien

(3.2.14)
y también
V;/Viy=n4/n = fraccion mol = y, (3.2.15)

La cual muestra que la relacién de los volumenes parciales es exactamente o mismo,
de manera numeérica, que la relacion de las moles de los componentes 1y 2, o que la
relacion de las moles del componente i con las moles totales. La ecuacion (3.2.15)
establece el principio, que:

fraccion volumen = fraccion mol = y; para un gas ideal. (3.2.16)

I) PESO MOLECULAR APARENTE DE UNA MEZCLA DE GAS.

Aunque, en un sentido estricto, una mezcla de gas no tiene un unico peso molecular,
se comporta como si lo tuviera. Asi, el concepto de peso molecular promedio o
representativo es bastante atil para una mezcla de gases. El peso molecular aparente

representativo de una mezcla de gases (M,), es una pseudo propiedad de la mezcla y
se define como:

M, = y.M, (3.2.17)

yi = Fraccion molar del componente.
M; = Peso Molecular del componente.

En todas las formulas, las leyes de gas se pueden aplicar para mezclas de gases,
asimismo el peso molecular promedio en lugar del peso molecular para un solo
componente.

J) PESO O GRAVEDAD ESPECIFICA DE LOS GASES
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Se define la densidad de una sustancia como la relacion de su masa por unidad de
volumen. Por consiguiente puede obtenerse la densidad de un gas perfecto, pg, a
presion y temperaturas dadas. Sustituyendo m/M por n en la ecuacion de los gases
perfectos, donde m es el peso del gas en libras y M su peso molecular.

n
V=—xRT 3.2.18
pV=— (3:2.18)

luego, la densidad del gas es:
(3.2.19)

Por definicién la gravedad especifica de un gas (densidad relativa) es la razén de
densidad de un gas comparado con la densidad del aire seco a las condiciones
estandar de presion y temperatura, es decir a 60 °F y 14.7 psia, a estas condiciones el
comportamiento de los gases se aproxima al de un gas ideal. La composicién molar
del aire es aproximadamente: 78% Nitrédgeno, 21% de Oxigeno y 1% de Argdn, lo que
equivale a un peso molecular aparente de 28.97, luego la densidad del aire es:

px28.97
L= - (3.2.20)
Por lo tanto, la gravedad o peso especifico de un gas es:
pM
GE=Fs ___RT _ M (3.2.21)
Paire  Px28.97 2897
RT

3.2.1.3 GASES REALES

Los gases ideales o perfectos no existen, ya que los gases conocidos no cumplen las
leyes vistas anteriormente, cuanto mas se alejan de su punto de licuefaccion, a
presiones reducidas y temperaturas elevadas, tienden a comportarse como gases
perfectos. A presiones bajas, las moléculas de los gases se encuentran alejadas,
siendo casi nulas las fuerzas de atraccion entre ellas, mientras que, a altas
temperaturas el movimiento de las mismas es muy intenso, haciendo insignificantes a
las fuerzas de atraccidon. Bajo estas condiciones el gas se comporta como ideal.

Los gases reales pueden ser clasificados en gases permanentes, si no se los puede
licuar variando la presion a la temperatura en que se encuentran, y licuables, si es
posible licuarlos en esas condiciones.

Por ejemplo, el aire es un gas permanente, ya que para poder licuarlo por compresion
se debe reducir previamente su temperatura a —150°C, por lo tanto, pueden aplicarsele
al aire, a temperaturas normales, las leyes de los gases perfectos. El anhidrido

carbonico es un gas licuable, pues por debajo de los 31°C es posible licuarlo por
compresion.
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A) FACTOR DE COMPRESIBILIDAD

De acuerdo a la ley de Boyle-Mariotte, duplicando la presiéon ejercida sobre un gas, su
volumen debera reducirse a la mitad. En un gas real esa reduccidon es mayor a un
medio, se dice que el gas es supercompresible. La explicaciobn de este
comportamiento se basa en que las moléculas de los gases reales presentan dos
tendencias: (1) se apartan entre si por su constante movimiento cinético, y (2) se
atraen por fuerzas eléctricas existentes entre las moléculas. A presiones bajas, las
moléculas estan distantes, las fuerzas atractivas son insignificantes y el gas se
comporta como ideal. A temperaturas altas, el movimiento cinético es intenso,
haciendo las fuerzas atractivas insignificantes y, como en el caso anterior, el gas se
comporta como ideal. Al valor numerico, que representa una medida de la desviacién
del comportamiento ideal del gas, se denomina factor de supercompresibilidad, o mas
frecuentemente, factor de compresibilidad. También se le llama factor de desviaciéon
del gas y su simbolo es z. Este factor adimensional varia por lo general entre 0.70 y
1.20; siendo el valor de 1.00 el que representa el comportamiento ideal.

A presiones muy altas, por encima de 5000 psia, los gases, naturales pasan de un
estado supercompresible a uno en que la compresion resulta mas dificil que si se
tratara de gases perfectos. La explicacion de este fendmeno se debe a que cuando el
gas se comprime excesivamente, el volumen ocupado por las moléculas mismas
forma parte apreciable del volumen total. Ya que en realidad el que se comprime es el
espacio entre las moléculas, y éste es reducido cada vez mas, resulta por tanto, mas
dificil comprimir el gas. Ademas, como las moléculas se acercan, se forman fuerzas
repulsivas entre ellas. Esto se indica por un factor de desviacion del gas mayor de la
unidad. El factor de desviacion se define como la razén del volumen ocupado por un
gas a determinadas presion y temperatura al volumen que ocuparia si fuese perfecto,
es decir:

(3.2.22)

B) ECUACION DE ESTADO DE UN GAS REAL.

Todos los gases en su comportamiento, se desvian de la ley de gases ideales bajo la
mayoria de las condiciones en que se encuentren o sometan. Se han hecho
numerosos esfuerzos para considerar estas desviaciones entre un gas real del
comportamiento del gas ideal, la ecuacidn de estado mas celebrado de éstos la
ecuacion de deriva de la ecuacion de estado de Van der Waals. Se han derivado mas
recientes y mas exitosas ecuaciones de estado, por ejemplo, los Beattie—Bridgeman y
ecuaciones de Benedict—Webb-Rubin. Pero la ecuacién de gas real que la mayoria
normalmente usado en la practica por la industria es:

pV =znRT (3.2.23)

En esta ecuacién, el factor z es adimensional. El factor z puede interpretarse como un
término por el que la presion debe corregirse para considerar que obedece a la
ecuacion de gas ideal. Matematicamente:

(3.2.24)

(98]
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La ecuacion (3.2.24) se estila también escribirla en términos de volumen especifico o
de densidad, los cuales serian

_zmRT  zRT

V )
N M N M

(3.2.25)

en donde:
v = volumen especifico.
m = masa del gas.
M = peso molecular del gas

C) TEOREMA DE ESTADOS CORRESPONDIENTES DE J. VAN DER WAALS.

En 1873, J. D. Van der Waals propuso su teorema conocido como de estados
correspondientes. Antes de postular este teorema y discutir algunos de sus usos, se
haran las siguientes definiciones:

Presion Critica (p.): Es esa presion que un gas ejerce cuando esta en equilibrio con
la fase liquida y a la temperatura critica. También se define como la presion de
saturacion que corresponde a la temperatura critica.

Temperatura Critica (T.): Es la temperatura (de un gas) sobre la cual un gas no
puede licuarse por la aplicacion de presién solamente, sin tener en cuenta la cantidad
de presion.

Volumen Critico (V.): Es el volumen de una libra-masa de gas que estd a la
temperatura y presion criticas; es decir, es el volumen especifico del gas a la
temperatura critica y presion critica.

La maxima presidon y maxima temperatura a la cual coexisten las fases de gas y
liquido, definen el punto critico de un gas. Puede decirse entonces que por encima del
punto critico los gases son permanentes y por debajo son licuables; si su estado esta
muy alejado del punto critico se comportan como gases ideales.

La temperatura reducida (T,), presion reducida (p,), y el volumen reducido (V,), son las
proporciones o razones de la temperatura real, la presion real y el volumen especifico
a la temperatura critica, presién critica, y el volumen critico, respectivamente, es decir:

T.=T/T. (3.2.26)
Pr=p/Pc (3.2.27)
V.=V/V, (3.2.28)

Para cualquier substancia, la magnitud absoluta de presion o temperatura no es
realmente lo que cuenta para determinar el punto de estado en que se encuentra, es
decir, en la region liquida o region bifasica o regiéon del vapor (supercalor), etc. El valor
de la presion y temperatura relativas a un valor critico correspondiente es lo que
realmente cuenta. Asi, las coordenadas reducidas son muy importantes. Las
caracteristicas fisicas de una substancia son controladas por la proximidad relativa de
cualquier punto del estado en que se halle al punto critico. Si presion relativa a la
presion critica y la temperatura relativa a la temperatura critica es el mismo entonces
para dos substancias diferentes, las substancias estdn en los estados
correspondientes y cualquier otra propiedad, como la relativa de la densidad a la
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densidad critica, sera el mismo para ambas substancias. Este es el teorema o principio
de estados correspondientes. Declarado en otros términos, la desviacion de un gas
real de la ley de gas ideal es el mismo para los gases diferentes a las mismas
condiciones correspondientes de temperatura reducida y la presion reducida. El
teorema de estados correspondientes es exacto dentro de varios rangos porcentuales
para los tipos extensamente disimiles de substancias y mucho mas exacto que esto
para substancias restringidas que tienen el caracteristicas fisico-quimicas similares. El
teorema de estados correspondientes tiene muchas aplicaciones practicas. El factor
de mayor uso para evaluar la desviacion de gases reales de la ecuacion de estado
para un gas ideal es el factor z. Esto permite la evaluacion de las desviaciones de
otras propiedades termodinamicas en relacion con los gases ideales. De la ecuacion
de los gases reales, en términos de volumen especifico se puede inferir:

SN N A O (3.2.29)

Por el teorema de los estados correspondientes, la presion y temperaturas reducidas,
definen a la densidad reducida, o matematicamente se dice que es una funcién de
ambas. De lo expuesto anteriormente se concluye que la razon z/z. también es una
funcion de las variables reducidas.

Cuando es usado correctamente, el teorema de los estados correspondientes puede
ser aplicado a una mezcla de gases. Para una mezcla de gases de un numero n de
componentes, se tiene que:

n

Ppe =D Vi Pa (3.2.30)
i=1

T, = 2 i T (3.2.31)

donde:

Ppc = presion pseudocritica, absoluta
Toc = temperatura pseudocritica, absoluta
y; = fraccibn molar del componente i
psi = presion critica, absoluta, del componente /
T. = temperatura critica, absoluta, del componente i

Las propiedades pseudocriticas también pueden ser calculadas usando las siguientes
ecuaciones:

Toc =170.5 + 307.3 yq4 (3.2.32)
Ppc = 709.6 - 58.7 y4 (3.2.33)

Para fluidos condensados:

Toc =187 + 330 y4- 71.5y4° (3.2.34)
Ppc =706 - 51.7 yg - 11.1 y4° (3.2.35)
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La presién y la temperatura pseudoreducidas son definidas de la siguiente manera:

Tor=T/ Tpe (3.2.36)
Por = P/ Ppc (3.2.37)

D) IMPUREZAS EN MEZCLAS DE GASES NATURALES

Si en una mezcla de gases, aparte de hidrocarburos, existen anhidrido carbdnico
(COy), hidrogeno sulfurado (H,S) y/o nitrégeno (N;), se observa que estos tres gases
tienen un comportamiento distinto al de los hidrocarburos con respecto a la variacién
del factor de compresibilidad, y por consiguiente es necesario efectuar correcciones de
acuerdo a los porcentajes con que ingresan en el total de la mezcla. Las correcciones
se efectuan cuando se determina el factor de compresibilidad mediante la gravedad
especifica y deben afectarse la presion y temperatura pseudocriticas. Para ello cual se
utilizan las siguientes ecuaciones:

(3.2.38)

Donde:

A = suma de las fracciones molares de los componentes H,S y CO,
B = fraccion molar del componente H,S

&3 = constante de correcciéon para la temperatura y presiéon pseudocriticas

Luego, la nueva temperatura pseudocritica es:
', =T, —¢&, (3.2.39)
y la nueva presion pseudocritica es:

P, T,
T, +B(1-B)g,

ppc

(3.2.40)

En Ingenieria de Gas Natural, son éstos pseudo valores de presion y temperatura
criticas con los que se determina el valor de z.

E) DETERMINACION DEL FACTOR Z O FACTOR DE DESVIACION DEL GAS.
Entre los métodos mas conocidos, se tienen:

(1) La correlacion de Standing y Katz: La cual es muy confiable y ha sido usado en
la industria durante varias décadas, se basa en las propiedades reducidas de
presion y temperatura, las cuales pueden ser obtenidas a partir del diagrama
mostrado en la Figura 3.2.1, previo conocimiento de la gravedad especifica del
mismo. Una vez obtenidas dichas propiedades se hace uso del diagrama
mostrado en la Figura 3.2.2.

(2) EI método de Hall-Yarborough: Fue presentado por sus autores en 1973, ellos
desarrollaron correlaciones usando la ecuaciéon de estado de Starling-Carnahan ,
éstas correlaciones son:
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(3)

(4)

F)

APy
v

ZzZ =

(3.2.41)

Donde:
Por = presion pseudo reducida
t = reciproco de la temperatura pseudo reducida, (Toc / T)
y = densidad “reducida”, la cual es obtenida como la solucion de la ecuacion:

1)—{- ))2 + ))3 — ))4

F=-Ap, + ——-By'+Cy® =0 (3.2.42)
(1-y)
y
A=0.06125 rexp(-1.2(1-1))
_ _ 2
B=1(14.76-9.761 + 4.58:*) (3.2.43)

C=1(90.7-242.21+42.41%)
D=2.18+2.821

Esta ecuacion no lineal es resuelta por métodos numéricos tales como la técnica
de Newton-Raphson que utiliza la serie de Taylor para ello. Takacs ha
determinado que la diferencia promedio entre la correlacién grafica de Standing-
Katzy el método analitico de Hall-Yarborough es de -0.158% y la diferencia
absoluta promedio es de 0.518%.

El Algoritmo de Dranchuk, Purvis y Robinson; propuesto en 1974, que es la

resolucion por métodos numéricos iterativos de aproximacion sucesiva, de la
ecuacion:

z=1+(A4,+ A, 1 T, + 4,/ T2 )p, + (A, + 45/ T )P} +

, , (3.2.44)
+ A AP} T, + 4,0} 1 T (1+ 40} Jexp(— 4, p})
Siendo:
P, =027 R/ztr (3.2.45)
Los valores de las diferentes constantes son:
A1=0.3151, A2 =-1.0467, A3 =-0.5783, A4 = 0.5353,
A5 =-0.6123, A6 =-0.1049, A7 =0.6816, A8 = 0.6845.

El método Gopal. que linealiza mediante una ecuaciéon a las diferentes porciones
del diagrama del factor z, este método es raramente utilizado en la actualidad.

FACTOR DE VOLUMEN DE FORMACION DE LOS GASES DE UN
RESERVORIO (B,).

El factor volumétrico del gas (By), relaciona el volumen del gas en el yacimiento al
volumen del mismo en la superficie, es decir, a condiciones normales, de presion y
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temperatura. Generalmente se expresa en pies cubicos o barriles de volumen en el
yacimiento por pie cubico de gas a condiciones normales o standard, o bien como sus
reciprocos, en pies cubicos a condiciones normales por pie cubico o barril de volumen
en el yacimiento, existen varias ecuaciones de formas diferentes, siendo la diferencia
basicamente por las unidades en que estan expresadas. Aplicando la ecuacion
general de los gases reales, se deduce la siguiente ecuacion:

_PSCZT

B
. TP

(3.2.46)

G) COMPRESIBILIDAD ISOTERMICA DEL GAS

En ingenieria de reservorios, a menudo es necesario cuanto gas sera comprimido con
un incremento de presidn o cuanto se expandira con una disminucion de presion. Para
ello es necesario determinar la compresibilidad del gas. La definicion matematica
general para la compresibilidad isotéermica del gas es:

e (3.2.47)
g Vior],

El signo negativo es por convencion parte de la definicion, debido a que la derivada
parcial del volumen con respecto a la presion es normalmente una cantidad negativa.
La derivacion matematica para la compresibilidad del gas c, es presentada a
continuacion.

Sabiendo que:

V=nRTZ (3.2.48)
p
Luego
paz
—
{9K1 =nRT—££r—- (3.2.49)
op |, p

Reemplazando las ecuaciones (3.2.48) y (3.2.49) en la ecuacion (3.2.47) se tiene:

_|__r nRT 62_ 3.2.50
Cg |: nRT2:| I: pz (p ap Z]:| ( et )

Luego
cg=l_lfi (3.2.51)
p zOp
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De la ecuacién anterior se deduce que es posible calcular la compresibilidad de un gas
real si se tienen datos del factor de desviacion del gas z, como una funcién de la
presion. También se deduce a partir de esta ecuacion, que dado que en un gas ideal,
el factor de desviacion z es igual a uno y su correspondiente derivada con respecto a
la presion es cero, la compresibilidad para un gas ideal sera:

(3.2.52)

H) VISCOSIDAD DEL GAS

El coeficiente de viscosidad es una medida de la resistencia al flujo o desplazamiento
ejercida por un fluido. La viscosidad dinamica o absoluta de un fluido Newtoniano se
define como la proporcion de la fuerza de cizalla por la unidad de area, a la gradiente
de velocidad local. La viscosidad dinamica normalmente se da en las unidades de
centipoise, que es equivalente a 1 gr-masa/100 seg-cm, asimismo, 1 centipoise =
6.72x10-4 de Ib-m/ft seg.

La viscosidad cinematica, que usualmente no se utiliza, es definida como sigue:

(3.2.53)

O lo que es igual, la razén de la viscosidad dinamica entre la densidad. La viscosidad
cinética normalmente se da en centistokes que es equivalente al cm?/100 seg. La
Unica manera exacta de obtener la viscosidad de un gas es determinarlo
experimentalmente. Sin embargo, la determinacién experimental es dificil y lenta.
Normalmente, el ingeniero de petrdleo debe confiar en las correlaciones de viscosidad.
Ampliamente difundidas. La viscosidad de un gas puro depende de la temperatura y
presion, pero para las mezclas de gas es también una funcion de la composicion de la
mezcla. La siguiente ecuacion puede usarse para calcular la viscosidad de una mezcla
de gases cuando el analisis de la mezcla de gas es conocido y las viscosidades de los
componentes son conocidas a la presion y temperatura de interés:

(3.2.54)

Lo mas recomendable, es la utilizacion de la correlacion de Carr y Kovayashi, con la
ayuda de los diagramas presentados en las Figuras 3.2.3 y 3.2.4. Estos diagramas
proporcionadas por Carr y Kobayashi, dan un rapido y fiable valor de las viscosidades
de mezclas de gases del hidrocarburos a 1.0 atm de presion, dado un conocimiento de
la gravedad y temperatura del gas. Los cuadros pequenos, insertados en la Figura
3.2.3, son las correcciones que se introducen por la presencia de nitrdgeno, didéxido de
carbono, y/o sulfuro de hidrogeno. El efecto de cada uno de los gases que no son
hidrocarburos es aumentar la viscosidad de la mezcla de gas. El modo de operar, es el
siguiente:
(1) Dados los valores del peso molecular del gas y la temperatura a la que esta
sometido el gas, en grados Fahrenheit, se determina su viscosidad, en centipoises
a la presion de una atmosfera utilizando el diagrama de la Figura 3.2.3
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(2) Este valor es corregido por la presencia de los gases no hidrocarburos, que son el
dibxido de carbono, acido sulfhidrico y nitrbgeno. Los cuadros de correccion
también se encuentran en la Figura 3.2.3.

(3) Con la ayuda del diagrama de la Figura 3.2.4, dado que se conocen los valores de
presion y temperaturas reducidas, se determina la razén de la viscosidad del gas
en relaciéon a la viscosidad de 1 atmdsfera.

(4) La viscosidad buscada, es el producto de éstos dos valores encontrados, los que
son utilizados para los diferentes trabajos de ingenieria en un margen bastante
aceptable.

Una expresion analitica para estimar la viscosidad de una mezcla de gas de
hidrocarburos fue presentada por Lee en 1966. La ecuacion es:

(3.2.55)

donde:

Ko (9.4+0.02M)T" (3.2.56)
209+19M +T

X=3.5+¥+0.01M (3.2.57)

y=24-02X (3.2.58)

donde:
T = temperatura, °R
Lg = viscosidad del gas, cp
M = peso molecular
pg = densidad del gas, gr/cm®

El método de Lee no incluye un método para corregir para corregir las impurezas del
gas, por lo tanto, el valor obtenido sera para un gas sin impurezas. Sin embargo, si el
factor de desviacion z usado en el calculo de la densidad del gas ha sido corregido
debido a las impurezas, entonces el método de Lee es valido para gases acidos.

I) CANTIDAD DE VAPOR DE AGUA PRESENTE EN EL GAS NATURAL.

El agua puede arrastrase a lo largo de la tuberia con el gas en la fase de vapor o
arrastrado con el gas en la forma de gotas. En estas condiciones, a cualquier
temperatura y presion dadas, existe una cantidad maxima de vapor de agua que un
gas puede tener consigo. Un gas es completamente saturado cuando contiene la
cantidad maxima de vapor de agua para la temperatura dada y condiciones de
presion. Esta temperatura de saturacion a la presion especificada es el punto de rocio
del gas. Para calcular el contenido de vapor de agua de gas natural saturado se utiliza
la Figura 3.2.5, por ejemplo un gas saturado de agua cuyo punto de rocio es 70°F, su
temperatura es 80°F, y su presion 400 psia, tendra una concentracion o cantidad de
agua de 7.46 galones por cada millon de pies cubicos. La Figura 3.2.5 también se
puede utilizar para determinar si un pozo, produce pequefias cantidades de agua en
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fase liquida en el reservorio o si toda el agua producida estd en estado de vapor a
condiciones del reservorio.

3.2.2 PROPIEDADES DEL AGUA DE FORMACION

3.2.2.1 FACTOR VOLUMETRICO DE FORMACION

El factor volumétrico de formaciéon puede ser estimado mediante la siguiente
correlacion desarrollada por Mc Cain:

(3.2.59)
Ademas
AVip = -1.0001x107 + 1.33391x10™ T + 5.50654x107 T? (3.2.60)
AVt = =1.95301x10° P T - 1.72834x10"* P? T — 3.58922x107 P
—2.25341x107"° P? (3.2.61)

Donde:
B,, = Factor Volumétrico de Formacion, BBL/STB
AV,, = Correccion para la presion de formacion, adimensional
AVt = Correccion para la temperatura de formacién, adimensional
T = Temperatura, °F
P = Presion, psia

3.2.2.2 DENSIDAD

La densidad del agua se ve afectada debido a la temperatura y a los sélidos disueltos
en el agua, ésta puede ser estimada a partir de la siguiente ecuacion:

62.4
= pu;yw — B yw (3262)

w w

Pw

pw = Densidad del agua de formacién a presion y temperatura, Ib/ft3
pwsc = Densidad del agua a condiciones estandar, 62.4 |b/ft3

Yw = Gravedad especifica del agua de formacion.

B,, = Factor Volumétrico del agua, BBL/STB

3.2.2.3 VISCOSIDAD

Una correlacion grafica fue desarrollada por Mathews y Russell para determinar la
viscosidad del agua, dicha correlacion ha sido convertida a la forma de ecuacion por
Meehan, la correlacién toma en cuenta los efectos de la presion y la salinidad.

Hw = Hwo [1 + 3.5x102 P? (T - 40)] (3.2.63)
Hwo = A + BIT (3.2.64)
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A=-4518x10% + 9.313x107 Y- 3.93x10™"? Y2 (3.2.65)
B =70.634 + 9.576x107'° Y? (3.2.66)

Donde:

Hw = Viscosidad del agua de formacién a presion y temperatura, cp
Hwo = Viscosidad del agua de formacion a P = 14.7 psia y temperatura, cp
P = Presion de interés, psia
T = Temperatura interés, °F
Y = Salinidad del agua de formaciéon, ppm

3.2.2.4 GAS EN SOLUCION O DISUELTO

Una ecuacion para calcular el gas disuelto en el agua de formacion ha sido publicada
por Craft y Hawkins, dicha ecuacién es la siguiente:

Rsw = Rewp [1 = XY x 107 (3.2.67)
X =3.471 T8 (3.2.68)

(3.2.69)
Donde

Rsw = Gas disuelto en el agua de formacion, SCF/STB
Rswe = Gas disuelto en agua pura, SCF/STB
= Salinidad del agua de formacién, ppm

= Presion, psia

T = Temperatura, °F
Cy= 2.12+3.45x10° T - 3.59x10° T?
C,= 0.0107 —5.26x10° T + 1.48x10™" T?
Cs= —8.75x107 +3.9x10° T—1.02x10™"" T2

3.2.2.5 COMPRESIBILIDAD ISOTERMICA

Una ecuacion para estimar la compresibilidad isotérmica del agua ha sido publicada
por Beggs, la misma ignora el gas y los solidos disueltos debido a que los efectos

sobre la compresibilidad pueden considerarse despreciables. La ecuacion es la
siguiente:

(3.2.70)

Donde:
C,= 3.8546 —0.000134 P
C.= -0.01052 + 4.77x10" P
Cs = 3.9267x10° -8.8x10™ P
= Temperatura, °F
= Presion, psia
Cw = Compresibilidad del agua de formacién, psi™
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3.3

VOLUMETRIA DE RESERVORIOS
3.3.1 MAPAS DE SUBSUELO

Los mapas de contorno han sido extensivamente usados para la determinacion de
hidrocarburos in situ y reservas. Una gran variedad de mapas pueden ser preparados
usando lineas de contorno. De acuerdo con Bishop, los contornos son lineas dibujadas
en un mapa para conectar puntos de igual valor, comparado con algun valor de
referencia elegido. La Figura 3.3.1 es un ejemplo que ilustra un mapa de contorno. En
este caso el mapa es un isopaco de espesor bruto. Cada contorno representa un valor
constante de un espesor bruto dado en el reservorio.

Bishop ha presentado algunas reglas en lo concerniente a mapas de contorno:

(1) Las lineas de contorno no pueden cruzar sobre otras. (En el caso especial de un
acantilado colgante o una falla, lo contornos parecen cruzarse; en el espacio,
estas lineas no deberian estar en contacto pero podrian estar una encima de
otra.)

(2) Las lineas de contorno no pueden unirse con contornos de diferentes valores u
otras del mismo valor. (Cuando un plano vertical es proyectado sobre un mapa,
los contornos aparentemente convergen; en el espacio, estas lineas podrian no
estar en contacto pero podrian estar una encima de otra.)

(3) Los contornos siempre se deben cerrar o finalizar en el borde del mapa.

(4) Los contornos del mismo valor deben ser repetidos para indicar una direccion
opuesta de la pendiente

(5) Elintervalo contorneado, o la unidad sobre la cual el mapa esta dibujado, debe ser
una funcion de: (a) la escala del mapa, (b) la cantidad de variacion entre los
valores que estan siendo contorneados, y (c) la cantidad de detalle, el cual es
deseable para el propdsito en particular del mapa.

3.3.1.1 MAPAS ESTRUCTURALES

Los mapas estructurales son dibujados para mostrar la forma geométrica de un
reservorio o formacioén. Tradicionalmente, cuando el término de “Mapa Estructural” es
usado, éste se refiere a un mapa estructural del tope de la zona. Es probablemente
mejor utilizar la terminologia “Mapa estructural de Tope” si la zona que esta siendo
mapeada es el tope de la estructura debido a que los “Mapas Estructurales de Base”
también existen.

Es de practica comun que los contornos de un mapa estructural sean lineas sélidas. Si
se muestran contactos petroleo-agua o gas-petrdleo, éstos a menudo son
representados son lineas discontinuas o punteadas. Los contornos representan lineas
de interseccion entre una serie de planos horizontales (separados por un intervalo
vertical constante) y la superficie (usualmente el tope pero puede ser también la base)
de la formacion que esta siendo mapeada. La configuracion de la superficie es
interpretada en base al modelo realizado por las lineas de contorno. El fallamiento y el
plegamiento pueden ser mostrados por medio de contornos.

El buzamiento es definido como el angulo entre el plano de estratificacion y un plano
horizontal medido a 90 grados del rumbo del estrato. El buzamiento tiene magnitud y
direccion, siendo la direccion la misma que la del plano de maxima pendiente. Asi, el
buzamiento pude ser determinada a partir de un mapa estructural teniendo en cuenta
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el cambio en la pendiente a lo largo de una linea que forme angulos rectos con los
contornos.

El primer paso en la construccion de un mapa estructural de subsuelo es determinar la
elevacion o cota de los pozos, referida al nivel del mar. Luego, la posicién estructural
de la formacion es determinada sustrayendo la profundidad a la cual la formacion fue
encontrada menos la elevacién. El resultado sera un mapa estructural cuyos contornos
estan referidos al nivel del mar, asi, si la superficie mapeada esta por debajo del nivel
del mar, los valores de los contornos seran negativos. Soélo en los yacimientos
completamente perforados en un espaciamiento relativamente cerrado tendran
suficientes datos que permitan realizar un contorneo exacto mediante la simple
conexion de puntos de igual elevacion. Normalmente la cantidad de datos disponibles
son limitados, por lo que para este caso el método de contorneo “interpretativo” es el
mas aceptado, mediante este procedimiento, los contornos son dibujados para ilustrar
posibles patrones estructurales que son consistentes con la informacion disponible y
con las tendencias conocidas (o supuestas) de la region.

Usualmente el contorneo de mapas estructurales es realizado por los gedlogos. Los
datos necesarios para este proposito proviene basicamente de tres fuentes: (1) control
geoldgico de pozos, (2) datos geofisicos, usualmente en forma de mapas “tiempo”, y
(3) hipotesis geologicas concernientes a los eventos de deposicidn y post-deposicion.

3.3.1.2 MAPAS ISOPACOS

Un mapa isopaco muestra por medio de lineas de contorno la distribucion y el espesor
de una unidad mapeada en particular. Las lineas de contorno conectan puntos de igual
intervalo vertical. Los mapas isopacos ilustran el tamano y la forma de un horizonte
dado.

Existen dos tipos comunes de mapas isopacos que son usados por los ingenieros de
reservorios: isopacos de espesores totales o brutos e isopacos de espesores netos.
Los mapas de isopacos de espesor total de petroleo contornea el espesor total
pagable (gross pay), es decir, la profundidad del tope del petréleo menos la
profundidad de la base del petréleo. Los mapas isopacos de espesor neto tienen
contornos que estan referidos solo a la zona que contribuye a la recuperaciéon de
petréleo, es decir, el espesor neto pagable (net pay). Por lo tanto, un mapa isopaco de
espesor total de petroleo debe incluir cualquier seccion lutacea que se encuentre
dentro del intervalo que conforma el anillo de petréleo en la formacion; en cambio, un
mapa isopaco de espesor neto de petrdleo no las incluye. Se debe tener en cuenta
que el tope del intervalo de petréleo en un pozo con un contacto petréleo-gas, no sera
el tope de la formaciéon sino que sera el contacto gas-petréleo. De manera similar, en
un pozo con contacto petréleo-agua, el limite inferior del petrdleo sera el contacto
petréleo-agua. La Figura 3.3.2 ilustra estos conceptos. La situacion es la misma para
una zona de gas (ya sea éste un reservorio de gas o una capa de gas de un reservorio
de petroleo) con la excepcion de que si un contacto gas-petrdleo se encuentra
presente, éste sera el limite inferior del espesor y no el superior. Los datos para los
mapas isopacos pueden ser obtenidos directamente de los registros eléctricos de los
pOZoSs.
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3.4

3.3.1.3 MAPAS DE RELACION DE ESPESORES NETO-BRUTO
PAGABLES

Si se considera una sola formacion en un pozo, la relacion del espesor neto pagable al
espesor bruto pagable esta relacionada a la fraccion del intervalo total de
hidrocarburos que estan contribuyendo efectivamente a la recuperacion. Por lo tanto
los contornos de un mapa de relacién de espesores neto-bruto nos mostraran, con tan
soOlo echar una mirada, cuan limpia es la formaciéon y cdémo se encuentra distribuida. El
espesor bruto pagable es determinado a partir de los registros eléctricos de los pozos,
luego dentro de este intervalo (otra vez usando los registros eléctricos), las zonas de
lutitas, baja porosidad y alta saturacién de agua son localizadas, para posteriormente
sustraer el espesor de estas zonas del espesor total pagable, con lo que se obtiene el
espesor neto pagable. Por ultimo, para cada pozo, la relacion de espesores neto-bruto
es simplemente el espesor neto pagable dividido por el espesor bruto pagable.

3.3.1.4 MAPAS DE ISOPOROSIDAD

Para preparar estos mapas, es necesario calcular para cada pozo la porosidad
promedio sobre las porciones de espesor neto de la formacion deseada, de este
modo, un numero es el que representa la porosidad promedio para cada pozo. Luego,
los contornos que son dibujados ilustran las tendencias de la porosidad del espesor
neto del reservorio.

3.3.1.5 MAPAS DE ISOSATURACION DE AGUA

Se determina la saturacién de agua promedia para cada pozo, tomando en cuenta las
porciones de espesor neto de la formacién, usualmente a partir de los registros
eléctricos. Luego, de manera similar al mapeo de porosidad, cada pozo tendra una
saturacion de agua promedio; con suficientes pozos, los contornos que pueden ser
dibujados ilustran como la saturacion de agua esta distribuida en el reservorio.

RESERVORIOS DE GAS

Los yacimientos de gas son aquellos cuya presidon y temperatura inicial se encuentran
a la derecha del punto critico y por arriba de la curva de rocio en un diagrama
Presion—-Temperatura (Figura 3.4.1).

3.4.1 CLASIFICACION

De acuerdo a la ubicacion de la presion y temperatura iniciales en el diagrama
Presion—Temperatura, los yacimientos de gas se subdividen en yacimientos de gas
seco, gas humedo y gas condensado.

3.41.1 YACIMIENTOS DE GAS SECO

Son aquellos cuya temperatura inicial excede a la cricondetérmica y estan constituidos
por metano casi exclusivamente, con rastros de hidrocarburos superiores que en
superficie no condensan. Debido a la alta energia cinética de las moléculas y a su baja
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atraccion, no alcanzan a formar liquidos a la presion y temperatura del tanque de
almacenamiento. Estan representados por el punto D de la Figura 3.4.1, habiéndose
indicado en linea continua el descenso de presion isotérmicamente y en linea
discontinua cuando la temperatura también disminuye.

3.4.1.2 YACIMIENTOS DE GAS HUMEDO

Son aquellos cuya temperatura inicial excede a la cricondetérmica y estan formados
por hidrocarburos livianos e intermedios que no condensan liquido a la temperatura de
reservorio pero si lo hacen a la del tanque de almacenamiento. Existe una disminucion
en la energia cinética de las moléculas mas pesadas, lo que provoca un aumento en
las fuerzas de atraccidon entre ellas, transformandose parte del gas en liquido. Punto E
de la Figura 3.4.1. En linea continua se ha indicado la disminucion de presion a
temperatura constante y con linea discontinua cuando también hay un descenso de la
temperatura hasta la presion del tanque de almacenamiento. Se observa que la linea
discontinua ingresa en la zona bifasica, obteniéndose en superficie liquido
condensado.

3.4.1.3 YACIMIENTOS DE GAS CONDENSADO

Estan constituidos por un fluido de composicidon tal que por expansion isotérmica a la
temperatura de reservorio aparece una fase liquida en el mismo, que puede o no
revaporizarse al continuar el proceso. En el punto F de la Figura 3.4.1 la fase es gas,
al disminuir la presion se llega a RR, punto de rocio retrogrado, llamado asi porque al
reducir la presion se condensa liquido en el yacimiento, que queda adherido a los
poros de la roca, permaneciendo inmovil, y debido a esta pérdida, la relacion gas-
petréleo en superficie se incrementa. Disminuyendo nuevamente la presion se llega a
RT, de tangencia a la curva de iso-volumen de liquido, a partir de alli comienza una
revaporizacion normal que se hace total en RN, punto de rocio normal.

Al llegar al punto RR se tiene una fase gaseosa con una liquida incrementandose esta
Ultima hasta RT, la aparicion del liquido provoca un cambio en la envolvente de la
curva, desviandola hacia la derecha e incrementando de esta manera, la pérdida de
liquido condensado en el yacimiento, como aquél dificiimente supera la saturacion
critica, no tiene un mecanismo de drenaje propio, impidiendo de esta manera la
recuperacion por simple extraccion debido a que no fluye.

3.4.2 ESTIMACION DE RESERVAS DE GAS

El desarrollo eficaz de un reservorio del gas natural depende del conocimiento de
como el reservorio se comportara en el futuro, en otras palabras predecir la
recuperacion del gas como funcion de presion o tiempo. Para ello, se deben identificar
las fuentes de energia que permiten producir el gas del reservorio y evaluar su
contribucion. La energia requerida para la produccion de gas, normalmente se deriva
de la expansion del gas o una combinaciéon de expansion del gas con una intrusién de
agua. La estimacion volumétrica, y las curvas de declinacidn son métodos que se
pueden utilizar para estimar las reservas de gas in situ en el reservorio. En la practica
real, las reservas recuperables son las de mayor interés, su estimacion requiere
predecir una presion de abandono a la cual ya no es econdmica la explotacion del
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reservorio. La presion de abandono es principalmente determinada por las condiciones
econdmicas como el valor futuro del mercado de gas, el costo de operar y mantener
los pozos, y costo de comprimir y transportar el gas a los consumidores. Dado que
estos factores son bastante inconstantes, esta discusiéon de métodos de estimacion se
confina a las reservas in situ o totales en el reservorio y a sus eficacias en la
recuperacion.

3.4.2.1 METODO VOLUMETRICO

Este método es basicamente el calculo directo del volumen libre ocupado por los
fluidos en el espacio poroso de un reservorio. No toma en cuenta la presion a la que
esta el reservorio, ni la temperatura; dichas variables se encuentran implicitas en el
factor de formacion del gas B, Referente a esto ultimo, hay que poner especial
atencion en By, ya que usualmente se lo presenta en diferentes unidades, por lo que
deben estar necesariamente en unidades consistentes, si asi no lo fuera, se deben
uniformizar. La ecuacion volumétrica a aplicarse es:

G = 43560V, @ (1-S,)/ B, (3.4.1)

Donde:
1 Acre-ft = 43560 ft'.
V, = Volumen bruto del reservorio ocupado por los fluidos, en Acre-ft.
= Porosidad, en fraccion (< 1.0), adimensional
S, = Saturacion de agua, en fraccion (< 1.0), adimensional
By = Factor de volumétrico inicial del gas (en CF/SCF).

Si es posible estimar un razonable valor para la presion de abandono del yacimiento
Pa, Y €l reservorio es volumétrico, es decir, que su volumen se mantiene constante,
entonces las reservas de gas pueden ser determinadas definiendo el concepto del
Factor Volumétrico de Abandono Bg,, que es el factor volumeétrico de gas a la presion
de abandono del yacimiento, con el cual es posible determinar el gas remanente G,,
que queda cuando se abandona el yacimiento:

G, =43560 V, D (1—S,)/ Bga (3.4.2)

Dado que las reservas de gas G,s, se obtienen de la diferencia del Gas Original In Situ
menos el Gas Remanente (G - G,) entonces:
(3.4.3)

Luego el factor de recuperacion RF, en porcentaje sera:

(3.4.4)
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Para el calculo del volumen bruto (Figura 3.4.2), existen dos férmulas; la trapezoidal,
usada si la razon de areas contiguas es mayor que 0.5 y la piramidal, cuando la razén
de las areas contiguas es menor o igual que 0.5, y ellas son:

AV, = 12]-(/1" +A,,,) Trapezoidal (3.4.5)

AV, = ’_3’ (4, + 4, +J4,4,.,) Piramidal (3.4.6)

Las unidades son:
AV, = Incremento parcial del volumen ocupado por los fluidos, en Acre-ft.
h = Espesor o distancia de las estratos respectivas, en pies.
A, = Area correspondiente a la capa “n”, en Acres.
An.1 = Area correspondiente a la capa “n+1", en Acres (contigua).

3.4.2.2 BALANCE DE MATERIALES

Un proceso de balance de materiales, es una contabilidad o balance exacto de los
materiales que entran, y de los que salen o extraen en un volumen definido, en el
curso de un intervalo de tiempo determinado de un proceso o fendbmeno. Por
consiguiente, el equilibrio en el balance de materiales es una expresion de la ley de
conservacion de masa.

Las principales suposiciones que se consideran son las siguientes:

a) Elreservorio se puede tratar como un tanque de volumen constante.

b) Existe equilibrio de presién a lo largo del reservorio, lo que implica que no hay
ninguna gradiente de presion en el reservorio, en cualquier momento dado.

c) Los datos de presion-volumen-temperatura obtenidos en el laboratorio (datos
PVT) se aplican al gas del reservorio a las presiones promedias usadas.

d) Los datos de produccion y acumulados son confiables, y los datos de la
reinyeccion del gas y las dimensiones del reservorio estan disponibles.

e) Los cambios en el volumen del agua intersticial y la porosidad con la presion, y la
evolucion de concentraciones del gas disuelto en el agua intersticial con la
disminucién en la presion son despreciables.

El principio de conservacion de masa se puede aplicar al gas del reservorio como
rendimiento de la masa y balance molar.

Mmp=mj—m y Np=nj—n (3.4.7)

en donde se considera:
m = cantidad de gas en unidades de masa.
n = cantidad de gas en unidades molares.
p = denota condiciones producidas a la presiéon p.
i = denota condiciones iniciales o de descubrimiento

Considerando que la composicion del gas producido es constante, los volumenes de
gas en pies cubicos estandar (ambos, los producidos y los que permanecen

48



remanentes en el reservorio) son directamente proporcionales a las cantidades de
masa y al numero de moles.

Usando el concepto de reservorio de volumen constante, definimos a V; como el
volumen del reservorio ocupado por los hidrocarburos originalmente (en Bls.) a la
presion inicial p;.

Considerar que a una subsecuente presion p, G, es el gas producido en pies cubicos
normales de gas, W, son los barriles de agua a condiciones de superficie que se han
producido, W, es la intrusidbn de agua en el reservorio, y V es el volumen de gas
restante o remanente en barriles en el reservorio.

Dado que el reservorio esta siendo considerado constante, las siguientes ecuaciones
se obtienen:

o lo que es igual (3.4.8)

Considerando que V; V, W, y el producto W, B,, estdn a condiciones de reservorio;
B, es el factor de formacion del agua en el reservorio en BIs/STB, en donde aplicando
las ecuaciones de la ley general de los gases reales, se obtiene la siguiente ecuacion:

V.- W +W B._
n=5.615p(' ;T i “) (3.4.9)
VA

Donde:
R = Constante Universal de los Gases, 10.732, unidades inglesas.

Haciendo un balance por el nimero de moles; se deduce la ecuacion:

v, V.-W,+W,B,
G, =5.615 %7 o '—p(‘ L H,8,) (3.4.10)
P T| z z

Donde:
G, = Gas acumulado producido desde la presion inicial a la presion actual; en Scf.

Si consideramos que no hay produccién de agua y que la intrusion de agua es cero se
obtiene la ecuacion:

(3.4.11)

Finalmente, expresando V; en términos de G (Scf de gas inicialmente en el reservorio)
y aplicando el concepto de factor de formacion del gas By, para las condiciones
iniciales y actuales se tendra la ecuacion:

(3.4.12)

Esta ecuacion de balance de materiales para reservorios de gas, se puede aplicar
para estimar la reserva inicial de gas de un descubrimiento a partir de los datos de
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produccién, también determinar la existencia y estimar el grado de efectividad del
mecanismo de intrusidon de agua, y predecir el comportamiento del reservorio.

A) METODO DE P/Z.

La ecuacion de balance de materiales para reservorios volumétricos puede ser escrita
de la siguiente manera:

TG .
N el S /) (3.4.13)
5615z, T, V. z,

1

§] |'t3

Asi un grafico de p/z versus G, sera una linea recta para un reservorio de gas
volumétrico, Figura 3.4.3. La interseccion cuando p/z = 0, es el gas original en el
reservorio.

5615z, T, V, p,
P Tz

G

(3.4.14)

La pendiente esta dada por:

e - (3.4.15)

El término p/z es el gas remanente en el reservorio a alguna presion p. Asi, la linea
recta del grafico puede ser extrapolada para obtener el gas inicial a la presion de cero,
las reservas de gas a la presidon de abandono y la produccién de gas acumulada a
alguna presion de interés.

Si hay una invasién de agua, el volumen de hidrocarburos no es constante en el
tiempo, consecuentemente, un ploteo de p/z versus G, no es una linea recta. En lugar
de eso, un reservorio con empuje de agua normalmente resulta en una curva que es
céncava hacia arriba Figura 3.4.3. Esto es porque debido al influjo de agua, la presion
no cae tan rapidamente con la produccidn como en un reservorio volumétrico. El
método p/z no puede ser usado en este tipo de reservorios.

Después que una razonable cantidad de gas a sido producida (alrededor del 20% de la
reserva), la linea recta del gréfico p/z versus G, para un reservorio volumétrico
proporciona un procedimiento satisfactorio para estimar el gas recuperable. Se debe
tener cuidado de que si Unicamente la presion (en lugar de p/z) es graficada contra la
produccion acumulada de gas, el resultado del grafico no es lineal, y la extrapolacion
de esta curva de p versus G, puede resultar en un error considerable.

B) METODO DE HAVLENA Y ODEH.

Utilizando la definicion del factor volumétrico del gas y reordenando la ecuacion
(3.4.10), la ecuacion de balance de materiales para un reservorio volumétrico es
expresada de la siguiente forma:

(3.4.16)

Definiendo:
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F=G,B, (3.4.17)
E,=G(B, - B,) (3.4.18)
w.=(w,-w, B,) (3.4.19)

Luego, la ecuacion (3.4.16) puede ser escrita como:
F=GEg+ W, (3.4.20)

Si graficamos F versus E, el resultado es una linea recta con una pendiente humérica
igual a G que cruza al eje "Y” en W’. En ausencia de produccion de agua y si no hay
empuje de agua entonces W’ = 0 y la linea recta pasa a través del origen, esto ultimo
se aprecia en la Figura 3.4.4.

Para el caso de un reservorio con empuje de agua es mas conveniente expresar la
ecuacion (3.4.16) de la siguiente forma:

F+W_ B, W
P -, (3.4.21)
E E

La intrusion de agua W, puede ser escrita como:
We=CZQpAp (3.4.22)

Donde:
C = constante del influjo de agua, scf/d.
Qp = Intrusién de agua adimensional
Ap = disminucién de la presion, psi

Luego:

EtW, B, _ 2205 . (3.4.23)
E E

De acuerdo a esta ecuacion un grafico de [(F + W,.B,)/E] versus (2Qp Ap)/E produce
una linea recta. Para el caso en que la sumatoria del influjo de agua para estado
estable, 2Qp.Ap, provista, es calculada exactamente; la interseccion de la linea recta
con el eje "Y" es el gas inicial en el reservorio y tiene una pendiente igual a la
constante del influjo de agua "C". La Figura 3.4.5 ilustra lo antes mencionado.

Un grafico no lineal resulta si el acuifero es caracterizado incorrectamente. Una curva
sistematica hacia arriba o hacia abajo sugiere que la sumatoria de términos es muy
pequena o grande respectivamente, mientras que una forma de "S" indica que debe
asumirse acuifero lineal (en lugar de un radial). Los puntos deben graficarse
secuencialmente de izquierda a derecha. Un cambio de esta secuencia indica que un
limite desconocido del acuifero ha sido alcanzado y que un acuifero mas pequefo
debe ser asumido en los calculos del influjo de agua.
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3.4.2.3 CURVAS DE DECLINACION DE PRODUCCION

Las curvas de declinacion de la produccion se usan ampliamente en la industria
petrolera para evaluar cada pozo en forma individual, estudiar el comportamiento
actual del campo y predecir el comportamiento futuro. Las estimaciones para el
analisis de curvas de produccion se basan en técnicas matematicas o graficas y no en
las leyes fisicas que gobiernan el flujo de hidrocarburos a través de la formacion, es
decir, que los factores que afectaron a la producciéon en el pasado continuaran
haciéndolo de la misma forma en el futuro. Las curvas de declinacion pueden ser
caracterizadas por tres factores: (1) el caudal de produccion inicial, (2) la curvatura de
la declinaciéon y (3) el ritmo de declinacidén. Estas curvas se pueden ser trazadas para
cada pozo en particular, un grupo de pozos de un yacimiento o todos los pozos del
mismo. Las predicciones hechas en base a curvas de declinacion de producciéon no
son acumulativas, es decir que si los caudales por separado de dos pozos declinan
segun una extrapolacion matematica, el caudal de los dos pozos tomados como uno
solo no declina de la misma manera. Este resultado puede crear confusion al evaluar
las reservas futuras o la productividad potencial debido a que se obtienen
conclusiones diferentes de distintas dependencias cuando utilizan los mismos datos
basicos. No obstante, las curvas de declinaciéon son faciles de usar y se mantienen
actualizadas, dando informacion rapida y confiable sobre las expectativas para los
siguientes meses, indicando en forma grafica cuales son los pozos (o grupos de
pozos) que producen menos de los esperado, de manera que se pueden planear los
programas de reparacion y reacondicionamiento.

El caudal de produccion de los pozos o grupos de pozos generalmente declina con el
tiempo. Las férmulas que relacionan el tiempo, el caudal de produccién y la produccion
acumulada son obtenidas ploteando los datos observados de modo que la relaciéon
entre las variables resulte en una linea recta. Algunas predicciones pueden ser hechas
graficamente, mediante una simple extrapolacion de la linea recta o mediante el uso
de férmulas matematicas. En la mayoria de los casos la produccion declinara aun
ritmo decreciente, es decir, dq /dt decrecera con el tiempo. La Figura 3.4.6 muestra
una curva ideal. El punto t = 0 puede ser elegido arbitrariamente, q es el caudal de gas
y t es el tiempo. El area bajo la curva entre lo tiempos t; y t, es una medida de la
produccion acumulada durante este periodo debido a que:

G, = [ g dt (3.4.24)

Las reservas se obtienen de la diferencia entre la produccién que se acumularian en
un tiempo futuro t, obtenida de las predicciones y que es denominada EUR (Estimated
Ultimate Recovery), menos la produccion acumulada real al tiempo presente. El tiempo
futuro t, es alcanzado por lo general cuando el caudal disminuye a un valor al cual
resulta antieconodmico seguir produciendo, o cuando se llega a una fecha limite por
contrato de explotacion del yacimiento

Existen tres tipos de curvas de declinaciobn comunmente reconocidas. Cada una de
éstas tiene una forma matematica distinta, que esta relacionada a un segundo factor,
la curvatura, la cual caracteriza a la curva de declinacion. Estos tipos de curvas son:
(1) Declinacion Exponencial, (2) Declinacion Arménica (3) Declinacion Hiperbodlica

A) DECLINACION EXPONENCIAL
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Generalmente un ploteo del caudal de produccion versus el tiempo es una curva, pero
el ploteo del caudal de producciéon versus la produccién acumulada sobre un papel en
coordenadas Cartesianas, algunas veces indica una tendencia en linea recta, como se
muestra en la Figura 3.4.7. La ecuacién para la linea recta puede ser escrita como:

g=qg—aGp (3.4.25)

Donde:

g; = Caudal de produccioén al inicio de la declinacion

Gp = Produccion acumulada cuando el caudal es igual a g
a = Pendiente de la linea recta

Otras formas de la ecuacion anterior son:

G,=4-9 5, H=9"1 (3.4.26)
a G,

Diferenciando la ecuacion (3.4.25) con respecto al tiempo se obtiene:

dG
dq __, % (3.4.27)
dt dt
Pero:

(3.4.28)

Luego:
dgq
—=-a 3.4.29)
" q (

Definiendo la variable D como el ritmo de declinacion continua o nominal y siendo para
este caso igual a la pendiente o de la linea recta, tenemos que:

p-_L19%_, (3.4.30)
q dt

Esta ecuacion diferencial indica que el ritmo de declinacion nominal es un porcentaje
constante del caudal de produccion instantaneo. La relacidon caudal-tiempo puede ser
obtenida integrando la ecuacién (3.4.30).

L'a‘—iqiz—z) _[dt (3.4.31)

Obteniéndose la siguiente expresidn matematica:

g=qge™ (3.4.32)
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B) DECLINACION ARMONICA

Puede que un grafico del caudal de produccién versus la acumulada no siempre
muestre una tendencia de linea recta en un papel de coordenadas Cartesianas. Este
grafico, algunas veces mostrara una tendencia de linea recta cuando los datos son
reploteados en un papel semilogaritmico (log g versus Gp) como lo muestra la Figura
3.4.8. Expresando los logaritmos en base natural tenemos que la ecuacién para esta
linea recta es:

Ing=Ing,—a Gp (3.4.33)
(3.4.34)

O lo que es lo mismo:
qg=gq,e % (3.4.35)

Diferenciando la ecuaciéon anterior con respecto al tiempo:

dq -aG de 2
—~=—-aqqg.e " ——=-agqg" 3.4.36
dt T dt 4 ( )
De la cual:
1d
D=-—-"_4y (3.4.37)
q dt
Y:
Di=a qi (3438)

Ahora podemos eliminar o. de las ecuaciones (3.4.37) y (3.4.38):

o (3.4.39)

La ecuacion anterior indica que el ritmo de declinacion nominal no es constante, pero
disminuye proporcionalmente con el caudal de produccion. Este tipo de
comportamiento es llamado Declinacion Armoénica. La relacion caudal-tiempo puede
ser obtenida mediante la integracion de la ecuacion basica:

_dq/dr _D; g (3.4.40)
q q;

D=

(3.4.41)
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1

i

l=—+—I (3.4.42)
q9 4 4,
@)
q.
= — 3.4.43
: 1+ D;t ( )

Las relaciones entre produccion acumulada - tiempo y caudal - tiempo pueden ser
obtenidos integrando la ecuacién anterior:

dt
G, = l dt =gq. 3.4.44
P q q; 1 D; ; ( )

Esto es:
(3.4.45)
O en términos del caudal de produccion:

(3.4.46)

C) DECLINACION HIPERBOLICA

Si el grafico del logaritmo del caudal de produccion versus el tiempo es una curva,
todavia puede obtenerse una linea recta mediante un ajuste y reploteo de los datos en
un grafico en papel logaritmico, El proceso es conocido como el desplazamiento o
corrimiento de una curva, este consiste en la adicion de una cantidad constante
positiva o negativa a la variable que va a ser ploteada sobre la escala logaritmica.
Para el analisis de la curva de declinacion, dicho corrimiento es usualmente realizado
en un grafico en papel logaritmico.

Un reploteo de los datos puede ser hecho en la forma de log q versus log (t+c), donde
c es una constante arbitraria. La cantidad del desplazamiento de la curva, ¢, puede ser
determinada por ensayo y error, pero métodos menos tediosos se encuentran
disponibles. La ecuacion de la linea recta obtenida es:

logg = logg; —%[log(t +c)—10gc] (3.4.47)
o
£\ Ve
q=q; (1 + —] (3.4.48)
C

Donde b es la reciproca de la pendiente y es una constante positiva.
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La ecuacidén anterior muestra que un ploteo de log q versus log (1 + tkc), puede
también dar una linea recta con una pendiente 1/b. Asimismo, derivando con respecto
al tiempo la ecuaciéon anterior:

d 1 ¢ -/b-1
d_(j: 4, (1 +;) (3.4.49)
Y:
=)
g dt bc c bc

En esta ultima ecuacion, cuando el tiempo t es igual a cero, se tiene:
D, =— o c=—— (3.4.51)

Reemplazando la ecuacidon anterior en la ecuacion (3.4.50):

i=L+bt (3.4.52)
D D,

La ecuacion anterior indica que la relacion entre 1/D y t es una linea recta, la cual
puede algunas veces ser muy usada para la determinacion de D; y b. La pendiente de
la linea recta es b y el intercepto sobre el eje de 1/D (para t = 0) es 1/D..

La relaciéon caudal — tiempo es obtenida al reemplazar la ecuacion (3.4.52) en la
ecuacion (3.4.48):

(3.4.53)
Esta ecuacion también puede ser escrita como:
(3.4.54)

Esto indica que un grafico de g ® versus t en un papel en coordenadas Cartesianas
dara una linea recta con una pendiente b D; g;® y un intercepto de q;® (para t = 0). El
valor correcto de b dara la mejor linea recta, tal como se aprecia en la Figura 3.4.9.
Comparando las ecuaciones (3.4.53) y (3.4.54)

_ (3.4.55)

Esto muestra que la declinacion hiperbdlica incluye a las declinaciones exponencial y
armoénica. Comparando con las ecuaciones (3.4.30), (3.4.39) y (3.4.55), un valor de b
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3.5

= 0 da una declinacion exponencial y b = 1 da una declinacibn armonica. De este
modo, los limites de la declinaciéon hiperbdlica son 0 < b < 1.

La relacion caudal - produccion acumulada es obtenida integrando la ecuacion
(3.4.53):

dt

G,=¢q, | ———— 3.4.56
. £(1+bD,.r)'“ (5459

@)

1-b
q; (b-1)/b q, q

G =—'[1— 1+b D.t ]z—'——— 1—(—] 3.4.57
s Vo) U s s R (2457

y
(3.4.58)

tl U}JJ,’

ANALISIS NODAL DE UN SISTEMA DE GAS

La supervision de pozos de gas cobra un mayor interés en la industria del petroleo
conforme la importancia econoémica del gas natural se incrementa. El Analisis Nodal
tiene por objetivo optimizar la produccién, para lograr esto, la técnica propone el
estudio de los distintos componentes que forman el sistema de extracciéon y de su
respectiva influencia sobre dicho sistema. Habitualmente, los sistemas de produccion
estan compuestos de varios componentes, los mismos que disipan la energia de
presion que posee el fluido en el reservorio a medida que este es elevado hacia la
superficie. Estos componentes (medio poroso, punzados, tuberia de produccién,
valvulas de seguridad, orificios, lineas de conduccion y separador) son
interdependientes, dado que una variacion en la pérdida de carga de un componente
puede alterar las de todos los restantes. Por este motivo, el caudal o la capacidad de
produccion de un pozo pueden estar restringidos por la pobre performance de uno solo
de los componentes del sistema. Si pudiera aislarse el efecto de cada componente
sobre el sistema global podria maximizarse la produccion en la forma mas econdmica.
El Analisis Nodal permite hacer exactamente eso: analizar el sistema de producciéon
considerando el efecto que produciran sobre este, hipotéticos cambios en los
componentes individuales.

3.5.1 COMPORTAMIENTO DEL FLUJO DE GAS EN LA TUBERIA
DE PRODUCCION

Para determinadas condiciones de reservorio, la capacidad de este para producir
depende directamente de la presion de fondo fluyente, p,. La capacidad de este
reservorio de entregar cierta cantidad de gas depende de las relaciones de la
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performance de influjo y de la presion fluyente de fondo. Por su parte, la presion de
fondo fluyente depende de la presion del separador y la configuracion del sistema de
lineas de produccion en superficie. Esto es:

(3.5.1)

Donde:

Psep = presion del separador

APy = caida de presion en las lineas de produccion de superficie
AP, = caida de presion en el estrangulador de superficie
APy, = caida de presion en la tuberia de produccion

APqs = caida de presidn en otras restricciones tales como valvulas de seguridad de
subsuelo (SSSVS), valvulas y restricciones, etc.

3.5.1.1 ECUACION BASICA DE FLUJO

Las bases tedricas de la mayoria de ecuaciones de flujo de fluidos, es la ecuacion
general de energia. , una expresion del balance o conservacion de energia entre dos
puntos en un sistema La ecuacion de energia es resuelta primero, y usando principios
termodinamicos es modificada a la forma de ecuacion de gradiente de presion.

Considerando un sistema de estado estable, el balance de energia puede ser escrito
como:

udu +ga’Z N fu-

144vdp + dL+w, =0 (3.5.2)
2ag, g, 2g.D
O:
44 d dZ :
! dp + Hau +g + Ju dL+w = (3.5.3)
Yo 2ag, g. 2g.D
Donde:

v = volumen especifico del fluido, ft3/Ibm
= densidad del fluido, Ibm/ft3
p = presion, psia
u = velocidad promedio del fluido, ft/seg
a = factor de correccion para compensar la variacidon de velocidad sobre la
seccion transversal de la tuberia (o varia en un rango desde 0.5 para
flujo laminar hasta 1.0 para un flujo completamente turbulento. Un valor
de 0.9 es usualmente satisfactorio para problemas practicos de flujo de
gas)
= distancia en la direccion vertical, ft
= factor de friccion de Moody, adimensional
= diametro interno de la tuberia, ft
= Longitud de la sarta de produccion, ft (para una sarta vertical, L = Z)
u du/20gc = caida de presion debido a los efectos de energia cinética
fu? dL/2g.D = caida de presion debido a los efectos de friccion
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ws = trabajo mecanico realizado por el gas (ws = 0)
g = aceleracion de la gravedad, ft/ seg®
g. = 32.17 =factor de conversion, Ibm ft/Ibf seg?

El segundo término en las ecuaciones (3.5.2) y (3.5.3) expresa energia cinética. Este
término usualmente es despreciable en los calculos de flujo en la tuberia. Si no existe
trabajo mecanico sobre el gas (compresion) o realizado por este (expansion a traves
de una turbina o motor), el término ws es cero. De esta manera la forma reducida de la
ecuacion de energia mecanica puede ser escrita como:

(3.5.4)

(3.5.5)

La densidad del gas en un punto de la tuberia vertical, para una presién p y una
temperatura T puede ser escrita como:

2897y, p

3.5.6
zRT ( )

pe = densidad del gas, Ibm/ft>
28.97 = peso molecular del aire
Yg = gravedad especifica del gas a condiciones estandar (aire = 1)
p = presion, psia
z = factor de desviacion del gas
= constante universal de los gases, 10.732 ft psia/lb-mol °R
= temperatura absoluta, °R

La velocidad del flujo de gas ug para una seccion transversal de una tuberia vertical
puede ser definida como:

4m 4mzRT

u = =
¢ =xD*p, xD*(28.97),p

(3.5.7)

Donde:

ug = velocidad del gas, ft/seg

m = flujo de masa, Ibm/seg

D = diametro interno de la tuberia o canal de flujo, ft

Combinando las ecuaciones (3.5.5) (3.5.6) y (3.5.7) y empleando unidades de la
industria del petrdleo, la ecuacidn general para el flujo vertical se convierte en:
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—=f 2897y dL _f0.01875ygdL o
| 5.

0.732(144)T T

Considerando una temperatura promedio en el intervalo de interés, la ecuacion
anterior se convierte en:

(3.5.8)

Donde:
p = presion, psia
g = caudal de gas, MMscfd
diametro interno de la tuberia, pulg

temperatura promedio a traveés de la distancia L, °R
Z = distancia vertical de interés, ft

—~ 0
nou

Las ecuaciones (3.5.7) y (3.5.8) no pueden ser facilmente integradas debido a la
interdependencia de las variables z, p y T. Asi, varios investigadores han realizado
diferentes suposiciones simplificantes, tales como valores promedios de z y/o T, que
han resultado en diversas ecuaciones finales con diferentes grados de aproximacion.

El factor de friccion es una funcidon del numero de Reynolds y la rugosidad relativa de

las paredes de la tuberia de producciéon. Para flujo en estado estable, el numero de
Reynolds es igual a:

20011y, 4
e

Re (3.5.9)

donde :

Re = numero de Reynolds, adimensional
= gravedad especifica del gas a condiciones estandar (aire = 1)
caudal de gas, MMscfd

viscosidad, cp a la presidon y temperatura promedios del pozo
diametro interno de la tuberia, pulg

Or &
no

La rugosidad relativa es igual a la relacién entre la rugosidad absoluta € (la distancia
perpendicular a la pared de la tuberia, entre los picos y los valles que se encuentran
en las irregularidades de la pared de la tuberia) y el diametro interno de la tuberia D,
es decir, € /D. La seleccion de la del valor de |la rugosidad de la pared de la tuberia es
algunas veces dificil, debido a que la rugosidad absoluta no es una propiedad
directamente medible para una tuberia. Resultados experimentales para la rugosidad
relativa son presentados en la Figura 3.5.1. Si no existe informacién disponible, se
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puede usar un valor de rugosidad absoluta de 0.0006 pulg, que corresponde al de una
tuberia nueva, que es usada en la mayoria de los pozos.

Si el numero de Reynolds y la rugosidad relativa son conocidos, entonces el factor de
friccion puede ser determinado mediante los diagramas de Moody (Figura 3.5.2) o
Fanning. La correlacion que es usada como la base para los diagramas de friccion
modernos fue propuesta por Colebrook & White en 1939, esta es:

1 18.7
—=1.74—210g(2—5+ 8 ] (3.5.10)

Jr D Reﬁ

Esta ecuacion es aplicable a tuberias lisas y al flujo en transicibn y zonas
completamente rugosas de flujo turbulento. EI factor de friccibn f no puede ser
obtenido directamente de esta ecuacidn, sin embargo, los valores de f pueden
obtenerse mediante ensayo y error reordenando la ecuacion (3.5.10) de la siguiente
manera:

-2
2¢€ 18.7
fcac= 174_2108 — (3511)
’ D Re\f

Los valores de fy,ess SON estimados y luego feac €s calculado hasta que los valores de
fquess Y fcac cONcuerden entre si con una aceptable tolerancia. Para el valor inicial de
fquess €S recomendable usar la ecuacion desarrollada por Drew, Koo & Mc Adams en
1932 para tuberias lisas, es decir:

f=0.0056 + 0.5 Re?¥ = fy ess (3.5.12)

Una ecuacion explicita para el factor de friccion fue propuesta por Jain en 1976 y
comparada en exactitud con la correlacion de Colebrook & White. Jain encontré que
para un rango de la rugosidad relativa entre 10° y 102 y un rango del namero de
Reynolds entre 5 x 10° y 10°, los errores fueron entre 1% cuando comparé con la
ecuacion de Colebrook & White. La ecuacion da un maximo error de 3% para numeros
de Reynolds menores a 2000. La ecuacién desarrollada por Jain es:

11422108 (% + Lzsj (3.5.13)

\/7 Re%?

Esta ecuacion es recomendada para todos los calculos que requieran la determinacion
de un factor de friccion para flujo turbulento y es mucho mas facil de usar que la
ecuacion de Colebrook & White.

3.5.1.2 PRESION ESTATICA DE FONDO

La estimacion de la presion de fondo estatica a partir de mediciones en superficie,
involucra unicamente el calculo de la presion adicional ejercida por el peso de la
columna estatica del fluido. Debido a que el caudal de gas q, es igual a cero, la
ecuacion (3.5.8) se simplifica a:
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e zdp 20.01875y , dL
= 3.5.14
[ . [ - (3.5.14)

De este modo la condiciéon estatica es un caso especial de la ecuacién general para
flujo vertical. Varios métodos han sido desarrollados para resolver la ecuaciéon anterior,
cada uno de ellos con diversas suposiciones.

A) METODO DEL FACTOR DE DESVIACION Y LA TEMPERATURA PROMEDIOS
El método del factor de desviacion y la temperatura promedios es frecuentemente
usado debido a su simplicidad. La ecuaciéon (3.5.14) puede ser escrita como:

I zdp _ f0.01875yg dL
)

(3.5.15)
s p T

Si Ty z son extraidos de la integral como valores promedios T y z, la ecuacion
(3.5.15) se convierte en:

p.. 001875y, Z

In — (3.5.16)
Pis zT
O:
(3.5.17)
Donde:

Pws = presion estatica de fondo de pozo, psia
Pis = presion estatica de boca de pozo, psia
Y¢ = gravedad especifica del gas (aire = 1)
= profundidad del pozo desde superficie, ft
temperatura promedio, °R (usualmente el promedio aritmético de las

temperaturas de fondo y boca de pozo, suponiendo que la variacion de la
temperatura con la profundidad es lineal)

z= factor de desviacion promedio del gas, obtenido a la presion y temperatura
promedios

Z
T

La ecuaciéon (3.5.17) es resuelta mediante métodos de ensayo y error. El
procedimiento del calculo consiste en estimar un valor de p,s y obtener un valor de z
para la presion y temperatura promedios entre el fondo y la boca del pozo. Luego, con
el valor calculado de p,s se obtiene un valor de z ala temperatura y nueva presion

promedios; si este nuevo valor de z es igual o muy cercano al anterior, el proceso
termina, de lo contrario se continua con el proceso. Un buen valor para la primera
estimacion de p,s puede ser obtenido a partir de la siguiente ecuacion:

Pws = Pis (1 +2.5x 10° Z) (3.5.18)

Donde:



Pws = primera aproximacion de pys, psia
Pis = presion estatica de boca de pozo, psia
Z = profundidad del pozo desde superficie, ft

B) METODO DE CULLENDER & SMITH
El método presentado por Cullender & Smith toma en cuenta la variacion de la

temperatura con la profundidad y la variacion del factor de desviacion con la presion y
temperatura. La ecuacion (3.5.14) puede ser escrita como:

J-pu Tzdp _

_r0.01875;/gdL=0.01875ng (3.5.19)
P D )

La integral de esta ecuacion es escrita en una notacion corta:

J-/»“, Tzdp _

[ 1dp=001875y, 2 (3.5.20)
Pis p Pis

Usando una serie de expansion de la integral y resolviendo mediante la regla
trapezoidal, el valor de la integral es aproximado por:

_ = ! !
[ 1dp= [" 1dps [ 1dp= Por =Pl *1a) | (P = Pee) s L)
Pis Prns 2

3.5.21
P 2 ( )

Donde:
Pms = presion en el punto medio de la profundidad del pozo Z/2, ft

Ims = | evaluado para pn,s 'y T
Iis = | evaluado para p;sy Ts
lys = | evaluado para pysy Tt

Igualando las ecuaciones (3.5.20) y (3.5.21):

(pm: - ptx)([ms + [/s) + (pw: - Pms )(st + [ms)

4 4
= 001875y =+ 001875y = (3.5.22
> > Ve > Y > ( )

Por analogia de términos en ambos lados de esta ecuacion se tiene que:

001875y, Z
Pps = Ppg + ————————————— (3.5.23)
1/5 + Ims
y
001875y, Z
Puws = DPps + ————————— (3.5.24)
Ims + st

El procedimiento del calculo consiste en dividir el pozo en dos segmentos de igual
longitud, Z/2, encontrando la presion p,s para Z/2 y usando este valor para calcular
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Pws: lis debe ser evaluado a las condiciones de superficie. Si los valores calculados de
Pms Y Pws NO coinciden con los valores estimados, el proceso debe repetirse hasta
alcanzar la convergencia. La ecuacion (3.5.18) es usada para obtener los valores
iniciales de Pms Y Pws-

3.5.1.3 PRESION FLUYENTE DE FONDO

La presion fluyente de fondo de un pozo de gas es la suma de la presion fluyente en
boca de pozo, la presion ejercida por el peso de la columna de gas, el cambio de
energia cinética y las pérdidas de energia resultantes de la fricciéon, Debido a que el
cambio de energia cinética es muy pequeno (alrededor del 0.1%) en comparacion con
las otras energias, este es usualmente omitido. Esto deja la ecuacion general de
energia mecanica (3.5.2) en la forma presentada en la ecuacion (3.5.7), para el caso
de que no halla pérdidas de calor por parte del gas y no existe trabajo alguno realizado
por el sistema. La ecuacion (3.5.7) puede ser escrita como:

5334 T AL
——zdp+dZ+667L5(—zj g dL =0 (3.5.25)
Yeg P D\ p

Esta ecuacion es la base para todos los métodos que existen para calcular la presion
fluyente de fondo a partir de mediciones observadas en superficie. Las unicas
suposiciones hechas son que el flujo de gas tiene una sola fase y el cambio de energia
cinética es despreciable.

A) METODO DEL FACTOR DE DESVIACION Y LA TEMPERATURA PROMEDIOS
Este método no es muy exacto para calcular presiones de fondo fluyentes, pero es
usado frecuentemente para obtener valores aproximados debido a su simplicidad.
Considerando un pozo desviado de longitud L que forma un angulo 6 con el plano
horizontal tenemos que:

= Z y dL = 2
Send Sen6 (3.5.26)
Asi:
L
dL = = dzZ (3.5.27)

Reemplazando la ecuacion (3.5.27) en la ecuacion (3.5.25) se tiene:

5334 T ?
2220 12 | 1+667 LS (EJ 2 Lliz=0 (3.5.28)
Ye P D>\ p Z

Usando valores promedios para el factor de desviacion y la temperatura e integrando:
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= } =-| dZ (3.5.29)

Resolviendo la integral y despejando p,./:

p:f = p,} exp(2 > Z/53.347"2)+ EDESZ 7(7"_2-(])2

N| =

(exp(Zyg 7/5334Tz)- 1)
O:

25y, TzfL (exp(s)— l)q2
sD’

Py = Py exp(s)+ (3.5.30)

Donde:
pwr = presion fluyente de fondo de pozo, psia
ps = presion fluyente de boca de pozo, psia
= 2v,2/5334 Tz
gravedad especifica del gas (aire = 1)
temperatura promedio entre el fondo y la boca del pozo, °R

factor de desviacion promedio del gas, obtenido a la presion y temperatura
promedios

<
N Nle »
I

factor de friccion de Moody a la temperatura y presion promedios
longitud de la sarta, ft

distancia vertical desde superficie hasta el reservorio, ft

caudal de gas, MMscfd

diametro de la tuberia, pulg

ODa N~ S
1]

Si el factor de friccibn de Fanning 7F es usado, entonces la ecuaciéon (3.5.30) se
convierte en:

100y, Tzf,.L (exp(s)— 1)(/2

2 2
wr = P, expls)+ 3.5.31)
Pry =Py exp(s) D (
Donde:

(3.5.32)

El procedimiento de solucidn es similar que para el caso de la estimacion de la presion
estatica, con la excepcion de que la evaluacion del factor de friccion requiere de un
numero de Reynolds y de una rugosidad de tuberia estimada. Las ecuaciones (3.5.30)
0 (3.5.31) pueden ser aplicadas utilizando la longitud total desde superficie hasta el
reservorio o dividiéndola en varios incrementos de longitud (usualmente en 2
segmentos, aunque a mayor numero de segmentos, mayor es la exactitud). La
ecuacion (3.5.18) es usada para obtener el valor inicial de p,r.
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B) METODO DE CULLENDER & SMITH
La derivacion del método de Cullender & Smith para la determinacion de la presion
fluyente de fondo comienza con la ecuacion (3.5.28) que al integrarla resulta en:

— 3.5.33
y ( )
A J
Donde:
Pwr = presion fluyente de fondo de pozo, psia
Py = presion fluyente de boca de pozo, psia
Yg = gravedad especifica del gas (aire = 1)
p = presion, psia
T = temperatura, °R
z = factor de desviaciéon del gas, obtenido a la presion y temperatura
f= factor de friccibn de Moody a la presion y temperatura
L = longitud de la sarta, ft
Z = distancia vertical desde superficie hasta el reservorio, ft
g = caudal de gas, MMscfd
D = diametro de la tuberia, pulg
La ecuacioén anterior puede ser escrita de la siguiente forma:
P
= dp
. T o L
' — =" 1dp = T (3.5.34)
Py )z Py 53.34
= | = +1000F"*
Tz ) L
Donde:
2 fqz
F°=0667 —— (3.5.35)
D
Y:
L.
(3.5.36)

Procediendo de la misma manera que para la presion de fondo estatica, es decir,

dividiendo el pozo en dos incrementos de longitud Z/2, y comparando por analogia se
tiene que:
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L

£

Pur = Py + - (3.5.37)
rT s334(1, 4+ 1,))
Y:
L
P =p,. + ¢ (3.5.38)
T s334(1,, +1,)

Pmr = presion en el punto medio de la profundidad del pozo Z/2, ft
Io¢ = | evaluado para p,ry T

Iy = I evaluado para pyy Ts

lss= Il evaluado para pury Ty

El procedimiento de solucion es similar al caso de la presion estatica. La ecuacion
(3.5.18) es usada para obtener los valores iniciales de pny Y Pur.

Para propositos practicos la variable F es considerada constante debido a que dentro
del numero de Reynolds unicamente la viscosidad del gas es variable para la
determinacion del factor de friccion f. La variable F es definida de la siguiente manera:

F?=Fr?xq? (3.5.39)
La variable Fr es una funcion que depende unicamente del diametro interno de la
tuberia, debido a que supone una rugosidad absoluta de 0.0006 y flujo completamente

turbulento, la relaciéon es:

010797

Fr = i para D <4277 pulg (3.5.40)
0.10337
Fr= i para D > 4277 pulg (3.5.41)

3.5.2 COMPORTAMIENTO DEL FLUJO DE GAS A TRAVES DE
UN MEDIO POROSO

El mecanismo de flujo de un fluido a través de un medio poroso esta gobernado por
las propiedades fisicas de la matriz, geometria de flujo, propiedades PVT del fluido y
distribucién de presion dentro del sistema de flujo del fluido. En la derivacion de las
ecuaciones de flujo y el establecimiento de las soluciones, las siguientes suposiciones
son hechas: el medio es homogéneo, el gas fluyente es de composicidén constante, y el
flujo es laminar e isotérmico. La suposicion de flujo laminar puede ser removida pero
sera usada para simplificar la derivacion.

La ecuacion de continuidad expresa el principio de conservacion de la masa para un
flujo isotérmico de un fluido a través de un medio poroso:
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o pu__4(%
ar(pu)+ —= ¢(@(J (3.5.42)

La velocidad u esta dada por la ley de Darcy para flujo laminar como:

__kp op

(3.5.43)
u(p) or

Sustituyendo la ecuacion (3.5.43) en (3.5.42) resulta:

10[ k) o0]_ (00
r ar[pu(p)’ arj| ¢[ at) (3.5.44)

Para gases reales:

(3.5.45)

Asi la densidad puede ser eliminada de la ecuacion (3.5.44) para dar:

18[kp), o] ,af p s
r ar[u(p)’par} ¢6t{z(p)} (3.5.46)

La dependencia de la permeabilidad sobre la presion es usualmente negligible para las
presiones encontradas en los reservorios de gas, debido a que el efecto Klinkenberg
es importante sb6lo a muy bajas presiones. Asi, para propoésitos practicos la
permeabilidad al gas se asume constante y la ecuacion (3.5.46) se convierte en:

10| p Op|_¢90| p (3.5.47)
¥ or| u(p) or kot| z(p) -

3.5.2.1 REPRESENTACION DE PRESIONES AL CUADRADO

Si se asume que la viscosidad y el factor de desviacion del gas cambian lentamente
con un cambio en la presién, y teniendo en cuenta que:

(3.5.48)

La ecuacion (3.5.47) se reduce a:

aZPZ +lap2 =-¢iap2

(3.5.49)
or* r or kp ot

La ecuacion (3.5.49) es el mismo resultado obtenido por Aronofsky y Jenkins para flujo
radial de un gas ideal:
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o' p? +l op® _ duc,(p) op?
or* r or kp ot

(3.5.50)

Donde c4(p) para un gas ideal es el reciproco de la presion. Las ecuaciones (3.5.49) y
(3.5.50) tienen la forma de la ecuacion de la difusividad, pero la difusividad es
proporcional a la presion. Aronofsky y Jenkins demostraron que la producciéon de un
gas ideal podia ser estimada mediante las soluciones de flujo de liquidos. De este
modo, la ecuacion de flujo para estado pseudo-estable puede ser escrita como:

(3.5.51)
Donde:
pwr = presion fluyente de fondo de pozo, psia
Pr = presion estatica del reservorio, psia
= viscosidad del gas a la presion promedio, cp
z = factor de desviacién del gas a la presion promedio
g = caudal de gas, Mscfd
= temperatura, °R

k = permeabilidad, md

h = espesor de la formacion, ft

re = radio de drenaje externo del reservorio, ft

r, = radio del pozo, ft

s = factor skin (relacionado al daino del pozo), adimensional

D = Constante para flujo no-darcy (indica turbulencia), 1/Mscfd
La ecuacion anterior también puede ser escrita de la siguiente forma:

—2 2 4 2 n
a=c(Ph-p2) =clor?) (3.5.52)
Donde:
k'
C= ! (3.5.53)
1422,uzT(lnr—”—%+s+D|q|)
r\v

Para pozos en los cuales la turbulencia es importante, el valor del exponente n se
aproxima a 0.5, en cambio, en aquellos en los que la turbulencia es despreciable, n se
aproxima a 1.0. Si los valores del coeficiente de flujo C, y el exponente n, pueden ser
determinados, entonces el caudal de gas q, correspondiente a cualquier presion
fluyente de fondo p.s, puede ser calculado. Un parametro muy usado para caracterizar
o0 comparar pozos de gas, es el valor del caudal que ocurre si p,s es igual a cero, dicho
valor es llamado Absolute Open Flow Potential, o AOF. Un examen de la ecuacion
(3.5.52) revela que un ploteo de A(p?) versus q en papel logaritmico resulta en una
linea recta cuya pendiente es 1/n. Asimismo, para un valor de A(p?) igual a uno,
entonces C = q.
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3.5.2.2 TECNICA DE AL HUSSAINY — RAMEY — CRAWFORD
(PSEUDOPRESIONES)

En muchos casos importantes, la asuncién de gas ideal no puede ser justificada. Al-
Hussainy, Ramey y Crawford han propuesto una transformacién de la ecuacion
(3.5.47) a una forma similar a la ecuacidn de difusividad sin hacer las suposiciones
limitantes, usando la pseudopresion de gas real o potencial de gas real:

(3.5.54)
mip)eEpy)

Los limites de integracion son entre la presién base p y la presion de interés p. El
valor de la presion base encuentra a menudo en el rango de 0 a 200 psia,
dependiendo de las necesidades y requerimientos del analista. La variable y tiene las
dimensiones de presion al cuadrado por centipoise. Debido a que p(p) y z(p) para un
flujo isotérmico son funciones soélo de la presion, la ecuacion (3.5.54) representa la
anica definicion de .

Dado que, de acuerdo a la regla de la cadena:

Y 20V P _2p%

(3.5.55)

o0 Op Ot uz ot

y

Y. 2P op (3.5.56)
Or  pz Or

Usando las ecuaciones (3.5.55) y (3.5.56) en la ecuacion (3.5.47):
2

R DL G (3.5.57)

o’ r or k ot

La ecuacion (3.5.57) tiene la misma forma que la ecuacién de difusividad, con la
presion p reemplazada por la pseudopresion y. Suposiciones no restrictivas han sido
hechas en la ecuacion (3.5.57), tales como que la viscosidad es independiente de la
presion y las gradientes de presion son muy pequenas. Para condiciones de flujo
estabilizado, la solucién de la ecuacion (3.5.57) es:

(3.5.58)

Donde:

W(pw)= pseudopresion evaluada a la presion fluyente de fondo de pozo, psia®/cp
y(pr) = pseudopresion evaluada a la presion estatica del reservorio, psia?/cp
Psc = presidon a condiciones estandar, psia (frecuentemente 14.7 psia)

70



3.6

Tsc = temperatura a condiciones estandar, psia (usualmente 520 °R),
q ¢ = caudal de gas, Mscfd

T = temperatura, °R

= permeabilidad, md

h = espesor de la formacion, ft

re = radio de drenaje externo del reservorio, ft
radio del pozo, ft
s = factor skin (relacionado al dano del pozo), adimensional
D = Constante para flujo no-darciano (indica turbulencia), 1/Mscfd

o)
!

El procedimiento normal para evaluar la integral en la ecuacién (3.5.54) es
numéricamente. Para un gas en particular, debe desarrollarse, a partir de las
propiedades PVT del mismo, una tabla de valores de L, y z versus p, para presiones
que van desde la presion base hasta la maxima presion del sistema en incrementos
que van desde 50 a 200 psi si los calculos son hechos manualmente, o de 10 a 25 psi
si los calculos son hechos con computadora. Para las presiones mas bajas, es decir,
las que se encuentran cercanas a la presion base, los incrementos de presion deben
ser mas pequenos. Luego, para cada presion se debe calcular el valor de p /uz. La
integral de la ecuacion (3.5.54) es resuelta mediante métodos de integracion numérica
tales como la regla Trapezoidal o la regla de Simpsom. De esta manera se puede
construir un grafico o tabla de y versus p para un gas en particular a la temperatura
del reservorio.

SIMULACION NUMERICA DE RESERVORIOS

3.6.1 ASPECTOS GENERALES

La simulacion numérica es una herramienta que presenta una formulacion matematica
rigurosa del sistema fisico a ser modelado, en este caso el reservorio, dicha
formulacién incluye : (1) Propiedades variables de la roca, (2) Propiedades del fluido
versus la presion, (3) Balance de materiales, (4) Ecuaciones de flujo en el medio
poroso y (5) Presiéon capilar.

Estas ecuaciones matematicas pueden ser manipuladas para obtener los complicados
fendbmenos del reservorio que seran estudiados. Algunas de estas relaciones
matematicas son no-lineales o ecuaciones diferenciales parciales que pueden ser sélo
resueltas aproximadamente con un computador.

Un simulador numérico reduce el balance de materiales (tanque) a un pequefno
elemento y considera este elemento como uno de muchos dentro del limite del
reservorio. Cada elemento es considerado contiguo y en comunicacion con los otros
que lo rodean, asi mismo los elementos pueden ser arreglados areal y verticalmente
para representar la geometria fisica del reservorio a ser estudiado, asimismo las
caracteristicas de roca y reservorio pueden ser variadas para representar cualquier
heterogeneidad de un reservorio anisotropico. Los reservorios pueden ser descritos
exactamente usando elementos o bloques muy pequenos. Muchos elementos
pequenos, incrementaran el tiempo de computador.
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Una vez que se ha preparado la representacion del reservorio en la forma de
elementos individuales, el modelo de simulacidon numérica ejecuta para cada serie de
tiempos (time-steps) un conjunto de ecuaciones de balance de materiales para todos
los bloques hasta que los efectos dinamicos del movimiento de fluidos, causado ya
sea por producciéon o inyeccion en uno o mas bloques, sea balanceado.

Estas ejecuciones son efectuadas en tiempos pequenios para indicar el
comportamiento del reservorio en general y para cada pozo activo considerado por el
modelo. Debido a que el flujo es permitido a través de los bloques (al interior de los
limites), el movimiento del frente del fluido puede ser seguido con los simuladores
numericos para monitorear cambios en los contactos gas-petroleo o petréleo-agua.
Los modelos también pueden representar los cambios dinamicos en la presion y
distribucion de saturacion en el reservorio.

3.6.1.1 TIPOS DE SIMULADORES NUMERICOS
Los simuladores pueden clasificarse en:

(1) Simuladores de reservorios de gas.- pueden ser modelados en una o dos fases
dependiendo si existe agua movil.

(2) Simuladores de reservorios de petroleo negro (Black Oil).- es capaz de
simular sistemas donde estan presentes gas, petréleo y agua en cualquier
proporcion. Este es el simulador mas comunmente usado en reservorios de
petroleo y la principal suposicidn es que las composiciones del petrdleo y el gas
no cambian significativamente con la deplecion.

(3) Simuladores de Reservorios Composicional.- toman en cuenta el
comportamiento composicional entre los componentes individuales de los
hidrocarburos en las fases de gas y liquidos. Esto es debido a que la informacién
PVT no describe el comportamiento del fluido adecuadamente para los petréleos
volatiles y condensados. La transferencia de masa entre cada uno de los
elementos es calculada en fracciones molares de cada componente individual o
seudocomponentes combinando dos o mas de los componentes hidrocarburos
individuales. Este tipo de modelo es necesario para reservorios de condensado
(retrogrado) y petroleo volatii asi como cierto tipo de inyeccion de gas y/o
procesos de recuperacion mejorada.

(4) Simuladores de Modelos de Doble Porosidad.- Son necesarios para modelar el
comportamiento de reservorios naturalmente fracturados asi como algunos
sistemas de carbonatos. EI comportamiento de flujo y presion de este tipo de

reservorios puede ser considerado as complejo que un sistema de porosidad
simple.

(5) Simuladores de Modelos Termales.- Para simular procesos EOR tales como
inyeccion de vapor o combustion in-situ.

3.6.1.2 RAZONES PARA EFECTUAR SIMULACION
La simulacién puede proporcionar beneficios potenciales en los rubros siguientes:



a) Estudiar la recuperacion final primaria y su comportamiento bajo diferentes modos
de operacion tales como deplecion natural, inyeccion de agua y/o gas.

b) El tiempo en el cual debe iniciarse un proceso de recuperacion mejorada a fin de
maximizar la recuperacion asi como el tipo de patrén que debe ser usado.

c) El tipo de proceso de recuperacibn mejorada mas apropiado y cual sera la
recuperacion final y el comportamiento con el proceso elegido.

d) Investigar los efectos de nuevas ubicaciones y espaciamientos de pozos.

e) Analizar el efecto de las tasas de produccion sobre la recuperacion

f)  Analizar que tipos de datos tienen el mayor efecto sobre la recuperacion y por lo
tanto los que deben ser estudiados cuidadosamente con experimentos fisicos de
laboratorio.

3.6.1.3 DISCRETIZACION DEL ESPACIO Y EL TIEMPO

Podemos definir a la discretizacion como la subdivision de la distancia y tiempo en
incrementos definidos y especificos.

Es decir, las ecuaciones diferenciales parciales que describen el flujo de fluidos en el
reservorio, no pueden ser resueltas analiticamente. Estas deben ser resueltas
numéricamente, reemplazando las ecuaciones diferenciales con ecuaciones de
diferencias. En tal sentido, para usar ecuaciones de diferencias es necesario tratar al
reservorio como si estuviera compuesto de elementos de volumen discretos y calcular
los cambios en las condiciones para cada elemento de volumen en cada intervalo de
tiempo discreto.

a) Gridblock.- Se refiere al téermino conceptual de los elementos de volumen del
reservorio.

b) Time Step.- Son los intervalos de tiempo discretizados.

c) Discretizacion Espacial.- Dos tipos de sistema de grid son generalmente usados,
dependiendo de las condiciones limites:

(1) Center Block.- Los parametros dependientes son calculados en el centro
del block, no existen puntos en el limite. El sistema de block centrado es
compatible con las condiciones de limite tipo Neumann. Las condiciones de
limite Neumann especifican que el flujo cruza los limites. En este caso el
flujo que cruza el limite puede ser representado por un término fuente en el
limite del block.

(2) Corner Point.- Los parametros dependientes son calculados en la
interseccion de las lineas del grid. Existen puntos en los limites. Este tipo de
grid es compatible con las condiciones de limite tipo Dirichlet que especifica
que el flujo no cruza los limites.

d) Factores que influyen la dimensioén del Gridblock.- Las dimensiones de los
gridblock son influenciados principalmente por los factores siguientes :

(1) Ubicacion de los Pozos.- El sistema de grid es seleccionado de tal manera

que sea factible conocer los valores de presidon y saturacion en las zonas
donde se piensa incluir ubicaciones. Normalmente estas ubicaciones son
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representadas por todos los pozos existentes o planificados. En un modelo
tipico, se requiere adicional a la segmentacion definida por las ubicaciones,
una segmentacion mas fina para satisfacer otros factores.

(2) Geometria y Geologia de la Estructura.- Una adecuada representacion de

la geometria, geologia y propiedades fisicas del reservorio es el factor mas
importante en el disefio de un sistema de gridblocks. El limite externo del
reservorio es el factor mas obvio. Barreras internas al flujo de fluidos
(barreras de |Iutitas, discontinuidades del reservorio y fallas sellantes)
definen la dimensién del gridblock.
Los gridblock son elegidos de tal forma que permitan aproximar la
localizacién de las barreras. Reservorios altamente estratificados pueden
requerir una mayor segmentacion del grid en la direccidon vertical. La
definicion del grid en la zona de transicidon es normalmente fina.

(3) Propiedades de los Fluidos del Reservorio.- Variaciones en las
propiedades de los fluidos (Viscosidad, presion de saturacion y GOR)
pueden requerir una densificacion de grid fina en algunas regiones del
modelo. Algunos ejemplos son: zona de petroleo viscoso cerca al contacto
agual/petroleo, cambios en la presidon de saturacion con la profundidad o
posiciones areales en reservorios de gas donde las propiedades del gas
cambian con la profundidad.

(4) Dinamica de Fluidos en el Reservorio.- Adecuada representacion de la
distribuciéon de la dinamica de los fluidos y comportamiento de la presion.
Las grid de cuarzo definen soluciones que pueden conducir a errores en la
tasa de produccion y eficiencia del desplazamiento. Puede ocurrir también
dispersion numérica a partir de sistemas de grid de cuarzo.

(5) Dispersion Numeérica.- La dispersibn numérica es una consecuencia
directa de la discretizacion espacial del sistema. No existe una forma
satisfactoria de eliminar la dispersibn numérica completamente, sin embargo
existe una serie de técnicas para reducirla. El uso de un gran numero de grid
block reducira la dispersion a un nivel aceptable.

3.6.2 ETAPAS DE UN ESTUDIO DE SIMULACION

A continuaciéon se presenta un posible orden de las actividades mas significantes a
llevar a cabo durante un estudio de simulacion: (1) Definicibn del Problema, (2)
Adquisicion y Revision de datos, (3) Descripcion del Reservorio y Diseno del Modelo,
(4) Ajuste de Historia, (5) Prediccién y (6) Reporte.

3.6.2.1 DEFINICION DEL PROBLEMA

El primer aspecto a tratar cuando se lleva a cabo un estudio de simulacion es definir
los problemas del comportamiento del reservorio y problemas operativos asociados.
Para efectuar esto se debe reunir la informacién suficiente acerca del reservorio y su
forma de operacién para identificar las alternativas necesarias en lo que respecta a
pronosticos.
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Se debe definir en forma clara y concisa el objetivo practico del estudio. Asimismo son
necesarias evaluaciones rapidas a fin de identificar el mecanismo principal de
depletacién y reconocer que factores dominaran el comportamiento del reservorio
(gravedad, heterogeneidad, conificacion, etc.).

Si es posible, determinar el nivel de complejidad del modelo de reservorio, para iniciar
el disefio del mismo e identificar los datos necesarios para su construccion.

3.6.2.2 ADQUISICION Y REVISION DE LOS DATOS

La calidad de los datos de salida no puede ser mejor que la calidad de los datos de
entrada. Los datos requeridos para hacer un estudio de simulacion proviene de varias
fuentes y no estan siempre en el formato requerido para ser aplicados directamente al
computador. Existen diferentes fuentes que proporcionan la misma informaciéon. Se
debe diferenciar y seleccionar la mejor data disponible. Si esta no esta disponible para
un caso particular, se debe determinar alguna forma alternativa de conseguir dicha
informacién. Los datos deben ser revisados y reorganizados después que estos hayan
sido coleccionados, debido a que estos han sido obtenidos para diferentes razones y
normalmente no han sido organizados de tal forma que tengan un uso inmediato.

La revision debe efectuarse cuidadosamente y se debe consumir todo el tiempo
necesario a fin de evitar trabajo inutil.

Los datos requeridos para efectuar una simulaciéon son los siguientes:
a) Dimension para el modelo del reservorio (Grid)

b) Geometria del reservorio

c) Distribucion de Porosidad y Permeabilidad

d) Datos de presidon capilar y permeabilidad relativa

e) Datos PVT de los fluidos

f) Distribucidn dentro del reservorio de la presion y saturacion inicial
g) Metodo de solucidon de las matrices

h) Parametros de diagnostico y control de la ejecucion ("Corrida")

i) Parametros para el acuifero del modelo

j) Datos de produccién y de los pozos

3.6.2.3 DESCRIPCION DEL RESERVORIO Y DISENO DEL MODELO

El disefio de un modelo de simulacién estara influenciado por el tipo de proceso a ser
modelado, problemas relacionados con la mecanica de fluidos, los objetivos del
estudio, la calidad de los datos del reservorio y su descripcion, restricciones de tiempo

y el nivel de credibilidad necesario para asegurar que los resultados del estudio sean
aceptados.

3.6.2.4 AJUSTE DE HISTORIA

Después que un modelo de reservorio ha sido construido, debe ser probado a fin de
determinar si puede duplicar el comportamiento del reservorio. Generalmente la
descripcién del reservorio usada en el modelo es validado haciendo "correr" el
simulador con datos de produccion e inyeccion historica y comparar las presiones
calculadas y el movimiento de fluido con el comportamiento actual del reservorio.
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3.6.2.5 PREDICCION

Una vez que se ha obtenido un ajuste de historia aceptable, el modelo puede ser
usado para predecir el comportamiento futuro del reservorio y asi alcanzar los
objetivos trazados por el estudio.

La calidad de las predicciones dependera de las caracteristicas del modelo y la
exactitud de la descripcion del reservorio.

3.6.2.6 REPORTE

El paso final de un estudio de simulacion es plasmar los resultados y conclusiones en
un reporte claro y conciso. El reporte puede ser un breve memorando para un
pequeno estudio o un informe completo de gran volumen para un estudio a nivel
yacimiento. En el reporte se debe incluir los objetivos del estudio, descripcion del
modelo usado y presentar los resultados y conclusiones referentes al estudio
especifico.

3.6.3 MODELOS DE RESERVORIOS

De aqui en adelante trataremos principalmente lo relacionado a Simuladores de
Petroleo Negro o Black Oil, el cual es un modelo de flujo de fluidos, en el cual se
asume que a lo mas existen tres fases distintas en el reservorio: Petroleo, Agua y Gas.
El agua y el petrdleo se asumen inmiscibles y que no existe intercambio de masa o
cambio de fase entre ellos. Se asume ademas que el gas es soluble en el petrdleo,
pero no en el agua.

A pesar que los resultados de un estudio de simulacidn son mas aceptados debido a la
complejidad que se le proporciona al modelo, es mejor disenar el modelo mas simple
que permita simular el proceso de desplazamiento con suficiente exactitud. El disefo
de un modelo es influenciado por los factores siguientes:

a) Tipo y complejidad del problema

b) Tiempo disponible para completar el estudio
c) Costo del estudio

d) Calidad de los datos disponibles

e) Capacidad del simulador y hardware existente.

3.6.3.1 DE ACUERDO AL NUMERO DE DIMENSIONES

La seleccion del numero de dimensiones es el primer paso en el diseno de un modelo.
Esto es necesario para definir la geometria del reservorio.

La geometria del reservorio es definida por los mapas estructurales del tope y de la
base los cuales muestran todas las caracteristicas estructurales del sistema, tales
como fallas. Estos mapas deben incluir el acuifero, si existe.

Los tipos de modelo disponible son: (1) Modelos 0D, (2) Modelos 1D, (3) Modelos 2D,
(4) Modelos 3-D.

a) MODELOS 0D.- Los modelos 0-D o tanque estan basados en la conocida
ecuacion de balance de materiales que asume que las propiedades de los fluidos
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b)

y la formacion son uniformes a través de todo el reservorio. La formacion se
considera homogénea, isotropica y en cualquier punto y a cualquier tiempo el
gradiente de presidn es muy pequefio con lo cual la presidon del reservorio puede
ser representada como un valor promedio.

MODELOS 1D.- Son usados para estudiar la sensibilidad del comportamiento del
reservorio a las variaciones de los parametros del reservorio. Por ejemplo, la
sensibilidad del petrdleo recuperable a la relacidon de movilidad, permeabilidad
absoluta o la forma de las curvas de permeabilidad relativa.

Estos modelos son raramente usados en estudios de reservorios para un campo
entero, debido a que no se puede modelar el barrido areal y vertical. Por ejemplo
no se pueden efectuar calculos confiables de la eficiencia del desplazamiento en
regiones invadidas debido a que no se puede representar los efectos
gravitacionales que actuan perpendicularmente a la direccién del flujo.

MODELOS 2D.- Estos se subdividen en: areales, seccion transversal, radiales y
multiestratos.

(1) Areales.- Los modelos areales cartesianos 2D (x,y) son los mas usados en
los estudios de reservorios. Se usan principalmente para estudiar el
reservorio entero en casos donde el espesor de la formacion es
relativamente pequeno o donde no hay una gran variacion vertical en las
propiedades de los fluidos y la formacion.

Estos modelos se pueden usar para estudiar reservorios gruesos que no son
altamente estratificados. Para corregir las fuerzas gravitacionales en la
direccion vertical se aplica las denominadas "pseudofunciones". En tal
sentido, puede ser necesario construir un modelo de seccidén transversal
para chequear la efectividad de las seudo funciones en la simulacién de
reservorios estratificados de gran espesor. Las pseudofunciones no son
necesarias en modelos areales de reservorios delgados que no son
altamente estratificados.

Los modelos areales usan normalmente sistema de coordenadas
cartesianas (x,y), sin embargo existen algunas aplicaciones que requieren
sistemas de coordenadas radiales (r,q) o curvilineas. Estos dos ultimos
sistemas proporcionan una mejor definicidon cerca a los pozos. En ciertos
casos, las coordenadas curvilineas pueden utilizar un menor numero de
gridblock que los modelos areales o 3-D.

(2) Secciones Transversales.- Se usan primariamente para desarrollar :

a) Pseudofunciones que se usan en modelos 2-D.

b) Para simular inyeccion de agua periférica o inyeccidon de gas en la cresta
con la finalidad de proporcionar informacion sobre la uniformidad de la
eficiencia de barrido.

c) Se usan también para analizar el efecto de la gravedad, capilaridad y
fuerzas viscosas sobre la eficiencia de barrido vertical (conificacion de
agua).
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d)

a)

b)

Si la eficiencia de barrido areal, es un aspecto importante a ser tomado
en cuenta, no se debe usar este tipo de modelo para estimar el
comportamiento total del campo.

(3) Radial.- Es usado para desarrollar funciones de pozo que permitan predecir
el comportamiento cuando se usen en modelos 2-D areales y 3-D y permiten
evaluar el comportamiento de los pozos cuando los efectos verticales
dominan el comportamiento como en el caso de la conificacibn de agua o
gas. Los modelos 2-D radiales son muy usados para simular la convergencia
o divergencia del flujo en una region radialmente simétrica del reservorio.
Ademas se usan estos modelos para estudiar el comportamiento de pozos
en reservorios con empuje de agua de fondo, con capa de gas y reservorios
que tienen una delgada columna de petrdleo y se encuentran rodeados por
agua o gas.

(4) Multiestratos.- Usados para modelar reservorios con varias estratos sin
"crossflow", sin embargo estas estratos tienen las mismas condiciones
limites, tales como acuifero comun o la produccidon proveniente de las
estratos se mezcla en el pozo (commingled).

MODELOS 3D.- Los modelos 3-D son usados donde la geometria del reservorio
es muy compleja como para ser modelado por un 2-D. Los reservorios en etapa
de depletaciéon avanzada tienen una dinamica de fluido muy compleja y requieren
3-D. También se usan modelos 3-D para simular el desplazamiento de fluidos
donde los regimenes de flujo son dominados por el flujo vertical. En algunos
casos, el uso de 3-D es mas simple que desarrollar pseudofunciones para todas
las regiones incluidas en el reservorio.

Un problema que esta asociado a los modelos 3-D es el tamano. Un adecuado
modelo puede tener tantos gridblock que consumiria mucho tiempo en
proporcionar resultados y retardaria la toma de decisiones.

3.6.3.2 DE ACUERDO AL NUMERO DE FASES

MODELOS DE UNA FASE.- Sus aplicaciones son:

- Depletacion de reservorio de gas sin influjo de agua.
- Expansion del agua en el acuifero.

- Problemas de well testing con una sola fase.

MODELOS MULTIFASICOS (Black Oil) .- Sus aplicaciones son:

- Usados para simular reservorios de petréleo que tienen Bo < 2.

- Procesos de desplazamiento agua/petroleo o gas/petroéleo.

- Empuje por gas disuelto, expansion de capa de gas o inyeccidon de gas.

MODELOS COMPOSICIONALES.- Sus aplicaciones son:

- Reservorios de gas que caen debajo del punto de rocio durante la depletacion.
- Inyeccién de gas seco para reciclar los reservorios anteriores.

- Inyeccidén miscible de gas enriquecido o gas a alta presion.

- Reservorios de petréleo volatil con B, > 2.
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3.6.4 AJUSTE DE HISTORIA

El principal objetivo de un estudio de simulaciéon es predecir el comportamiento futuro
del reservorio con mayor exactitud que alguna otra técnica simple de prediccion.

Es evidente que el comportamiento del modelo numérico debe ser similar al del
reservorio para que los resultados sean aceptables. Debido a la incertidumbre
inherente a los datos requeridos para construir el modelo, se debe probar el
comportamiento del modelo antes de ser usado para predecir el comportamiento
futuro.

La unica forma de probar el modelo es simular el comportamiento pasado del
reservorio y comparar los resultados con los datos histéricos. El proceso de probar el
modelo a través de comparar el comportamiento pasado es usado también para
identificar las inconsistencias del modelo y corregirlo.

El ajuste de historia es, por lo tanto, el proceso de refinar el modelo a través del ajuste
de parametros de geologia, roca y fluido, para producir la minima diferencia entre los
datos de campo y los resultados del simulador.

Los parametros que son utilizados para el ajuste de historias son los siguientes:
a) Presion

b) Tasas de flujo (de produccién y de inyeccidn).

c) Relaciéon Gas-Petroleo (GOR)

d) Relacion Agua Petréleo (WOR)

e) Tiempo de irrupcion del frente de agua.

El objetivo es minimizar la diferencia entre estos parametros y los obtenidos por el
simulador. Para lograr esto existen varios parametros que pueden ser modificados ya
sea uno a la vez o en conjunto para lograr un buen ajuste de historia, dichos
parametros son:

a) Permeabilidad y espesor del reservorio.

b) Permeabilidad y espesor del acuifero.

¢) Almacenamiento del acuifero.

d) Datos de permeabilidad relativa.

e) Datos de presion capilar.

f) Datos del pozo (factor skin, etc).

Otros parametros adicionales que son conocidos con mayor certeza pero que a veces
pueden ser variados para lograr el ajuste historico son:

g) Porosidad y espesor del reservorio.

h) Definicion geoldgica del reservorio.

i) Compresibilidad de la roca.

j)  Propiedades de los fluidos.

k) Contactos agua/petroleo y gas/petréleo.

) Presion fluyente de fondo.

3.6.4.1 MECANICA DEL AJUSTE DE HISTORIA

El procedimiento para el ajuste de historia es el siguiente:
a) Reunir los datos de historia de produccion.
b) Evaluar su calidad
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c) Definir los objetivos para el ajuste de historia.

d) Desarrollar un modelo preliminar basado en los mejores datos disponibles.
e) Comparar los resultados del simulador con el comportamiento del reservorio.
f) Decidir si los resultados del ajuste estan dentro de una tolerancia aceptable.
g) Decidir si es necesario un ajuste de historia automatico.

h) Efectuar ajustes al modelo y simular otra vez para mejorar el ajuste.

3.6.4.2 ANALISIS DATOS DE CAMPO

Los datos de produccion deben ser analizados pozo a pozo para identificar y eliminar
inconsistencias. Se puede incluir:

a) Produccion de petréleo.

b) Produccioén e inyeccion de gas.

c) Producciéon e inyeccion de agua.

d) Presiones fluyentes o de cierre corregidas al datum.

Resultados inexactos de producciéon de un pozo o zona productiva deben también ser
evaluados. Se debe tener especial cuidado para refinar estos datos, ya que estos
pueden representar caracteristicas anormales si es que no se eliminan. Cabe
mencionar que datos de produccion e inyeccion de agua no son medidos tan
exactamente como la produccién de petroleo.

El petréleo in-situ, asi como los contactos agual/petréleo y gas/agua deben ser
comparados con estimados perfectamente conocidos, y si hubiera diferencia, proceder
a revisar a fin de continuar con la prediccion.

3.6.4.3 AJUSTE DE LA HISTORIA DE PRESION

Se recomiendan los pasos siguientes para un exitoso ajuste de presion:

a) Identificar los parametros a ser ajustados. Normalmente la permeabilidad de la
roca es la variable menos definida, y es usada para producir un ajuste de presion.
La porosidad no debe ser ajustada, a menos que exista incertidumbre en la data.
Si la porosidad es obtenida del analisis de perfiles eléctricos o nucleos, no debe
ser cambiada. La porosidad, espesor y extension areal del acuifero son menos
conocidas que en el reservorio de petroleo, y pueden ser ajustados para obtener
una buena reproduccidon de la presion.

b) Estimar el nivel de incertidumbre para las variables mencionadas anteriormente.

c) Efectuar una primera corrida de prueba y decidir si la presidon volumétrica
promedia del reservorio (entero) es satisfactoriamente reproducida por el modelo.
Si no lo es, usar alguna técnica simple, junto con la informacién geoldgica
disponible para efectuar algunos cambios. En este paso, se deben analizar los
diferentes mecanismos de depletacion a fin de evaluarlo y ajustarlos para producir
un ajuste de presion del reservorio total.

d) Después que se logra un ajuste del total reservorio, se debe llevar a cabo un
ajuste de las mayores regiones del reservorio. En esta etapa se refinan los
parametros de heterogeneidad del reservorio, barreras al flujo y acuifero.

e) Dependiendo de los objetivos del estudio, se pueden obtener ajustes de presion
para cada pozo.
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3.6.4.4 AJUSTE DE GOR Y WOR

La mejor indicacién de validez del modelo en la representacion del reservorio, es el
ajuste de GOR y WOR. EI procedimiento usado para el ajuste puede variar de un
reservorio a otro, sin embargo se puede elegir el procedimiento siguiente:

a)
b)

c)

d)

9)

h)

Identificar los parametros que influyen en el movimiento del agua y gas dentro del
reservorio y acuifero.

Estimar los limites superior e inferior para cada parametro basado en su
incertidumbre.

Decidir, si es necesario, el uso de funcibn de pozo, para simular ciertas
condiciones tales como penetracidn parcial o conificacion. El ajuste del
comportamiento de un pozo en el cual el agua o gas rodea la zona de
completacidén requerira el uso de un modelo de conificacion. EI modelo se ajusta
variando la permeabilidad en estratos donde la incertidumbre es grande. La
permeabilidad vertical es un factor de ajuste muy critico en el modelo.

Examinar las corridas efectuadas en el ajuste de presidén. Estas corridas pueden
ser usadas para identificar la severidad de la estratificacion, la cual requerira
ajuste de la permeabilidad vertical. La permeabilidad vertical no puede ser
determinada en forma confiable de medidas de campo o nucleos. Se debe probar
la sensibilidad del modelo a la permeabilidad vertical.

La distribucion areal de la permeabilidad es otro factor importante y puede ser
ajustado.

Decidir si se efectua ajuste en los datos de permeabilidad relativa.

Determine el efecto de la dimension del gridblock sobre el comportamiento de un
grupo de pozos. Grandes gridblocks generan aparentes diferencias entre el
modelo y el comportamiento del campo debido a los errores en el calculo de las
eficiencias de desplazamiento.

Cuando lleve a cabo estos cambios, continue comparando el comportamiento de
presion actual y calculada. ElI comportamiento de presion debe mantenerse
mientras se ajusta el GOR y WOR.

3.6.4.5 AJUSTE DE LA PRESION DE LOS POZOS

La dimensidn de un block que contiene a un pozo productor o inyector en un simulador
es normalmente mucho mayor que el radio del pozo. La presion de fondo medida,
representa la presion a r = r, y al tiempo de la prueba. Por otro lado, la presion
calculada representa la presion promedia dentro del block donde se encuentra el pozo
al final de cualquier time step. Por lo tanto, la presidn de fondo medida en un pozo
activo, no puede ser comparada directamente con la presidn estimada para el block.

La relacion entre la presion medida y la estimada por el modelo es establecida por
Peaceman:

v

o

08|k, Jk, (Ax) + fi [k, (a »)]
B (e, /e )1 + e, 1, )

(3.6.1)

Cuando Ax=Avy, k.= k, entonces:

r,=0.2Ax
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3.7

Donde r, es el radio al que corresponden las dos presiones y la variable x es el ancho
del block. Si el pozo no esta localizado en el centro del block, los datos deben ser
comparados con la presidon interpolada.

3.646 AJUSTE DE LA SATURACION DEL BLOCK A LA
PROFUNDIDAD DEL CONTACTO

La dimension del block es normalmente muy grande para determinar exactamente la
posicion de los contactos agua/petréleo y gas/petrdleo a partir de la saturacion del
block en modelos 2D o 3D. Los contactos (WOC y GOC) obtenidos de perfiles
eléctricos, no pueden ser comparados directamente a la saturaciéon del block.

Un método usado, es desarrollar una correlacion con los resultados de un modelo
detallado de seccién transversal.

HERRAMIENTAS DE MEDICION

3.7.1 ENSAYOS DE MULTIPLES FORMACIONES (REPEAT
FORMATION TESTER, RFT)

Desde su introduccion a mediados de los afios 70, la herramienta RFT abridé un nuevo
horizonte a las posibilidades de interpretaciéon y caracterizacion de reservorios. La
herramienta puede medir un numero no limitado de formaciones y presiones
hidrostaticas, y puede tomar multiples muestras de fluido en una sola corrida en el
pozo. Las muestras de fluido pueden ser recuperadas de intervalos separados o en
una secuencia segregada desde un profundidad fija. Las aplicaciones de las lecturas
de presion sobre los fluidos de formacion son numerosas. Los principales usos se
relacionan con:

> La identificacion de contactos entre fluidos. Para lo que se utilizan los gradientes de
fluidos en la formacion.

La deteccidon de comunicaciones areales y/o verticales entre los diferentes niveles
productivos

La identificacion de bloques o niveles aislados del resto de la estructura.

Determina la permeabilidad del reservorio.

Estimar el dafio.

Indicar variaciones en la densidad de lodo con la profundidad.

\4
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3.7.2 REGISTROS DE ENSAYOS DE PRODUCCION
(PRODUCTION LOG TESTER, PLT)

Los registros PLT dan una medicidn precisa de la velocidad y direccidn del flujo en el
pozo. Un impulsor montado sobre piedras de zafiro dentro de una cubierta en la parte
inferior de la herramienta gira a un régimen proporcional a la velocidad a la cual el
fluido del pozo pasa a través de la cubierta. La montura de piedras de zafiro minimiza
la friccion del impulsor. El circuito I6gico también descifra la direccion de la rotacion del
impulsor y transmite los datos a superficie.
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La herramienta de medicion es bajada en combinacidn con registros de temperatura,
presion y densidad. Las aplicaciones son las siguientes:

» Determinar caudales de flujo.

» Determinar perfiles de produccion.

» Determinar perfiles de inyeccion

» Localizar péerdidas en packers, tapones y tuberias.
» Localizar zonas de pérdidas de circulacion.
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4.1

4.2

4 RECONSTRUCCION DEL HISTORIAL DE
PRESIONES

CONFORMACION DEL EQUIPO DE TRABAJO

El equipo de trabajo se conformd en base a las diferentes fases del proyecto y estuvo
compuesto de la siguiente manera: (1) Un Geofisico, encargado de la evaluacion e
interpretacion de la respuesta sismica. (2) Una Licenciado en Geologia Senior,
encargada de definir el modelo geoldgico, realizar las interpretaciones petrofisicas,
elaborar de mapas de propiedades y efectuar los calculos volumétricos. (3) Tres
Ingenieros de Reservorios, encargados de realizar el Analisis de Curvas de
Declinacion de Produccion, reconstruir el historial de presiones, efectuar las
estimaciones mediante Balance de Materiales y realizar la Simulacion Numérica del
yacimiento y (4) Un Ingeniero de Reservorios Senior, encargado de la supervicion y
orientacion del trabajo efectuado por los tres Ingenieros Juniors

CALCULO VOLUMETRICO

4.2.1 DETERMINACION DEL AREA MINERALIZADA

Sobre la base del analisis de la sismica 3D del area y los datos aportados por los
sondeos perforados, se comprobo que los sectores con fuertes anomalias de amplitud
resultaron productores de gas, por lo tanto en las zonas donde no se contaba con
datos de perforacidon, se determind que el limite del area mineralizada era donde las
anomalias de amplitud cambiaban su respuesta. En la Figura 4.2.1 se muestra un
corte vertical de una seccion sismica donde se aprecian los atributos sismicos en el
yacimiento y los perfiles de Gamma Ray realizados en los pozos.

4.2.2 CALCULO DE LOS ESPESORES CON HIDROCARBURO
(HPVH)

De acuerdo a los datos aportados por la perforacién del pozo Ptu 1008, se comprobd
que con saturaciones de agua de 60% se contaba con espesores mineralizados, por lo
tanto se decidi6 interpretar todos los pozos con cutoff de S,, = 0.60, ¢ = 0.18, V4= 0.35
(V-Clay). Para el calculo de las propiedades se us6 la féormula de Simandoux
Modificada. Los valores de los parametros mas importantes para el calculo se detallan
a continuacioéon: R, = 0.06 ohm/m, a=1, m = 2.05, n =2, pma = 2.65 gr/l

Luego, con los datos petrofisicos obtenidos, se determinaron los espesores con
hidrocarburos (HPVH), para los diferentes niveles productivos de la siguiente forma:

HPVH = NetPay x¢x(1-S,,) (4.2.1)

84



4.3

Los datos obtenidos de la correlacidon de la respuesta a los registros eléctricos de los
estratos productivos (Esto se puede apreciar graficamente en la Figura 4.2.2), asi
como también los resultados de la interpretacion petrofisica y los espesores con
hidrocarburos (HPVH) son detallados en las Tablas de 4.2.1 a 4.2.5, en las mismas
que también se detallan los valores encontrados para los dos pozos abandonados (Ptu
x-2 'y Ptu 1002).

4.2.3 DETERMINACION DEL GAS ORIGINAL IN SITU

Con los datos anteriores se confeccionaron los mapas de isoespesores de
hidrocarburo. Los mismos fueron realizados con el programa KINGDOM SUITE,
creando grillas para cada uno de los niveles a partir de datos ingresados y luego
fueron contorneados, en la Figura 4.2.3 se aprecia el mapa confeccionado para el
Estrato Rojo. Posteriormente se planimetrearon las distintas lineas generadas
obteniéndose de este modo las respectivas areas, para determinar posteriormente el
volumen de hidrocarburos gaseosos de acuerdo a las féormulas piramidal o trapezoidal.
Las areas volumetreadas incluyen las reservas comprobadas y probables, para
delimitar estas Ultimas se tuvo en cuenta las anomalias sismicas mencionadas
precedentemente. Para poder llevar los volumenes calculados a condiciones estandar
se utilizaron los factores volumétricos iniciales del gas de los respectivos estratos
productivos. Los resultados obtenidos son mostrados en la Tabla 4.2.6.

CALCULO DE LA RECUPERACION FINAL MEDIANTE
EL ANALISIS DE DECLINACION DE CURVAS DE
PRODUCCION:

Para poder llevar a cabo este analisis se procedid a la distribucién de la producciéon de
los pozos a cada uno de sus niveles productivos utilizando los datos de los Registros
de Ensayos de Produccion (Production Log Tester, PLT), los eventos en la historia
productiva de los pozos y ajustando de acuerdo a las tendencias de la curvas de
produccion. Luego se realizaron las declinaciones utilizando diversos criterios y
procedimientos detallados a continuacion.

4.3.1 DECLINACION POR POZO

Con la finalidad de observar el comportamiento futuro de los niveles productivos en los
pozos, se procedid a declinar, en cada pozo, la historia de produccién y realizar el
pronostico en los diversos niveles productivos, obteniéndose los EUR'’s respectivos,
para ello se utilizé un caudal limite, Qj,,, de 2000 scm/d por pozo distribuyéndolo entre
los estratos productivos de acuerdo a los porcentajes del PLT. La sumatoria de la
produccion acumulada final obtenida del pronodstico de produccion de los niveles
productivos en un pozo es el EUR del pozo, y la sumatoria de los EUR’s de un mismo
nivel presente en distintos pozos, es el EUR del nivel en menciéon. Por ultimo, el EUR
del yacimiento es la sumatoria de los EUR’s de todos los pozos. Las Figuras 4.3.1y
4.3.2 muestran las declinaciones de produccién realizadas para los estratos Amarillo
Superior y Verde del pozo Ptu 1001. Los resultados obtenidos para los pozos son
presentados en las Tablas 4.3.1, 4.3.2y 4.3.3.



4.4

4.3.2 DECLINACION POR ESTRATO

Posteriormente, con la finalidad de observar unicamente el comportamiento productivo
futuro de los niveles productivos por si solos, se procedid a sumar la historia de
produccion de un mismo nivel productivo presente en varios pozos, realizandose lo
mismo para los niveles restantes; luego se realizaron las declinaciones de cada uno de
estos con la finalidad de realizar el pronostico y obtener directamente los EUR's de los
niveles productivos. El Q;, para un nivel productivo en particular fue determinado a
partir de la sumatoria de los Q;,, correspondientes a ese nivel presente en los distintos
pozos. EI EUR del yacimiento, para este caso, es la sumatoria de la produccion
acumulada final obtenida del pronoéstico de produccidon de todos los niveles por
separado. Las Figuras 4.3.3 y 4.3.4 muestran las declinaciones realizadas para los
estratos Amairillo Inferior y Verde. Los resultados obtenidos son presentados en la
Tabla 4.3.4.

4.3.3 DECLINACION POR YACIMIENTO

Por ultimo, con la finalidad de observar el comportamiento productivo futuro del
yacimiento, se realizo el analisis declinatorio para todo el yacimiento, es decir, de la
produccién total. Se calculé el EUR total del yacimiento, tomando el comportamiento
productivo de los ultimos meses para realizar el pronéstico de la declinacion de
produccioén y utilizando un Qj,, de 28000 scm/d que fue obtenido de multiplicar 2000
scm/d por 14, que es el numero de pozos productivos. La Figura 4.3.5 muestra la
declinacion realizada para el yacimiento. Los resultados obtenidos son presentados en
la Tabla 4.3.5.

RECONSTRUCCION DEL HISTORIAL DE PRESIONES

En esta etapa, haciendo uso de Analisis Nodal se procedié a reconstruir la Historia de
Presiones de los niveles productivos en cada uno de los pozos. El procedimiento
utilizado esta representado en el diagrama de flujo mostrado en la Figura 4.4.1. Las
suposiciones realizadas para poder llevar a cabo la reconstruccion fueron (1) No existe
flujo cruzado entre los niveles productivos, (2) La capacidad del nivel productivo (kh)
se mantiene constante a lo largo de la vida productiva del yacimiento (3) los estratos
presentes en cada pozo conservan la presion original hasta que entran en produccion,
con excepcion del pozo Ptu 1013 por ser un pozo infill y (4) No existe ningun tipo de
dano en los pozos (esto debido a que los pozos son perforados en § dias y con un
lodo sin muchos aditivos, la Figura 4.4.2 muestra los resultados de un ensayo Flow
After Flow con dano igual a cero).

4.4.1 RECOPILACION DE INFORMACION

Se recopild la siguiente informacion: (1) Datos de presiones iniciales en los niveles
productivos de cada pozo, obtenidas mediante ensayos RFT, (2) Datos de registros
PLT, con la finalidad de determinar el porcentaje de caudal correspondiente a cada
nivel productivo, (3) Datos histéricos de operacion de campo, tales como presiones en
boca de pozo WHP y temperaturas en boca de pozo WHT, (4) Temperaturas de cada
uno de los niveles productivos.
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Se estimaron los radios de drenaje para cada estrato capa presente en cada pozo
utilizando los EUR obtenidos anteriormente en el analisis declinatorio por pozo y un
Factor de Recuperacion (FR) sobre el area de drenaje igual a 90%, los resultados
obtenidos se muestran en la Tabla 4.4.1 y la ecuacion usada es:

EURxB,,

Rd = 4.4.1)
7 x HPVH x FR

Donde:
Rd = Radio de drenaje de la capa, m
EUR = Recuperacion Final de la capa, scm
Bgi = Factor Volumeétrico inicial del gas de la capa, cm/scm
HPVH = Espesor de hidrocarburos, m
FR = Factor de Recuperacion de la capa, fraccion (FR =0.9)

4.4.2 CALCULO DE PSEUDOPRESIONES

Para determinar las pseudopresiones se hizo uso de la ecuacion (3.5.54). Para la
temperatura de cada uno de los estratos productivos encontrados en los pozos, se
construyd una tabla con valores de presion en orden creciente y los correspondientes
valores de viscosidad p, y factor de compresibilidad z, los mismos que fueron
obtenidos haciendo uso de las correlaciones de “Carr y Kobayashi” y “Hall-
Yarborough” respectivamente. La gravedad especifica del gas usada es de 0.657 y fue
obtenida a partir de la composicion molar mostrada en la Tabla 4.4.2. Luego se hizo el
calculo de p/(iz) para cada presion. Por ultimo se resolvio la integral de la ecuacion
(3.5.54) con ayuda de métodos numéricos, usando la regla trapezoidal, para luego
plotear en un grafico la pseudopresion versus presion, los puntos fueron ajustados a
un polinomio cuadratico mediante regresion, es decir:

w(p)=ax p? +bxp+c (4.4.2)

Donde:
y(p) = Pseudopresion, psia®/cp
p = Presion absoluta, psia
a, b, c = Constantes del polinomio cuadratico

Los indices de correlacion R?, obtenidos fueron mayores a 0.9 en todos los casos. Los
valores de las respectivas constantes de los polinomios cuadraticos obtenidos son
mostrados en las Tablas de 4.4.3. a 4.4.7.

4.4.3 CALCULO DE LAS PRESIONES FLUYENTES DE FONDO

Dada la configuracion de los pozos (la Figura 4.4.3 muestra una configuracion tipo), se
utilizaron 7 nodos para realizar el Analisis Nodal correspondiente, esto se puede
apreciar en la Figura 4.4.4, siendo el nodo 1 el que contiene los datos histéricos de
campo (WHP y WHT). Las caracteristicas de las instalaciones de produccion de los
pozos son mostradas en la Tabla 4.4.8, asimismo, las profundidades promedias de los
estratos en los pozos y las temperaturas a dichas profundidades son mostradas en las
Tablas 4.4.9 y 4.4.10 respectivamente. Los tramos de longitud o distancias entre nodo
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4.5

y nodo son mostrados en la Tabla 4.4.11. Los caudales de los estratos fueron
obtenidos en base a los datos PLT y las temperaturas son las correspondientes a
estos niveles productivos. Los datos histéricos y los correspondientes porcentajes de
caudal para los diferentes estratos son mostrados en la Tabla 4.4.12 y en la Tabla
4.4.13 se muestran los caudales en los estratos. A partir de los datos en el nodo 1y
utilizando el método de Cullender & Smith se determinaron las presiones en los 6
nodos restantes, siendo las presiones de los ultimos 5 nodos, las correspondientes
presiones de fondo fluyentes para los 5 estratos productivos. Los resultados obtenidos
en los nodos son mostrados en las Tablas de 4.4.14 a 4.4.20. Los caudales en los
nodos fueron determinados usando las siguientes ecuaciones (o de acuerdo a la
Figura 4.4.3):

para j <2 (4.4.3)

para j>2 (4.4.4)

n=y4-2

Donde:
Q; = Caudal en el nodo j
Qn, = Caudal en un determinado estrato, de acuerdo a la Figura 4.4.4

4.4.4 CALCULO DE LAS PRESIONES ESTATICAS

Las presiones fluyentes de fondo, calculadas para los distintos estratos productivos de
un pozo en particular, fueron convertidas a su equivalente en pseudopresiéon, es decir
se cred6 un historial de pseudopresiones de fondo para los estratos productivos
utilizando las ecuaciones cuadraticas obtenidas previamente. Asimismo, se obtuvieron
los correspondientes valores de pseudopresion para los datos de presiones estaticas
iniciales de los estratos, obtenidas de los RFT; con estos valores y los datos
mostrados en la Tabla 4.4.21, se determind el valor de la capacidad (kh) de cada uno
de los niveles productivos, despejando dicho producto de la ecuaciéon (3.5.58), los
resultados se encuentran en las Tablas de 4.4.22 a 4.4.26. Con este dato de
capacidad del nivel productivo y el historial de pseudopresiones fluyentes de fondo se
procedi6 a la determinacion de las correspondientes pseudopresiones estaticas
usando nuevamente la ecuacion (3.5.58). Por dultimo, con las pseudopresiones
estaticas, se obtuvieron las presiones estaticas utilizando las respectivas soluciones
de las ecuaciones cuadraticas que relacionan presion con pseudopresion. Todas las
presiones obtenidas fueron llevadas al plano de referencia de cada nivel productivo.
Los resultados finales son mostrados en las Tablas de 4.4.27 a 4.4.31.

ESTIMACION DE RESERVAS MEDIANTE BALANCE DE
MATERIALES

Se realizé el Balance de materiales por capa para la zona depletada por los pozos
actuales (Reservas Probadas Desarrolladas) y para el yacimiento en conjunto
(Reservas Probadas Desarrolladas y No Desarrolladas). Los volumenes de
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condensado producidos fueron adicionados al gas, llevando previamente dichos
volumenes a su equivalente en gas (Los resultados son mostrados en las Tablas de
4.5.1 a 4.5.25). Para esto, se utilizd el dato de gravedad API del condensado (74.02) y
se determinaron la gravedad especifica (0.689), el peso molecular (89.31) y el
equivalente gas (1025.23 SCF/STB 6 182.59 scm/scm), haciendo uso de las
siguientes ecuaciones:

141.5

—-_— 4.51
Yo API+131.5 ( )

= 6084 (4.5.2)

API -59
(4.5.3)

Donde:
API = Gravedad o grado API del condensado, °API

Yo = Gravedad especifica o densidad relativa del condensado, (y, = 1.0)
M, = Peso molecular del condensado
Es = Equivalente Gas del condensado (SCF/STB)

Asimismo se utilizé una gravedad especifica de gas de 0.657 para los calculos y los

factores de desviaciéon del gas fueron determinados utilizando la correlacion de Hall-
Yarborough.

4.5.1 BALANCE DE MATERIALES EN LA ZONA DEPLETADA

El Balance de Materiales de la Zona Depletada constituye la determinacidn de las
reservas probadas desarrolladas. Para llevarlo a cabo, las presiones obtenidas en los
pozos para una determinada capa, a una fecha en particular, fueron promediadas
teniendo en cuenta el volumen de hidrocarburo (Producto de HPVH por el Area de
Drenaje Circular) de la capa correspondiente (este procedimiento se repitio en todas

las capas y a diferentes fechas). La ecuacidn usada para un estrato productivo en
particular es:

— Y. pxHPVH x A4 (4.5.4)
TS HPVH < 4 -

Donde:
p = presion estatica promedio del estrato productivo, psia

p = presion estatica del estrato llevada al plano de referencia, psia
HPVH = Espesor de hidrocarburos del estrato, m

A = Area de drenaje circular del estrato, m? (A = T x R4°)

Los datos utilizados para estos calculos son mostrados en las Tablas de 4.5.26 a
4.5.30, las presiones promedias resultantes son presentadas en la Tabla 4.5.31.
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Con estas presiones promedio obtenidas, la temperatura promedio de cada estrato y
las correlaciones antes mecionadas se efectud el Balance de Materiales utilizando los
métodos p/z vs G, y Havlena & Odeh. La presion de abandono utilizada fue 7 kg/cm?.
Los calculos para ambos métodos son presentados en las Tablas de 4.5.33 a 4.5.37.
Las Figuras de 4.5.1 a 4.5.10 muestran las correspondientes graficas obtenidas en el
Balance de Materiales por los dos métodos, asimismo, también muestran las
correspondientes ecuaciones, obtenidas mediante regresion, para el calculo de los
resultados presentados en la Tabla 4.5.38

4.5.2 BALANCE DE MATERIALES EN EL YACIMIENTO

Para poder realizar este calculo se considerd que hasta la fecha existe presion inicial
en las zonas que aun no han sido depletadas por los pozos; las mismas se obtuvieron
realizando la resta del volumen poral de hidrocarburo presente en la capa (obtenido
del analisis volumeétrico) menos el volumen poral de hidrocarburo asignado a la zona
depletada (sumatoria del producto de HPVH por el Area de drenaje en los pozos para
la capa respectiva). Bajo esta premisa se calculd el historial de presiones promedio
para cada capa (zona depletada y no depletada) utilizando:

E:(prHPVHxA)ﬂ;,x(V,,C—ZHPVHxA) (4.5.5)

HC

Donde:
p = presion estatica promedio del estrato productivo, psia

p = presion estatica del estrato llevada al plano de referencia, psia
HPVH = Espesor de hidrocarburos del nivel productivo, m
A = Area de drenaje circular, m? (A = 1t x R%)
p; = presion inicial promedio del estrato, psia
Vuec = Volumen de hidrocarburos presente en el estrato a condiciones de
reservorio obtenido mediante el método volumétrico, m?

Los datos utilizados para estos calculos son mostrados en las Tablas de 4.5.26 a
4.5.30, las presiones promedias resultantes son presentadas en la Tabla 4.5.32.

Con estas presiones promedio obtenidas, la temperatura promedio de cada estrato y
las correlaciones antes mecionadas se efectud el Balance de Materiales utilizando los
meétodos p/z vs G, y Havlena & Odeh. La presion de abandono promedio de cada capa
se determind realizando el promedio ponderado por volumen de hidrocarburo de una
presion de 7 kg/cm? para la zona depletada y presion inicial en la zona no depletada.
Los calculos para ambos métodos son presentados en las Tablas de 4.5.39 a 4.5.43.
Las Figuras de 4.5.11 a 4.5.15 muestran las correspondientes graficas obtenidas en el
Balance de Materiales por los dos métodos, asimismo, también muestran las
correspondientes ecuaciones, obtenidas mediante regresion, para el calculo de los
resultados presentados en la Tabla 4.5.44
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4.6

SIMULACION NUMERICA

4.6.1 INTRODUCCION AL SIMULADOR WORKBENCH

4.6.1.1 CARACTERISTICAS

El software usado fue el mdédulo de Simulacién del paquete Workbench de Baker
Hughes Software Inc. Este modulo utiliza el simulador numérico Simbest Il que es un
simulador multifasico de tres dimensiones y de solucidén implicita total (Full Implicit). En
las Figuras de 4.6.1 a 4.6.4 se presenta un breve resumen esquematico del proceso
completo del trabajo de simulacién.

4.6.1.2 APLICACIONES

El simulador Workbench permite, realizar simulaciones de yacimientos de petréleo

negro (Black Qil), de Gas, con o sin empuje de agua, con presencia o ausencia de
fallas.

4.6.1.3 INGRESO DE INFORMACION

El entorno Workbench del simulador provee al usuario una serie de menus y ventanas
para el ingreso de informacién, asimismo este entorno también permite disenar la grid
graficamente e importar mapas y tablas de datos. La informacion también puede ser
ingresada mediante comandos de instruccion en el entorno Simbest IlI, editando
archivos Ascii, por lo general este entorno es utilizado para casos en los que no se
puede ingresar informaciéon en el entorno Workbench.

4.6.1.4 SALIDAS O REPORTES

El simulador provee repotes de los datos ingresados, asi como también de los
resultados de la inicializacion, ajuste histérico y prediccion, tanto en formato texto
como en formato grafico (archivos en formato windows metafile).

4.6.2 DESCRIPCION Y CONSTRUCCION DEL MODELO
NUMERICO

Se seleccion6 la opcion de Gas Seco como fluido de reservorio, esto debido a que las
relaciones histéricas de Gas-Condensado son altas y a que el poquisimo condensado
producido fue transformado a su equivalente gas y adicionado a la produccién de gas
del yacimiento. Las cinco capas que representan los estratos productivos, fueron
definidas como no comunicantes entre si, y a los fines de asignar propiedades
diferentes y obtener resultados de manera independiente para cada una, se las definioé
como regiones distintas. A cada una de las capas se le ingres6 una profundidad de
contacto agua-gas cuyo valor estaba por debajo de la correspondiente base y por
encima del tope de la capa inferior, esto debido a la ausencia de acuifero activo en el
modelo. Asimismo se asigno la presion estatica inicial promedio de cada estrato
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llevada al respectivo plano de referencia. Fueron definidas alrededor de 20 fallas para
cada capa, para poder simular dichas fallas se ajust6 la transmiscibilidad entre celdas
lindantes con las fallas, con multiplicadores entre O (falla que actua como sello) y 1
(falla que no actua como sello). Fueron utilizados dos grupos de fallas, uno para las
tres capas superiores y otro para las dos inferiores, manifestando de esta manera el
desplazamiento en profundidad de las mismas.

4.6.2.1 DISCRETIZACION DEL MODELO

El modelo fue discretizado en el espacio utilizando una grilla ortogonal de 80 celdas en
direccion X, 50 celdas en direccion Y, y S5 capas en direccion Z (Ver la Figura 4.6.5).
En el tiempo, para los efectos de ajuste historico y prediccion, el modelo fue
discretizado en intervalos de tiempo o Time Steps de 30 dias.

4.6.2.2 TAMANO DE LA CELDA

El tamafo de las celdas en el plano XY es de 88 metros en larecciéon Xy 66 metros en
la direccion Y.

4.6.2.3 ORIENTACION DELA GRID

La grid fue orientada de tal manera que el eje X fuera paralelo a la mayor falla del
yacimiento, es decir con un rumbo NNE-SSW.

4.6.3 MAPAS INGRESADOS

Los mapas estructurales, de espesor total, espesor neto y porosidad para los cinco
estratos del modelo (Rojo, Amarillo Superior, Amarillo Inferior, Verde y Naranja) fueron
exportados como grillas del modulo de mapeo z-map del paquete Landmark. Los
archivos fueron adaptados, en un paso intermedio, a un formato reconocible por el
simulador. Estos mapas fueron la base para la asignacién de valores a las celdas de la
grilla de simulacién, mediante un algoritmo propio del simulador. Los limites de las
celdas activas en cada capa fueron definidos por la correspondiente linea de valor
cero de espesor neto de hidrocarburos (HPVH), procediéndose a inactivar aquellas
celdas que quedaban fuera de dicha linea. Las fallas (alrededor de 20 para cada capa)
fueron exportadas del modelo geoldgico como poligonos de fallas e importadas al
simulador. Para generar los mapas de permeabilidad se utilizaron los datos obtenidos
del Analisis Nodal efectuado para reconstruir la historia de presiones. En las Figuras
de 466 a 4.6.9 se presentan ejemplos de mapas de propiedades cargados,
directamente sobre la grilla de simulacidn, representando con colores los valores
asignados a las celdas.

4.6.4 PROPIEDADES PVT DE LOS FLUIDOS

Se utilizaron correlaciones para obtener las curvas PVT tanto para representar el
comportamiento del gas como del agua. Debido a la muy baja produccion de
condensado y a su total ausencia en condiciones de reservorio, este fue considerado
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dentro de la produccion de gas utilizando el correspondiente equivalente gas. Para el
gas se utiliz6 una gravedad especifica de 0.657. Las curvas de viscosidad y By
generadas por correlacion pueden observarse en la Figura 4.6.10.

4.6.5 PRESIONES CAPILARES Y PERMEABILIDADES
RELATIVAS

4.6.5.1 PRESIONES CAPILARES

Para cada uno de los estratos productivos se le asignd una correspondiente curva de
Presion Capilar, P., definiendo un contacto Gas-Agua para cada uno de los estratos,
esto ultimo se realizé con la finalidad de representar la saturacidn de agua inicial
encontrada en los pozos, es decir que la distribucibn de saturaciones de agua inicial
en el modelo esta basado en la gradiente saturaciones de agua obtenido de la curvas
de Presion Capilar. Dado que el modelo carece de la presencia de un acuifero activo,
dichos contactos se colocaron por debajo de la respectiva base y por encima del tope
del estrato subyacente. Las curvas de Presion Capilar utilizadas fueron generadas
utilizando correlaciones internas del simulador, utilizando como datos principales de
entrada la saturacié de agua irreductible y la presion de umbral para cada estrato. Los
valores de S, utilizados dan un promedio cercano al 34 %, pero con cierta variacion
(creciente con la profundidad) entre los estratos y fueron obtenidos a partir de los
valores del modelo geoldgico que a su vez concuerdan con el valor obtenido de la
medicion de permeabilidades relativas realizadas para el pozo Ptu x-1. La presion de
umbral utilizada fue obtenida de una medicion de laboratorio de P. para uno de los
estratos encontrados en el pozo Ptu x-1. La razdn por la cual decidié no utilizar la
medicion de laboratorio de P, fue debido a que el valor de S, obtenido por este
método no concordaba con los valores de S, del modelo geolégico ni con el obtenido
a partir de las curvas de permeabilidad relativa para la misma muestra. En la Figura
4.6.11 se muestra como ejemplo la curva de P, cargado para el estrato Naranja.

4.6.5.2 PERMEABILIDADES RELATIVAS

Se asignaron diferentes curvas de permeabilidades relativas para cada estrato. Debido
a la falta de mediciones de laboratorio para todos estrato, se utilizaron correlaciones
para armar un juego de curvas inicial, pero que guarden coherencia con la unica
medicion de laboratorio que se disponia. Luego al transcurrir el ajuste historico se
fueron modificando las curvas en forma individual para lograr el ajuste de produccion
por capas, cuidando siempre de mantener coherencia con los valores de S,;, que
ajustaban el calculo volumétrico y las curvas de presion capilar. El grafico de las
curvas de permeabilidades relativas para el ejemplo del estrato Rojo puede apreciarse
en la Figura 4.6.12.

4.6.6 DATOS DE EQUILIBRIO PARA INICIALIZACION

Los valores de presiones iniciales, profundidades de los planos de referencia y
ubicacién de los contactos Gas-Agua para cada estrato se resumen en la Tabla 4.6.1.
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Asimismo, los resultados volumétricos obtenidos de la inicializacion del modelo en el
simulador son presentados en la Tablas de 4.6.2 a 4.6.7.

4.6.7 CONSIDERACIONES PARA EL MODELAJE DE POZOS

4.6.71 GEOMETRIA DE LA CELDA

Las dimensiones de las celdas que contienen a los pozos es la siguiente: Ax = 88 my
Ay = 66 m.

4.6.7.2 CONDICIONES DE OPERACION

Para realizar el ajuste histérico, los 14 pozos colocados en la grid fueron definidos
como productores de gas

4.6.8 PRIMERAS CORRIDAS DEL SIMULADOR

Las primeras corridas realizadas en el simulador dieron resultados aceptables en lo
que a volumetria se refiere, por lo que no fue necesario realizar modificaciones a los
mapas ingresados para su determinaciéon. Asimismo, en cuanto al entorno dinamico
del yacimiento, se obtuvo un buen ajuste de los fluidos producidos, en especial del
gas, siendo la presiéon el parametro que no ajustaba.

4.6.9 AJUSTE DE HISTORIA

Para realizar el ajuste de historia y posteriormente poder efectuar predicciones, se
contaba con la historia produccion total de gas del yacimiento y al produccion total de
gas de los pozos como parametros mas confiables. Asimismo se contaba con la
historia de produccion por capa obtenida de la distribucion de producciéon realizada
para el Analisis de Declinacion y también con datos de presiones estaticas promedio
de los estratos obtenidas de la reconstruccion de presiones, las presiones estaticas
promedio del yacimiento fueron calculadas ponderando volumétricamente las
presiones de los estratos, los datos y resultados son mostrados en la Tabla 4.6.8. No
se le dio mucho peso al ajuste de la produccion de agua debido a que los volumenes
extraidos del reservorio son practicamente despreciables en comparacion con los

volumenes de gas extraidos, aunque se puede decir que el ajuste obtenido para esta
fase no es malo.

4.6.9.1 AJUSTE A NIVEL YACIMIENTO

En la Figura 4.6.13 puede verse el ajuste obtenido a nivel yacimiento. Cabe aclarar
que el mecanismo seguido fue el de forzar al simulador a respetar el caudal histérico
de gas (mientras existiera en el modelo el recurso para ello), e ir ajustando en corridas
sucesivas la historia de presion.
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4.6.9.2 AJUSTE A NIVEL ESTRATOS

En la Figura 4.6.14 se presenta la historia de produccidén de gas por estratos reportada
por el simulador luego del ajuste histdrico. Si bien el simulador utiliza los valores de los
caudales historicos ingresados y a partir de éstos determina la presion, esto no ocurre
con los valores de los caudales producidos por los estratos ya que este datos no son
ingresado al simulador, sino mas bien que son calculados internamente por el
simulador en base a la presion existente en los estratos. En la misma figura se
muestran las historias de produccion reales por capa, calculadas en el estudio de
Estimacion de Reservas. Puede observarse que se ha podido llegar a un ajuste casi
perfecto en este sentido. Al igual que en el caso anterior pero ahora para presiones, en
la Figura 4.6.15 se muestra el ajuste logrado para las historias de presiéon de cada una
de las cinco capas. En general puede decirse que también se ha logrado un ajuste
muy satisfactorio de este item.

4.6.9.3 AJUSTE A NIVEL POZO

El ajuste a nivel pozo es un proceso de mucho detalle. En todos los casos se procedio
a forzar la producciéon de gas para que respete la produccion historica, siendo la
presion el parametro de ajuste, variando principalmente las curvas de permeabilidad
relativa y en algunos casos los valores de las permeabilidades en el entorno del pozo
hasta lograr un acercamiento de la curva de presiones estaticas reportadas en las
celdas lindantes al pozo con la curva de presion estatica para el pozo reconstruida por
el método anteriormente mencionado. En la Figura 4.6.24 se puede ver a modo de
ejemplo el ajuste obtenido para el pozo Ptu 1010.

4.6.10 PRONOSTICOS

Una vez finalizado el Ajuste Historico, se procedid a efectuar una serie de pronosticos,
desde el llamado “Caso Base” que es un prondstico de produccidon que presupone un
mantenimiento de las condiciones actuales de explotacidon del yacimiento, hasta casos
mas complejos con varios pozos nuevos siguiendo alguna estrategia de desarrollo.

Para todo prondstico hay que definir algun tipo de control o ley que establezca o limite
la productividad de los pozos desde fecha actual para adelante. Estos controles
dependen de la politica de explotacion del yacimiento y de factores propios del pozo y
de la formacion. En este trabajo se utilizaron controles de presiones fluyentes de fondo
(bws), manteniéndose el Ultimo valor de la misma en los pozos que ya estan en
produccion, y para los pozos nuevos adoptandose un valor de 30 kg/cm? por debajo de
la presion estatica reportada en la celda en la que esta ubicado el pozo en mencién.

4.6.10.1 CASO Il: Base

En la Figura 4.6.16 se presenta el resultado (a nivel total del campo) de la corrida
predictiva del Caso Base, para la cual se supuso que el yacimiento continuaba en
explotacion hasta mediados del afio 2010 en similares condiciones a las actuales, es
decir sin pozos nuevos perforados ni cambios de importancia debido a intervenciones
en los pozos existentes (fracturamientos, acidificaciobn o puesta en produccion de
estratos no baleados anteriormente) durante ese lapso de tiempo. A nivel pozo, puede
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observarse a manera de ejemplo en la Figura 4.6.24 el resultado de la corrida del
Caso Base para el pozo Ptu 1010. También puede observarse en las Figura 4.6.17 la
variacion en el tiempo de los mapas de distribucidon de presiones para el estrato verde.
La recuperacion final obtenida para este caso fue de 720.1 MMscm de gas, el detalle
de las recuperaciones finales para los estratos pueden observarse en la Tabla 4.6.9.

4.6.10.2 CASO Ill: Pozos a 600 m

Luego del Caso Base, se simulo la perforacion de 7 pozos nuevos respetando un
esquema de desarrollo del yacimiento con un espaciamiento de 600 metros. La
ubicacidon de los mismos puede verse en la Figura 4.6.18. A pesar de que se supuso la
entrada en produccion de los nuevos pozos (en conjunto) en enero del 2003, el
resultado de la corrida indicaba que en total no se llegaba al caudal objetivo de 560
Mscm/d, requerido para justificar el alquiler de un compresor adicional, y algunos de
los pozos evaluados individualmente no recuperaban la inversidon debido a que sus
recuperaciones finales no eran muy buenas. El resultado de la corrida de este caso, a
nivel yacimiento, se muestra en la Figura 4.6.21 en comparacion con las otras
alternativas.

4.6.10.3 CASO Illl: Pozos a 400 m

Luego se hizo una prueba similar a la anterior pero ahora colocando pozos infill, con
un distanciamiento de 400 metros. La ubicacion de los mismos (14 nuevos pozos) se
muestra en la Figura 4.6.19. En este caso se alcanzo el caudal requerido para justificar
el alquiler de un segundo compresor pero dicho caudal s6lo se mantenia por un par de
meses, declinando posteriormente la produccion de manera rapida. Al igual que en el
caso anterior, varios de los pozos alcanzaban resuperaciones finales muy bajas, no
justificando la inversidon en su perforacion. El resultado de la corrida de este caso, a
nivel yacimiento, se muestra en la Figura 4.6.21 en comparacion con las otras
alternativas.

4.6.10.4 CASO IV: Propuesta

Finalmente, sobre la base de los resultados anteriores, se decidi® buscar una
alternativa realista que implique perforar pocos pozos que obtengan una buena
recuperacion final que permita a su vez contrarrestar la declinacion de caudal actual
del yacimeinto. Para ello se observaron los resultados individuales de los pozos
nuevos en las corridas anteriores, y se fueron definiendo las mejores ubicaciones. El
llamado “Caso Propuesta” corresponde entonces a la alternativa encontrada como
consecuencia de este analisis. En la Figura 4.6.20 se puede apreciar la ubicacion de
los 4 pozos propuestos. Se supuso la perforacion y puesta en produccion de los
mismos de un pozo en enero de cada ano, siendo la secuencia Ptu 1026, Ptu 1027,
Ptu 1029 y Ptu 1020 en ese orden. La recuperacion final de gas para este caso di6
167.2 MMscm adicionales en comparaciéon con el Caso Propuesta, es decir 887.3
MMscm de gas. Las Figuras 4.6.22 y 4.6.23 muestran la comparacion de las
predicciones para los casos Base y Propuesta. La primera presenta las curvas de
produccion, y la segunda las curvas de acumuladas (en ambos casos para el total del
yacimiento). En la Figura 4.6.21 también puede verse una comparacion entre los
resultados para los cuatro casos planteados. La Figura 4.6.24 muestra la prediccion
para el pozo Ptu 1010 (un pozo ya existente), para los casos Base y Propuesta, no
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4.7

manifestandose ningun efecto de interferencia con los pozos nuevos. Finalmente, en la
Figura 4.6.25 se muestra la variaciéon en el tiempo de los mapas de distribucion de
presiones para el estrato verde. Si se compara esta figura con la Figura 4.6.17 (en la
que se mostraban mapas similares para el caso Base), puede observarse como los
pozos propuestos producen una depletacion final mucho mas pronunciada en la zona
central del reservorio, este efecto es similar en los otros estratos.

COMPARACION DE RESULTADOS

4.7.1 COMPARACION DEL GAS ORIGINAL IN SITU (OGIP)

Con la finalidad de realizar una comparaciéon del OGIP de la Zona Depletada se
supuso un factor de recuperacion de 90%, de este manera se obtuvieron los
respectivos OGIP para los distintos tipos de Analisis Declinatorios efectuados, dichos
valores son confrontados frente a los correspondientes valores de OGIP obtenidos
mediante el Balance de Materiales de la Zona Depletada. La Tabla 4.7.1 muestra los
resultados y las comparaciones correspondientes. Los valores de OGIP para el
Yacimiento obtenidos por los distintos métodos (Volumétrico, Balance de Materiales y
Simulacién Numeérica) son comparados en la Tabla 4.7.2. Las Figuras 4.7.1 y 4.7.2
muestran graficamente las comparaciones para la Zona Depletada y para el
Yacimiento respectivamente.

4.7.2 COMPARACION DE RECUPERACIONES FINALES (EUR)

Con el propésito de incluir al método Volumétrico se utilizaron los factores
volumeétricos de formacion de abandono obtenidos del Balance de Materiales del
Yacimiento, los resultados son presentados en la Tabla 4.7.3. Los valores de EUR
obtenidos por los distintos métodos (Volumétrico, Balance de Materiales de la Zona
Depletada y del Yacimiento, y Simulacidn Numérica - Caso base) son comparados en
la Tabla 4.7.4. LaFigura 4.7.3 muestra graficamente las comparaciones entre los
distintos métodos.
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5 EVALUACION ECONOMICA

Debido a que se carecia de datos historicos de presion, la manera convencional de
obtener, al menos un dato adicional por estrato, era realizando mediciones de presion
(con tapones y registradores de presion) con un equipo de Workover en un pozo que
produzca de los cinco estratos. El costo de este tipo de trabajo es el siguiente: Cada
registrador de presion cuesta US$ 5000, teniendo en cuenta que son 5 (1 para cada
estrato) esto da un costo parcial de US$ 25000; el costo del equipo es de US$ 5000
por dia, si consideramos una duracion de 72 horas para el ensayo y 24 horas para
realizar las maniobras (por ser pozos verticales cortos), esto da un parcial de US$
20000 adicionales por concepto de equipo, el costo total para obtener un sélo dato de
presion adicional por estrato es pues US$ 45000. Dado que para poder determinar las
reservas se requiere de varios datos de presion era necesario realizar adicionalmente
uno o dos ensayos en el futuro con un lapso de tiempo entre 4 a 6 meses entre cada
ensayo, lo cual pues eleva el costo a US$ 90000 y US$ 135000 respectivamente, con
el debido inconveniente de que se tendria que esperar hasta realizar los ensayos para
poder llevar a cabo la determinacion de reservas. La utilizacion del método presentado
en este trabajo para obtener datos historicos de presion de los estratos permitio
determinar las reservas del yacimiento de manera detallada y evitar los gastos e
inconvenientes mencionados, sin costo adicional alguno al de horas/hombre.

Adicionalmente se realizd la evaluacion econdtmica del llamado “Caso Propuesta”
obtenido de la Simulacion Numérica. Para esto se tuvo en cuenta el diferencial de
producciéon entre la curva del Caso Propuesta y la correspondiente al Caso Base, a
nivel yacimiento. Los resultados obtenidos corresponden a una evaluacion con un
escenario en el cual el precio del gas es de 0.75 US$/MMBTU (el poder calorifico del
gas es de 9960 Kcal), el costo por compresion es de 2.0 US$/Mscm vy la inversion
anual por cada pozo perforado es de US$ 250000. En la Figura 5.1.1 se muestran los
costos y producciones de gas anuales y la Figura 5.1.2 se muestran los
correspondientes Flujos Caja (Cash Flow) anual y acumulado pudiendo observase que
el tiempo de retorno de la inversion PAYOUT, es de 2 afnos y 11 meses. Para ese caso
la tasa interna de retorno TIR, resulta ser de 72.8 %, el valor actual neto VAN, a una
tasa de descuento de 15% es de MUS$ 920.8. En la Tabla 5.1.1 se muestran valores
del VAN (o NPV) para distintas tasas asi como también los demas indicadores
econdmicos obtenidos. Por ultimo la Figura 5.1.3 muestra un grafico de sensibilidad de
la TIR (o IRR) a las variaciones porcentuales de precio del gas, inverciones (CAPEX) y
costos operativos (OPEX).
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6 CONCLUSIONES

El método empleado permitié obtener datos histéricos de presidn para los cinco estratos
productivos, sin necesidad de recurrir a algun tipo de ensayo en los pozos.

Las presiones obtenidas permitieron realizar una estimacion de reservas por estrato
utilizando los métodos de Balance de Materiales y Simulacidn Numeérica.

La validez de los resultados de presion obtenidos es corroborada por la similitud de los
resultados obtenidos en la determinaciéon del OGIP y el EUR mediante los distintos
meétodos.

A partir de los valores de presion obtenidos fue posible encontrar la alternativa de
desarrollo del Yacimiento mas o6ptima (Caso Propuesta de la Simulacion Numérica).

99



7 RECOMENDACIONES

Se recomienda continuar utilizando el método empleado, con la finalidad de seguir
obteniendo datos de presion en el futuro.

Se recomienda aplicar la metodologia utilizada en la reconstruccion de presiones en otros
yacimientos de caracteristicas similares.

Se recomienda realizar un ensayo de presidn que permita obtener algun punto de control
a fin de verificar los datos que se obtendran al utilizar el método

Se recomienda la ejecucidon del Caso Propuesta con la finalidad de incrementar el Factor
de Recuperacion Final del Yacimiento.

Se recomienda realizar actualizaciones peridédicas de la simulacibn cada 6 meses,
corroborando las predicciones efectuadas y ajustando el modelo con los nuevos datos de

mediciones de campo, y eventualmente con la informacion aportada por nuevas
perforaciones.
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Determinacion de las Presiones Promedias del Yacimiento para la Simulacion
Numeérica

Recuperaciones Finales obtenidas en el Caso Base de la Simulacién
Comparacion del Gas Original in Situ de la Zona Depletada, entre el método de
Analisis Declinatorio (FR=90%) y el método de Balance de Materiales de la
Zona Depletada

Comparacion del Gas Original in Situ del Yacimiento, entre los métodos
Volumétrico, Balance de Materiales y Simulacion Numérica

Determinacion de Recuperaciones Finales por el método Volumétrico.
Comparacién de la Recuperacion Final de Gas del Yacimiento, entre los
métodos Volumétrico, Analisis Declinatorio, Balance de Materiales vy
Simulacién Numérica

Indicadores Econémicos de la Evaluacion del Caso Propuesta
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NIVEL ROJO

Poxd & e i) Tope Base Espesor | Espesor |EspesorNeto| Porosidad Satu‘r\agclllgn de| HpvH
TVD (m) | TSS(m) | TVD (m) | TSS (m) Bruto (m) Neto (m) | Pagable (m) | (Fraccién) (Fraccion) (m)
Ptu x-1 587.60
Ptu x-2 576.00
Ptu 1001 586.1 472.0 114 514 72 42 12 10 0.17 0.41 0.96
Ptu1002 | 591.44
Ptu 1003 | 584.07
Ptu 1004 | 588.81 519.0 70 565 24 46 13 13 0.22 0.39 1.77
Ptu1005 | 575.77
Ptu 1006 | 573.80
Ptu 1008 | 588.83
Ptu 1009 | 587.77 539 49 584 4 45 27 27 0.24 0.35 4.18
Ptu1010 | 596.83 570 27 620 -23 50 31 25 0.23 0.45 3.21
Ptu1011 | 593.23 580 13 622 -29 42 6 1 0.15 0.57 0.06
Ptu1012 | 604.20 590 14 630 -26 40 16 16 0.17 0.48 1.43
Ptu 1013 | 581.81
Ptu1014 | 596.6
Ptu 1015 | 591.61 541 50.61 | 598 6.39 57 256 25.6 0.22 0.30 4.00

TABLA 4.2.1 Datos de Correlacion de Perfiles Eléctricos, resultados de Interpretacion Petrofisica y calculo del HPVH para el Estrato Rojo
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NIVEL AMARILLO SUPERIOR
Tope Base Espesor ] Saturacié
Espesor | Espesor Neto |Porosidad
Pozo | Cota(m) | 1y m) | Tss(m) | TvD (m) | TSS (m) | Bruto (m) | Neto (m) Pa(ga;ﬂe (Fraccion) ?Ff:ci\%:; HEV.Im)
m

Ptu x-1 587.60 543 44.60 587 -44.00 44 30 29 0.236 0.38 4.28
Ptu x-2 576.00

Ptu 1001 | 586.11 584 2.11 618 -34.00 34 30 27 0.228 0.405 3.665
Ptu 1002 | 591.44 688 -96.56 717 -29.00 29 25 0 0 1 0
Ptu 1003 | 584.07 591 -6.93 638 -47.00 47 29 27 0.236 0.451 3.55
Ptu 1004 | 588.81 572 16.81 627 -55.00 55 8 8 0.207 0.395 0.975
Ptu1005 | 575.77

Ptu 1006 | 573.80

Ptu 1008 | 588.83 626 -37.17 669 -43.00 43 31 25 0.226 0.589 2.297
Ptu 1009 | 587.77 594 -6.23 621 -27.00 27 0 0 0.186 0.284 0.053
Ptu1010 | 596.83 636 -39.17 670 -34.00 34 19 19 0.22 0.467 2.194
Ptu 1011 | 593.23 686 -92.77 728 -42.00 42 35 0 0 1 0
Ptu 1012 | 604.20 678 -73.80 721 -43.00 43 36 22 0.204 0.672 1.449
Ptu1013 | 581.81 552 29.81 594 -42.00 42 36 37 0.223 0.369 5.03
Ptu1014 | 596.6 647 -50.40 676 -29.00 29 22 21 0.231 0.481 2.491
Ptu1015 | 591.61 653 -61.39 654 -1.00 1 0 0 0 1 0

TABLA 4.2.2 Datos de Correlacion de Perfiles Eléctricos, resultados de Interpretacion Petrofisica y calculo del HPVH para el Estrato Amarillo

Superior
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NIVEL AMARILLO INFERIOR

Tope Base Espesor | Porosida Sa;u;zcué
Espesor | Espesor | Neto d
Pozo | Cota(M | rvpy (m) | Tss (m) | TVD (m) | TSS (m) [Bruto (m)| Neto (m) Pa(ga;:le (Fraicién (ngﬂfén Lot
m I
) !
Ptux-1 | 587.60 599 -11.40 634 -46.40 35 22 214 0.224 0.513 2.33
Ptux-2 | 576.00 |
Ptu 1001 | 586.11 630 -43.89 641 -54.89 11 2.4 2.2 0.16 0.47 0.186 |
Ptu1002 | 591.44 732 -140.56 767 -175.56 35 28.2 0 0 1 0
Ptu 1003 | 584.07 645 -60.93 656 -71.93 11 0 0 0 1 0
Ptu 1004 | 588.81 639 -50.19 672 -83.19 33 14.4 14.2 0.207 0.517 1.424
Ptu 1005 | 575.77
Ptu 1006 | 573.80 i
Ptu 1008 | 588.83 675 -86.17 711 -122.17 36 17.4 5.8 0.223 0.63 0.478 |
Ptu 1009 | 587.77 637 -49.23 694 -106.23 57 40.6 376 0.229 0.451 4732 |
Ptu 1010 | 596.83 685 -88.17 749 -152.17 64 446 19 0.23 0.506 2225 |
Ptu 1011 | 593.23 733 -139.77 780 -186.77 47 27.6 0 0 1 0
Ptu 1012 | 604.20 737 -132.80 801 -196.80 64 49.1 0.2 0.142 0.785 0.006
Ptu 1013 | 581.81 606 -24.19 641 -59.19 35 28.7 276 0.207 0.481 2.971
Ptu 1014 | 596.6 688 -91.40 742 -145.40 54 43 26 0.228 0.544 2.689
Ptu 1015 | 591.61 654 -62.39 699 -107.39 45 276 23 0.216 0.6 1.931

Inferior

TABLA 4.2.3 Datos de Correlacién de Perfiles Eléctricos, resultados de Interpretacién Petrofisica y calculo del HPVH para el Estrato Amarillo



NIVEL VERDE

Tope Base Espesor | Espesor Espesor Porosidad Saturacion
Pozo |Cota(m)/ ..~ (m) TSS (M) TVD (m) TSS (m) |Bruto (m){ Neto (m) Neto (F:::)gable (Fraccién) (gfa?cgigfl ) HPVH (m)

Ptu x-1 587.60 682 -94.40 728 -140.40 46 15 15 0.21 0.47 1.65
Ptux-2 | 576.00 1000 -424.00 1057 -481.00 57 7.2 0 0 1 0
Ptu 1001 | 586.11 703 -116.89 765 -178.89 62 40.6 34 0.19 0.447 3.531
Ptu1002 | 591.44 798 -206.56 842 -250.56 44 15.4 7.6 0.19 0.51 0.7
Ptu 1003 | 584.07 725 -140.93 791 -206.93 66 22 22.4 0.221 0.451 2.714
Ptu 1004 | 588.81 722 -133.19 778 -189.19 56 19.2 19.2 0.225 0.389 2.642
Ptu 1005 | 575.77 710 -134.23 765 -189.23 55 10.5 10.5 0.196 0.386 1.266
Ptu 1006 | 573.80 722 -148.20 787 -213.20 65 12 11 0.24 0.576 1.12
Ptu 1008 | 588.83 751 -162.17 787 -198.17 36 8.4 8.4 0.205 0.537 0.797
Ptu 1009 | 587.77 736 -148.23 789 -201.23 53 294 29.4 0.232 0.385 4.199
Ptu 1010 | 596.83 789 -192.17 817 -220.17 28 17 14.8 0.22 0.526 1.544
Ptu 1011 | 593.23 826 -232.77 881 -287.77 55 32.1 0 0 1 0
Ptu 1012 | 604.20 840 -235.80 880 -275.80 40 28.3 54 0.186 0.73 0.271
Ptu 1013 | 581.81 694 -112.19 747 -165.19 53 19.8 19.8 0.189 0.431 2.135
Ptu1014 | 596.6 784 -187.40 816 -219.40 32 16 15.6 0.202 0.504 1.566
Ptu 1016 | 591.61 753 -161.39 817 -225.39 64 21.3 21.3 0.209 0.544 2.03
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TABLA 4.2.4 Datos de Correlacion de Perfiles Eléctricos, resultados de Interpretacién Petrofisica y calculo del HPVH para el Estrato Verde
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NIVEL NARANJA
Tope Base Espesor _ Saturacié
Espesor | Espesor Neto |Porosidad
REZO Setaim TVD(m) | TSS(m) | TVD (m) TSS (m) | Bruto (m) | Neto (m) Pa(ga)ble (Fraccién) ?F?:cﬁigé‘:s HENHz)
m
Ptu x-1 587.60 752 -164 867 -279.40 115 52 22 0.21 0.5 2.27
Ptu x-2 576.00 1064 -488 1167 -591.00 103 0 0 0 1 0.00
Ptu 1001 586.11 770 -184 861 -274.89 91 42 12.8 0.209 0.546 1.21
Ptu 1002 591.44 858 -267 942 -350.56 84 37 1.6 0.23 0.58 0.16
Ptu 1003 584.07 794 -210 892 -307.93 98 29 11.8 0.219 0.522 1.23
Ptu 1004 588.81 783 -194 873 -284.19 90 25 18.8 0.229 0.425 2.47
Ptu 1005 575.77 779 -203 859 -283.23 80 46 36.5 0.204 0.494 3.78
Ptu 1006 573.80 796 -222 867 -293.20 71 7 0.6 0.216 0.681 0.06
Ptu 1008 588.83 812 -223 934 -345.17 122 58 31.6 0.228 0.578 3.04
Ptu 1009 587.77 811 -223 924 -336.23 113 40 2.3 0.232 0.567 0.23
Ptu 1010 596.83 850 -253 940 -343.17 90 29 0 0 1 0.00
Ptu 1011 593.23 899 -306 989 -395.77 90 5 0 0 1 0.00
Ptu 1012 604.20 910 -306 991 -386.80 81 22 0.5 0.136 0.782 0.02
~ Ptu 1013 581.81 758 -176 869 -287.19 111 24 15 0.179 0.512 1.309
Ptu 1014 596.6 841 -244 936 -339.40 95 47 3.7 0.163 0.61 0.1
Ptu 1015 591.61 823 -231 915 -323.39 92 9 0 0 1 0

TABLA 4.2.5 Datos de Correlacion de Perfiles Eléctricos, resultados de Interpretacion Petrofisica y calculo del HPVH para el Estrato Naranja




ESTRALO \ICI(IUI:W(: cnsg::m M(:/I(::m
ROJO 6.26 0.0189149 330.8
QLT:ERI;:-&? 6.22 0.0181311 343.0
?mFAE'g:é_lg 7.48 0.0167264 447.0
VERDE 10.59 0.0148925 711.0
NARANJA 6.23 0.0138366 450.5
TOTAL 2282.2

TABLA 4.2 .6 Resultados del Calculo Volumétrico

Pozo

EUR DE LOS ESTRATOS (MMscm)

Rojo Amarl!lo Amar_lllo Verde Naranja Total
Superior | Inferior

Ptu x-1 0.00 36.33 17.84 38.80 68.33 161.30
Ptu 1001 0.00 26.42 0.00 56.45 0.00 82.87
Ptu 1003 0.00 36.06 0.00 18.86 22.54 77.46
Ptu 1004 0.47 0.28 1.30 1.82 22.97 26.84
Ptu 1005 0.00 0.00 0.00 14.31 8.18 22.49
Ptu 1006 0.00 0.00 0.00 3.79 0.00 3.79
Ptu 1008 0.00 3.49 1.30 3.19 44 .96 52.95
Ptu 1009 13.93 0.00 18.61 14.86 1.15 48.55
Ptu 1010 30.11 1.51 23.78 4.27 0.00 59.67
Ptu 1011 0.47 0.00 0.00 0.00 0.00 0.47
Ptu 1012 10.42 2.63 0.00 0.13 0.00 13.18
Ptu 1013 0.00 12.96 0.99 0.59 0.14 14.68
Ptu 1014 0.00 6.91 3.47 2.98 0.00 13.36
Ptu 1015 25.08 0.00 5.37 32.91 0.00 63.36

Total 80.48 | 126.59 | 72.65 | 192.96 | 168.26 | 640.97

TABLA 4.3.1 Resultados del Analisis Declinatorio por Pozo



Pozo EUR Total || Gp total || Reservas
(MMscm) || (MMscm) || (MMscm)
Ptu x-1 161.30 140.48 20.82
Ptu 1001 82.87 54.94 27.93
Ptu 1003 77.46 37.24 40.22
Ptu 1004 26.84 26.64 0.24
Ptu 1005 22.49 18.63 3.85
Ptu 1006 3.79 3.54 0.25
Ptu 1008 52.95 28.79 24.16
Ptu 1009 48.55 19.14 29.41
Ptu 1010 59.67 28.57 31.10
Ptu 1011 0.47 0.47 0.00
Ptu 1012 13.18 4.58 8.60
Ptu 1013 14.68 4.55 10.13
Ptu 1014 13.36 5.44 7.92
Ptu 1015 63.36 11.19 52.17
Total 640.94 384.40 256.76

TABLA 4.3.2 Reservas por Pozo segun Analisis Declinatorio por Pozo

EUR Gp Reservas
AR SO (MMscm) (MMscm) (MMscm)
ROJO 80.48 28.74 51.75
AMARILLO
SUPERIOR. 126.59 78.68 47.95
AMARILLO
INFERIOR 72.65 38.45 34.20
VERDE 192.96 115.34 77.71
NARANJA 168.26 123.19 45.15
TOTAL 640.94 384.40 256.76

TABLA 4.3.3 Resumen de Reservas por Estrato segun Analisis Declinatorio por
Pozo



ESTRATO (Mhlz\:lslc‘m) M S:i)cm) ('::;:::::)
ROJO 68.14 28.74 39.40
nglﬁzlgllbng 113.44 78.68 34.76
m%‘l‘gf 68.55 38.45 30.10
VERDE 181.05 115.34 65.71
NARANJA 157.88 123.19 34.69

TOTAL 589.06 384.40 204.66

TABLA 4.3.4 Resultados segun Analisis Declinatorio por Estrato

EUR Gp Reservas
(MMscm) (MMscm) (MMscm)
583.38 384.40 198.98

TABLA 4.3.5 Resultados segun Analisis Declinatorio del Yacimiento

Radios de drenaje (m)

Pozo l Roja Amar Sup. | Amar Inf. | Verde | Naranja.

Ptu x-1 285.3 197.2 354.4 396.7
Ptu 1001 211.9 289.7

Ptu 1003 256.4 191.3 298.6
Ptu1004 | 43.7 19.9 45.2 59.5 210.7
Ptu 1005 239.5 99.8
Ptu 1006 151.9

Ptu 1008 132.0 79.0 128.6 264.8
Ptu 1009 | 153.6 152.0 139.3 182.1
Ptu 1010 || 257.4 54.0 204.6 116.6

Ptu 1011 || 199.9

Ptu1012 || 224.0 109.5 51.0

Ptu 1013 199.4 53.1 43.7 29.5
Ptu 1014 183.8 128.9 94.6

Ptu1015| 201.5 130.4 302.9

TABLA 4.4.1 Radios de drenaje calculados para los estratos a partir del Analisis

Declinatorio por Pozo

113



. Peso

Componente i;?;;::_i? Mole;:ular x M
Nitrégeno 0.032 28.0 0.89651
Metano 0.88 16.0 14.11696
Etano 0.049 30.1 1.47333
Propano 0.022 44 1 0.97007
Butano 0.011 58.1 0.63932
Pentano+ 0.006 156.2 0.93710

Peso Molecular. 19.03

Gravedad Especifica 0.657

TABLA 4.4.2 Composicién Molar y determinacion del Peso Molecular Aparente y la
Gravedad Especifica del Gas

ESTRATO ROJO

POZO | a b C

Ptu x-1
Ptu 1001
Ptu 1003
Ptu 1004 82 462 11504|  -1000000
Ptu 1005
Ptu 1006
Ptu 1008
Ptu 1009 82.344 11432|  -1000000]
Ptu 1010 82.150 11312|  -1000000]
Ptu 1011 82.464 11505/  -1000000]
Ptu 1012 82.111 11288  -1000000
Ptu 1013
Ptu 1014
Ptu 1015 82.295 11402|  -1000000]

TABLA 4.4 3 Constantes Polinédmicas de la Pseudopresion determinadas para el
Estrato Rojo
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ESTRATO AMARILLO SUPERIOR
POZO a b Il c

Ptu x-1 82.334 11426  -1000000
Ptu 1001 82.053 11252 -1000000}
Ptu 1003 81.986 11210  -1000000]
Ptu 1004 82.044 11246  -1000000|
Ptu 1005

Ptu 1006

Ptu 1008 81.824 11108/  -1000000
Ptu 1009

Ptu 1010 82.853 11126/  -1000000)
Ptu 1011

Ptu 1012 81.359 10809  -1000000)|
Ptu 1013 82.286 11396/  -1000000|
Ptu 1014 81.777 11078  -1000000
Ptu 1015

TABLA 4.4.4 Constantes Polindmicas de la Pseudopresion determinadas para el
Estrato Amarillo Superior

ESTRATO AMARILLO INFERIOR

POZO a B c

Ptu x-1 82.024 11234|  -1000000
Ptu 1001
Ptu 1003
Ptu 1004 81.815 11102|  -1000000j
Ptu 1005
Ptu 1006
Ptu 1008 81.599 10964/  -1000000
Ptu 1009 81.872 11138|  -1000000]
Ptu 1010 81.479 10887|  -1000000]
Ptu 1011
Ptu 1012
Ptu 1013 81.986 11210|  -1000000
Ptu 1014 81.488 10893  -1000000|
Ptu 1015 81.963 11024/  -1000000)]

TABLA 4.4.5 Constantes Polindmicas de la Pseudopresion determinadas para el
Estrato Amarillo Inferior



ESTRATO VERDE
POZO a b c

Ptu x-1 81.534 10923|  -1000000
Ptu 1001 81.359 10809|  -1000000]
Ptu 1003 81.267 10749|  -1000000]
Ptu 1004 81.286 10761 -1000000]
Ptu 1005 81.350 10803|  -1000000]
Ptu 1006 81.267 10749  -1000000]
Ptu 1008 81.185 10695|  -1000000]
Ptu 1009 81.222 10719]  -1000000]
Ptu 1010 81.005 10576]  -1000000]
Ptu 1011

Ptu 1012 81.359 10809  -1000000|
Ptu 1013 81.451 10869  -1000000]
Ptu 1014 81.014 10582|  -1000000]
Ptu 1015 81.095 10636  -1000000|

TABLA 4.4.6 Constantes Polindmicas de la Pseudopresién determinadas para el
Estrato Verde

ESTRATO NARANJA
POZO a b c
Ptu x-1 80.978 10558  -1000000
Ptu 1001
Ptu 1003 80.996 10570/  -1000000
Ptu 1004 80.862 10481 -1000000]|
Ptu 1005 80.915 10516]  -1000000]
Ptu 1006
Ptu 1008 80.632 10327|  -1000000
Ptu 1009 80.658 10344]  -1000000]|
Ptu 1010
Ptu 1011
Ptu 1012
Ptu 1013 80.942 10534]  -1000000|
Ptu 1014
Ptu 1015

TABLA 4.4.7 Constantes Polindmicas de la Pseudopresion determinadas para el
Estrato Naranja



Casing de Produccién Tuberia de Produccion
Pozo Diametro Peso | Diametro | Diametro | Peso Diametro Longitud
Externo Unitario | Interno || Externo | Unitariof Interno (m)
(pulg) (Ib/ft) (pulg) (pulg) (Ib/ft) (pulg)

Ptu x-1 7 23 6.355 2.875 6.5 2.415 525.0
Ptu 1001 5.5 16.5 4.945 2.875 6.5 2.415 579.6
Ptu 1003 5.5 15.5 4.945 2.875 6.5 2.415 580.6
Ptu 1004 5.5 15.5 4.945 2.875 6.5 2.415 528.5
Ptu 1005 5.5 15.5 4.945 2.875 6.5 2.415 670.0
Ptu 1006 5.5 15.5 4.945 2.875 6.5 2.415 702.0
Ptu 1008 5.5 15.5 4.945 2.875 6.5 2.415 610.5
Ptu 1009 5.5 15.5 4.945 2.875 6.5 2.415 420.5
Ptu 1010 5.5 156.5 4.945 2.875 6.5 2.415 526.0
Ptu 1011 55 15.5 4.945 2.875 6.5 2.415 519.0
Ptu 1012 5.5 15.5 4.945 2.875 6.5 2.415 558.8
Ptu 1013 5.5 15.5 4.945 2.875 6.5 2.415 375.0
Ptu 1014 5.5 15.5 4.945 2.875 6.5 2.415 38.0
Ptu 1015 5.5 15.5 4.945 2.875 6.5 2.415 38.0

TABLA 4.4.8 Caracteristicas de las instalaciones de produccién de los pozos

Profundidad Media (m)
Estrato Estra_to Estra_to Estrato Estrato
Rozo Rojo nga;::z All':;:l':il:)l? Verde Naranja
Ptu x-1 564.0 617.0 705.0 807.5
Ptu 1001 612.5 741.5
Ptu 1003 624.5 758.0 802.0
Ptu 1004 542.0 614.5 653.5 750.5 828.5
Ptu 1005 737.5 819.5
Ptu 1006 754.0
Ptu 1008 645.5 693.0 769.0 873.0
Ptu 1009 561.5 644.0 762.5 867.5
Ptu 1010 595.0 648.0 714.5 803.0
Ptu 1011 541.0 853.5
Ptu 1012 610.0 699.0 860.0
Ptu 1013 571.0 623.0 720.5 813.5
Ptu 1014 661.0 713.5 800.0
Ptu 1015 569.5 676.0 785.0

TABLA 4.4.9 Profundidades Promedias de los Estratos Productivos
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Temperatura Promedia (°F)
Estrato Estrato
Pozo E;t;?;o Amarillo Amarillo E\z::zteo 5::;‘::;;

Superior Inferior
Ptu x-1 102.7 105.9 111.1 117.2
Ptu 1001 105.6 113.3
Ptu 1003 106.3 114.3 116.9
Ptu 1004 101.4 105.7 108.1 113.8 118.5
Ptu 1005 113.1 117.9
Ptu 1006 114.0
Ptu 1008 107.6 110.4 114.9 1211
Ptu 1009 102.6 107.5 114.5 120.8
Ptu 1010 104.6 107.7 111.7 116.9
Ptu 1011 101.38 119.9
Ptu 1012 105.48 110.77 114.87 120.3
Ptu 1013 103.2 106.3 112.0 117.6
Ptu 1014 108.5 111.6 116.8
Ptu 1015 103.1 109.4 115.9

TABLA 4.4.10 Temperaturas Promedias de los Estratos Productivos

Tramos de Longitud entre los Nodos (m)

Pozo AL1 AL2 AL3 AL4 ALS AL6
Ptu x-1 525.0 0.0 39.0 53.0 88.0 102.5
Ptu 1001 579.6 0.0 32.9 0.0 129.0 0.0
Ptu 1003 580.6 0.0 439 0.0 133.5 44.0
Ptu 1004 528.5 13.5 72.5 39.0 97.0 78.0
Ptu 1005 670.0 0.0 0.0 0.0 67.5 82.0
Ptu 1006 702.0 0.0 0.0 0.0 52.0 0.0
Ptu 1008 610.5 0.0 35.0 47.5 76.0 104.0
Ptu 1009 420.5 141.0 0.0 82.5 118.5 105.0
Ptu 1010 526.0 69.0 53.0 66.5 88.5 0.0
Ptu 1011 519.0 22.0 0.0 0.0 312.5 0.0
Ptu 1012 558.8 51.2 89.0 0.0 161.0 0.0
Ptu 1013 375.0 0.0 196.0 52.0 97.5 93.0
Ptu 1014 38.0 0.0 623.0 52.5 86.5 0.0
Ptu 1015 38.0 531.5 0.0 106.5 109.0 0.0

TABLA 4.4.11 Tramos de longitud entre los nodos determinados para el Analisis
Nodal
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\ L k|= BIP 'Daj TBIP l _Rojo H;‘L‘La;:g’r Fraaglio “ Verde \ Naranja
g/cm2 m3d/d c %Q Gas %Q Gas | %Q Gas || %Q Gas I %Q Gas_
Inicial 51 85628 20 | o | o 36.2 638 |
| inicial 50 83371 20 0 13.75 31.25 55
" Inicial 475 84290 27 20 11 25 44
Pruxs  [|20Sep 7 28 112137 13 20 11 25 44
| 31-0ct-98 10 99085 14 20 11 25 44
|| 31-Ago-99 10 73654 12 20 11 25 44
m 30-Sep-00 54461 11 20 11 25 44 |
| 30-Sep-01 36741 12 20 11 25 | a4
Inicial 44 46739 | 24 30 | 70 ]
| 30-Sep-97 12 50572 12 30 70
L H 31-0ct-98 6 29226 17 30 70
| 31-Ago-99 55 23653 8 30 70
| 30-Sep-00 55 20483 10 30 70
| 30-sep-ot 8 | 15602 12 30 ] 0 |
T inicial 36 | 26315 20 — | 665 | | 335
|| 30-Sep-97 14 22404 4 66.5 33.5
it 1063 m 31.0ct-98 7 35545 12 27.4 13.8 58.8
|_31-Ago-99 6.25 21522 8 419 21 37.1
| 30-Sep-00 6.25 17870 10 447 226 327
|30sep0t | 8 | a2 | 12 | | 447 | 228 | 327




0cl

Inicial 21 0 0 5 7 88
Inicial 15 29213 12 2.5 15 4.8 6.7 84.5 J|
30-Sep-97 14 28207 15.5 25 15 48 6.7 84.5
Ptu1004 | 31-Oct-08 15362 12 25 15 4.8 6.7 84.5
31-Ago-99 10883 9 25 15 4.8 6.7 84.5
| 30-Sep-00 7576 11 25 15 4.8 6.7 845 |
| 30-Sep-01 | 2833 14 2.5 15 48 6.7 845 |
Inicial 46 59649 | 14 | 63.6 36.4
' 30-Sep-97 19 44678 13 63.6 36.4
oru 1005 |_31-0ctS8 24551 12 63.6 %4 |
| 31-Ago-99 6 18750 9 63.6 64
| 30-Sep-00 6.5 12105 12 636 64
30-Sep-01 8 8906 15 - 636 36.4
| nicial 6 | 4961 11 | 100
| 31-0ct-98 6 3138 15 100
Ptu 1006 ﬂ 31-Ago-99 6 2853 8 100
| 30-Sep-00 6.75 2634 12 100
 30-Sep-01 85 | 2420 14 B 100 ]
™ ncal | 4 54454 9 __ 6.62 121 | 612 | 8605
oy 1008 |_31-AG0-99 12 43825 7 6.62 1.21 6.12 86.05
| 30-Sep-00 8.5 33321 9 6.62 1.21 6.12 86.05
| s0sep01| 10 | 23378 | 12 - 662 121 | 612 86.05




1Tl

Inicial 13.0 28.3 38.9
Ptu1009 || 30-Sep-00 7.0 34401 9.0 28.3 38.9
15.0 28.3 38.9
36 13 50.42 2.53 39.89
9.75 73221 11 50.42 2.53 39.89
10 36579 12 50.42 2.53 39.89
Pty 1011 | Inicial 8.0 1127 11.0 100.0
| 30-Sep-01 8.0 540 11.0 100.0
_-——__’é -
Pt 1012 |—nicia 26 20102 11 79 20
| 30-Sep-01 10 10456 6 79 20
— = ———————————————— e
| put03 | ol 28 22277 18 88.3 6.7 0.9
| 30-Sep-01 10.5 21269 12 883 | 87 .
‘1 i i . .
[ prutota _Inicil 30 21323 14 5169 | 2616 | 22.15
| 30-Sep-01 16 26000 9 | 5169 26.16
__‘ :————_—.—' - e ——
- P05 |__nicia 44 39758 18 39.28 8.11
| 30-Sep-01 34 | 56884 | 8 3928 | | 811 |

TABLA 4.4.12 Datos para la determinacion de la presion en los nodos




POZO

\

Ptu x-1

Ptu 1001 I
Ptu 1003 \

Ptu 1004

I

Fecha

Amarillo

Superior
Q Gas

Amarillo
Inferior
Q Gas

Inicial

.

0

Naranja
Q Gas

54631

Inicial

11464

45854

Inicial

9272

37088

30-Sep-97

12335

49340

31-Oct-98

10899

43597

31-Ago-99

8102

32408

30-Sep-00

5991

23963

30-Sep-01
17-Nov-96

4042

16166

30-Sep-97

31-Oct-98

31-Ago-99

30-Sep-00

30-Sep-01
20-Nov-96

30-Sep-97

31-Oct-98

31-Ago-99

30-Sep-00

30-Sep-01
Inicial

Inicial

730

30-Sep-97

705

31-Oct-98

384

31-Ago-99

272

30-Sep-00

189

30-Sep-01

71

Inicial
30-Sep-97

31-Oct-98

31-Ago-99

30-Sep-00

30-Sep-01
Inicial

31-Oct-98

31-Ago-99

30-Sep-00

Ptu 1006

30-Sep-01
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Ptu 1008

Ptu 1009

Ptu 1010

Ptu 1011

Ptu 1012

Ptu 1015

HHEH

Inicial 3605 659
31-Ago-99 2901 530
30-Sep-00 2206 403
30-Sep-01 1548 283

Inicial 22045 30302
30-Sep-00 9735 13382
30-Sep-01 5760 7918

Inicial 33229 1667 26290
30-Sep-00 36918 1852 29208
30-Sep-01 18443 925 14591

] lnicial | 1127
[ 30-Sep-01 540 |

Inicial 15881 | 4020

30-Sep-01

Inicial

30-Sep-01
Inicial

TABLA 4.4.13 Caudales determinados para los estratos productivos

30-Sep-01
Inicial 15617 3224 20917
30-Sep-01 22344 4613 29927




Q Gas

P20 FEEha kg/cm2 abs m3/d °C
Inicial 52.04 85628 | 20
Inicial 51.04 83371 20
Inicial 4854 84290 27
ek 30-Sep-97 29.04 112137 13
31-Oct-98 11.04 99085 14
31-Ago-99 11.04 73654 12
30-Sep-00 9.04 54461 11
30-Sep-01 ~10.04 36741 12
17-Nov-96 | 4504 | 46739 | 24
30-Sep-97 13.04 50572 12
Pty 1001 |_31-0ct-98 7.04 29226 17
31-Ago-99 6.54 23653 8
30-Sep-00 6.54 20483 10
30-Sep-01 9.04 15602 12
20-Nov-96 37.04 26315 20
30-Sep-97 15.04 22404 4
Pty 1003 |_31-0ct-88 8.04 35545 12
31-Ago-99 7.29 21522 8
30-Sep-00 7.29 17870 10
30-Sep-01 9.04 14672 12
Inicial 41.04 45513 21|
Inicial 16.04 29213 12
30-Sep-97 15.04 28207 15.5
Ptu 1004 | 31-Oct-98 7.04 15362 12
31-Ago-99 7.04 10883 9
30-Sep-00 7.04 7576 11
30-Sep-01 9.04 2833 14
Inicial 47.04 59649 14
30-Sep-97 20.04 44678 13
Pty 1005 |_31-0ct-98 8.04 24551 12
31-Ago-99 7.04 18750 9
30-Sep-00 7.54 12105 12
30-Sep-01 9.04 8906 15
Inicial 7.04 4961 11
31-Oct-98 7.04 3138 15
Ptu 1006 | 31-Ago-99 7.04 2853 8
30-Sep-00 7.79 2634 12
30-Sep-01 9.54 2420 14
Inicial 43.04 54454 9
31-Ago-99 13.04 43825 7
Ptu1008 1= Sep00 9.54 33321 9
30-Sep-01 11.04 23378 12
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TABLA 4.4.14 Resultados obtenidos en el Nodo 1

==

Inicial 26.04 77896 13

Ptu 1009 | 30-Sep-00 8.04 34401 9

30-Sep-01 10.54 20354 15

Inicial 37.04 65905 13

Ptu 1010 | 30-Sep-00 10.79 73221 11

30-Sep-01 11.04 36579 | 12

S 01 Inicial 9.04 1127 R

30-Sep-01 8.04 540 | 11

T Inicial 27.04 20102 11

30-Sep-01 11.04 10456 | 6

R Inicial 29.04 22277 18
30-Sep-01 11.54 21269 12

T fnicial 31.04 21323 14
30-Sep-01 | 17.04 26000 9 |

Ptu 1015 Inicial 45 04 39758 18

30-Sep-01 35.04 56884 8
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M NODO 2 |!|

e ik kg/cr:Z abs ?nglads I °I:
Inicial 55.16 85628 38.0
Inicial 54.09 83371 38.0
Inicial 51.49 84290 38.0
Bt 1N 30-Sep-97 32.33 112137 38.0
31-Oct-98 15.36 99085 38.0
31-Ago-99 13.70 73654 38.0
30-Sep-00 10.92 54461 38.0
30-Sep-01 11.14 36741 38.0
Inicial 47.6 46739 39.8
30-Sep-97 14.7 50572 39.8
BTG 1004 31-Oct-98 8.0 29226 39.8
31-Ago-99 7.3 23653 39.8
30-Sep-00 7.2 20483 39.8
30-Sep-01 9.6 15602 39.8
Inicial 39.0 26315 39.8
30-Sep-97 16.0 22404 39.8
Briicio0s 31-Oct-98 9.3 35545 39.8
31-Ago-99 8.0 21522 39.8
30-Sep-00 7.9 17870 39.8
30-Sep-01 9.6 14672 39.8
Inicial 43.17 45513 36.2
Inicial 17.03 29213 36.2
30-Sep-97 15.98 28207 36.2
Ptu 1004 31-Oct-98 7.53 15362 36.2
31-Ago-99 7.44 10883 36.2
30-Sep-00 7.39 7576 36.2
30-Sep-01 9.42 2833 36.2
Inicial 50.3 59649 42.8
30-Sep-97 21.8 44678 42.8
Ptu 1005 |31-Oct-98 9.0 24551 42.8
31-Ago-99 7.8 18750 42.8
30-Sep-00 8.1 12105 42.8
30-Sep-01 9.6 8906 42.8
Inicial 7.46 4961 43.8
31-Oct-98 7.44 3138 43.8
Ptu 1006 | 31-Ago-99 7.44 2853 43.8
30-Sep-00 8.22 2634 43.8
30-Sep-01 10.07 2420 43.8
Inicial 45.77 54454 40.8
Ptu 1008 ||31-Ag0-99 14.54 43825 40.8
30-Sep-00 10.70 33321 40.8
30-Sep-01 11.90 23378 40.8
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Inicial 27.87 77896 34.6

Ptu 1009 30-Sep-00 8.88 34401 34.6
30-Sep-01 11.07 20354 34.6

Inicial 39.32 65905 38.1

Ptu 1010 30-Sep-00 13.46 73221 38.1
30-Sep-01 12.13 36579 38.1

Ptu 1011 Inicial 9.41 1127 37.8
30-Sep-01 8.36 540 37.8

Ptu 1012 Inicial 28.39 20102 39.1
30-Sep-01 11.60 10456 39.1

Ptu 1013 Inicial 30.01 22277 33.1
30-Sep-01 12.04 21269 33.1

Ptu 1014 Inicial 31.14 21323 44 3
30-Sep-01 17.10 26000 443

Ptu 1015 Inicial 45.20 39758 22.0
30-Sep-01 35.19 56884 22.0

TABLA 4.4.15 Resultados obtenidos en el Nodo 2
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L R

POZO

Fecha

P
kg/cm2 abs

Q Gas
m3/d

T
°C

Ptu x-1

Inicial

Inicial

Inicial

30-Sep-97

31-Oct-98

31-Ago-99

30-Sep-00

30-Sep-01

Ptu 1001

Inicial

30-Sep-97

31-Oct-98

31-Ago-99

30-Sep-00

30-Sep-01

Ptu 1003

Inicial

30-Sep-97

31-Oct-98

31-Ago-99

30-Sep-00

30-Sep-01

Ptu 1004

Inicial

43.21

45513

38.6

Inicial

17.04

29213

38.6

30-Sep-97

16.00

28207

38.6

31-Oct-98

7.54

16362

38.6

31-Ago-99

7.45

10883

38.6

30-Sep-00

7.39

7576

38.6

30-Sep-01

9.43

2833

38.6

Ptu 1005

Inicial

30-Sep-97

31-Oct-98

31-Ago-99

30-Sep-00

30-Sep-01

Ptu 1006

Inicial

31-Oct-98

31-Ago-99

30-Sep-00

30-Sep-01

Ptu 1008

Inicial

31-Ago-99

30-Sep-00

30-Sep-01
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Inicial 28.18 77896 39.2
Ptu 1009 30-Sep-00 8.98 34401 39.2
30-Sep-01 11.19 20354 39.2
Inicial 39.54 65905 40.3
Ptu 1010 30-Sep-00 13.54 73221 40.3
30-Sep-01 12.19 36579 40.3
Ptu 1011 Inicial 9.42 1127 38.5
30-Sep-01 8.37 540 38.5
Ptu 1012 Inicial 28.50 20102 40.8
30-Sep-01 11.64 10456 40.8
Ptu 1013 lnicial
30-Sep-01
Ptu 1014 Inicial
30-Sep-01
Ptu 1015 Inicial 47 .24 39758 39.5
30-Sep-01 36.75 56884 39.5

TABLA 4.4.16 Resultados obtenidos en el Nodo 3
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NODO 4

!
C—

FRrL ot kglcr:Z abs ?n(;zis °E
Inicial 55.34 85628 39.3
Inicial 54.26 83371 39.3
Inicial 51.65 84290 39.3
Ptu x-1 30-Sep-97 32.43 112137 39.3
31-Oct-98 15.40 99085 39.3
31-Ago-99 13.74 73654 39.3
30-Sep-00 10.96 54461 39.3
30-Sep-01 11.17 36741 39.3
Inicial 47.68 46739 40.9
30-Sep-97 14.75 50572 40.9
Ptu 1001 31-Oct-98 8.06 29226 40.9
31-Ago-99 7.35 23653 40.9
30-Sep-00 7.24 20483 40.9
30-Sep-01 9.65 15602 40.9
Inicial 39.09 26315 41.3
30-Sep-97 16.02 22404 41.3
Ptu 1003 31-Oct-98 9.30 35545 41.3
31-Ago-99 8.03 21522 41.3
30-Sep-00 7.92 17870 41.3
30-Sep-01 9.64 14672 41.3
Inicial 43.46 45513 40.9
Inicial 17.14 28483 40.9
30-Sep-97 16.08 27502 40.9
Ptu 1004 [ 31-Oct-98 7.58 14978 40.9
31-Ago-99 7.49 10611 40.9
30-Sep-00 7.43 7387 40.9
30-Sep-01 9.48 2762 40.9
Inicial
30-Sep-97
Ptu 1005 31-Oct-98
31-Ago-99
30-Sep-00
30-Sep-01
Inicial
31-Oct-98
Ptu 1006 || 31-Ago-99
30-Sep-00
30-Sep-01
Inicial 45.90 54454 42.0
Ptu 1008 31-Ago-99 14.58 43825 42.0
30-Sep-00 10.72 33321 42.0
30-Sep-01 11.93 23378 42.0
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Inicial

Ptu 1009 30-Sep-00
30-Sep-01
Inicial 39.70 32676 42 1
Ptu 1010 30-Sep-00 13.60 36303 421
30-Sep-01 12.24 18136 421
Ptu 1011 Inicial
30-Sep-01
Ptu 1012 Inicial 28.69 4221 43.8
30-Sep-01 11.72 2196 43.8
Ptu 1013 Inicial 30.47 22277 39.6
30-Sep-01 12.22 21269 39.6
Ptu 1014 Inicial 32.66 21323 42.5
3_0—Sep—01 17.92 26000 42.5
Inicial
Ptu 1015
5 30-Sep-01

TABLA 4.4.17 Resultados obtenidos en el Nodo 4
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NODO §

ROZG RELUA Kg/cnr:z abs ?ng;/? °L
Inicial 55.58 85628 41.1
Inicial 54.49 83371 41 .1
Inicial 51.87 67432 411
Ptu x-1 30-Sep-97 32.57 89710 411
31-Oct-98 15.46 74809 41 .1
31-Ago-99 13.80 55609 411
30-Sep-00 11.00 41118 411
30-Sep-01 11.21 27739 41 .1
Inicial -
30-Sep-97
Ptu 1001 [—51-Oct-98
31-Ago-99
30-Sep-00
30-Sep-01
Inicial
30-Sep-97
Ptu 1003 | 51-Oct98
31-Ago-99
30-Sep-00
30-Sep-01
Inicial 43.59 45513 42.3
Inicial 17.19 28044 42.3
30-Sep-97 16.13 27079 42.3
Ptu 1004 31-Oct-98 7.60 14748 423
31-Ago-99 7.51 10448 42.3
30-Sep-00 7.45 7273 423
30-Sep-01 9.51 2720 42.3
Inicial
30-Sep-97
Ptu 1005 31-Oct-98
31-Ago-99
30-Sep-00
30-Sep-01
Inicial
31-Oct-98
Ptu 1006 31-Ago-99
30-Sep-00
30-Sep-01
Inicial 46.07 50849 43.6
Ptu 1008 31-Ago-99 14.63 40924 43.6
30-Sep-00 10.76 31115 43.6
30-Sep-01 11.98 21830 43.6
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Inicial 28.36 55851 41.9
Ptu 1009 30-Sep-00 9.04 24666 41.9
30-Sep-01 11.26 14594 41.9
Inicial 39.91 31008 443
Ptu 1010 30-Sep-00 13.66 34450 44 3
30-Sep-01 12.30 17210 44 .3
Ptu 1011 el
30-Sep-01
Ptu 1012 dnltel]
30-Sep-01
Ptu 1013 Inicial 30.59 2606 41.3
30-Sep-01 12.27 2488 41.3
Ptu 1014 Inicial 32.79 10301 442
30-Sep-01 17.99 12561 44 2
Ptu 1015 Inicial 47 .64 24141 43.0
30-Sep-01 37.05 34540 43.0

TABLA 4.4.18 Resultados obtenidos en el Nodo 5
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[ n~ovos
P

idezde) EEahd kg/cm2 abs ?n(:;:is ‘I:

Inicial 55.97 85628 43.9

Inicial 54.88 71907 43.9

Inicial 52.24 58160 439

Lol 30-Sep-97 32.79 77375 43.9
31-Oct-98 15.57 64108 43.9

31-Ago-99 13.89 47654 439

30-Sep-00 11.07 35236 43.9

30-Sep-01 11.29 23771 43.9

Inicial 48.17 32717 452

30-Sep-97 14.89 35400 452

Ptu 1001 31-Oct-98 8.14 19669 452
31-Ago-99 7.42 15918 452

30-Sep-00 7.31 13785 452

30-Sep-01 9.75 10500 452

Inicial 39.50 8813 457

30-Sep-97 16.17 7503 457

Ptu 1003 31-Oct-98 9.39 25806 457
31-Ago-99 8.11 12504 457

30-Sep-00 8.00 9882 457

30-Sep-01 9.74 8114 457

Inicial 43.93 43237 454

Inicial 17.31 26642 454

30-Sep-97 16.25 25725 45.4

Ptu 1004 31-Oct-98 7.65 14010 454
31-Ago-99 7.56 9925 454

30-Sep-00 7.51 6909 454

30-Sep-01 9.57 2584 454

Inicial 50.58 59649 451

30-Sep-97 21.93 44678 451

Ptu 1005 31-Oct-98 9.03 24551 451
31-Ago-99 7.81 18750 451

30-Sep-00 8.13 12105 451

30-Sep-01 9.63 8906 451

Inicial 7.49 4961 456

31-Oct-98 7.46 3138 456

Ptu 1006 | 31-Ago-99 7.47 2853 456
30-Sep-00 8.25 2634 456

30-Sep-01 10.11 2420 456

Inicial 46.34 50190 46.1

Ptu 1008 |I31-Ag0-99 14.72 40394 46.1
30-Sep-00 10.82 30712 46.1

30-Sep-01 12.04 21548 46.1
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Inicial 28.62 25550 45.8
Ptu 1009 30-Sep-00 9.12 11284 45.8
30-Sep-01 11.36 6676 45.8
Inicial 40.18 4719 a47.2
Ptu 1010 30-Sep-00 13.75 5243 47 .2
30-Sep-01 12.38 2619 47 .2
Ptu 1011 Inicial
30-Sep-01
Ptu 1012 Inicial 29.04 201 491
30-Sep-01 11.86 105 491
Ptu 1013 Inicial 30.82 1114 44 4
30-Sep-01 12.36 1063 44 .4
Ptu 1014 Inicial 33.00 4723 47 1
30-Sep-01 18.10 5759 47 1
Ptu 1015 Inicial 48.05 20917 46.6
30-Sep-01 37.36 29927 46.6

TABLA 4.4.19 Resultados obtenidos en el Nodo 6



————  wor

FerAY Becla Kg/cnl:Z abs ?11(3;213 °1(-:
Inicial 56.42 54631 47.3
Inicial 55.32 45854 47.3
Inicial 52.66 37088 473
Ptu x-1 30-Sep-97 33.04 49340 47.3
31-Oct-98 15.68 40823 47.3
31-Ago-99 13.99 30345 47.3
30-Sep-00 11.15 22438 47.3
30-Sep-01 11.37 15137 47.3
Inicial
30-Sep-97
Ptu1001 | -Oct-98
31-Ago-99
30-Sep-00
30-Sep-01
Inicial
30-Sep-97
Ptu 1003 31-Oct-98 9.42 20900 47.2
31-Ago-99 8.14 7985 47.2
30-Sep-00 8.03 5843 47.2
30-Sep-01 9.77 4798 47.2
Inicial 44 .19 40051 481
Inicial 17.41 24685 481
30-Sep-97 16.34 23835 48.1
Ptu 1004 31-Oct-98 7.70 12981 48.1
31-Ago-99 7.60 9196 48.1
30-Sep-00 7.55 6402 481
30-Sep-01 9.63 2394 481
Inicial 50.90 21712 47.7
30-Sep-97 22.06 16263 47.7
Ptu 1005 31-Oct-98 9.08 8937 47.7
31-Ago-99 7.85 6825 47.7
30-Sep-00 8.18 4406 47.7
30-Sep-01 9.69 3242 47.7
Inicial
31-Oct-98
Ptu 1006 31-Ago-99
30-Sep-00
30-Sep-01
Inicial 46.71 46858 49.5
Ptu 1008 31-Ago-99 14.83 37711 49.5
30-Sep-00 10.91 28673 49.5
30-Sep-01 12.13 20117 49.5
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Ptu 1009

Inicial

28.84

1870

49.3

30-Sep-00

9.19

826

49.3

30-Sep-01

11.44

488

49.3

Ptu 1010

Inicial

30-Sep-00

30-Sep-01

Ptu 1011

Inicial

30-Sep-01

Ptu 1012

Inicial

30-Sep-01

Ptu 1013

Inicial

31.04

200

47.6

30-Sep-01

12.44

191

47.6

Ptu 1014

Inicial

30-Sep-01

Ptu 1015

Inicial

30-Sep-01

TABLA 4.4.20 Resultados obtenidos en el Nodo 7
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P B/P Q Gas T B/P Rojo Amarillo Sup ||| Amarillo Inf Verde Naranja
£028 Fecha |_—kglcm2 m3/d7 °C - ‘ %Q Gas %Q Gas %Q Gas %Q Gas %Q Gas
][ 19-Nov-96 51 85,628 20 0 0 36.2 63.8
Ptux-1 I 06-Dic-96 50 83,371 20 0 13.75 31.25 55
18-Dic-96 47.5 84,290 27 20 11 25 44
Ptu 1001 ||| 17-Nov-96 44 46,739 24 30 70
20-Nov-96 36 26,315 20 66.5 33.5
Ptu 1003 11=0 Oct98 7 35,545 12 274 13.8 58.8
16-Nov-96 40 45,513 21 0 0 5 7 88
P10 30-Sep-97 15 29,213 12 2.5 15 48 6.7 84.5
Ptu 1005 ||| 14-May-97 46 59,649 14 63.6 36.4
Ptu 1006 ||| 21-Jul-98 6 4,961 11 100
Ptu 1008 ||| 21-Jun-99 42 54,454 9 6.62 1.21 6.12 86.05
Ptu 1009 ||| 14-Mar-00 25.0 77,896 13.0 28.3 38.9 30.4 2.4
Ptu 1010 ||| 28-May-00 36 65,905 13 50.42 2.53 39.89 7.16
Ptu 1011 ||| 10-Oct-00 8.0 1,127 11.0 100.0
Ptu 1012 ||| 10-Oct-00 26 20,102 11 79 20 1
Ptu 1013 ||| 05-May-01 28 22,277 18 88.3 6.7 41 0.9
Ptu 1014 ||| 06-Jun-01 30 21,323 14 51.69 26.16 22.15
Ptu 1015 ||| 26-May-01 44 39,758 18 39.28 8.11 52.61

TABLA 4.4.21 Datos Iniciales para la determinacién de la capacidad de los estratos




ESTRATO ROJO

POZO Qg Pi ‘I'_'(gi) Pwf Y(.pwzlvf) kx h
(Mscm/d) (psia) (psia‘/cp) (psia) (psia‘/cp) (md-ft)

Ptu x-1
Ptu 1001
Ptu 1003
Ptu 1004 730 717.4 49688030 242 .4 6635119 2.6
Ptu 1005
Ptu 1006
Ptu 1008
Ptu 1009 22045 727.6 50911217 400.9 16814669 122.44
Ptu 1010 35246 730.7 51131473 562.3 31339498 343.68
Ptu 1011 1127 964.1 86747351 134.0 2023119 2.61
Ptu 1012 15881 749.9 53644346 405.4 17069409 87.31
Ptu 1013
Ptu 1014
Ptu 1015 15617 789.3 59273299 672.0 43821335 199.34

TABLA 4.4.22 Resultados obtenidos en la determinacion de la capacidad del Estrato

Rojo

ESTRATO AMARILLO SUPERIOR

POZO Qg Pi ¥ (pi) Pwf Y(.pgvf) kxh
(Mscm/d) (psia) (psia“/cp) (psia) (psia‘/cp) (md-ft)
Ptu x-1 15695 761.5 55438528 7347 51833021 935.9
Ptu 1001 14022 785.6 58484611 678.1 44364934 169.95
Ptu 1003 17502 792.7 59410264 556.1 30582494 124.59
Ptu 1004 438 990.4 90622761 243.8 6616026 0.69
Ptu 1005
Ptu 1006
Ptu 1008 3605 903.7 75859621 652.8 41118779 19.39
Ptu 1009
Ptu 1010 1769 826 64040370 564.7 31428287 8.24
Ptu 1011
Ptu 1012 4020 786.5 57826605 408.1 16962536 17.95
Ptu 1013 19671 541.1 29262277 433.4 19397006 392.76
Ptu 1014 11022 806.7 61151841 464.5 21786655 55.02
Ptu 1015

TABLA 4.4.23 Resultados obtenidos para la determinacion de la capacidad del Estrato

Amarillo Superior
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ESTRATO AMARILLO INFERIOR

POZO Qg P! ‘}-‘(gi) vaf Y(.pgvf) kxh
(Mscm/d) (psia) (psia‘/cp) (psia) (psia“/cp) (md-ft)
Ptu x-1 9171 7871 58652026 775.1 56983456 365.1
Ptu 1001
Ptu 1003
Ptu 1004 2276 912.2 77209473 620.1 37339920 8.92
Ptu 1005
Ptu 1006
Ptu 1008 659 940.7 81516680 655.2 41216750 2.83
Ptu 1009 30302 866.8 70175643 403 .4 16818619 108.32
Ptu 1010 27885 904.1 75445660 567.6 31428287 119.86
Ptu 1011
Ptu 1012
Ptu 1013 1493 580.2 33108305 435.1 19402455 17.47
Ptu 1014 5578 825 63454059 466.3 21799503 25.09
Ptu 1015 3224 841.7 66150972 677.7 43985980 27.2

TABLA 4.4 24 Resultados obtenidos en la determinacion de la capacidad del Estrato

Amarillo Inferior

ESTRATO VERDE
POZO Qg Pi W i) vaf Y(pgvf) kxh
(Mscm/d) (psia) (psia‘/cp) (psia) (psia“/cp) (md-ft)
Ptu x-1 21407 952.1 83300842 796.1 59369383 27511
Ptu 1001 32717 969.1 85885961 685.1 44590499 151.33
Ptu1003 | 8816 963.4 84786739 561.8 30687971 32.52
Ptu 1004 3186 991.9 89643298 624.8 37451957 10.12
Ptu 1005 37937 997.6 90730142 719.4 48871662 186.44
Ptu 1006 4961 771.7 55690386 106.5 1065857 17.71
Ptu 1008 3333 1198.1 128351926 659.1 41320598 7.21
Ptu 1009 23680 937 80349013 407.1 16821240 71.04
Ptu 1010 4719 1034.1 96562854 571.4 31495250 13.5
Ptu 1011
Ptu 1012 201 967 85526835 413.0 17344956 0.48
Ptu 1013 913 541.3 28746675 438.4 19417603 15.31
Ptu 1014 4723 1079.1 104748838 469.4 21814801 10.26
Ptu 1015 20917 912.9 76298058 683.4 44148947 138.91

TABLA 4.4.25 Resultados obtenidos en la determinacion de la capacidad del Estrato

Verde
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ESTRATO NARANJA

POZO Qg il ¥lpi) Ry Yipwt) i
(Mscm/d) (psia) (psia“/cp) (psia) (psia“/cp) (md-ft)
Ptu x-1 37676 981.9 87442468 802.5 59629029 428.06
Ptu 1001
Ptu 1003 15473 1038.8 97384699 134.0 1871256 49.94
Ptu 1004 40051 1065.8 102030020 628.5 37532404 100.48
Ptu 1005 21712 1097.1 107933046 724.0 49027183 67.09
Ptu 1006
Ptu 1008 46858 1080.1 104212503 664.4 41459026 157.93
Ptu 1009 1870 795.3 58243589 410.2 16817826 9.05
Ptu 1010
Ptu 1011
Ptu 1012
Ptu 1013 200 656.1 40749401 441 .4 19423553 1.38
Ptu 1014
Ptu 1015

TABLA 4.4.26 Resultados obtenidos en la determinacién de la capacidad del Estrato

Naranja
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ESTRA’fO ROJO

=TS —

e St

POZO

Fecha

Pwf
(kg/cm? abs)

P (pyvf)
(psia‘/cp)

T'(ps)
(psia‘/cp

T T

Ps
(kg/cm2 abs)

Ps (p;ia’);l
PR (34.43)

Ptu x-1

Inicial

Inicial

Inicial

30-Sep-97

31-Oct-98

31-Ago-99

30-Sep-00

30-Sep-01

Ptu 1001

17-Nov-96

30-Sep-97

31-Oct-98

31-Ago-99

30-Sep-00

30-Sep-01

Ptu 1003

20-Nov-96

30-Sep-97

31-Oct-98

31-Ago-99

30-Sep-00 |

30-Sep-01

Ptu 1004

Inicial

Inicial

17.04

6635119

49688030

50.44

717.5

30-Sep-97 |

16.00

5885540

47455851

49.21

700.1

31-Oct-98

7.54

1180916

23820797

33.98

483 .4

31-Ago-99

7.45

1143183

17182099

28.47

405.1

30-Sep-00

7.39

1121492

12286687

23.74

337.8

30-Sep-01

9.43

2025820

6200978

16.44

234.0

Ptu 1005

Inicial

30-Sep-97

31-Oct-98

31-Ago-99

30-Sep-00

30-Sep-01

Ptu 1006

Inicial

31-Oct-98

31-Ago-99

30-Sep-00

30-Sep-01

Ptu 1008

Inicial

31-Ago-99

30-Sep-00

30-Sep-01
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Inicial 28.18 16814669 50911217 51.16 727.6
Ptu 1009 30-Sep-00 8.98 1805272 16863239 28.23 401.4
30-Sep-01 11.19 2905597 11814927 23.28 331.1
Inicial 39.54 31339498 51131473 51.38 730.5
Ptu 1010 30-Sep-00 13.54 4226044 26215092 35.91 510.6
30-Sep-01 | 12.19 343111 14416175 26.00 369.5
Ptu 1011 Inicial '[ 9.42 2023119 86747351 67.79 964.3
30-Sep-01 [ 8.37 1540068 42135529 46.18 657.0
Ptu 1012 Inicial z 28.50 17069409 53644346 52.73 749.6
30-Sep-01 | 11.64 3121581 22145933 32.81 466.3
B 1013 Inicial |
30-Sep-01
O Inicial |
30-Sep-01 |
Ptu 1015 Inicial ! 47.24 43821335 59273299 55.50 789.2
30-Sep-01 ‘ 36.75 27440597 49548589 50.45 717.3

TABLA 4.4.27 Resultados obtenidos en la Reconstruccion del Historial de Presiones

del Estrato Rojo
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==wmm=

~ ESTRATO AMARILLO SUPERIOR

= = =

e var—r=—

¥ \qs H
PO et (kg/c':nvgabs) (:s(igm) (plsgg(s::)) (kg/c::; abs) ';Z‘(’m?)'
Inicial
Inicial
Inicial 51.65 51833021.03 (55438527.98 53.54 762.0
Ptu x-1 30-Sep-97 32.43 21792054.95|26588718.06 36.11 514.1
31-Oct-98 15.40 5454712.369(10646707.62 22.01 313.6
31-Ago-99 13.74 4379833.864(8239259.792 19.17 273.2
30-Sep-00 10.96 2779428.803|5633152.911 15.67 223.3
30-Sep-01 11.17 2893887.828|4819094.443 14.44 205.9
17-Nov-96 47.68 44364933.75(58484610.79 55.24 785.7
30-Sep-97 14.75 4971014.993|20248626.99 31.28 445.0
Ptu 1001 31-Oct-98 8.06 1369857.225(10993538.36 22.49 320.0
31-Ago-99 | 7.35 1072066.566 | 8860642.827 20.02 284.9
30-Sep-00 7.24 1028060.696|7772803.754 18.67 265.6
30-Sep-01 | 9.65 2092427.319|7229930.673 17.96 255.6
20-Nov-96 | 39.09 30582493.94|59410264.11 55.74 792.7
30-Sep-97 16.02 5808143.329(30351459.42 38.94 553.8
Ptu 1003 31-Oct-98 9.30 1916462.073|17960552.93 29.34 417 .4
31-Ago-99 8.03 1350086.674|16205429.59 27.76 394.8
30-Sep-00 7.92 1304733.943|14463589.11 26.10 371.3
30-Sep-01 ' 9.64 2080551.635(12884509.28 24.52 348.8
inicial
Inicial 17.14 6616026 90622761 69.64 990.6
30-Sep-97 | 16.08 5865889 86979708 68.15 969.4
Ptu 1004 | 31-Oct-98 7.58 1165223 45341155 48.24 686.3
31-Ago-99 7.49 1127454 32423292 40.31 573.5
30-Sep-00 7.43 1105747 22891767 33.43 475.6
30-Sep-01 9.48 2007498 10154250 21.55 306.6
Inicial
30-Sep-97 |
Ptu 1005 | 1-Oct-98
31-Ago-99 |
30-Sep-00
30-Sep-01
Inicial
31-Oct-98
Ptu 1006 31-Ago-99
30-Sep-00 |
30-Sep-01
Inicial 45.90 41118778.67 | 75859621.42 63.54 903.5
Ptu 1008 31-Ago-99 14.58 4823168.248(32782866.96 40.66 578.1
30-Sep-00 10.72 2597900.769|23856203.58 34.27 487.3
30-Sep-01 11.93 3242453.287|18157269.86 29.58 420.6
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Iniciai

Ptu 1009 30-Sep-00
30-Sep-01
inicial 39.70 31381911 | 64040370 58.08 825.9
Ptu1010 | 30-Sep-00 |  13.60 4212424 | 40496242 45.51 647.2
30-Sep-01 12.24 3416949 | 21543249 32.43 461 1
Ptu 1011 Inicial
30-Sep-01
12 Inicial 28.69 16962536 | 57826605 55.30 786.0
30-Sep-01 11.72 3062464 | 24317796 34.83 494.9
T Inicial 30.47 19397006 | 29262277 38.05 541.6
30-Sep-01 12.22 3469303 | 12888185 24.42 347.8
s Inicial 32.66 21786655 | 61151841 56.72 806 4
30-Sep-01 17.92 7135207 | 55134777 53.68 763.3
Ptu 1015 Inicia)
30-Sep-01

TABLA 4.4.28 Resultados obtenidos en la Reconstruccion del Historial de Presiones
del Estrato Amarillo Superior
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'ESTRATO AMARILLO INFERIOR

— e

Ps

=7

. = ;
PO FesiA (kg/c':n“gabs) (,fsf?ﬂg) (plssgiza) (kg/cm? abs) Pi&”i?&f'
Inicial R
Inicial 54.49 56983456 58652026 55.34 787.5
Inicial 51.87 51938706 53245274 52.56 748.0
Ptu x-1 30-Sep-97 32.57 21803053 23541274 33.94 483.2
31-Oct-98 15.46 5439687 6947665 17.59 250.6
31-Ago-99 | 13.80 4364392 5485335 15.53 221.3
30-Sep-00 | 11.00 2764782 3593626 12.51 178.3
30-Sep-01 11.21 2878893 3438056 12.23 174 .4
17-Nov-96
30-Sep-97
Ptu1001 |——1-Oct98
31-Ago-99
30-Sep-00
30-Sep-01
20-Nov-96 |
30-Sep-97
Ptu 1003 | 51-OCt-98 |
31-Ago-99
30-Sep-00 |
30-Sep-01 |
Inicial 43.59 37339920 77209473 64.14 912.4
Inicial 17.19 6603495 31170562 39.57 563.0
30-Sep-97 16.13 5853236 29574293 38.47 547 .4
Ptu 1004 31-Oct-98 7.60 1155945 14074826 25.78 366.9
31-Ago-99 7.51 1118171 10270377 21.76 309.6
30-Sep-00 7.45 1096463 7467602 18.35 261.1
30-Sep-01 9.51 1996562 4379012 13.88 197.5
Inicial
30-Sep-97
Ptu 1005 | >1-OCt-98
31-Ago-99 |
30-Sep-00
30-Sep-01
Inicial
31-Oct-98
Ptu 1006 31-Ago-99
30-Sep-00
30-Sep-01
Inicial 46.07 41216750 81516680 66.14 940.5
Pt 31-Ago-99 14.63 4817280 37250975 43.64 620.6
u 1008
30-Sep-00 10.76 2590427 27250395 36.91 524.8
30-Sep-01 11.98 3234707 20536131 31.70 450.7

146



Inicial 28.36 16818619 | 70175643 60.95 867.1
Ptu 1009 | 30-Sep-00 9.04 1785724 | 25349642 35.39 503.6
30-Sep-01 11.26 2883175 | 16825212 28.37 4037
Inicial 39.91 31428287 | 75445660 63.57 903.8
Ptu 1010 | 30-Sep-00 13.66 4193459 | 53097124 52.78 750.4
30-Sep-01 12.30 3397596 | 27828390 37.39 531.4
Ptu 1011 [ilEE]
30-Sep-01
Ptu 1012 Inicial
30-Sep-01
T Inicial 30.59 19402455 | 33108305 20.80 580.6
30-Sep-01 12.27 3454385 | 16540066 28.07 399.5
B i Inicial 32.79 21799503 | 63454059 58.01 824.7
30-Sep-01 17.99 7121271 | 57912363 55207 785.7
s Inicial 47.64 43985980 | 66150972 59.18 841.6
30-Sep-01 37.05 27498615 | 59211312 55.80 7936

TABLA 4.4 29 Resultados obtenidos en la Reconstruccién del Historial de Presiones
del Estrato Amarillo Inferior
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ESTRATO VERDE

SR TE T

pwf (V7] (V7] H
gese Gechia (kg/cm? abs) (;s(lg)zg) pls:gzz)) (kg/cm? abs) P;ér;i:z;)o:)al
Inicial 56.0 59369383 | 83300842 66.94 952.6
Inicial 54.9 57202704 | 77317231 64.36 916.0
Inicial | 52.2 52124970 | 68393970 60.32 858.6
BV XA 30-Sep-97 | 32.8 21826117 | 43469928 47.43 675.2
31-Oct-98 | 15.6 5416008 23393147 34.03 484.7
31-Ago-99 | 13.9 4339963 17703118 29.29 417.2
30-Sep-00 1.1 2741386 12622326 24.41 347.8
30-Sep-01 | 1.3 2855042 9521016 20.98 299.0
17-Nov-96 48.2 44590499 | 85885961 68.14 969.4
30-Sep-97 14.9 4940143 49622188 50.98 725.5
Ptu 1001 31-Oct-98 8.1 1342754 26168901 36.23 515.5
31-Ago-99 7.4 1046223 21138362 32.30 459.7
30-Sep-00 7.3 1002311 18401680 29.98 426.7
30-Sep-01 9.7 2061823 15315007 27.16 386.6
20-Nov-96 | 39.50 30687971 84786739 67.74 963.6
30-Sep-97 | 16.17 5773459 51831935 52.23 743.0
Pty 1003 |31-Oct-98 9.39 1886052 31988151 40.39 574.5
31-Ago-99 8.11 1320995 19089950 30.62 4356
30-Sep-00 | 8.00 1275723 17153620 28.90 411.2
30-Sep-01 9.74 2048124 15084525 26.97 383.8
Inicial 43.93 37451957 | 89643298 69.74 992.1
Inicial 17.31 6578078 38641946 44.66 635.5
30-Sep-97 16.25 5827019 36786713 43.51 619.1
Ptu 1004 | 31-Oct-98 7.65 1134817 17995979 29.65 422.0
31-Ago-99 7.56 1097021 13042083 24.94 354.9
30-Sep-00 7.51 1075307 9390641 20.91 297.7
30-Sep-01 9.57 1972006 5081476 15.13 215.5
Inicial 50.6 48871662 | 90730142 70.14 997.8
30-Sep-97 | 21.9 10282125 | 41634758 46.44 660.8
Ptu 1005 31-Oct-98 9.0 1727461 18956041 30.47 4336
31-Ago-99 | 7.8 1202517 14360265 26.24 373.4
30-Sep-00 8.1 1336952 9831594 21.41 304.7
30-Sep-01 9.6 2007838 8257593 19.50 277.7
Inicial 7.49 1065857 55690386 54.26 771.8
31-Oct-98 7.46 1056731 35608590 42.77 608.4
Ptu 1006 | 31-Ago-99 7.47 1057641 32471425 40.71 579.1
30-Sep-00 8.25 1382355 30384776 39.29 558.9
30-Sep-01 10.11 2223969 28870081 38.23 543.8
Inicial 46.34 41320598 | 128351926 84.24 1198.2
Ptu 1008 | _31-Ag0-99 14.72 4796710 74840195 63.48 903.0
30-Sep-00 10.82 2570774 55826198 54.37 773.4
30-Sep-01 12.04 3213598 40577582 45.90 652.9
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Inicial 28.62 16821240 80349013 65.88 937.1
Ptu 1009 30-Sep-00 9.12 1756426 29812025 38.91 553.6
30-Sep-01 11.36 2850438 19450062 30.94 440.2
Inicial 40.18 31495250 96562854 72.71 1034.0
Ptu 1010 30-Sep-00 13.75 4167841 76458487 64.31 914.6
30-Sep-01 12.38 3372443 39486666 45.33 644.6
Ptu 1011 Inicial
30-Sep-01
Ptu 1012 Inicial 29.04 17344956 85526835 67.99 966.4
30-Sep-01 11.86 3136469 21839492 32.87 467.0
Ptu 1013 Inicial 30.82 19417603 28746675 38.06 541.7
30-Sep-01 12.36 3427636 12723024 24.55 349.6
Ptu 1014 Inicial 33.00 21814801 104748838 75.87 1078.9
30-Sep-01 18.10 7095357 108220197 77.17 1097.5
Ptu 1015 Inicial 48.05 44148947 76298058 64.19 912.8
30-Sep-01 37.36 27553824 73551359 62.96 895.4

TABLA 4.4 .30 Resultados obtenidos en la Reconstrucciéon del Historial de Presiones

del Estrato Verde
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ESTRATO NARANJA

—r ey

SRS =L e I R e =

=

e

P -
st Facha (kglcn‘:{’f abs) (;i?zﬂfﬁ) (p:.(iglsc)p) (kg/c::ls"’ abs) PPSR“EZL?
Inicial 56.4 59629029 | 87442468 69.04 982.2
Inicial 55.3 57445917 | 80791026 66.22 942.2
Inicial 52.7 52330989 | 71212944 61.97 881.7
B 30-Sep-97 33.0 21846703 | 46966714 49.72 707.5
31-Oct-98 15.7 5385408 26169130 36.40 518.0
31-Ago-99 14.0 4309136 19758541 31.31 4456
30-Sep-00 1.2 2712383 14135932 26.16 372.3
30-Sep-01 1.4 2825665 10532329 22.34 318.0
17-Nov-96 |
30-Sep-97 |
Ptu 1001 |1 -OCt-98
31-Ago-99 |
30-Sep-00 |
30-Sep-01
20-Nov-96
30-Sep-97
Pty 1003 |31-Oct-98 9.42 1871256 97384699 73.04 1038.8
31-Ago-99 8.14 1307436 35439309 42.79 608.6
30-Sep-00 8.03 1262274 26241322 36.44 518.3
30-Sep-01 9.77 2032603 22541422 33.59 477.8
Inicial 4419 37532404 | 102030020 74.94 1066.0
Inicial 17.41 6554751 46306697 49.41 702.9
30-Sep-97 | 16.34 5803255 44186275 48.20 685.7
Ptu 1004 31-Oct-98 | 7.70 1116673 22020702 33.23 472.8
31-Ago-99 | 7.60 1078898 15888073 27.90 396.9
30-Sep-00 7.55 1057198 11366332 23.31 331.7
30-Sep-01 9.63 1950845 5805885 16.34 232.6
Inicial 50.9 49027183 | 107933046 77.14 1097.2
30-Sep-97 22.1 10265874 | 54387253 53.78 765.0
Ptu 1005 |_31-Oct-98 9.1 1707278 25952410 36.27 515.9
31-Ago-99 7.9 1183981 19700384 31.28 4451
30-Sep-00 8.2 1317881 13272071 25.31 360.1
30-Sep-01 9.7 1986811 10781856 22.65 322.2
Inicial
31-Oct-98
Ptu 1006 31-Ago-99
30-Sep-00
30-Sep-01
Inicial 46.71 41459026 | 104212503 75.94 1079.8
Ptu 1008 |31A90-99 14.83 4767323 55271807 54.40 773.6
30-Sep-00 10.91 2542982 40942523 46.40 659.8
30-Sep-01 | 12.13 3183847 30124949 39.41 560.3
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Ptu 1009

Inicial

28.84

16817826

58243589

55.92

795.1

30-Sep-00

9.19

1728851

20023599

31.67

450.2

30-Sep-01

11.44

2819650

13644082

25.79

366.6

Ptu 1010

Inicial

30-Sep-00

30-Sep-01

Ptu 1011

Inicial

30-Sep-01

Ptu 1012

Inicial

30-Sep-01

Ptu 1013

Inicial

31.04

19423553

40749401

46.13

656.3

30-Sep-01

12.44

3399271

23760158

34.58

492.0

Ptu 1014

Inicial

30-Sep-01

Ptu 1015

Inicial

30-Sep-01

TABLA 4.4.31 Resultados obtenidos en la Reconstruccién del Historial de Presiones
del Estrato Naranja
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Il PTu-1009 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00
Il PTu-1010 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00 H
I 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00
Il PTu- 1012{ 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00
l 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00

PTu-1014
PTu-1015

TABLA 4.5.1 Producciones acumuladas de Gas, Condensado, Equivalente Gas del
Condensado y Agua al 30 de Septiembre de 1997 para el Estrato Rojo.

ESTRAT() AMARJLL() SUPER[OR (30- Sep-97)

(Mscm) (scm) (Mscm) (Mscm) (scm)

PTu. X1 [ 620560]  30.37] 6301.14
PTu-1001 ||  4837.56 . . 4845.00
PTu-1003 m 14.11 . . 14.13

PTu-1004 12.28 _ . 12.30
PTu-1005 || 0.00 . _ 0.00
PTu-1006 0.00 . . 0.00
PTu-1008 0.00 . . 0.00

PTu-1009 0.00 : . 0.00

PTu-1010 0.00 . . 0.00
PTu-1011 || 0.00 . . 0.00
PTu-1012 [ 0.00 . . 0.00
PTu-1013 | 0.00 . . 0.00
PTu-1014 0.00 . . 0.00
PTu-1015 0.00 . . 0.00
TOTAL 11159.54 . ) 11172.57

TABLA 4.5.2 Producciones acumuladas de Gas, Condensado, Equivalente Gas del
Condensado y Agua al 30 de Septiembre de 1997 para el Estrato Amarillo Superior.



FS1 RATO AMARILLO INFERIOR (30-Sep-97)

Pozo Gp Np EG OIL Gp total Wp
(Mscm) (scm) (Mscm) (Mscm) (scm)

PTu - X-1 3462.58 3465 63

PTu-1001 0.00 . . 0.00
PTu-1003 0.00 . . 0.00
PTu-1004 446.83 . . 447.81
PTu-1005 0.00 . : 0.00
PTu-1006 0.00 . . 0.00

PTu-1008 0.00 . , 0.00
PTu-1009 0.00 . . 0.00
PTu-1010 0.00 . . 0.00
PTu-1011 0.00 . . 0.00
PTu-1012 0.00 . . 0.00
PTu-1013 0.00 . ‘ 0.00
PTu-1014 0.00 , . 0.00
PTu-1015 0.00 . . 0.00

TOTAL 3909.41 3913.43

TABLA 4.5.3 Producciones acumuladas de Gas, Condensado, Equivalente Gas del
Condensado y Agua al 30 de Septiembre de 1997 para el Estrato Amarillo Inferior.

FSTRATO VERDE (30-Sep-97)
‘ Pozo

Gp Np EG OoiL Gp total
(Mscm) (scm) (Mscm) (Mscm)

(scm)

PTu - X-1 7869.50 37.96 6.93| 7876.43 1.19
PTu-1001 11287.64 95.14 17.37 11305.01 2.23
PTu-1003 7.10 0.06 0.01 7.1 0.02
PTu-1004 625.40 7.49 1.37 626.77 0.17
PTu-1005 4613.85 65.21 11.91 4625.75 17.92
PTu-1006 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00
PTu-1008 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00
PTu-1009 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00
PTu-1010Jl‘ 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00
PTu-1011 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00
PTu-1012 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00
PTu-1013 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00
PTu-1014 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00
PTu-1015 H 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00
TOTAL ‘ 24403.48 205.87 37.59 24441.07

TABLA 4.5.4 Producciones acumuladas de Gas, Condensado, Equivalente Gas del
Condensado y Agua al 30 de Septiembre de 1997 para el Estrato Verde.
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Gp Np

13850.31

PTu - X-1

EST RA'I O NARANJA (30-Sep-97)

66.81

EG oiL
(Mscm)

12.20

Gp total Wp
(Mscm) (scm)

13862.51

PTu-1001 ||

0.00

0.00

0.00

0.00

0.00

0.00

0.00

0.00

PTu-1003
PTu-1004

7864.37

94.16

17.19

7881.56

2640.63

37.32

6.81

2647.44

0.00

0.00

0.00

0.00

0.00

0.00

0.00

0.00

PTu-1005
PTu-1006
PTu-1008
PTu-1009

0.00

0.00

0.00

0.00

PTu-1010

0.00

0.00

0.00

0.00

PTu-1011

0.00

0.00

0.00

0.00

PTu-1012

0.00

0.00

0.00

0.00

PTu-1013

0.00

0.00

0.00

0.00

PTu-1014

0.00

0.00

0.00

0.00

PTu-1015 ||

0.00

0.00

0.00

0.00

TOTAL

TABLA 4.5.5 Producciones acumuladas de Gas, Condensado, Equivalente Gas del

24355.31

198.30

36.21

24391.52

Condensado y Agua al 30 de Septiembre de 1997 para el Estrato Naranja.

PTu - X-1

’ Gp Np Ec, olL
m

Gp total Wp
(Mscm) (scm)

OOO

PTu-1001

PTu-1003

PTu-1004

PTu-1005

PTu-1006

PTu-1008

PTu-1009

PTu-1010

PTu-1011

PTu-1012

PTu-1013

PTu-1014

PTu-1015

TOTAL

TABLA 4.5.6 Producciones acumuladas de Gas, Condensado, Equivalente Gas del

Condensado y Agua al 31 de Octubre de 1998 para el Estrato Rojo.
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ESTRATO AMARILLO SUPERIOR (31-Oct-98)

Eg OIL
(Mscm)

[ Pozo

PTu - X-1

Gp
(Mscm)

14611.17

Gp total
(Mscm)

14618.29

PTu-1001

8895.44

8904.20

PTu-1003

10.46

10.47

PTu-1004

123.46

PTu-1008
PTu-1009

0.00 . . 0.00
0.00 . . 0.00
PTu-1010 0.00 . . 0.00
PTu-1011 0.00 . . 0.00
PTu-1012 0.00 . . 0.00
PTu-1013 0.00 . . 0.00
PTu-1014 0.00 . 4 0.00
PTu-1015 0.00 . . 0.00

TOTAL l 23640.42 : . 23656.42

TABLA 4.5.7 Producciones acumuladas de Gas, Condensado, Equivalente Gas del
Condensado y Agua al 31 de Octubre de 1998 para el Estrato Amarillo Superior.

123.35 . .
PTu-1005 0.00 . . 0.00
PTu-1006 0.00 . . 0.00

ESTRATO AMATILLO INFERIOR (31-Oct-98)
Pozo Gp Np EG olL Gp total Wp
f (Mscm) (scm) (Mscm) (Mscm) (scm)
PTu - X-1 7781.11 7785. 02
PTu-1001 0.00 . . 0.00

PTu-1003 0.00 . . 0.00
PTu-1004 802.25 . . 803.53
PTu-1005 0.00 . . 0.00
PTu-1006 | 0.00 . . 0.00
PTu-1008 || 0.00 . . 0.00
PTu-1009 0.00 . . 0.00
PTu-1010 0.00 . . 0.00
PTu-1011 0.00 . . 0.00
PTu-1012 0.00 . . 0.00
PTu-1013 0.00 . . 0.00
PTu-1014 0.00 . . 0.00
PTu-1015 0.00 . . 0.00

TOTAL 8583.36 . . 8588.55

TABLA 4.5.8 Producciones acumuladas de Gas, Condensado, Equivalente Gas del
Condensado y Agua al 31 de Octubre de 1998 para el Estrato Amarillo Inferior.
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ESTRATO VERDE (31-Oct-98)

Gp total Wp
(Mscm) (scm)

PTu - X-1 17575 13 . 17584.01
20384.54 . 20404.91
5.27 . 5.27

PTu-1004 1121.51 . 1123.30
PTu-1005 12214.29 . 12229.12
PTu-1006 461.20 . 468.88

PTu-1001
PTu-1003

PTu-1008
PTu-1009
PTu-1010
PTu-1011
PTu-1012

0.00 . 0.00
0.00 . 0.00
0.00 . 0.00
0.00 . 0.00
0.00 . 0.00
PTu-1013 0.00 . 0.00
PTu-1014 0.00 . 0.00
PTu-1015 0.00 . 0.00

TOTAL 5I76l 94 : S51815.49

TABLA 4.5.9 Producciones acumuladas de Gas, Condensado, Equivalente Gas del
Condensado y Agua al 31 de Octubre de 1998 para el Estrato Verde.

ESTRATO NARANJA (31-Oct-98)

Gp total
(Mscm)

PTu - X-1 30943.29 15.63 30958 92 18.28
PTu-1001 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00
PTu-1003 22.45 0.01 0.00 22.45 0.13
PTu-1004 14121.24 123.70 22.59 14143.83 34.58
PTu-1005 6990.57 46.46 8.48 6999.05
PTu-1006 0.00 0.00 0.00 0.00
PTu-1008 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00
PTu-1009 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00
PTu-1010 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00
PTu-1011 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00
PTu-1012 0.00 0.00 0.00 0.00
PTu-1013 0.00 0.00 0.00 0.00
PTu-1014 0.00 0.00 0.00 0.00
PTu-1015 0.00 0.00 0.00 0.00

TOTAL 52077.56 52124.26

TABLA 4.5.10 Producciones acumuladas de Gas, Condensado, Equivalente Gas del
Condensado y Agua al 31 de Octubre de 1998 para el Estrato Naranja.
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E 51 RATO ROJO (31-Ago-99)

Gp Np EG OIL Gp total Wp
(Mscm) (scm) (Mscm) (Mscm) (scm)
PTu - X-1 0 00|  0.00] [ 0.00] 0.00 0.00
PTu-1001 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00

PTu-1003 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00|
PTu-1004 || 317.46 1.33 0.24 317.71 1.92|
PTu-1005 m 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00|
PTu-1006 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00
PTu-1008 ﬂ] 0.00 0.00 0.00 0.00 o.oo’
PTu-1009 0.00 0.00 0.00 0.00 o.oo\
PTu-1010 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00
PTu-1011 m 0.00 0.00 0.00 0.00 o.oo}
PTu-1012 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00

PTu-1013 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00
PTu-1014 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00
PTu-1015 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00

TOTAL 317.46 1.33 0.24 317.71 1 .92I

TABLA 4.5.11 Producciones acumuladas de Gas, Condensado, Equivalente Gas del
Condensado y Agua al 31 de Agosto de 1999 para el Estrato Rojo.

ESTRATO AMARILLO SUPERIOR (31-Ago-99)

Gp Np EG OIL Gp total Wp
(Mscm) (scm) (Mscm) (Mscm) (scm)

PTu - X-1 21176.91 42.26 | 7.72| 2118463 14.31
PTu-1001 11596.58 50.15 916| 1160574 26.22
PTu-1003 10.03 0.01 0.00 10.03 0.02]
PTu-1004 190.48 0.80 0.15 190.62 1.15
PTu-1005 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00]
PTu-1006 0.00 0.00 0.00 0.00 o.oo}

PTu-1008 286.38 1.48 0.27 286.65 1.47
PTu-1009 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00
PTu-1010 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00
PTu-1011 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00
PTu-1012 WI 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00
PTu-1013 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00

PTu-1014 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00
PTu-1015 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00|

TOTAL 33260.38 17.29 33277.67 43.1 7|

TABLA 4.5.12 Producciones acumuladas de Gas, Condensado, Equivalente Gas del
Condensado y Agua al 31 de Agosto de 1999 para el Estrato Amarillo Superior.
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ESTRATO AMARILLO INFERIOR (31-Ago-99) '

TABLA 4.5.13 Producciones acumuladas de Gas, Condensado, Equivalente Gas del
Condensado y Agua al 31 de Agosto de 1999 para el Estrato Amarillo Inferior.

oz | [ [ |
(Mscm) (scm) (Mscm) (Mscm) (scm)
PTu - X-1 10675.39 22.85 4.17 10679.57 7.01
PTu-1001 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00
PTu-1003 0.00 0.00 0.00 0.00 0. 00]
PTu-1004 1017.07 7.54 1.38 1018.45 3.68]
PTu-1005 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00
PTu-1006 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00
PTu-1008 52.34 0.27 0.05 52.39 0.27
PTu-1009 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00
PTu-1010 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00|
PTu-1011 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00|
PTu-1012 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00
PTu-1013 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00
PTu-1014 0.00 0.00

PTu-1015 0.00 0.00

TOTAL 11744.81 11750.41

ESTRATO VERDE (31-Ago-99)

EG OIL

| Gp Np

PTu - X-1

23846 08

(Mscm)

23855.54

Gp total Wp
(Mscm) (scm)

PTu-1001

25943.77

25964.95

PTu-1003

5.05

5.05

PTu-1004

1421.36

1423.28

PTu-1005

16335.83

16350.92

PTu-1006

1449.44

1464.98

PTu-1008

264.75

265.00

PTu-1009

0.00

0.00

PTu-1010

0.00

0.00

PTu-1011

0.00

0.00

PTu-1012

0.00

0.00

PTu-1013

0.00

0.00

PTu-1014

0.00

0.00

PTu-1015

0.00

0.00

TOTAL

69266.28 . .

TABLA 4.5.14 Producciones acumuladas de Gas, Condensado, Equivalente Gas del

69329.72

Condensado y Agua al 31 de Agosto de 1999 para el Estrato Verde.
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Pozo e [ N EG olL Gp total f  wp
(Mscm) (scm) (Mscm) (Mscm) (scm)

PTu - X1

EQTRAT() NARANJA (31-Ago-99)

42011.25

42027.89

PTu-1001

0.00

0.00

PTu-1003

8.88

8.88

17902.95

17927.18

PTu-1005

9349.44

9358.08

PTu-1006

PTu-1004 ﬂ
|

0.00

0.00

3722.53

3726.05

0.00

0.00

PTu-1010

0.00

0.00

0.00

0.00

PTu-1012

0.00

0.00

PTu-1013

0.00

0.00

PTu-1014

0.00

0.00

PTu-1008
PTu-1009
PTu-1011

PTu-1015

0.00

0.00

TOTAL

72995.05

73048.08

TABLA 4.5.15 Producciones acumuladas de Gas, Condensado, Equivalente Gas del

Condensado y Agua al 31 de Agosto de 1999 para el Estrato Naranja.

ESTRATO ROJ O (30-Sep-00)

p Gp Np EG oiL Gp total Wp
{20 (Mscm) (scm) (Mscm) (Mscm) (scm)

PTu - X-1 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00
PTu-1001 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00
PTu-1003 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00
PTu-1004 409.65 1.62 0.30 409.94 2.99
PTu-1005 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00
PTu-1006 || 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00
PTu-1008 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00
PTu-1009 2732.18 0.59 0.1 2732.29 8.47
PTu-1010 4691.58 1.66 0.30 4691.88 12.50
PTu-1011 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00
PTu-1012 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00
PTu-1013 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00
PTu-1014 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00
PTu-1015 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00

TOTAL 7833.40 3.87 0.71 7834.11 23.96

TABLA 4.5.16 Producciones acumuladas de Gas, Condensado, Equivalente Gas del

Condensado y Agua al 30 de Septiembre del 2000 para el Estrato Rojo.
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Gp Np

PTu - X-1

ES'I RAT O AMARILLO SUl’l‘ RIOR (30-Scp-00)

EG oiL
(Mscm)

26736.83

44.21

Gp total Wp
(Mscm) (scm)

26744.90

PTu-1001

14637.99

53.50

14647.76

PTu-1003

7.68

0.01

7.68

PTu-1004

245.79

0.97

245.97

PTu-1005

0.00

0.00

0.00

PTu-1006

0.00

0.00

0.00

PTu-1008

1299.87

4.58

1300.71

PTu-1009

0.00

0.00

0.00

PTu-1010

235.46

0.08

235.48

PTu-1011

0.00

0.00

0.00

PTu-1012

0.00

0.00

0.00

PTu-1013

0.00

0.00

0.00

PTu-1014

0.00

0.00

0.00

PTu-1015

0.00

0.00

0.00

TOTAL

43163.62

103.36

43182.50

TABLA 4.5.17 Producciones acumuladas de Gas, Condensado, Equivalente Gas del
Condensado y Agua al 30 de Septiembre del 2000 para el Estrato Amarillo Superior.

ESTRATO AMARILLO INFERIOR (30-Sep-00)

Lo [ [ [m [
(Mscm) (scm) (Mscm) (Mscm) (scm)

PTu-X1 || 1312630  23.71] 4.33|  13130.63 9.53
PTu-1001 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00
PTu-1003 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00
PTu-1004 1194.06 8.09 1.48 1195.54 5.74
PTu-1005 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00]
PTu-1006 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00|
PTu-1008 237.59 0.84 0.15 237.74 0.88
PTu-1009 3755.54 0.82 0.15|  3755.69 11.64
PTu-1010 3712.50 1.31 0.24 3712.74 9.90
PTu-1011 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00
PTu-1012 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00
PTu-1013 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00
PTu-1014 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00
PTu-1015 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00

TOTAL 22025.98 34.77 6.35 22032.33 37.68

TABLA 4.5.18 Producciones acumuladas de Gas, Condensado, Equivalente Gas del
Condensado y Agua al 30 de Septiembre del 2000 para el Estrato Amarillo Inferior.
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E S1 RATO VERDE (30—Sep-00)

(Mscm) (scm) (Mscm) (Mscm) (scm)
PTu - X-1 29156.37 53.64 9.79| 29166.16 21.02
PTu-1001 32203.30 122.88 22.44| 32225.74 88.66
PTu-1003 3.87 0.01 0.00 3.87 0.02
PTu-1004 1668.40 11.32 2.07 1670.47 8.01
PTu-1005 19278.64 88.22 16.11| 19294.75 460.27
PTu-1006 2558.98 130.26 23.78 2582.77 130.26
PTu-1008 1201.70 4.23 0.77 1202.47
PTu-1009 2934.92 0.64 0.12 2935.04
PTu-1010 667.30 0.24 0.04 667.34
PTu-1011 0.00 0.00 0.00 0.00
PTu-1012 0.00 0.00 0.00 0.00
PTu-1013 N 0.00 0.00 0.00 0.00
PTu-1014 0.00 0.00 0.00 0.00
PTu-1015 || 0.00 0.00 0.00 0.00
TOTAL 89673.48 411.44 75.12|  89748.61

TABLA 4.5.19 Producciones acumuladas de Gas, Condensado, Equivalente Gas del

Condensado y Agua al 30 de Septiembre del 2000 para el Estrato Verde.

ESTRATO NARANJA (30- Sep—00)

(Mscm) (scm) (Mscm) (Mscm) (scm)
PTu-X1 || 51383.68]  9443|  17.24] 5140093]  37.09]
PTu-1001 || 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00]
PTu-1003 | 5.67 0.01 0.00 5.67 0.03}
PTu-1004 [|| 21018.70 142.46 26.01| 21044.71 101.01
PTu-1005 || 11033.69 50.49 9.22| 11042.91 263.43
PTu-1006 || 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00
PTu-1008 16896.38 59.51 10.87| 16907.25 62.76
PTu-1009 231.70 0.05 0.01 231.71 0.72
PTu-1010 ] 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00
PTu-1011 “ 0.00 0.00 0.00 0.00 o.oo}
PTu-1012 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00
PTu-1013 || 0.00 0.00 0.00 0.00 o.oo‘
PTu-1014 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00
PTu-1015 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00|
TOTAL 100569.83 346.95 63.35| 100633.18 464.98

TABLA 4.5.20 Producciones acumuladas de Gas, Condensado, Equivalente Gas del

Condensado y Agua al 30 de Septiembre del 2000 para el Estrato Naranja.
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ESTRATO ROJO (30-Sep-01)

Gp total Wp
(Mscm) (scm)

Np EG OiL
(Mscm) (scm)

‘ Pozo (Mscm)

PTu - X-1

0ooo]  o000]  0.00]

OOO

PTu-1001

0.00

0.00

PTu-1003

0.00

0.00

PTu-1004

454.72

455.05

PTu-1005

0.00

0.00

PTu-1006

0.00

0.00

PTu-1008

0.00

0.00

PTu-1009

5164.86

5165.10

PTu-1010

12948.78

12949.33

PTu-1011

380.21

380.21

PTu-1012

2937.97

2940.55

PTu-1013

0.00

0.00

PTu-1014

0.00

0.00

PTu-1015

2612.97

2613.10

TOTAL

TABLA 4.5.21 Producciones acumuladas de Gas, Condensado, Equivalente Gas del

24499.52

24503.33

Condensado y Agua al 30 de Septiembre del 2001 para el Estrato Rojo.

ESTRATO AMARILLO SUPERIOR (30- Sep—ﬂl)

= A A
(Mscm) (scm) (Mscm) (Mscm) (scm)

PTu - X-1 30930.62 4496| 821 3093883 26.15
PTu-1001 H 16861.52 55.13 10.07| 16871.58 52.70|
PTu-1003 6.56 0.01 0.00 6.56 0.03|
PTu-1004 272.83 1.08 0.20 273.03 2.29
PTu-1005 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00
PTu-1006 || 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00
PTu-1008 || 1778.03 4.93 0.90] 1778.93 7.27]
PTu-1009 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00
PTu-1010 649.88 0.15 0.03 649.91 1.83
PTu-1011 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00
PTu-1012 743.79 3.57 0.65 744.44 14.99
PTu-1013 3302.36 0.72 0.13 3302.49 3.68
PTu-1014 || 1766.98 0.85 0.15 1767.14 5.37
PTu-1015 || 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00
56312.57 111.40 20.34 56332.91 114.31

TABLA 4.5.22 Producciones acumuladas de Gas, Condensado, Equivalente Gas del
Condensado y Agua al 30 de Septiembre del 2001 para el Estrato Amarillo Superior.
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ESTRATO AMARILLO INFERIOR (30- Scp—(ll)

I I N Y
(Mscm) (scm) (Mscm) (Mscm) (scm)
PTu - X-1 14974.99 24.04 4.39 14979.38
PTu-1001 [H 0.00 0.00 0.00 0.00
PTu-1003 0.00 0.00 0.00 0.00
PTu-1004 1280.59 8.44 1.54 1282.14
PTu-1005 0.00 0.00 0.00 0.00
PTu-1006 0.00 0.00 0.00 0.00
PTu-1008 324.99 0.90 0.16 325.15
PTu-1009 7099.40 1.76 0.32 7099.73
PTu-1010 10246.52 2.35 0.43 10246.95
PTu-1011 0.00 0.00 0.00 0.00
PTu-1012 0.00 0.00 0.00 0.00
PTu-1013 250.58 0.05 0.01 250.59
PTu-1014 894 .26 0.43 0.08 894.34
PTu-1015 564.42 0.15 0.03 564.45
TOTAL 35635.75 38.13 6.96 35642.71

TABLA 4.5.23 Producciones acumuladas de Gas, Condensado, Equivalente Gas del
Condensado y Agua al 30 de Septiembre del 2001 para el Estrato Amarillo Inferior.

ESTRATO VERDE (30- Scp—()l)

TABLA 4.5.24 Producciones acumuladas de Gas, Condensado, Equivalente Gas del

DR EEE
(Mscm) (scm) (Mscm) (Mscm) (scm)
PTu - X-1 33161.87 54.35 9.02| 33171.79]  26.87
PTu-1001 36779.56 126.24 23.05| 36802.61 111.46
PTu-1003 3.30 0.00 0.00 3.30 0.02
PTu-1004 |||  1789.19 11.80 2.15 1791.35 10.21
PTu-1005 | 21795.38 93.73 17.11]  21812.49 516.98
PTu-1006 3326.73 162.34 29.64 3356.37 162.34
PTu-1008 1643.74 4.56 0.83 1644.57 6.72
PTu-1009 5548.12 1.38 0.25 5548.37 18.95
PTu-1010 1841.75 0.42 0.08 1841.83 5.18]
PTu-1011 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00
PTu-1012 37.19 0.18 0.03 37.22 0.75‘
PTu-1013 | 153.34 0.03 0.01 153.34 0.17
PTu-1014 [| 757.18 0.36 0.07 757.25 2.30}
PTu-1015 || 3525.96 0.96 0.18 3526.14 8.83
TOTAL 110363.32 456.35 83.32| 110446.64 870.77]

Condensado y Agua al 30 de Septiembre del 2001 para el Estrato Verde.
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Gp Np

PTu - X-1

58453 22

EG OolL

(Mscm)

58470. 69

PTu-1001

0.00

0.00

PTu-1003

4.79

4.80

PTu-1004

22542.10

22569.22

PTu-1005

12474.08

12483.88

PTu-1006

0.00

0.00

PTu-1008

23111.71

23123.41

PTu-1009

438.01

438.03

PTu-1010

0.00

0.00

PTu-1011

0.00

0.00

PTu-1012

0.00

0.00

PTu-1013 |

|

33.66

33.66

PTu-1014 |

0.00

0.00

PTu-1015 |

|
|

0.00

0.00

117057.57

117123.68

TABLA 4.5.25 Producciones acumuladas de Gas, Condensado, Equivalente Gas del
Condensado y Agua al 30 de Septiembre del 2001 para el Estrato Naranja.
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ESTRATO ROJO

Inicial 30-Sep-97 31-Oct-98 31-Ago-99 30-Sep-00 30-Sep-01 Abandono
POZO

P (psia) (pzi:r\r/us) P (psia) (pgi:r\r/us) Pipsid] (psi:I\rln) P (psia) (pgi:r\llﬂ) P (psia) (pgi:r\r/ls) P (psia) (pgi:r\Ilm) P (psia) (pgi:r\rlm)
Ptu 1004 717.5 7600918 700.1 7416720 483.4 5121261 405.1 4291433 337.8 3578494 234.0 2478953 99.56 1054721
Ptu 1015 789.2 402510726 789.2 402510726 789.2 402510726 789.2 402510726 789.2 402510726 717.3 365880017 99.56 50780494
Ptu 1009 7276 225245516 727.6 225245516 7276 225245516 7276 225245516 401.4 124283350 331.1 102503343 99.56 30823186
Ptu 1010 730.5 488769263 7305 488769263 7305 488769263 7305 488769263 510.6 341628535 369.5 247253889 99.56 66617116
Ptu 1011 964.3 7262565 964.3 7262565 964.3 7262565 964.3 7262565 964.3 7262565 657.0 4948222 99.56 749828
Ptu 1012 749.6 169008752 749.6 169008752 749.6 169008752 749.6 169008752 749.6 169008752 461.1 103951664 99.56 22447199
Zonas/d| 75066 |3395995462 | 75066 | 3395995462 | 75066 | 3395995462 | 750.66 | 3395995462 | 750.66 | 3395995462 | 750.66 | 3395995462 | 750.66 | 3395995462
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TABLA 4.5.26 Datos utilizados para la determinacion de las Presiones Promedias en el Estrato Rojo




ESTRATO AMARILLO SUPERIOR

Inicial 30-Sep-97 31-Oct-98 31-Ago-01 30-Sep-00 30-Sep-01 Abandono
POZO

ppsia) | 22 1ay| pipsia) [ (oo may| P Psia) [ p8iamay| P (Psia oama] P P52 |(oeia )| PP | (o6ia may [P 512 o %ia ma)
Ptu x-1 762.0 833786024 514.1 562591170 3136 343134226 2732 298974338 2233 244368084 205.9 225284947 | 99.56 | 108944560
Ptu 1001 785.7 406079342 4450 229995312 320.0 165362359 284.9 147252410 265.6 137285887 255.6 132090499 | 99.56 | 51453100
Ptu 1003 792.7 581230733 553.8 406029627 4174 306010275 394 8 289469387 371.3 272215593 348.8 255734051 | 99.56 | 72996445
Ptu 1004 990.6 1201350 969.4 1175667 686.3 832285 5735 695559 475.6 576750 306.6 371869 99.56 120745
Ptu 1008 903.5 113560888 903.5 113560888 903.5 113560888 578.1 72658846 487.3 61246342 4206 52861009 | 99.56 | 12513045
Ptu 1010 825.9 16628919 825.9 16628919 825.9 16628919 8259 16628919 647.2 13030216 461.1 9284005 99.56 2004487
Ptu 1013 347.8 218623422 | 99.56 | 62579906
|Ptu 1014 806.4 213233957 806.4 213233957 806.4 213233957 806.4 213233957 806.4 213233957 763.3 201827600 | 99.56 | 26325701
Ptu 1012 786.0 42927774 786.0 42927774 786.0 42927774 786.0 42927774 786.0 42927774 4949 27027808 99.56 5437394
Zona s/d 78591 | 2184727692 | 78591 [2184727692 | 78591 | 2184727692 | 785.91 |2184727692 | 78591 | 2184727692 | 785.91 | 2184727692 | 785.91 2184727692
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TABLA 4.5.27 Datos utilizados para la determinacion de las Presiones Promedias en el Estrato Amarillo Inferior




ESTRATO AMARILLO INFERIOR
Inicial 30-Sep-97 31-Oct-98 31-Ago-01 30-Sep-00 30-Sep-01 Abandono
POzZO
P (psia) (pspi: r\rll3) P (psia) (pgi: :rlus) P (psia) (pgi: l\1l13) P (psia) (pgi: r\rl13) P (psia) (pzi)a( \nl13) P (psia) (pgi)a( ms) P (psia) (pzi: \nlws)
Ptu x-1 787.5 224220641 4832 137580782 250.6 71368400 2213 63020864 178.3 50763771 174.4 49659006 99.56 28348741
|Ptu 1004 912.4 8330812 547.4 4997940 366.9 3349918 309.6 2826936 261.1 2383923 197.5 1803632 99.56 909087
Ptu 1008 940.5 8803204 940.5 8803204 940.5 8803204 620.6 5808826 524.8 4912696 450.7 4219013 99.56 931933
Ptu 1009 867.1 297608147 867.1 297608147 867.1 297608147 867.1 297608147 503.6 172841266 403.7 138573756 99.56 34173077
|Ptu 1010 903.8 264456697 903.8 264456697 903.8 264456697 903.8 264456697 750.4 219581647 531.4 155501568 99.56 29132026
Ptu 1013 399.5 10510505 99.56 2619148
Ptu 1014 824.7 115664488 824.7 115664488 824.7 115664488 824.7 115664488 8247 115664488 785.7 110197625 99.56 13964009
Ptu 1015 8416 86811712 841.6 86811712 8416 86811712 8416 86811712 841.6 86811712 793.6 81861746 99.56 10270266
Zona s/d 850.66 | 5331726349 | 850.66 | 5331726349 | 850.66 | 5331726349 | 850.66 | 5331726349 | 850.66 | 5331726349 | 850.66 | 5331726349 | 850.66 | 5331726349
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TABLA 4.5.28 Datos utilizados para la determinacion de las Presiones Promedias en el Estrato Amarillo Inferior




ESTRATO VERDE

Inicial 30-Sep-97 31-Oct-98 31-Ago-01 30-Sep-00 30-Sep-01 Abandono
POZO

p(psia) | ,n r\r,|3) p(psia) | oSia r\rl|3) P (psia) | Gia :13) P (psia) [ & r¥13) P (psia) | ,ia ma) | P (Psia) (poia :/n3) p (psia)] B :ln3)
Ptu x-1 952.6 620109759 675.2 439489352 484.7 315487191 417.2 271581833 347.8 226401387 | 299.0 194642156 99.56 64807749
Ptu 1001 969.4 902288358 7255 675231047 515.5 479851141 459.7 427888443 426.7 397154491 386.6 359808450 99.56 92666671
Ptu 1003 963.6 300808355 743.0 231952868 574.5 179364422 435.6 135982156 411.2 128382851 383.8 119808682 99.56 31081048
Ptu 1004 992.1 291258429 619.1 181740832 422.0 123882170 354.9 104195110 297.7 87384392 2155 63256643 99.56 29228177
Ptu 1005 997.8 227679227 660.8 150787258 4336 98930987 3734 85207071 304.7 69533807 277.7 63356463 99.56 22717643
Ptu 1006 771.8 62674335 771.8 62674335 608.4 49404641 579.1 47029005 558.9 45387335 543.8 44161573 99.56 8085026
Ptu 1008 1198.2 49635081 1198.2 49635081 1198.2 49635081 903.0 37405924 7734 32039765 652.9 27045393 99.56 4124264
Ptu 1009 937.1 239814695 937.1 239814695 937.1 239814695 937.1 239814695 5536 141669815 | 440.2 112663218 99.56 25478519
Ptu 1010 1034.0 68157925 1034.0 68157925 1034.0 68157925 1034.0 68157925 9146 60290390 644.6 42488203 99.56 6562817
[Ptu 1013 3496 4468573 | 99.56 | 1272674
|Ptu 1014 1078.9 47504026 1078.9 47504026 1078.9 47504026 1078.9 47504026 1078.9 47504026 | 1097.5 48321714 99.56 4383678
Ptu 1015 912.8 525366363 912.8 525366363 912.8 525366363 912.8 525366363 9128 525366363 | 895.4 525366363 99.56 58240773
Ptu 1012 966.4 2106998 966.4 2106998 966.4 2106998 966.4 2106998 966 .4 2106998 467.0 1170721 99.56 220422
Zona s/d 955.91 | 6772527893 | 95591 | 6772527893 | 95591 | 6772527893 | 95591 | 6772527893 | 955.91 | 6772527893 | 955.91 | 6772527893 | 955.91 | 6772527893
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TABLA 4.5.29 Datos utilizados para la determinacion de las Presiones Promedias en el Estrato Verde




ESTRATO NARANJA

Inicial

30-Sep-97 31-Oct-98 31-Ago-01 30-Sep-00 30-Sep-01 Abandono
POZO
P (psia) | (6ia :13) JEI0) e \rln3) P (psia) | (0 vma) P (psia)| (Cia ;3) P (psia) | ,&x r\rl13) P (psia) | (02 \r/n3) P (psia)[ 2 :13)

Ptu x-1 982.2 1102081904 |  707.5 793835977 518.0 581200194 4456 499958052 3723 417749627 318.0 356869259 99.56 111713618
Ptu 1003 1038.8 358967243 | 1038.8 | 358967243 1038.8 358967243 608.6 210320025 518.3 179112872 477.8 165101815 99.56 34404787
Ptu 1004 1066.0 | 367335324 | 6857 236281936 472.8 162932309 396.9 136772736 3317 114312826 232.6 80151359 99.56 34308752
Ptu 1005 1097.2 129747346 | 765.0 90463852 515.9 61006469 4451 52629760 360.1 42581449 3222 38099929 99.56 11773053
Ptu 1008 1079.8 | 722890150 | 1079.8 | 722890150 1079.8 722890150 7736 517869062 659.8 441698644 560.3 375102855 99.56 66651648
Ptu 1009 795.1 19143909 795.1 19143909 795.1 19143909 795.1 19143909 450.2 10840152 366.6 8825893 99.56 2397156
Ptu 1013 492.0 1760585 99.56 356249
Zona s/d 1029.01 | 3709987302 | 1029.01 | 3709987302 | 1029.01 | 3709987302 | 1029.01 | 3709987302 | 1029.01 | 3709987302 \ 1029.01 | 3709987302 | 1029.01 | 3709987302
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TABLA 4.5.30 Datos utilizados para la determinacion de las Presiones Promedias en el Estrato Naranja




oLl

PRESIONES PROMEDIO PARA LA ZONA DEPLETADA

 PRESIONES PROMEDIO PARA LAZONADEPLETADA |
AMARILLO AMARILLO

| LT \ SUPERIOR INFERIOR VERDE NARANJA

(psia) (kg/cm)[ (psia) ][ (kg/cm®) [ (psia) ]l (kg/cm?) ]l (psia) ]l (kg/cm?) ]l (psia) ] (kg/cm?)

[T Inicial || 75066 | 5278 | 78591 | 5525 | 85066 | 59.81 | 95591 | 67.21 | 1029.01 | 72.35
I 30-sep-97 || 75055 | 5277 | 56440 | 3968 | 77457 | 5446 | 76603 | 5495 | 84663 | 59.52
I 3t-oct-98 || 74022 | 5268 | 42760 | 3006 | 71718 | 5042 | 62426 | 44.88 | 72642 | 5107
I 31-ago-99 || 74875 | 5264 | 38495 | 27.06 | 70715 | 4972 | 57062 | 4105 | 54751 | 3849
30-sep-00 || 60512 | 4254 | 35045 | 2464 | 55219 | 3882 | 50503 | 36.31 459.71 32.32
30-sep-01 || 47740 | 3356 | 32659 | 2296 | 45692 | 3212 | 45848 | 3285 | 390.56 | 27.46 |
P.Abandono || 99.56 7.00 99.56 7.00 99.56 7.00 99.56 7.00 99.56 7.00

E

TABLA 4.5.31 Presiones Promedias de los estratos en la Zona Depletada

PRESIONES PROMEDIO DE LOS ESTRATOS

AMARILLO AMARILLO
(psia) (kg/cm) (pS|a) kglcm [ (psia) ]l (kg/cm?) ]l (psia) ]l (kg/cm?) ]I (psia) ] (kg/cm®)

Inicial 750.66 78591 | 5525 | 850.66 | 5981 | 95591 | 6721 | 102901 | 72.35
30-sep-97 || 75063 | 5277 | 67455 | 4743 | 83858 | 5896 | 89323 | 6280 | 95219 | 6695 |
31-oct-98 { 75026 | 5275 | 60578 | 4259 | 829.47 | 5832 | 84643 | 5951 | 90155 | 6339 |
31-ago-99 || 75013 | 5274 | 58434 | 4108 | 827.88 | 5821 | 82872 | 5827 | 82619 | 58.09
30-sep-00 || 71036 | 4994 | 56700 | 3986 | 803.28 | 5648 | 807.07 | 5674 | 78920 | 5549
30-sep-01 || 67499 | 4746 | 53191 3740 | 78700 | 5533 | 791.30 | 5563 | 759.81 53.42

P.Abandono || 570.37 72922 | 5127 | 67253 | 4728 | 63719 | 44.80

TABLA 4.5.32 Presiones Promedias de los estratos en el Yacimiento



ESTRATO ROJO
P Gp Wp Bg F Eg We'
FECHA v ] g c
(kg/ch abs) (Mscm) | (scm) HE (cm/scm) | (Mcm) | (cm/scm) | (Mcm)
Inicial 52.78 0.00 0.00] 0.8901432( 59.290| 0.0189149 0.00 0.00}
30/09/97 52.77 20.50 0.06] 0.8901576f 59.281] 0.0189179 0.391  0.000003 0.00
31/10/98 52.68 205.77 1.02[ 0.8903371| 59.164| 0.0189551 3.90| 0.000040 0.00}
31/08/99 52.64 317.71]  1.92] 0.8904021] 59.122| 0.0189687 6.03| 0.000054|  0.00
_30/09/00 42.54 7834. 111  23.96[ 0.9102695| 46.738| 0.0239947| 187.98] 0.005080| -0.02
30/09/01 33.56 24503.33| 123.61f 0.9285198| 36.148| 0.0310240| 760.19| 0.012109| -0.12
Abandono 7.00 0.9847868| 7.108 0.1577716 0.138857
TABLA 4.5.33 Balance Materiales en la Zona Depletada del Estrato Rojo
ESTRATO AMARILLO SUPERIOR
P Gp Wp Bg F Eg Wwe'
SR HA (kg/cmz abs) (Mscm) |} (scm) & e (cm/scm) | (Mcm) | (cm/scm) | (Mcm)
Inicial 55.25 0.00 0.00f 0.8879647| 62.226[ 0.0181311 0.00 0.00
30/09/97 39.68| 11172.57 1.99] 0.9178664| 43.232| 0.0260971] 291.57| 0.007966]  0.00
31/10/98 30.06] 23656.42| 24.47| 09371372 32.080| 0.0351695| 831.98 0.017038] -0.02
31/08/99 27.06] 33277.67| 43.17| 0.9432467| 28.693| 0.0393203| 1308.49( 0.021189 -0.04
30/09/00 24.64] 43182.50] 68.93| 0.9482208| 25.985| 0.0434189| 1874.94| 0.025288| -0.07
30/09/01 22.96] 56332.91] 11431 0.95 l_()768 24.128] 0.0467612 2()34_1.20 0.028630 -0.11
Abandono 7.00 0.9850970| 7.106| 0.1587742 0.140643

TABLA 4.5.34 Balance Materiales en la Zona Depletada del Estrato Amarillo Superior

ESTRATO AMARILLO INFERIOR
P Gp Wp Bg F Eg We'

Y (kg/cm2 abs) (Mscm) | (scm) 2 /i (cm/scm) § (Mcm) | (cm/scm) | (Mcm)
Inicial 59.81 0.00 0.00| 0.8819887| 67.809| 0.0167264 0.00 0_(_)0
30/09/97 54.46 3913.43 0.65| 0.8916293] 61.077) 0.0185702 72.67| 0.001844 0.00
31/10/98 50.42 8588.55 6.58] 0.8990617| 56.084| 0.0202234| 173.69] 0.003497| -0.01
| 31/08/99 49721 11750411 10.69] 0.9003745| 55.219] 0.0205403] 241.36) 0.003814| -0.0l
30/09/00 3882 2203233 37.68] 0.9211080] 42.148[ 0.0269102| 592.89] 0.010184| -0.04
30/09/01 32.12| 35642.71] 78.35| 0.9342332| 34.386| 0.0329843| 1175.65[ 0.016258 -_0.9§

Abandono 7.00 0.9853649| 7.104| 0.1596584 0.142932

TABLA 4.5.35 Balance Materiales en la Zona Depletada del Estrato Amarillo Inferior
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ESTRATO VERDFE
| Gp Wp B F Eg We'
FECHA z g g e
(kg/em”® abs) | (Mscm) | (sem) i (cm/scm) | (Mcm) | (cm/sem) | (Mcm)
Inicial 67.21 0.00 0.00| 0.8739103( 76.904| 0.0148925 0.00 0.00§
30/09/97 54.95]  24441.07) 21.54| 0.8946730| 61.424] 0.0186458| 455.72| 0.003753] -0.02
31/10/98 44.98| 51815.49] 329.92 ().()I2_5092 49.295( 0.0232334| 1203.85| 0.008341 -0.33
31/08/99 41.05[ 69329.72| 543.95| 0.9197483| 44.628| 0.0256633| 1779.23] 0.010771 -T54J
30/09/00 36.31] 89748.61| 723.58] 0.9285971| 39.099| 0.0292922( 2628.93| 0.014400[ -0.72
: 30/09/01 32.85] 110446.64( 870.77) 0.9351389| 35.128]| 0.0326039| 3600.99| 0.017711 -0.87
Abandono 7.00 0.9858481| 7.100] 0.1612985 0.146406|
TABLA 4.5.36 Balance Materiales en la Zona Depletada del Estrato Verde
ESTRATO NARANJA
P Gp Wp Bg F Eg We'
LA (kg/cm® abs) | (Mscm) | (sem) € L (cm/scm) | (Mcm) | (cm/scm) | (Mcm)
Inicial 72.35 0.00 0.00{ 0.8687657| 83.276f 0.0138366 0.00 0.00}
30/09/97 59.52]1 24391.52] 14.53] 0.8893581| 66.929| 0.0172160] 419.92] 0.003379] -0.01
31/10/98 S1.07|  52124.26| 190.94] 0.9037487| 56.512| 0.0203897| 1062.80f 0.006553| -0.19
31/08/99 38.49] 73048.08| 328.67| 0.9261653( 41.563| 0.0277232| 2025.12| 0.013887| -0.33
30/09/00 32.32] 100633.18| 464.98| 0.9375400| 34.474] 0.0334237| 3363.53| 0.019587| -0.46
30/09/01 27.46) 117123.68 568.09] 0.9466471| 29.007| 0.0397236[ 4652.58| 0.025887| -0.57
Abandono 7.00 0.9861423| 7.098| 0.1623267 0.148490
TABLA 4.5.37 Balance Materiales en la Zona Depletada del Estrato Naranja
BALANCE DE MATERIALES DE LA ZONA DEPLETADA
P/Z vs Gp F vs Eg
ESTRATO OGIP EUR FR OGIP EUR FR
(MMscm) | (MMscm) (%) (MMscm) | (MMscm) (%)

ROJO 60.3 53.0 87.9 60.8 534 87.8
AMARILLO SUPERIOR 84.6 73.4 86.8 1091 91.6 84.0
AMARILLO INFERIOR 70.6 63.0 89.1 74.3 66.0 88.9

VERDE 195.2 176.1 90.2 225.7 201.5 89.3
NARANJA 1741 168.7 91.1 185.3 167.9 90.6
TOTAL 584.9 524.2 89.6 655.1 580.3 88.6

TABLA 4.5.38 Resultados del Balance de Materiales de la Zona Depletada (Pab = 7.0

kg/cm? abs) por los métodos de P/Z vs Gp y Havlena & Odeh



ESTRATO ROJO
P Gp Wp B F E Wwe'
FECHA z g g e
(kg/cm2 abs) (Mscm) | (scm) W (cm/scm) | (Mcm) | (cm/scm) | (Mcm)
Inicial 52.78 0.00 0.00] 0.8901432 59.290| 0.0189149 0.00 0.00
30/09/97 52.77 20.50 0.06] 0.8901472| 59.287| 0.0189157 0.39( 0.000001 0.00
31/10/98 52.75 205.77 1.02 0.8‘)0]_960 59.255] 0.0189260 3.89( 0.000011 0.00
31/08/99 52.74 317.71 1.92] 0.8902148| 59.243| 0.0189297 6.01| 0.000015 0.(T0'
30/09/00 49.94 7834.111 23.96| 0.8956359| 55.763| 0.0201113| 157.55| 0.001196 -0.02
30/09/01 47.46] 24503.33| 123.61| 0.9005084| 52.700 0.0212801| 521.43] 0.002365 -0.12
Abandono 40.10 0.9151872| 43.816| 0.0255947 0.006680
TABLA 4.5.39 Balance Materiales del Yacimiento para el Estrato Rojo
ESTRATO AMARILLO SUPERIOR
P Gp Wp Bg F Eg We'
FECHA :
(kg/cm2 abs) (Mscm) | (scm) 2zt 5 (cm/scm) | (Mcm) | (cm/scm) | (Mcm)
Inicial 55.25 0.00 0.00] 0.8879646| 62.226/ 0.0181311 0.00 0.00}
30/09/97 4743 11172.57 1.99( 0.9027709| 52.534| 0.0214764 239.95| 0.003345 0.00
31/10/98 42.59| 23656.42| 24.47| 0.9121476] 46.693| 0.0241630| 571.61| 0.006032 -0.02
31/08/99 41.08| 33277.67| 43.17] 0.9151037| 44.895] 0.0251307| 836.29] 0.007000 -0.04
| 30/09/00 39.86[ 43182.50[ 68.93[ 0.9175060] 43.448| 0.0259674| 1121.34] 0.007836 -0.07
30/09/01 37.401 56332.91| 11431 0.9223941| 40.544| 0.0278276| 1567.61] 0.009697 -0.11
Abandono 28.57 0.9401745] 30.388| 0.0371276 0.018997
TABLA 4.5.40 Balance Materiales del Yacimiento para el Estrato Amarillo Superior
ESTRATO AMARILLO INFERIOR
P Gp Wp Bg F Eg We'
P/Z
BELHA (kg/cm2 abs) | (Mscm) | (sem) Z (cm/scm) | (Mcm) | (cm/scm) | (Mcm)
Inicial 59.81 0.00 0.00[ 0.8819887| 67.809( 0.0167264 0.00 0.00
30/09/97 58.96 3913.43 0.65| 0.8835018| 66.732| 0.0169964 66.511 0.000270 0.00!
31/10/98 58.32 8588.55 6.58] 0.8846473| 65.922| 0.0172053| 147.77 0.000479 -0.01
31/08/99 58.21 11750.41] 10.69| 0.8848480| 65.781| 0.0172423| 202.60| 0.000516 -0.01
30/09/00 56.48] 22032.33] 37.68| 0.8879613| 63.603| 0.0178327| 392.90| 0.001106 -0.04
| 30/09/01 55.331 35642.71] 78.35| 0.8900374| 62.168[ 0.0182443| 650.28/ 0.001518 -0.08
Abandono 51.27 0.8974905| 57.126] 0.0198545 0.003128

TABLA 4.5.41 Balance Materiales del Yacimiento para el Estrato Amarillo Inferior
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ESTRATO VERDE

P Gp Wp B F &
FECHA (kg/cm2 abs) | (Msem) | (scm) Z it (cm/fcm) (Mcm) | (cm/scm) (N\l‘i‘tm)
Inicial 67.21 0.00|  0.00] 0.8739103| 76.904| 0.0148925 0.00 0.00
30/09/97 62.80[ 24441.07) 21.54| 0.8812165 71.266| 0.0160708] 392.79[ 0.001178 -0.02
31/10/98 59.51 51815.49 329.92 0.8867925| 67.107| 0.0170667| 884.32 0.002174 -0.33
31/08/99 58.27| 69329.72| 543.95 0.8889279| 65.546] 0.0174733| 1211.42] 0.002581]  -0.54
30/09/00 56.74] 89748.61[ 723.58 0.8915579| 63.645| 0.0179952| 1615.04| 0.003103 -0.72
30/09/01 55.63] 110446.64| 870.77| 0.8934858[ 62.266| 0.0183935| 2031.50| 0.003501 -0.87
" Abandono 47.28 0.9083332( 52.051| 0.0220032 0.007111
TABLA 4.5.42 Balance Materiales del Yacimiento para el Estrato Verde
ESTRATO NARANJA
P Gp Wp B F We'

RECHA (kg/cm2 abs) (Msém) (scrln) £ W (cm/sim) (Mcm) § (cm/scm) | (Mcm)
Inicial 72.35 0.00]  0.00| 0.8687657| 83.276| 0.0138366 0.00 0.00
30/09/97 66.95( 24391.52] 14.53] 0.8772423| 76.314] 0.0150989| 368.29] 0.001262 -0.01
31/10/98 63.39] 52124.26] 190.94] 0.8829897| 71.785] 0.0160515| 836.67| 0.002215 -0.19
31/08/99 58.09| 73048.08| 328.67| 0.8917624| 65.137| 0.0176896| 1292.19| 0.003853 -0.33
30/09/00 55.49 100633.18| 464.98| 0.8961583| 61.916| 0.0186099| 1872.77| 0.004773 -0.46
30/09/01 53.42| 117123.68| 568.09| 0.8996922| 59.376| 0.0194061| 2272.91| 0.005569 -0.57
Abandono 44.80 0.9147898| 48.973| 0.0235284 0.009692

TABLA 4.5.43 Balance Materiales del Yacimiento para el Estrato Naranja

BALANCE DE MATERIALES DELYACIMIENTO

P/Z vs Gp F vs Eqg’
ESTRATO OGIP EUR FR OGIP EUR FR
(MMscm) | (MMscm) (%) (MMscm) § (MMscm) (%)
ROJO 213.7 55.3 25.9 208.3 53.9 25.9
AMARILLO SUPERIOR | 163.7 78.4 47.9 212.5 93.3 43.9
AMARILLO INFERIOR | 430.8 66.1 15.3 447.3 67.7 15.1
VERDE 582.0 179.4 30.8 698.4 201.9 28.9
NARANJA 404.2 163.0 40.3 427.0 168.2 39.4
TOTAL 1794.3 542.1 30.2 1993.6 584.9 29.3

TABLA 4.5.44 Resultados del Balance de Materiales del Yacimiento (Pab prom = 42 .4
kg/cm? abs) por los métodos de P/Z vs Gp y Havlena & Odeh

174



Region de Equilibrio Contacto Agua-Gas
Plano de Presion y Presion
Namero | Referencia (kg/cm? Profubn didad Capilar
(mbnm) abs) tuknm)" i ek oni2)

1 -32.43 52.78 21.0 1.01

2 40.18 55.25 130.0 1.01

3 80.00 59.81 152.0 1.01

4 190.00 67.21 279.0 1.01

5 255.00 72.35 319.0 1.01

TABLA 4.6.1 Datos de Equilibrio para la Inicializacion del Modelo

RESULTADOS VOLUMETRICOS
PARA EL ESTRATO ROJO

Agua Inicial in Place (sm”)

2869784

Gas Inicial in Place (sm’)

280910810}

Presién Inicial promedia (kg/cm” abs)

52.78

Volumen poral de la matriz (rm®)

8612012

|Plano de Referencia (mbnm)

-32.43

TABLA 4.6.2 Resultados Volumétricos obtenidos para el Estrato Rojo

RESULTADOS VOLUMETRICOS
PARA EL ESTRATO AMARILLO SUPERIOR

Agua Inicial in Place (sm’)

3727600

Gas Inicial in Place (sm”)

326996379

Presion Inicial promedia (kg/cm* abs)

55.25

Volumen poral de la matriz (nm®)

9175396

|Plano de Referencia (mbnm)

40.18

TABLA 4.6.3 Resultados Volumétricos obtenidos para el Estrato Amarillo Superior

RESULTADOS VOLUMETRICOS
PARA EL ESTRATO AMARILLO INFERIOR

Agua Inicial in Place (sm®)

4605436

Gas Inicial in Place (sm®)

404002896

Presion Inicial promedia (kg/cm” abs)

59.81

Volumen poral de la matriz (rm®)

11336170

Plano de Referencia (mbnm)

80

TABLA 4.6.4 Resultados Volumétricos obtenidos para el Estrato Amarillo Inferior
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RESULTADOS VOLUMETRICOS
PARA EL ESTRATO VERDE
Agua Inicial in Place (sm®) 7748290}
Gas Inicial in Place (sm®) 679703553
Presién Inicial promedia (kg/cm* abs) 67.21
Volumen poral de la matriz (rm") 19072227
Plano de Referencia (mbnm) 190)

TABLA 4.6.5 Resultados Volumétricos obtenidos para el Estrato Verde

RESULTADOS VOLUMETRICOS
PARA EL ESTRATO NARANJA
Agua Inicial in Place (sm®) 4258652
Gas Inicial in Place (sm’) 435901906
Presion Inicial promedia (kg/cm® abs) 72.35
Volumen poral de la matriz (rm°) 10358378
Plano de Referencia (mbnm) 255

TABLA 4.6.6 Resultados Volumétricos obtenidos para el Estrato Naranja

RESULTADOS VOLUMETRICOS TOTALES
Agua Inicial in Place = 23209762 sm’
Gas Inicial in Place 2127515544 sm’
Presion inicial promedia 61.48 kg/cm? abs
585541183 rm’

Volumen poral de la matriz

TABLA 4.6.7 Resultados Volumétricos Totales
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PRESIONES PROMEDIAS DEL YACIMIENTO

FECHA ESTRATO Voluranen Pres_ién P;Vo_l Presion Promedio
(m7) (psia) (m” psia) (psia) [(kg/cm?)
ROJO 6256383 | 750.66 4696393201
AMARILLO SUPERIOR | 6218755 | 785.91 4887364180
Inicial |AMARILLO INFERIOR | 7476585 | 850.66 6360000445 | gos0s | 6210
VERDE 10589000 | 95591 | 10122150857
NARANJA 6233000 | 1029.01 | 6413835221
TOTAL 36773723 32479743905
ROJO 6256383 750.63 4696209004 | e
AMARILLO SUPERIOR | 6218755 | 674.55 4194870278
30-sep-67 |AMARILLO INFERIOR [ 7476585 | 838.58 6269710017 | gaoar | 5542
VERDE 10589000 | 893.23 9458406817
NARANJA 6233000 | 952.19 5934977511
TOTAL 36773723 30554173627 |
ROJO 6256383 | 75026 4693913545 l
AMARILLO SUPERIOR | 6218755 | 605.78 3767189535
31-0ct.08 |IAMARILLO INFERIOR | 7476585 | 829.47 6201609994 | oo | gg oq
VERDE 10589000 | 84643 8962853446
NARANJA | 6233000 | 90155 | 5619353526
TOTAL 36773723 29244920046
ROJO 6256383 | 750.13 4693083717
AMARILLO SUPERIOR | 6218755 | 584.34 3633864084
31-ago-s |PMARILLO INFERIOR | 7476585 | 82788 6189703203 | - o | 541
VERDE 10589000 | 828.72 8775361018
NARANJA 6233000 | 826.19 5149637141
TOTAL 36773723 28441649163
ROJO | 6256383 | 710.36 4444267883
AMARILLO SUPERIOR | 6218755 | 567.00 | 3526005634
30-sep-00 [AMARILLO INFERl_OFi_![ 7476585 | 803.28 6005818014 | .o | 54
VERDE 10589000 | 807.07 8546066284
NARANJA | 6233000 | 78920 | 4919106826
TOTAL | 36773723 27441264641
ROJO 6256383 | 570.37 3568468007
AMARILLO SUPERIOR | 6218755 | 531.91 3307832902
30-sep-01 |AMARILLO INFERIOR | 7476585 | 787.00 5884053199 | oo | Lo 4
VERDE 10589000 |  791.30 8379086045
NARANJA 6233000 | 759.81 4735898995
TOTAL 36773723 25875339148

TABLA 4.6.8 Determinacion de las Presiones Promedias del Yacimiento para la Simulacion
Numérica
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SIMULACION NUMERICA (CASO BASE)

ESTRATO EUR (MMscm)
ROJO 99.88
AMARILLO SUPERIOR 125.26
AMARILLO INFERIOR 106.84
VERDE 220.05
X NARANJA - _168.0g
TOTAL 720.08

TABLA 4.6.9 Recuperaciones Finales obtenidas en el Caso Base de la Simulacion Numérica

OGIP ZONA DEPLETADA (MMscm)

ANALISIS DECLINATORIO

BALANCE DE
MATERIALES

ESTRATO ZONA DEPLETADA
FORFPE - sranto. kragMiENTa) o Pl LE&S

ROJO 89.4 75.7 60.3 60.8
AMARILLO SUPERIOR 1407 126.0 846 1091
AMARILLO INFERIOR 80.7 76.2 70.6 74.3
VERDE 214.4 201.2 1952 2257
NARANJA 187.0 175.4 174.1 185.3
TOTAL 712.2 654.5 648.2] 5849  655.1

TABLA 4.7.1 Comparacion del Gas Original in Situ de la Zona Depletada, entre el método de
Analisis Declinatorio (FR=90%) y el método de Balance de Materiales de la Zona Depletada
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OGIP DEL YACIMIENTO (MMscm)
BALANCE DE
ESTRATO voLumEeTRico [VATERIFLES DEL AR R
PiZ | H&EO
ROJO 3308 2137 2083 280.9|
AMARILLO SUPERIOR 343 1637 2125 327.0|
AMARILLO INFERIOR 447|  4308| 4473 404.0}
VERDE 711 582|  698.4 679.7
NARANJA 4505 4042 4270 435.9|
TOTAL 22822  1794.3| 1993.6 2127.5

TABLA 4.7.2 Comparacién del Gas Original in Situ del Yacimiento, entre los métodos
Volumétrico, Balance de Materiales y Simulaciéon Numeérica

Estrato Vol Hc Bygi oGIP Bga E.U.R
(MMcm) | (cm/scm) | (MMscm) | (cm/scm) | (MMscm)
ROJO 6.26 0.0189149 330.8 0.0255947 86.3
AMARILLO SUPERIOR 6.22 00181311 343.0 0.0371276 175.5
AMARILLO INFERIOR 7.48 0.0167264 447.0 0.0198545 70.4
VERDE 10.59 0.0148925 711.0 0.0220032 229.8
NARANJA 6.23 0.0138366 450.5 0.0235284 185.6
TOTAL 2282.2 747.6

TABLA 4.7.3 Determinacion de Recuperaciones Finales por el método VVolumétrico.
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081

EUR DE LOS DISTINTOS METODOS (MMscm)

BALANCE DE MATERIALES

ANALISIS DECLINATORIO SIMULACION
ESTRATO VOLUMETRICO ZONA DEPLETADA | YACIMIENTO | NumeRICA

PORPOZO| oo | moR | Pz H&ao | Pz | Hao |(CASOBASE)
ROJO 86.3 80.48 68.14 53 53.4] 553  53.9 99.88
AMARILLO SUPERIOR 175.5 126.59 113.44 73.4 916 784 933 125.26
AMARILLO INFERIOR 70.4 72.65 68.55 63 66| 661  67.7 106.84
VERDE 2298 192.96 181.05 176.1 2015 1794 2019 220.05
NARANJA 185.6 168.26 157.88 158.7 167.9 163 1682 168.05
TOTAL 747.6 640.97 589.06 583.38 524.2 580.3|  542.1) 5849 720.08

TABLA 4.7.4 Comparacion de la Recuperacién Final de Gas del Yacimiento, entre los métodos Volumétrico, Analisis Declinatorio, Balance de
Materiales y Simulacion Numeérica



S = e e = = T a—

INDICADORES ECONOMICOS

=== =——re—— s maT o

Maxima Esposicion M US$S 250.0
Flujo Caja Acumulado M US$ 1,893.6
Inversion de Capital Total M USS$ 1,000.0
VALOR ACTUAL PRESENTE (VAN)
Tasa de Descuento MUS$S
0% 1,893.6
10% 1,163.9
12% 1,059.2
15% 920.8

TASA INTERNA DE RETORNO (TIR) |
(Concentrado a Mitad de Aio)

72.79%

PAY OUT - PAY BACK
Anos 2
Meses 11

TABLA 5.1.1 Indicadores Econdmicos de la Evaluacion del Caso Propuesta
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Figura 2.1.1 Mapa de Ubicacion de la Cuenca Neuquina
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Figura 2.1.8 Mapa de Yacimientos de la Dorsal de Huincul
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Figura 2.1.9 Columna Estratigrafica Tipo de la Dorsal de Huincul
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Figura 2.1.10 Pliensbaquiano Toarciano Temprano
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Figura 2.1.11 Mapa de Facies: Toarciano Tardio Bajociano
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Figura 2.1.12 Columna Estratigrafica del Yacimiento Puesto Touquet
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Figura 2.1.13 Seccion Estratigrafica al Tope del Miembro Cutralco de Puesto Touquet



Figura 2.1.14 Perfil tipo del Yacimiento Puesto Touquet
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Figura 2.1.17 Seccién Sismica Interpretada en el Yacimiento PuestoTouquet. Time Slice 0.5 seg
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Figura 3.1.1 Angulos de contacto interfaciales sobre una superficie de vidrio (a) Agua-Aire,
(b) Mercurio-Aire, (c) Equilibrio de fuerzas para una interfase Agua-Petroleo sobre vidrio

Oil
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Figura 3.1.2 Elevaciéon de un fluido en un tubo capilar
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Figura 3.1.3 Entrampamientp de agua entre dos granos esféricos en un reservorio

preferiblemente mojado por agua
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Figura 3.1.4 Representacion esquematicade la medicion de presion capilar en laboratorio y
la curva de presion capilar resultante
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figura 3.1.5 Reservorio idealizado y su correspondiente curva de presion capilar que ilustra
la relacion entre el nivel de agua libre y el nivel mas elevado con 100% de saturacion de
agua
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Figura 3.2.3 Viscosidad de gases naturales a una atmodsfera y temperaturas del yacimiento,
con correcciones para nitrogeno, dioxido de carbono, y sulfuro de hidrégeno (Carr,
Kobayashi y Burrows, Actas del AIME)
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Figura 3.3.1 Mapa Isdpaco de Espesor Bruto
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Figura 3.3.2 Reservorio idealizado con anillo de petroleo que ilustra los conceptos de
espesor bruto, espesor bruto pagable y espesor neto pagable
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Figura 3.4.1 Diagrama Presion-Temperatura de Yacimientos de Hidrocarburos

Figura 3.4.2 Seccion Transversal y Mapa Isopaco de un reservorio Idealizado
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Figura 3.4.5 Efecto de la intrusion de agua sobre los calculos de balance de materiales
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Figura 3.4.6 Grafico de caudal de produccion versus tiempo
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Figura 3.4.7 Grafico de caudal de produccion versus produccion acumulada
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Figura 3.4.8 Grafico log q versus produccion acumulada (Declinacion Armoénica)
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Curva de declinacion de produccion, declinacion efectiva
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Figura 4.2.1 Atributos Sismicos Yacimiento Puesto Touquet Seccién SW-NE
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Figura 4.2.2 Correlacién de respuesta a los Registros Eléctricos, Corte Estructural

W-E
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Figura 4.2.3 Mapa Isoespesores de Hidrocarburos (ISO HPVH) para el Estrato Rojo
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Figura 4.3.2 Declinacion de Caudal de Gas del Estrato Verde en el Pozo Ptu 1001
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Figura 4.3.3 Declinacion de Caudal de Gas en el Estrato Amarillo Inferior
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Figura 4.4 1 Diagrama de Flujo del procedimiento realizado para reconstruir el Historial de
Presiones



Selected Model
Model Option Standard Model
Well Storage + Skin

Reservoir Homogeneous
Boundary One Fault
Results

TMatch43 [hr])**-1
PMatch8.44E-8[psi2/cp]**-1

C 0.286 STB/psi
Skin 0

Pi 971.176 psia
k.h 574 md.ft

k 1.73 md

L - Constant P.150 m

Figura 4.4 .2 Interpretacion y Resultados del Ensayo Flow After Flow realizado en el pozo

Ptu x-1
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YACIMIENTO PUESTO TOUQUET
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Figura 4.4.4 Representacion del Sistema para el Analisis Nodal
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Figura 4.5.1 Balance de Materiales de la Zona Depletada del Estrato Rojo, Método
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Figura 4.5.2 Balance de Materiales de la Zona Depletada del Estrato Rojo, Método

Havlena & Odeh

NS



ESTRATO AMARILL O SUPERIOR

70 I" PlZvs Gp
60
| y = -0.000636x + 53.830769
S0 - R2 = 0.827556
&
§ % .
2
E 30 4 -
o
20 4
10
0 : : .
0 10000 20000 30000 40000 50000 60000
Gp (Mscm)

Figura 4.5.3 Balance de Materiales de la Zona Depletada del Estrato Amarillo
Superior, Método p/z
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Figura 4.5.4 Balance de Materiales de la Zona Depletada del Estrato Amarillo
Superior, Método Havlena & Odeh
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ESTRATO AMARILLO INFERIOR

P/Zvs G
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Figura 4.5.5 Balance de Materiales de la Zona Depletada del Estrato Amarillo
Inferior, Método p/z
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Figura 4.5.6 Balance de Materiales de la Zona Depletada del Estrato Amarillo
Inferior, Método Havlena & Odeh
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Figura 4.5.7 Balance de Materiales de la Zona Depletada del Estrato Verde, Método
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’7 ESTRATO NARANJA
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Figura 4.5.9 Balance de Materiales de la Zona Depletada del Estrato Naranja,

Método p/z
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Figura 4.5.10 Balance de Materiales de la Zona Depletada del Estrato Naranja,
Método Havlena & Odeh
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ESTRATO ROJO
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Figura 4.5.11 Balance de Materiales del Yacimiento para el Estrato Rojo, Método p/z
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Figura 4.5.12 Balance de Materiales del Yacimiento para el Estrato Rojo, Método
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Figura 4.5.13 Balance de Materiales del Yacimiento para el Estrato Amarillo
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Figura 4.5.14 Balance de Materiales del Yacimiento para el Estrato Amarillo

Superior, Método Havlena & Odeh
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ESTRATO AMARILLO INFERIOR
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Figura 4.5.15 Balance de Materiales del Yacimiento para el Estrato Amarillo Inferior,
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Figura 4.5.16 Balance de Materiales del Yacimiento para el Estrato Amarillo Inferior,

Método Havlena & Odeh
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Figura 4.5.18 Balance de Materiales del Yacimiento para el Estrato Verde, Método
Havlena & Odeh
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Figura 4.6.1 Proceso de Integracion de la Informacion para la Simulacidon Numeérica

Figura 4.6.2 Ingreso de Datos al Simulador
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Figura 4.6.3 Secuencia de Trabajo realizada en la Simulacién Numeérica

Figura 4.6.4 Datos de Salida del Simulador
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Figura 4.6.5 Discretizacién espacial y principales caracteristicas del modelo

Figura 4.6.6 Mapa estructural de tope para el Estrato Verde
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Figura 4.6.7 Mapa de espesor neto para el Estrato Verde

Figura 4.6.8 Mapa de isoporosidad para el Estrato Rojo
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Figura 4.6.9 Mapa de isopermeabilidades para el Estrato Naranja
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Figura 4.6.10 Datos PVT ingresados al simulador



Cas-Water Capillary Pressure
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Figura 4.6.11 Curva de Presion Capilar usada en la simulaciéon

Cas-Water Relative Permeability
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Figura 4.6.12 Curvas de Permeabilidades Relativas
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Figura 4.6.15 Ajuste Historico de Presion a nivel Estrato
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Figura 4.6.16 Prediccion de Produccion (Caso Base)
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Figura 4.6.17 Evolucidon de la distribucidon de presidon en el tiempo para el Estrato
Verde (Caso Base)

Figura 4.6.18 Caso Il Perforacion de pozos a 600 m de espaciamiento
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Figura 4.6.19 Caso lll Perforaciéon de pozos a 400 m de espaciamiento

Figura 4.6.20 Caso IV Propuesta (Perforacién de 4 pozos adicionales)
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Fieldwide

Production Rates
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Figura 4.6.21 Comparacion de los cuatro casos de Simulacion Numérica
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YACIMIENTO PUESTO TOUQUET
PRODUCCION ACUMULADA DE GAS
RESULTADOGS DE SIMULACION
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Figura 4.6.23 Comparacién de producciones acumuladas de gas entre el Caso Base
y el Caso Propuesta
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Figura 4.6.24 Ajuste Histoérico y Prondsticos del pozo Ptu 1010 para los Casos Base
y Propuesta

241



Figura 4.6.25 Evolucion de la distribucién de presion en el tiempo para el estrato
Verde (Caso Propuesta)
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COMPARACION DE RESULTADOS
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Figura 4.7.3 Comparaciones entre los métodos para la determinacion del EUR
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Figura 5.1.1 Evolucion en el tiempo de la inversion y produccion anuales.
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YACIMIENTO PUESTO TOUQUET
EVALUACION ECONOMICA DEL CASO PROPUESTA
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Figura 5.1.2 Evolucion en el tiempo de los Flujos Caja Anual y Acumulado
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Figura 5.1.3 Sensibilidad de la TIR con respecto al Precio del gas, Costo Operativo y
Capital de Inversion.
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