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SUMARIO

El presente es un estudio de productividad de los pozos
de gas y condensado del yacimiento San Martin en 1la
formacién Agua Caliente, con el objeto de pronosticar el
comportamiento productivo de pozos de desarrollo en esta
area. EL estudio permite definir los niveles de
perforacié6n y criterios de completaciéd/n para estos pozos
a fin que el esquema de explotacién a implementarse sea

el mds conveniente.

Para simular el comportamiento productivo de un pozo de
desarrollo en el yacimiento San Martin - formacié/n Agua
Caliente, se hizo uso del simulador bidimensional FIRST
(Fully Implicit Reservoir Simulation Technique),

desarrollado por la Cia. Scientific Software Corporation.

El estudio comprende dos (2) etapas:
¥ Recoleccibédn de datos y procesamiento de la informaciédn

¥ Simulacién numérica del reservorio Agua Caliente

En la primera etapa, se revisaron los estudios
geol6bgicos, andlisis PVT y registros de pozo, realizados
por las Cias. ©Shell, Petroperu y Scientific Software
Intercomp (SSI); asimiemo, se volvi6é a analizar la prueba
de produccién efectuada en el pozo San Martin-1X,
obteniéndose asi una caracterizacién del reservorio Agua
Caliente.

Posteriormente 8e construyeron los modelos radial y de
seccién transversal para simular el comportamiento del
reservorio Agua Caliente, verificando la validez de estos
modelos mediante el respectivo AJuste de Historia con 1la

prueba de producciédn.



Luego de conseguir un razonable Ajuste de Historia, se
procedid a efectuar las predicciones; asi se estim6 que
el potencial absoluto de flujo a hueco abierto (AOFP)
para un pozo de desarrollo similar al 1X esta dentro del
rango de 47 a 428 MMscfd, dependiendo del porcentaje de

espesor total ablerto a producciédn.

Del estudio de conificaciédn de agua llevado a cabo con el
modelo radial en un pozo que atraviese el contacto gas-
agua y que encuentre el 60% del espesor total saturado
con gas; podemos afirmar que no existird produccibédn de
agua por conificacién al abrir el 35% superior del
espesor total (62% de 1la 2zona saturada con gas), Yy
producir a 20 MMscfd durante los cinco (5) primeros afios
de vida productiva. En caso de abrirse el 55% superior
del espesor total (94% de la zona saturada con gas) se
presentardan problemas de conificaciétn de agua antes del

quinto afio.

Mediante el modelo de s8eccibébn transversal se evalubd el
comportamiento productivo de pozos ubicados en diferentes
posiciones estructurales con respecto al contacto gas-
agua y bajo la 1influencia de diferentes volumenes de
acuifero y esquemas de produccidén (con y 8in ciclaje de

gas).

Un pozo que no atraviese el contacto gas-agua y que
encuentre completa 1la formacién Agua Caliente (280°),
podra producir a través de todo el espesor productivo y
con un adecuado disefio de completacién hasta 60 MMscfd,
es decir, al 15% de 8u potencial absoluto de flujo a
hueco abierto (AOFP).

Con estas caracteristicas, el pozo no presentara
problemas de digitacién de agua durante los primeros
nueve (9) afilos de vida productiva si se emplea ciclaje de



gas, minimizandose 1la formacién de condensado en el
reservorio. Sin ciclaje de gas, deberda tenerse en cuenta
la fuerte caida de presidén en el reservorio que se genera

por el mecanismo de depletacié/n natural.

Un pozo que atraviese el contacto gas—-agua encontrando el
60% del espesor total saturado con gas, podria producir
20 MMscfd s8in ciclaje de gas, abriendo 8b6lo el 35%
superior del espesor total (62% de la zona saturada con
gas) lograndose de esta forma no tener problemas de
digitacién de agua hasta aproximadamente el tercer afio de
produccién, en que deberéa efectuarse un
reacondicionamiento. En el caso de producir con ciclaje
de gas, no se presentaran problemas de este tipo por 1lo

menos los primeros cinco (5) aflos de vida productiva.

A lo largo de este estudio, se ha hecho evidente que el
mantenimiento de presibdn en el reservorio es
independiente del volumen del acuifero, dependiendo
solamente de la transmisibilidad del acuifero hacia el
reservorio. Asimismo, 8e confirma que el aumento del
volumen del acuifero disminuye 1la recuperacién final del

gas.

Entre las conclusiones mas importantes se puede mencionar
que el esquema de producciédn con ciclaje de gas retarda
el avance del agua en el reservorio y favorece el
mantenimiento de presién por 1lo que resulta la mejor

alternativa de producciédn.



INTRODUCCION

El presente trabajo es el resultado de un estudio de
simulacién a nivel pozo, con el fin de estimar el
comportamiento productivo de un pozo de desarrollo
completado en la formacién Agua Caliente del yacimiento
San Martin.

Este trabajo es complementario a 1los diversos estudios
realizados por Petroperu y la Compafiia Shell, incluido un
estudio de s8imulacidébn composicional de reservorios; los
cuales fueron efectuados con el propb6ésito de estimar las
regservag de gas y liquidos de gas natural (LGN) en el
4area de Camisea, pronosticar el comportamiento productivo
de los yacimientos de San Martin y Cashiriari vy
determinar el esquema de explotaciéd/n mas conveniente.
Dichos estudios por su naturaleza, alcance y extensién,
no han estudiado en detalle cada una de las cinco

formaciones productivas definidas en el A4rea.

El objetivo general del presente trabajo de tesis es
profundizar el anédlisis efectuado en el estudio de
simulacibédn y encontrar respuestas a algunas interrogantes

especificas para la formacién Agua Caliente, como son:

- Caudal de gas a producir en cada pozo de este
reservorio,

- Efecto del acuifero sobre la produccibédn de estos pozos,

- Influencia de la inyecciétn de gas en el mantenimiento
de presibédn del reservorio y en el avance y producciébn

del agua proveniente del acuifero.

El yacimiento San Martin esta ubicado en el extremo sur
del Lote 42 en la Selva Sur del Perua, a 260 Kms. al
Noroeste de 1la ciudad del Cuzco. Alli se han perforado
dos (2) pozos de los cuales 86lo el pozo San Martin-1X ha

sido completado y probado.



Los objetivos especificos del presente estudio son 1los

siguientes:

(1) Diseflar un modelo del reservorio Agua Caliente que
reproduzca el comportamiento productivo mostrado por
el pozo San Martin 1X durante la prueba de
produccién.

(2) Estimar el potencial absoluto de flujo a hueco
ablierto (AOFP) para un pozo de desarrollo,
considerando diversos esquemas de completaciédn.

(3) Evaluar el fenétmeno de conificaciédn de agua diseflando
un modelo radial que simule un pozo que atraviese el
contacto gas-agua, considerando diferentes volumenes
del acuifero.

(4) Evaluar el comportamiento productivo de un pozo de
desarrollo que no atraviese el contacto gas-agua
mediante un modelo de seccidn transversal,
produciendo por mecanismo de depletaciédn natural (sin
ciclaje de gas) o con ciclaje de gas y examinando el
fen6bmeno de digitaciédn de agua y el mantenimiento de
presidn.

(5) Evaluar el comportamiento productivo de un pozo de
desarrollo que atraviese el contacto gas-agua
mediante un modelo de secciébn transversal,
produciendo por mecanismo de depletacién natural (sin
ciclaje de gas) o con ciclaje de gas y examinando el
fenbmeno combinado de digitacidén y conificacibén de
agua as8i como el efecto del ciclaje sobre el

mantenimiento de presién.

En 1la primera parte de este trabajo, 8e presenta el
fundamento teérico acerca del flujo de gas a través del
medio poral y del andlisis de pruebas de capacidad de
entrega de pozos de gas en un slistema de gas-condensado.
También s8e presentan 1los fundamentos bésicos de 1la
gimulacién de reservorios asi como una breve descripcibdn
del simulador utilizado.



En 1la 8egunda parte de este trabajo se describe 1la
construccién de los modelos necesarios para el presente
estudio: modelo radial y de seccibédn transversal.

Una vez disefiado el modelo radial, el siguiente paso fue
comparar la historia productiva real del pozo con las
respuestas obtenidas del modelo, para determinar su
validez. La prueba de presién en el pozo San Martin-1X
fue la base para la comparacién. El modelo representéd
con razonable exactitud el comportamiento real del
reservorio, como lo demuestra el grafico de Ajuste de
Historia, 1lo «cual garantiza la confiabilidad de 1las

predicciones.

Siendo valido el modelo radial, se 1inicibé6 la etapa de
predicciones estimando en primer 1lugar el potencial de
flujo absoluto de un pozo de desarrollo en el &area s8i1 se
pusiera a produccién el 25%, 45%, 55% y el 100% del
espesor total de la formacién Agua Caliente 81 se
encontrara completamente saturada con gas. También
estimamos las caidas de presién en la vecindad del pozo
para cada caso, debido a 1los diferentes efectos de
completacién y fenémenos que 8e presentan al producir

reservorios de gas sujetos a condensaciédn retrédHgrada.

El modelo radial sirvié también para analizar el efecto
de conificacién de agua en pozos que atraviesen el
contacto gas-agua. Béasicamente con 1los miesmos datos vy
asunciones ya validados del modelo radial, se disefi6 el

modelo de seccibédn transversal.

El comportamiento productivo de los pozos con ciclaje y
8in ciclaje de gas fue estudiado mediante el modelo de
seccién transversal, considerando pozos ubicados en
diferentes posiciones estructurales con respecto al
contacto gas-agua, asi como también diferentes volumenes
del acuifero. Para ello se 8imulé un pozo inyector XX
ubicado en la parte méds alta de la estructura.



Los resultados que 8e presentan en este trabajo de tesis
describen el potencial productivo més probable de un pozo
de desarrollo en el yacimiento San Martin - formacién
Agua Caliente bajo diferentes estrategias de produccién,

de manera que s8e pueda planificar su desarrollo futuro.

Sin embargo, debemos s8efialar que 1la validez de 1los
resultados y pronésticos que aqui 8se presentan, dependen
de la exactitud de 1la informacién disponible en la
actualidad acerca de la formacién en estudio asi como de
las asunciones hechas. Por 1lo tanto, este trabajo deber4a
tomarse como una primera aproximacién que deberda 1irse
ajustando a medida que 8e obtenga mayor informacién del

reservorio.

Finalmente, deseamos agradecer a Petroperd y en forma muy
especial a la Unidad Gas Natural por la oportunidad que
nos ha brindado para desarrollar este trabajo de tesis.
Asimismo nuestro profundo agradecimiento a todo el
personal de esta Unidad, por 8u continuo apoyo y

colaboracién.



1. CONSIDERACIONES TEORICAS

1.1 FLUJO DE GAS A TRAVES DEL MEDIO PORAL

En esta seccibén se presentan las ecuaciones fundamentales
del flujo de fluidos en el medio poral asi como las
soluciones de la ecuacién diferencial del flujo de
fluidos para las condiciones de frontera y geometria de

reservorio de interés para el presente estudio.

Describiremos las asunciones y aproximaciones necesarias
para definir el sistema y resolver la ecuacién
diferencial. La teoria desarrollada en la primera parte
de esta seccibdn se aplica a flujo laminar monoféasico,
pero posteriormente se toma en consideraciédn las
desviaciones debido al efecto 1inercial y de turbulencia
asi como al dafio de la formacién, efecto de

almacenamiento y penetraciétn parcial.

También s8e presentan las s8olucliones numéricas de 1la
ecuaciétn fundamental del flujo de fluidos. En todo el
desarrollo de 1las ecuaciones 8e utilizan las variables

adimensionales debido a su simplicidad.

1.1.1 Ecuaciones Fundamentales

Las ecuaciones utilizadas para la deduccién de la
ecuacioén general del flujo de fluidos en medio poroso, se

describen a continuacién (ref. 22):

(a) Ecuaciébn constitutiva, la cual describe el
comportamiento reolégico de 1los fluidos . Esta
ecuacién relaciona el esfuerzo de corte 1impuesto
sobre un fluido con la velocidad de corte
resultante. La ecuaciédn constitutiva define 1la
viscosidad de un fluido newtoniano para una

determinada temperatura y presién



(b)

(c)

(d)

(e)

Ecuacién de momentum, la cual es una aplicaciédn de la
segunda ley de Newton para el movimiento de un
slstema fluido; es esenclalmente un Dbalance de
fuerzas del sistema. La ecuacién de balance de
momentum generalizada para flujo estable y con
efectos de flujo inercial-turbulento (LIT) se expresa

como:
-dp/dx = (p/k)u + B[ u= (1.1)
reformulando esta ecuaciédn obtenemos:

Q = -E(k/u) dp/dx (1.2)

donde & es el factor de correccibédn por flujo

turbulento y estd expresado por:
o= (1 + B[ku/u)“‘ (1.3)

Ecuacién de continuidad, Qque es una expresiétn de 1la

ley de conservacié/n de masa y viene expresada por:
~E/EY(g[) = 1/v E/7&r (r 1) (1.4)

Ecuacién de estado, la cual relaciona la densidad de
un fluido con la temperatura y presiédn, s8se expresa

para el caso de gases de la sigulente manera:
c=1/F - (1/2) GZ/Gp,T (1.%)

Ecuacién de energia que es una expresiédn de la ley de
conservaclién de energia tomando en cuenta los
diferentes tipos de cambios de energia y es de
interés en sistemas de flujo no 1sotérmico. En el
flujo de fluidos en un reservorio de gas, estos

efectos de energia pueden ser despreciados.

Combinando la ecuaciétn de continuidad con la de momentum,

obtenemos la ecuaciédn diferencial generalizada para el

flujo de fluildos en medio poroso:



E/Bt(p[) = vllﬂr’.-a‘uvpj (1.6)

Esta es la forma general de 1la ecuaciédn de flujo que
relaciona densidad, porosidad, viscosidad, permeabilidad,
factor de turbulencia, tiempo, distancia y presién. Si1 se
introduce 1la ecuaciétn de estado apropiada dentro de la
ecuacibén anterior, se obtendréd una ecuaciédn diferencial
parcial 1la cual describe el flujo de fluidos en el
slstema en términos de las variables ya mencionadas a
excepcidn de la densidad. Esta ecuacién es no 1lineal vy,
8in ninguna simplificacién, solamente puede ser resuelta
por técnicas numéricas. La forma simplificada de 1la
ecuacién de flujo para un fluido altamente compresible y

en condiciones isotérmicas sera:

G/6t(p p/27) - JL(p/p2)kE N/ pl (1.7)

* Asunciones Generales

Las ecuaciones de flujo dadas anteriormente en forma
generalizada, pueden ser resueltas solamente por técnicas
numéricas. Sin embargo, aplicando varias asunciones,
estas ecuaciones pueden s8er linealizadas y resueltas
analiticamente para clertas condiciones de frontera. A
continuacién se resumen las asunciones gque s8e toman en
cuenta para el desarrollo tedrico de 1la ecuacidn de
flujo.

(a) Condiciones 1isotérmicas (asumidas en el desarrollo de
la ecuacibén de estado).

(b) Efectos gravitacionales despreciables (asumida en el
desarrollo de la ecuacibén de momentum).

(c) Flujo monofasico (implicito en la ecuaciétn de

momentum) .
Otras asunciones son:

(d) El1 medio es homogéneo, 1sotré6pico e incompresible, y

la porosidad es constante.



(e) E1 flujo es laminar; & = 1.

La asunciétn de flujo laminar no 8s8e ajusta al caso de
flujo de gases, pero ello serd& compensado por la caida de
presién adicional debido al efecto del flujo 1inercial-

turbulento (IT), la cual serd tratada posteriormente.

¥ Ecuaciétn de FlujJo de Gas en términos de Pseudopresion

La ecuacién para el flujo de gas 8s8e puede escribir en

términos de la presiédn, presiédn cuadrada o pseudopresioédn.

S1 se resuelve la ecuaciédn de flujo de gas en funcidn de
la presién, se tienen que hacer las sigulientes asunciones

adicionales:

1. La permeabilidad es independiente de la presién;
La viscosidad del fluido es constante e independiente
de la presibén (p/uZ es constante);

3. Las gradientes de presibébn son pequefias, por 1lo
cual (/p)® = O.

con lo cual se obtiene la siguliente ecuaciédn:
TP = oppc/k Ep/Et (1.8)

S1 se resuelve la ecuaciétn de flujo de gas en funciédn de
la presiétn al cuadrado también 8e tienen que hacer

asuncliones adicionales que son las sigulentes:

1. La permeabilidad es independiente de la presién

2. El término uZ es constante

3. Las gradientes de presiétn son pequefias, por 1lo que
(Vp*)* =0

4. Comportamiento de gas 1ideal (Z2 = 1) y la viscosidad

del gas constante.
con lo cual se obtiene la siguiente ecuacién:

N=p= = (gp/kp) Ep=/EL (1.9)



Estas asunciones adicionales pueden causar un
significativo grado de 1inexactitud. Por ejemplo, la
asuncién de gradientes de presidn pequefilas nos induce a
errores cuando estimamos la distribucién de presiones en
formaciones de baja permeabilidad, y ya qQue esta asuncién
esta implicita en todos los métodos actualmente usados de
andlisis de restauracién y declinacién de presidédn (build
up y drawdown), los cuales estan basados en la soluciébn
de flujo de gas 1deal; 8se deberd eliminar al 1igual Qque

las asunciones mencionadas anteriormente.

Introduciendo el concepto de pseudopresién m(p) pueden
evitarse dichas asunciones (ref. 4). Asi usando m(p),
puede ajustarse la variacidén de p y Z con respecto a la
presién y de esta forma s86lo se requeriran las asunciones
generales para resolver la ecuacidn diferencial ademéds de
asumir que la permeablilidad es 1independiente de 1la

presién.
Se define la pseudopresiétn m(p) de la siguiente manera:

P
m(p) = 2 p/nZ dp (1.10)

Jp=

donde P es8 alguna presién de referenclia especificsa,

entonces:

Va(p) = &/&pLm(p)]) Ve = 2 p/uZ \V4: (1.11)
y

E/Et[m(p))= 2 p/uZ (Lp/&t) (1.12)

sabiendo que,
L/Bt(p/l) = ¢ p/Z Lp/Et (1.13)

sustituyendo estas ecuaciones en la ecuaclidé4n general

obtenemos:

V‘.::m(p) = gpc/k E/EtLm(p)] (1.14)



Como podemos observar esta ecuaciétn es s8imilar a 1la
solucién de la ecuaciédn diferencial para flujo de gases
en términos de p o p®. Pero se debe notar sin embargo,
que esta ecuaciéd/n se ha deducido 8in hacer uso de 1las
asunciones 1,2,3 y 4 necesarias para las deducciones de

las soluciones en términos de p o p~“.

Ademéds, 81 conocemos la variaciédn de la permeabilidad con

la presidtn se puede redefinir la pseudopresidn como:

p
m(p)” =2 l k p/pZ dp (1.15)
“ (=]

y por lo tanto la ecuacién 1.14 se transforma en:
vzm(p)' = ¢gpc E/&Ht[m(p) "] (1.16)

Entonces, en el cédlculo de m(p)~ no solamente se
consideran las propliedades del gas u y Z2 sino también la
permeabilidad del reservorio (k), como una funcién de 1la

presién.

A partir de p, u y 2 s8e puede construir la grdafica m(p)
ve p de tal forma que sea facil convertir cualquier valor
de m(p) a p y viceversa, o en s8u defecto utilizar un
método de 1integraciétn numérica o 1interpolaciéd/n para
hallar la equivalencia de m(p) a p. En el Apéndice se
presenta el método semianalitico que se ha utilizado en

este trabajo para la conversién de m(p) a p.

Para un gas especifico, la curva o correlacién m(p) vs p
es védlida solamente para la temperatura a la cual fue
desarrollada. Los reservorios de gas son en su mayoria
isotérmicos y su composgicidn no varia significativamente
de pozo a pozo. En tales casos, solamente se necesita de
una curva para todo el reservorio. En caso que 1la
temperatura o la composiciédn del gas no sea uniforme a
través del reservorio, 8se necesitard de una relacién

m(p) vs p para cada pozo.



Para el presente trabajo se ha elaborado una gréafica m(p)
ve p para el reservorio Agua Caliente, la cual se muestra

en la Figura A-1.

* Ecuacl6n de Flujo para una Geometria Radial-Cilindrica

En 1ingenieria de petrdHleo es8 frecuente 1idealizar el
reservorio consideréndolo circular y de espesor constante
h, con un pozo ablerto al flujo en todo el 1intervalo
productivo. Ademds 8e considera que el flujo es de
direcciédn radial y las lineas de flujo convergen al punto
centrdal de cada plano y el 4&area transversal al flujo
disminuye a medida que nos acercamos al centro. A este
modelo de flujo se le denomina el flujo radial cilindrico
y la ecuaciédn de flujo aplicable estd dada por (ref. 40):

1/v &/Er(r 5§/8r) = 1/= E§/Et (1.17)

Donde & y € tienen las sigulientes interpretaciones:

') €
k/guc

o k/@duc

m(p) k/@dps Cca

* Forma Adimensional de la Ecuaciétn General de Flujo

Es conveniente expresar la ecuaciédn general de flujo vy
sus condiciones de frontera en términos adimensionales de

la siguiente manera:
v":fﬂm:} = £/t [ AP (1.18)

donde el subindice D 8significa adimensional, siendo 1los
términos adimensionales descritos en las Tablas 1l1l.la vy
1.1b para los distintos tipos de flujo.

Las ventajas de escribir la ecuaciédn en términos

adimensionales son las siguientes:



(a) Con una apropliada definicién de los términos apv, to
y go de la Tabla 1.la, los casos de presibédn, presidbdn
cuadrada y pseudopresién pueden ser representados
todos por la ecuacién 1.18, asi, la s8oluciédn
solamente de wuna ecuacién servirda para los tres
casos.

(b) Se disminuye el numero de variables de las que
depende la ecuacién.

(c) La ecuaciétn 1.18 es equivalente a 1la ecuaciébdn
standard de flujo de calor, para la cual ya existen
soluciones a varias condiciones de frontera. Estas
soluciones pueden aplicarse directamente en 1los

problemas de flujo de fluidos en medio poroso.

De esta forma podemos expresar la ecuacién de flujo para
un sistema radial cilindrico en términos adimensionales

de la siguiente manera:
1-!'"-0 erl{iru[_rn "--J"'--I’n[ﬂ-ﬂn}i o 'I-"'l"-'iuf. ﬂ[JuJ (1-19)

Las condiciones 1iniciales y de frontera se describen a

continuacién:

(a) Condicién de limite interno: E1 caudal de flujo qQ en

el pozo es constante. De la Ley de Darcy:
qr”..-‘nrh',_-.;_-.zu. = k/u Ep/hi ih.u“-_. s t>0 (1.20)
que en términos adimensionales se transforma en:
ro f.»'/f.irp(Ap,,,)|....,;,"..1 = -1  para tg > 0 (1.21)

(b) Condicién de 1limite externo: Para todo tiempo 1la
presién en el limite externo es la misma que 1la

presibébn inicial, pis, esto es:
p *pi & medida gque 1 T para todo t
que en términos adimensionales se expresa asi:

AP >0 cuando rp w4 para todo tp



(c) Condicién 1inicial: La presiétn a través de todo el

reservorio es constante, esto es:

p=pL cuando t =0 , para todo r

expresandose en términos adimensionales de la

siguiente manera:

App = 0 cuando tpo = 0 , para todo r

1.1.2 Soluciones Analiticas de la Ecuaciétn de Flujo

Las ecuaciones de flujo derivadas hasta aqui pueden ser
resueltas analiticamente s86lo para un numero limitado de
geometrias de flujo, y para algunas condiciones iniciales

y de frontera.

Un caso que puede resolverse y que es de particular
interés para el desarrollo de las pruebas de presidn, es
el del flujo radial cilindrico. Por 1lo general, se
considera un caudal constante en el pozo junto con alguna

de las siguientes condiciones de frontera:

1. Reservorio infinito;

2. Reservorio circular finito s8in flujo a través del
limite exterior;

3. Reservorio circular finito con flujo a través del

limite exterior.

Para el prop6sito de pruebas de pozos de gas, la
condicién de caudal de flujo constante en cabeza de pozo
es la mds util, y de aqui en adelante nos referiremos a

ella como el caso de caudal de produccibédn constante.

* Flujo Radial-Cilindrico, Caudal de Producciétn constante
v Reservorio Infinito.

Como mencionamos anteriormente, 1la geometria de flujo
radial cilindrico es de gran interés en las pruebas de



presién de pozos de gas. La ecuacldn de flujo para este
caso fue presentada en términos adimenslionales en la

ecuaclién 1.19.

El problema a resolver ahora, es el de un flujo radial
cilindrico de gas hacla el pozo, a un caudal de
produccibén constante y en un reservorio de extensibdn
infinita. Las condicliones 1niclales y de frontera para

este caso son:
(a) E1 caudal de flujo en el pozo es constante.
MNo *I-.--'rLru’:dPD}rr-u—_u = =1 M para tp = 0

Como una s8implificacién que en la practica nos da
idénticos resultados, podemos asumir que el pozo de radio
r.. es reemplazado por una linea, de tal forma que la

ecuacliédn de frontera ahora se transforma en:

lim ro &/&Erp(&pp) = -1 4, para to 0 (1.22)
ro—= 0

(b) Para todo tiempo t, la presiétén en el limite exterior

es la presiétn 1inicial en el reservorio, esto es,

Apy, +0 cuando rp “*@ , para todo top

(c) Inicialmente la presiétn a través del reservorio es

uniforme

AP = 0 & tgp =0 & para lodo rp

La transformacién de Boltzman X = m*/(4tn) s8e aplica a
la ecuacién 1.19 para reducirla a una ecuacién
diferencial ordinaria (ref. 40). Esta ecuaciédn entonces
puede ser resuelta separando variables e integrando con
las tres condiciones de frontera descritas anteriormente.

El resultado es:

Po = ~% Eu(-ro/4tn) = =% Ey (-gpcr=/4 kt) (1.23)



donde Ei es la integral exponencial definida como:

Eys(=-X) = eg=™ / & ge (1.24)

donde € es una variable de integracién. La 1integral
exponencial puede 8ser obtenida de tablas de funciones
matemdticas (ref. 30), pero también puede 8ser expresada
en forma conveniente por una expansién de series (ref.
9):

Eq(=X) = Ln(1.781 X) + ¥ (=X) / nn! (1.2%)

El numero de términos requerido depende de la magnitud de
X y de la exactitud deseada. Para valores de X < 0.01 1la

integral exponencial se aproxima a:
Esl(=-X) = Ln(l.781 X) . para X < 0.01 (1.26)

Para valores de X > 5§, 1la 1integral exponencial se
aproxima a cero. El grdafico de la funcién E. 8se presenta

en la Figura 1.1a.

Asi, para X < 0.01, la ecuacién 1.23 se transforma en:

Po = % [Ln(tn/rp=) + 0.80907] , para to/re= »

]
n
—
—
(o]
~N
~

Por lo general, la zona de mayor interés es la cercana al
pozo, donde r = r.~ (ro=1). En este punto, la solucién de
la ecuacién de flujo radial (ec. 1.19), tiene un nombre
particular Pe . Pe esta expresado en términos
adimensionales y es el valor de A po en el pozo s8in tomar
en cuenta los efectos de daflo y flujo inercial-
turbulento. P« varia con las condiciones de frontera,
pero para el caso de caudal de produccién constante en un

reservorio infinito, P. estda dada por:

Pt = Ap[)lpwxm = ‘é E.t(_l/l‘tl')) (1-28)



En términos de la aproximacién 1logaritmica, de 1la

ecuaciébn 1.27:
Fe =% (Lhntp + 0.809) , para tp = 28 (1.29)

Posteriormente se discute la funcién P« con més detalle,
pero es8 interesante notar ahora que P« representa el
efecto de flujo laminar solamente. Los efectos del dafio,
flujo 1inercial-turbulento y otros, serédn discutidos

posteriormente.

¥ Flujo Radial Cilindrico, Caudal de Producciétn
Constante, Reservorio Circular Finito sin Flujo en el
Limite Exterior

A continuacién se analiza el caso de flujo radial en un
reservorio cilindrico finito (con las superficies
superior e inferior selladas) a un caudal de produccién
constante. El limite interior es el pozo. El1 reservorio
es volumétrico, esto es, el limite exterior estéd sellado.
Las condiciones 1iniciales y de frontera para esta

situacién son:

(a) E1 caudal de flujo en el pozo es constante. Sin
necesidad de introducir el concepto de linea fuente,
la condicién de frontera interna es la misma que en

la ecuaciétn 1.21

o B/6rpl App) |ro=21 - ] . para tn > 0 (1.30)

(b) E1 flujo en el 1limite exterior es cero para todo

tiempo t, esto es8, la gradiente de presién en el

limite es cero
Ep/Br|-w = 0 , para todo (1.31)

donde re. e8 el radio del limite exterior. En términos

adimensionales:

E/Ers tﬁl-‘nllr-u =0 , para todo tp (1.32)



donde:

Fais = r-—"’l-w

(c) Inicialmente 1la presién a través del reservorio es

uniforme
App = 0 cuando to = 0 , para todo ro

La ecuacién diferencial parcial aplicable a este caso

puede escribirse como:
ET/Ero={App) + L/irg E/Erp(A po) = E/81{ A po) (1.33)
Usando 1la transformada de Laplace, Mathews y Russell
(ref. 40), obtuvieron la siguiente soluciébn:
pe = [2/rep==1] (roT=/d+tp) = rec=lLnlre)/{rec®-1) -
MNwr? = 4 reup® LI rep=2 fap=—1 / 4(rec=-1)= 4

gTRnItl J;‘-': [ P S [_\IL(",.]T._-.L',.I';L}:I - TJ.{“nleul"-_"nrn]]

n L — S

LU ["llz [”Hrﬂ'-'-'l] . JJ-;’ I"r-lu}]

donde a~ 8on las raices de:
\].)(anl’-D) Y.l.(a-r\) o \-'.l(arl) YJ.(ar‘l.ruD) = Q (1-35)

J: v Yo son las funciones de Bessel de primera y segunda
clase respectivamente, siendo ambas de primer orden. a-
puede 8ser obtenida de tablas de funciones matematicas o
por solucién de series dada por Abramowitz y Stegun. Pe,
que es la solucibén en el pozo, se obtiene evaluando 1la

ecuacién 1.34 para rn=1.

Para valores de to < 0.25 ruw®, P. es equivalente a 1la
ecuacién 1.29; esto es, los efectos del 1limite exterior
son insignificantes y el reservorio se comporta como s8i

fuera infinito. A medida que t» aumenta, el término
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sumatoria en 1la ecuaciétn 1.34 disminuye, y puede ser
desprecliado para grandes valores de to. Asi, para
re >> n., lo cual es usualmente el caso, la presiédn en el

pPOZ0O 8€ eXpresa por:

F-l_ = :tl‘)"'(r-br ¥ 1”{"’-[.\] ;.;"‘q . Pl.;l! o t;).f! _,:|_:|;L U.;.‘

Muskat (ref. 41), demostré6 que si1i se asumia el radio del
pozo muy pequefio, esto es, como una linea fuente,
entonces Apo estaria dada en funcibébn de a- ' que Bse puede
obtener facilmente de las tablas de funciones mateméticas
va menclionadas. Para tiempos largos, y cuando r. << r« la

soluciédn en el pozo se reduce a la ecuaciébdn 1.36.

En la Figura 1.1b se muestra un grédfico de P. en funcién
del tiempo para varios valores de rwc.. Puede notarse que
para tiempos tempranos, la s8olucibén corresponde a la
recta ro=1, que es la solucibdbn para el caso de reservorio
infinito de 1la Figura 1.2a. A tiempos mayores, 1la
solucién se representa por la ecuaciébn 1.36. La
transicién de comportamiento infinito a finito ocurre a
to = 0.25 rec®.

* Flujo Radial-Cilindrico, Caudal de Produccién
Constante, Reservorio Circular Finito con Presié6én
Constante en el Limite Externo

En este caso, el flujo radial toma lugar en un reservorio
circular finito con 1los 1limites superior e 1inferior
cerrados y a un caudal de produccién constante. La
presién en el 1limite exterior s8se mantiene constante
debido a un mantenimiento natural o artificial de presién

en la zona. Las condiciones iniciales y de frontera son:

(a) E1 caudal de flujo en el pozo es constante. Como

antes, esta es la ecuaciétn 1.21

o L”.-l’nfﬂﬁn]]-u—.l. = -1 .+ para tp 0



(b) La presiétn en el limite exterior es constante para
todo tiempo Do Esto expresado en términos

adimensionales es:

Apo =0 a Vp ¥ ren 4 para todo tp

(c) Inicialmente la presién a través del reservorio es

uniforme

AP =0 & tp =0 , para todo rp

Mediante el uso de la transformada de Laplace y con las
condiciones de frontera ya mencionadas, Carslaw y Jaeger

(ref. 6) encontraron la solucién de la siguiente manera:

P = LN(Fan/fn) +

gr-an=rn 1-11:.1:'.' {"-Dﬂn} [Lru{rﬂﬂn-]?l't.ﬂru} Tm{ruﬂn}'-r.t':”n}]
nz
I-jrl L‘IJ.:: {“HJ . Ju;: ':r'-u- H’r1‘-|J
(1.37)
donde (. son las raices de:
Ji(Bn) YalreoBn) = Yi(Bn) Jalren Ba) = 0 (1.38)

y 8e pueden obtener de la misma fuente como a. en la

secciébn previa. Para nrn>=1:

Flt = Alepmxu =
‘-.‘- phank ~]-;-;‘: {f-uﬁnj
LN Venp - 2 ¥ — S T (1.39)
Br- [J_lzﬂ.. - ‘-‘In—r:.'r-l.'l”r-.l
A medida que t»n aumenta, el término de sumatoria

disminuye y la ecuacién 1.39 se transforma en:

Fe = Lh Feasz + para tp » 1.0 ren® (aprox.) (1.40)
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En la Figura 1.2b se nuestra una grédfica de la ecuaciébén
1.39 para varios valores de ren. Se observa que en la
parte temprana del periodo de produccién el pozo actua
como 81 fuera un reservorio infinito. Después de un
cierto tiempo, 8in embargo, los efectos del 1limite se
hacen notar (to > 0.25 ren), y un periodo de transiciédn
precede la condicién de flujo estable representado por la
ecuacién 1.40.

X Flujo Radial Cilindrico, Caudal de Producciébébn
Constante, Reservorio Circular Finito o Infinito,
Soluciones en el Pozo (Pt).

En las secciones anteriores, las soluciones a la forma
adimensional de la ecuacién diferencial parcial de flujo,
ecuaciétn 1.19, han sido dadas para las tres condiciones
de frontera, por las ecuaciones 1.23, 1.34 y 1.37. Estas

pueden ser evaluadas a cualguier valor de r y t.

Las 8oluciones a r - r. 8on de gran 1interés dada su
facilidad de referencia, por 1lo cual 8se les ha dado el
nombre particular de Pe.. Asi, Pe €8 por definiciédn 1la

soluciétn de la ecuaciédn 1.19 a ro=1.

La razén para introducir la funcién de presibédn P., es que
la funcién de presibén real en el pozo Apw, varia con los
efectos dafio y LIT, y por lo tanto es conveniente tener
una funcién de presidédn definida en forma precisa , Pe, la
cual es la solucién analitica a la ecuacién diferencial
parcial y es independiente de efectos extrafios como dario,

almacenamiento de pozo, efectos de flujo LIT, etc.

En la Figura 1.3a se muestra un gréafico de P« vs Log to
para varios valores de re.. Esta es una representacién
grdfica combinada de 1las s8oluciones en el pozo para
reservorio infinito y reservorio finito con y sin flujo a
través del limite exterior. Esto es, una gréfica

combinada de las ecuaciones 1.28, 1.36 y 1.39.
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Las funciones P. para los casos de reservorios circulares
finitos e infinitos pueden usarse Jjuntas para determinar
el tiempo de estabilizacién para cualquier reservorio
circular. Este es el tiempo requerido para que el radio

de investigaciéd/n sea igual al radio externo.

1.1.3 Desviaciones del Modelo Ideal

En la derivaciétn de la ecuaciédn de flujo de fluidos en
medio poroso, se ha asumido hasta ahora que el medio era
homogéneo e 1isotrépico y que el flujo era monofdasico vy
cumplia con la Ley de Darcy. También 8se supuso que las
aperturas y cilerres en el pozo se efectuaban en la cara

de la arena.

Estas asunciones 81 bien 8on convenientes, no son
realistas, y en realidad ocasionan desviaciones bastante
frecuentes y significativas como para despreciarlas. Por
ello en esta secciédn se explican las formas de
cuantificar el efecto dafio, el efecto de flujo inercial-
turbulento (IT), almacenamiento de pozo y formaciébn de

condensado asi como el efecto de la penetraciédn parcial.

¥ Factor Dafio (Skin)

Es un hecho conocido que la permeabilidad de la formacién
inmediatamente alrededor del pozo puede encontrarse
dafiada por el proceso de perforacién o puede estar
mejorada por un fracturamiento o acidificacién en la
completacién del pozo. Van Everdingen (ref. 65) definié
el factor dafio Justamente para cuantificar esta

permeabilidad alterada, de la siguiente manera:
(APDP)wrkin = & 4 UuUna constante (1.41)

asi,

A[.)(;)lpr_:n-.w (incluyendo dano) - F¢ + g (1.42)
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Esta definicién representa 1la diferencial de preesidn
adicional debido al efecto dafio dada por 1la ecuaciébdn
1.42. Este concepto de 8 corresponde a un dafio
infinitesimal alrededor del pozo que ocasiona una
adicional o una menor resistencia al flujo. Puede
considerarse que 8 estéd compuesto de varios efectos dafio,
tales como: permeabilidad alterada, 8., por penetraciédn

parcial, 8ee, Yy pPOr efecto del baleo Bpwrr (ref. 50).

Un valor positivo de 8 indica un pozo dafiado mientras que
un valor negativo de 8 nos indica estimulacién del pozo.
En el caso de que 8 sea negativo, este concepto, el cual
es matemédticamente correcto, conlleva cierta dificultad
en la interpretaciétn fisica (ref. 28). Hawkins propuso

que el daflo sea tratado como una regiétn de radio rewxsn

con permeabilidad Kwwnaim, con el factor dafilo dado por
(ref. 9):
I" o ruklr\
s = [ -1 J Ln il (1.43)
Fukan Fiw

Este concepto es valido para dafio positivo y negativo
pero no hay un Juego utnico de valores deé runim Y Kunan
para un 8 particular. Este problema ha 8ido tratado

numéricamente por Wattembarger y Ramey (ref. 68).

Un tratamiento alternativo del efecto dafio fue propuesto
por Mathews y Ruesell (ref. 40) y es el de un ‘“radio
efectivo del pozo'”, definido como el radio que ocasiona
la caida de presiétn en un reservorio ideal igual al de un

reservorio real con dafio. Asi:
rtv - e T A W - r|.-.| e o tlqu}

Esto es equivalente a hacer Kunin = ® en la ecuaciébdn
1.43. Para dafio positivo, nr. wrective < 0o, esto es, el

fluido debe viajar a través de una porcién adicional de

formacién para ocasionar la caida de presiétn observada.



- 26 -

Para dafio negativo, n. wrwcrive > . Este es un concepto

muy Util en pozos hidrdulicamente fracturados.

Varias Iinterpretacliones del efecto dafio se 1lustran en la
Figura 1.3b. En 1la 8olucién de problemas reales, ¢l
concepto de dafio infinitesimal es el méds ampliamente

utilizado como en la ecuaciédn 1.42.

¥ Efecto del Flujo Inercial-Turbulento

Todas las solucliones presentadas hasta aqui estdn basadas
en la' asuncién que la Ley de Darcy es wvalida para el
flujo a través del reservorio y para todo tiempo t. Como
se mostrd en las secclones previas, es posible linealizar
las ecuacliones diferenclales parclales con las asunciones

apropladas cuando existe flujo Darciano.

Para flujo de gas, 8in embargo, los efectos del flujo
inercial y/o turbulento (IT), Qque no son cuantificados
por la Ley de Darcy, son significativos, y no pueden ser
despreciados. S1 estos efectos de flujo se toman en
cuenta en la ecuacién diferencial parcial, el resultado
es la ecuacién general 1.7, la cual siendo no 1lineal,

puede ser resuelta solamente por métodos numéricos.

Ya que la velocidad de flujo en un sistema radial se
incrementa a medida que nos acercamos al pozo, (adn para
el caso de caudal de producciédn constante), el flujo IT
es mé&s pronunclado cerca al pozo, lo gque ocasiona una
caida de presibén adicional similar al efecto dafio, con la
diferencia que no es8 una constante 8ino que varia
directamente con el caudal de flujo. Smith (ref. 59)
confirmé con resultados reales de pruebas y con
soluciones numéricas que el flujo IT podria ser tratado

como un efecto dafio adicional dependiente del caudal.

(Applart = Due (1.4%)
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donde:

D = factor de flujo IT para el sistema

Por consiguiente, para flujo de gas en un reservorio, la

presiédn en el pozo estd dada por

&lr”ipq:ﬁla - I:IL r 5 ¥ Dl[-._- (1.46)

(incluyendo dano y efecto IT)

Ya que ambos efectos de flujo IT y dafio estan
concentrados alrededor del pozo, seran usualmente
detectados como un solo efecto, esto es, el factor dafio

,

aparente, 8
EI = iﬂp;;}-hl” b tﬂ.l!l)]l'r = 5 4 ]h{_._- (1-47)

Es importante reconocer esto y calcular cada efecto por
separado. Mientras que la caida de presién por efecto
dafio puede s8er eliminada por estimulacién, la caida de
presién debido al efecto IT persistird aun después de la
estimulacién ya que depende del caudal de flujo.
Calculando 8° a dos caudales de flujo diferentes vy
aplicando 1la ecuacidén 1.47, 8e obtiene un par de
ecuaciones simultaneas de donde podemos determinar s y D
(ref. 50 y 62).

En la ecuacién 1.46, el flujo en la regidédn turbulenta se
asume estabilizado. Wattenbarger y Ramey (ref. 68)
mostraron que el efecto IT se estabiliza a un valor de to
= 2000, para distintos valores de qo y k. Ya que D
depende de k, es posible alterar ( oPo )xr por
estimulacién ya que varia la permeabilidad alrededor del

P0OZo.

La ecuacién 1.46 es una solucién aproximada a caudal
constante, que no toma en cuenta la variacién de la
viscosidad del &as8 con la presién. Wattenbarger integré
la ecuacién tridimensional de Forchheimer con las

slguientes asunciones:
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(a) El1 radio de drenaje es 1o suficientemente mayor que
el radio del pozo como para que el efecto de
turbulencia sea despreciable en el limite externo;

(b) E1 reservorio se encuentra en estado estable o

pseudoestable.

Para dar:

2.71SKE-12 BkMpue [ra df
o J B (1.48)

JPw HF=

(ApD) <+ =

[} [P

Ya que la viscosidad depende de 1la presién, la cual
cambia con la distancia al pozo, el valor de la integral
en la ecuacién 1.48 varia con el tiempo, aun cuando la
turbulencia se haya estabilizado. Por lo tanto, una forma
mas rigurosa de la ecuacién 1.46, propuesta por

Wattenbarger es:
Alepaza = F‘t. + 5 + D{“}q-uc: (1.49)

donde D{u} representa el efecto de la viscosidad del gas

en la turbulencia.

La forma adimensional de la ecuacién 1.48 puede

escribirse como:

(OPo)zr = 1.916¥E-18 m.-?-ql,{ L

La ecuacién 1.50 muestra que D{uplaeuc es proporcional a
Bk* para un aqo dado. Katz (ref. 33) demostrd que
aproximadamente 3 es inversamente proporcional a k. Esto
significa que D{upl}lque es aproximadamente proporcional a k
para un go dado. Ademé&s, ya que ao tiene a k en el
denominador, el término D{ul}lque dependeréd esencialmente
del caudal de flujo por unidad de espesor de formacién,

casl independientemente de k.

En conclusién, aunque la forma rigurosa de la ecuacién

1.49 deberia ser usada en grandes caidas de presién para
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ajustar la variacidn de la viscosidad con el tiempo, la
ecuacién 1.46 es una buena aproximacién para muchas

situaciones practicas.

¥ Efecto del Almacenamiento / Descarga del Pozo

Cuando un pozo productor 8e clerra en superficlie, el
flujo de 1la formacién no cesa 1inmediatamente, sino que
persiste por algun tiempo después del clerre debido a 1la
compresibilidad del fluido. E1 caudal de flujo cambia
gradualmente desde Qu- al tiempo de cilerre, hasta cero
durante un clerto periodo de tiempo. Este efecto es

conoclido como post-flujo o almacenamiento de pozo.

Para el caso de pruebas de presidtn drawdown, ocurre el
fenbébmeno inverso. Cuando se apertura el pozo en
superficie, el caudal de flujo 1nicial 8e debe a 1la
descarga del pozo. Esta descarga disminuye gradualmente
hasta cero, mientras que el flujo de la formacidn hacia

el pozo s8e incrementa desde cero hasta Que.

El caudal de flujo constante mantenido en superficie, por
lo tanto, es la suma de estos dos caudales gque varian en
direcciones opuestas, esto es, la decrecliente descarga
del pozo mas el ascendente caudal de flujo de 1la

formacién.

Esto 1lustra el hecho de que el efecto de almacenamiento
de pozo sea asoclado con un caudal de flujo continuamente
variable en la formacién. Una solucidn es asumir que el

caudal de flujo en la formacidn esta dado por (ref. 65):
4 = quell - e—B3tR) (1.51)

donde bx es8 una constante adimensional derivada de
observaciones en el cabezal del casing, cabezal del
tubing v presiones de fondo, asi como de un conocimiento

de las dimensiones del casing y tubing.
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Un método alternativo para soluclionar este problema, es
asumir que el caudal de descarga o almacenamiento del
pozo por unidad de diferencia de presidédn es constante
(ref. 64). Esta constante ees conocida como la constante

de almacenamiento, C., y estda dada por:

Co = Vv Cuume (1.52)

donde:

Viww= volumen del tubing (o del anular s8i1 no hay empaque)

cwe = compresibilidad del fluido del pozo evaluado a 1la
presiédn y temperatura media del pozo, y no a las
condiciones de reservorio como es usualmente el

caso.

La constante de almacenamiento puede 8er expresada en
términos adimensionales como:

Cwn = (1.53)

donde:
constante

o]
1"

1/2n, en unidades darcianas
0.159, cuando V... esta en ft~
0.894, cuando V.. esta en bbl

E1l caudal de flujo de fluldo de 1la formaciédn puede ser

obtenido entonces de:
0 ° me I.]-D - r-".l-l "-"-'F'I-.'Ll.l{&“u:lII'-It'.lﬁi.J.j El-h‘.}

Este ultimo método es el méds frecuente en la literatura
técnica, pero ambos métodos muestran resultados
similares. A tiempos tempranos, se observa una desviaciédn
de la solucibén de caudal constante; después de un cilerto
periodo de tiempo P £ esta desviaciédn s8e vuelve

desprecliable, y la caida de presiédn adimensional en el



pozo estd dada por P.. Ramey (ref. 50) ha demostrado que
a varios valores de Cuw, el tiempo para el cual el efecto
del almacenamiento de pozo es 8ignificativo estd dado

por:

twun - 60 Cun (1.55

~

Por definicién (Tabla 1.1a)
tewwn = (Aktuw) 7 (pucra=) (1.56)

combinando las ecuaciones 1.55 y 1.56 con las ecuaciones
1.52 y 1.53 obtenemos

tiwm = (80 NDUVonCuwm) F [ A Kkh) (1.57)

Esta ecuaciédn nos revela las sigulientes caracteristicas

interesantes:

(a) E1 efecto de almacenamiento de pozo aumenta
directamente con la profundidad del pozo e
inversamente con la capacidad de flujo de 1la
formacién.

(b) E1 efecto de almacenamiento de pozo disminuye con el

incremento del nivel de presiédn.

En general, el efecto de almacenamiento se torna
importante en pruebas de corta duracién, aproximadamente

menores de un dia (ref. 50).

Agarwal, Al-Hussainy y Ramey (ref. 4), demostraron que
para efectos ©préacticos, la duracidén del efecto de
almacenamiento estd dado por twen > 60 Co para factores
de dafio positivos o negativos. En particular, para s > O,

ellos demostraron qQue:
t-qu = (60 + 3-5 5) Cu..l_') (1.58)

También demostraron que para efectos dafio mayores o

iguales a cero, y a tiempos muy tempranos
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ﬁl-’l}lnutl_r ;-'"1 r-I-u.l.:l-u I-l;o:]I - tl:}-"r“mn (1-59)

lo cual muestra que el comportamiento de la caida de
presién 1inicial esta controlada 1integramente por el
almacenamiento de pozo hasta un tiempo to , del orden de
0.5 Cuy & 1.0 Cun.

¥ Efecto del Flujo de Condensado

La produccién en superficie es frecuentemente una mezcla
multifasica de gas, condensado y agua. Esto podria ser el
resultado de un flujo monofésico en el reservorio con una
posterior formacién de 1liquidos en el pozo por las

condiciones de presié/n y temperatura existentes.

En estas circunstancias, se puede aplicar directamente 1la
teoria de flujo de una sola fase desarrolladas
previamente y las correcciones para flujo multifdsico se
haran solamente para el flujo en tuberias y no en la

formacién.

Algunas veces, como es el caso de los reservorios de
Camisea, la condensacié4n ocurre en la formacié/n misma y
en estos casos la teoria de flujo monofasico puede ser

adaptada con razonable éxito.

Frecuentemente, el flujo en el reservorio se 1iniciara
como flujo monofasico de gas. A medida que la presiédn
disminuya debido al flujo, puede ocurrir condensaciédn

retrb6grada en las vecindades del pozo.

Este fenbémeno reduce la permeabilidad relativa al flujo
de gas y cauga una resistencia adicional al flujo, la
cual puede ser tratada como un efecto dafio. Sin embargo,
este dafilo es dependiente de la presiétn, ya que el efecto
de condensacién o revaporizacién depende directamente de
la presién para un gas determinado y a una temperatura
dada.
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Este factor dafio variable afecta la capacidad de entrega
del pozo a largo plazo y es uno de 1los factores que

determinan la frecuencia de las pruebas de pozos.

Los problemas que involucran flujo multifasico pueden ser
resueltos numéricamente. Las permeabilidades relativas a
cada fase deberdn ser determinadas como una funcién del

tiempo y de la ubicacién en el reservorio.

Perrine (ref. 46), s8ugirié que la ecuacién previamente
desarrollada para flujo monofdsico podria ser modificada
para aplicarse a flujos multifasicos, sustituyendo 1la
movilidad efectiva total del sistema, la compresibilidad

y el caudal de flujo en sus equivalentes monofasicos.

Martin (ref. 37) postuldé la base tebdrica para el analisis
de Perrine. Las propiedades efectivas totales estéan
definidas a continuacién, donde las sufijos t, g, o, w, y
f se refieren a total, gas, petrbdéleo, agua y formaciédn

respectivamente.

La movilidad efectiva total, (k/u). esta dada, en
términos de 1la permeabilidad in situ de cada una de 1las

fases de la siguiente manera:
(k/p)e = (K/p)o + (K/ple + (K/R)w (1.40)

La permeabilidad in situ de cada fase es el producto de
la permeabilidad de 1la formacién y la permeabilidad
relativa de esa fase. Este ultimo factor depende de 1las

condiciones de saturacién existentes.

La compresibilidad efectiva total ce«, es la suna de las

compresibilidades fraccionales,
Ce S Lg ¥ Lo + Cuwe ¥ Cr (1.61)

La compresibilidad fraccional de un fluido es su
compresibilidad multiplicada por la fraccién del volumen

poroso que ocupa, esto es, su saturaciédn.
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El caudal de producciédn efectivo total es simplemente 1la

suma de los caudales de los fluidos individuales
e = Qg * Qa * Q. (1.62)

Sustituyendo estas propiedades efectivas totales y la
porosidad total @<, por s8sus equivalentes monofdsicos en
la ecuacién 1.19, se hace posible utilizar la soluciédn de

esta ecuaciédn en problemas de flujo multiféasico.

Fetkovich encontré una ecuacibén aproximada para calcular
el factor dafilo causado por condensacidén alrededor del
pozo, en términos de caudal y tiempo. El efecto es
similar al del flujo IT ya qQue ambos dependen del caudal;
s8in embargo, el efecto dafio por formacién de condensado
también es dependiente del tiempo. Esta ecuacién en

unidades de campo es (ref. 15):

_ (1.83)

- Fakin - A4729.2 Que® p Z Re” t
S T sme——-LN { ]

h= @ k p Se ru=

2 "':uksrn

donde:

R: "= ft® de acumulacién de condensado en el reservorio
por MMscf de gas producido total (recombinado), por
psi.

Sc = saturacién de hidrocarburo 1liquido requerido para
alcanzar la movilidad, fracciédn de volumen poroso

Kai= permeabilidad efectiva al gas en la regién del pozo
que se encuentra saturada con condensado

8. = factor dafilo debido a la formacién de condensado en

el reservorio

* Efecto de Penetracién Parcial

El efecto de penetraciédn parcial 8e presenta cuando
solamente una parte de la arena productora es abierta al
flujo. Segin A.S. 0Odeh (ref. 43), se puede cuantificar el
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dafio resultante de la penetracidén parcial en funcidédn de
la relacidén del intervalo perforado al espesor total de
la arena asi como del grado de anisotropia de 1la

formacién.
De esta forma, podemos expresar el dafio por penetraciébdn

parclial de la sigulente manera:

Sr = 1.3% [(ht/hm . 1)‘:,'8'20 {Lﬂ (ht(Kr—i/Kv)"" + 7) -
[0.99 + 0.1 Ln (he(K/Ko)™®)] LD twe - 1.9383]

(1.44)
donde:
Sr = factor dafio debido a la penetracibédn parcial
he = espesor total de arena, ft.
he = longitud del intervalo perforado, ft.
K./K.= razébn de permeabilidades horizontal y vertical
ree = radio del pozo corregido, ft., y esta dado por:
Foue = Fo BP+«21386 (zm/nc + Z.7D7) . para y =0 (1.6%9)
Fewe = Fw s para y =0
siendo:
y = distanclia entre el tope de la arena y el tope del

intervalo abierto
zn = distancia entre el tope de la arena y el punto medio

del intervalo abierto
La relacién entre y, ho vy 2. es8:
Zm =y + hg/2

Todos los métodos discutidos agqui son muy aproximados vy
solamente a través del uso de simuladores composicionales

de reservorios es posible obtener resultados més exactos.
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1.2 PRUEBAS DE CAPACIDAD DE ENTREGA EN POZOS DE GAS

Las pruebas de capacidad de entrega, cominmente llamadas
pruebas de contrapresibén, tienen por objetivo predecir la
forma en que el caudal de flujo declinard a medida que el

reservorio se vaya depletando.

El potencial de flujo absoluto a hueco abierto (AOFP) de
un pozo, s8e define como el caudal al cual el pozo podria
producir con una contrapresién de cero psi en la cara de
la arena. Obviamente, este pardmetro no puede ser medido
directamente, por lo cual hacemos uso de las pruebas de

entrega.

Actualmente 8e practican varios tipos de pruebas de
capacidad de entrega de pozos de gas. La mas conocida vy
antigua de estas pruebas es la presentada por Pilerce vy
Rawlins en 1929 (ref. 47), a la que llamaron "Prueba de
Contrapresiétn Convencional” o simplemente “Flow-After-
Flow”. Esta prueba consiste en hacer fluir el pozo a
diferentes caudales de flujo hasta alcanzar condiciones

establlizadas en cada uno de los flujos.

Posteriormente, en 1955, Cullender (ref. 10) presentbd 1la
"Prueba Isocronal”, 1la cual consiste en hacer fluir el
pozo a diferentes caudales de flujo por periodos de
tiempo de igual duracién, normalmente, mucho menor que el
tiempo requerido para la estabilizacién. Cada wuno de
estos periodos de flujo deberia empezar a partir de

condiciones esencialmente estaticas.

Otro tipo de prueba 1isocronal fue presentada por Katz en
1959 (ref. 33). Esta "Prueba Isocronal Modificada” es en
la actualidad ampliamente usada en la Industria. La
modificacié/n requiere que cada periodo de clerre entre
los flujos sea de la misma duraciédn que los periodos de
flujo sin importar que sea lo suficientemente largo como

para alcanzar condiciones estaticas.
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1.2.1 Ecuaciones Fundamentales

Dependiendo del grado de exactitud que 8se requiera para
analizar las pruebas de capacidad de entrega de pozos de
gas, se aplican dos métodos de interpretacién. Estos se
conocen como el "Andlisis Simplificado” y el "Andlisis de
Flujo LIT".

¥ Anadalisis Simplificado

Este método s8e basa en 1la conocida Monografia 7 de
Rawlins y Schellhardt (ref. 40), la cual fue el resultado
de un gran numero de observaciones empiricas. La relacién

cominmente se expresa de la siguiente forma:
qﬁ.r_ L. E— {i‘-’rt:: . iiwr;:.:'h - | |: &|':i” (1-66)

donde:

Que== caudal de flujo a condiciones standard, MMscfd

P~ = presiédn promedia del reservorio obtenida cerrando el
pozo hasta alcanzar una completa estabilizacién

p~+= presién fluyente en la cara de la arena

C = coeficiente que describe la posiciédn de la linea de
entrega estabilizada

n = exponente que describe la inversa de la pendiente de

la linea de entrega estabilizada

Debemos notar que p.r en la ecuacidn anterior es 1la
presién fluyente estabilizada en 1la cara de la arena,
resultante del flujo constante qu«. S1 la presién no es
estabilizada, C disminuye con la duracién del flujo hasta
que eventualmente se hace constante en la estabilizaciédn.

El exponente n variard de 1.0 para flujo completamente
laminar en la formacién, hasta 0.5 para flujo
completamente turbulento y puede ser considerado como una

medida del grado de turbulencia.

Un grdfico de la diferencia de presiédn al cuadrado vs el

caudal de producciédn aque en coordenadas logaritmicas es
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una linea recta de pendiente 1/n. Tal gréafico se utiliza
para obtener el potenclial de entrega de un pozo a
cualquier presidn de fondo de pozo, incluyendo el AOFP,
que es la entrega del pozo a una presiétn fluyente de cero

psi.

C y n pueden considerarse constantes para un rango
limitado de caudales de flujo y se puede esperar que esta
relaciétn de entrega funciona bien solamente para un rango
de caudales de flujo utilizados durante 1la prueba. Las
extrapolaciones fuera de este rango puede ocasionar

resultados errbéneos (ref. 21).

C v n dependen de 1las propiedades del gas tales como
viscosidad, temperatura y factor de compresibilidad, asi
como de propledades del reservorio como permeabilidad,
espesor de arena neta, limite externo, radio del pozo vy
dafilo de 1la formacién. Mientras que estos valores no
cambien apreciablemente, se podrd utilizar la misma curva
de entrega estabilizada durante 1la vida productiva del

pozo.

En la préactica, la viscosidad, el factor de
compresibilidad del gas y las condiciones del pozo pueden
variar durante la vida productiva del pozo por lo que es
recomendable verificar los valores de C ' n

ocasionalmente.

* Anadlisis LIT con Pseudopresioén

La utilidad de la ecuaciétn 1.66 es limitada debido a su
naturaleza aproximada. La teoria de flujo desarrollada
anteriormente, confirma que la linea recta de la Figura
l1.4a es en realidad una aproximacién aplicable al rango
de caudales de flujo de la prueba. La relaciédn real, si

se grafica en coordenadas logaritmicas es una curva con
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pendiente 1nicial de 1/n = 1.0 a muy bajos valores de
gw=, Y una pendiente posterior de 1/n = 2.0 a muy altos

valores de Qu..

Es de uso general 1la forma cuadratica de la ecuaciédn de
flujo, frecuentemente 1llamada la ecuaciédn de Forchheimer
o la ecuacién de Houpeurt o algunas veces 1llamada la

ecuaciédn de flujo turbulento
Ap= = pa™ ~ Pur™ = A'(uc + b quce= (1.67)

donde:

a4 Que = caida de presiédn cuadratica debido al flujo
laminar y efectos del pozo.

b’gqee = caida de presidn cuadrética debldo a los efectos

de flujo 1nercial-turbulento.

Esta ecuacién ya es aplicable a todo los valores de Quec,
slendo la ecuacién 1.66 solamente una aproximaciédn de la

ecuaciédn 1.67 para un rango limitado de Q..

Sin embargo, hay que recordar que esta ecuacliédn ha sido
desarrollada con las asunclones presentadas en la secciébdn

1.1 de este trabajo, y que resumimos a continuacién:

1. Condiciones 1sotérmicas prevaleclientes en todo el
reservorio

Efectos gravitacionales despreciables

Flujo de fluldos en una sola fase

Medio homogéneo e 1sotrépico y de porosidad constante
Permeablilidad independiente de la presién

Viscosidad del fluido y factor de compresibilidad
constante. Compresibilidades y gradientes de presién

O O b w N

pequefias
7. Modelo de flujo radial cilindrico

La asuncién 6 puede ser fuente de grandes errores en el

caso de flujo de gas, por lo que s8e prefilere utilizar el
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método de pseudopresidn en lugar del método de presibdbn o

presiéd/n cuadrada (ref. 15).

Entonces, la ecuacién de flujo laminar inercial

turbulento (LIT) en su forma rigurosa es la siguiente:

An(p) = (Pl = M(Plur = dQue ¥ Duc™ (1.68)
donde:
m(p)= = pseudopresibdn correspondiente a p=
m(p)w-r = pseudopresibdn correspondiente a p.«
BGwc = caida de pseudopresiéd/n debido a flujo laminar
y condiciones del pozo.
bGue™ = caida de pseudopresidt/n debido a efectos de

flujo inercial turbulento.

Para obtener un grafico que sea consistente con la Figura
1.4a, s8e puede trazar una linea recta graficando [ A m(p)

- bQue®] VB8 Que, cOomo 8e muestra en la Figura 1.4b.

Cuando m(p)~+ refleja la presidtn estabilizada debido a un
caudal de flujo constante aQue, ya no incrementa méas con
la duraciétn del flujo, sino que permanece constante a un

valor estabilizado.

Un gréafico de Am(p) vs gw« en coordenadas aritméticas,
daria una curva céncava hacla arriba pasando a través del
origen. Esta curva tiene una pendiente 1inicial de 1,
correspondiente a flujo laminar, aumentando a medida que
aumenta el caudal de flujo hasta una pendiente de 2
correspondiente a flujo turbulento. Por 1lo tanto, para
grandes extrapolaciones, se observaran considerables
diferencias entre el AOFP obtenido de esta curva y el

encontrado de la linea recta en el anadlisis simplificado.

El potencial de entrega de un pozo contra cualquier
presidén en la cara de la arena puede obtenerse
resolviendo 1la ecuaciétn cuadréatica 1.68 para un valor

particular de aAam(p)
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-a + [a® 4 dbawm(p)]=
) (1.69)

2b

P

Las constantes a y b en el andlisis de flujo LIT [m(p)]*
dependen de las mismas propliedades del gas y del
reservorio que las constantes C y n en el an&alisis
simplificado, excepto para 1la viscosidad y factor de
compresibilidad del gas. Estas dos variables ya han sido
tomadas en cuenta en la conversliétn de p a m(p) y por 1lo
tanto no afectaran a las constantes de relacibén de

entrega a y b.

1.2.2 Determinacién de las Constantes de Flujo
Estabilizado

Las pruebas de capaclidad de entrega entre otras cosas se
llevan a cabo para determinar 1los valores de las
constantes de flujo estabilizado. Existen en la
actualidad varias técnicas para evaluar C y n del
anadlisis simplificado, y a y b del anadlisis de flujo LIT,

a partir de los datos de las pruebas.

* Andlisis Simplificado

Un grafico en coordenadas 1logaritmicas de aAap® Vv8 Que
representara una linea recta sobre el rango de caudales
de flujo empleados durante la prueba. La pendiente de
esta linea de entrega estabilizada seréda 1/n, de donde se
puede obtener 1la constante n. El coeficiente C se

obtiene despejando de la ecuacién 1.66:

Que

C = (1.70)
(sz - Pw =)
* Andlisis de Flujo LIT con Pseudopresién

Un grafico en coordenadas logaritmicas de [ A m(p) -
bgue?] V8 Que nos proporcionara la 1linea de entrega



estabilizada. Las constantes a y b se pueden calcular por
el método de 1los minimos cuadrados con las s8iguientes

ecuaciones:

LAM(P)/ Que E0uec™ = LQuwe EARE)
a = (1.71)

H IQu" uc L0uc

H ZAm(p) - Eae LAM(P)/ Qu.

N iue= uc LQwc

donde N = numero de datos

Aun cuando la relaciétn de entrega puede calcularse por
las férmulas anteriormente presentadas, es recomendable
que la ecuaciédn obtenida sea graficada en coordenadas
logaritmicas junto con los datos. Deberéan descartarse
los puntos errbéneos y volver a calcular la relacibédn de

entrega.

1.2.3 Pruebas que Involucran Flujo Estabilizado

En el andlisis anterior, C y n son constantes solamente
cuando se ha alcanzado la estabilizacién. Antes que la
establlizaciétn 8e alcance, 8e dice que el flujJo es
transitorio. Las pruebas para determinar la entrega
establilizada de un pozo pueden combinar ambas condiciones

de fluJo transitorio y estabilizado.

En esta parte se describen algunas de las pruebas que se
utilizan para determinar 1la capacidad de entrega o el
AOFP de wun pozo. Todas 1las pruebas tratadas en esta
gecciédn tienen por lo menos un periodo de flujo extendido
hasta alcanzar una presibén estabilizada. Posteriormente
discutiremos las pruebas en las cuales ninguno de los

flujos alcanza condiciones estabilizadas.
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¥ Prueba Convencional

Como s8e mencioné anteriormente, Pierre y Rawlins (ref.
47) fueron los primeros en proponer un método para probar
los pozos de gas, midiendo la habilidad del pozo para
fluir a diferentes contrapresiones. Para 1llevar a cabo
una prueba convencional, se determina en primer lugar la
presibn estabilizada del reservorio Pr. Luego se
selecciona un caudal de flujJo y 8e hace fluir el pozo
hasta 1la estabilizacién, registrando estas presiones

fluyentes estabilizadas.

En la Figura 1.5a se muestran las historias de caudal de

flujo y presiones para tal prueba.

Este método de prueba y la interpretacidéd/n de sus datos es
relativamente simple, por lo que ha sido considerado por
muchos afios como un método standard de pruebas de pozos

de gas.

En un reservorio de alta permeabilidad, el tiempo
requerido para obtener caudales de flujo y presiones
fluyentes estabilizadas no es muy largo, por lo que se
puede llevar a cabo una prueba de este tipo en un tiempo
razonable. Sin embargo, en reservorios de baja
permeabilidad, el tiempo requerido para alcanzar
condiciones de flujo estabilizado puede ser muy largo vy

por lo tanto este tipo de pruebas no resultan préacticas.

X Prueba Isocronal

Las pruebas de flujo isocronales, propuestas por
Cullender en 1955, estdn basadas en el principio que el
radio de drenaje efectivo en un reservorio dado es
funcién solamente del tiempo adimensional, y es

independiente del caudal de flujo.

El sugiri6 que el comportamiento de una serie de pruebas
de flujo a diferentes caudales y de 1igual periodo de
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tiempo, pueden representarse por una linea recta en
coordenadas logaritmicas. También demostré que tal curva
tenia un valor del exponente n esenclialmente 1igual al
obtenido de condiciones estabilizadas.

La teoria de flujo LIT confirma que b también es
independiente de 1la duracién del flujo y por lo tanto,
puede ser determinado de pruebas cortas de flujo
isocronal. No sucede lo mismo con las constantes C 6 a,
las cuales pueden ser obtenidas solamente de condiciones
establilizadas.

Los datos de flujos 1socronales pueden entonces ser
usados Junto con un punto de flujo estabilizado para
reemplazar una prueba de entrega convencional

estabilizada.

Brevemente, una prueba 1isocronal consiste en hacer fluir
el pozo a diferentes caudales de flujo por un periodo de
tiempo t y registrar la presién fluyente de pozo en cada
caudal. Solamente un periodo de flujo se extiende 1lo
suficiente como para alcanzar condiciones estabilizadas y
es conoclido como el periodo de flujo extendido. En 1la
Figura 1.5b presentamos la secuencia de caudales de flujo

v presiones en este tipo de pruebas.

El método para determinar el potencial de un pozo
mediante el andlisis simplificado, es dibujar la mejor
linea recta a través de 1los datos graficados en
coordenadas logaritmicas; esta es la 1linea de entrega
transitoria. A través del punto de flujo estabilizado, se
traza un 1linea recta paralela a la 1linea de entrega
transitoria; esta recta asi hallada corresponde a la

linea de entrega estabilizada.

Mediante el andlisis LIT, se halla las constantes a. y b
de las ecuaciones 1.71 y 1.72, donde a. 8e refiere al
valor de a al tiempo 1isocronal t. El dato obtenido a
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partir del caudal de flujo extendido, es 1introducido,
Junto con el valor de b ya determinado en la ecuaciébdn

1.68 para obtener el valor de a mediante:

a = LAn(p) = bQwe®] ¥/ Que (1.73)

¥ Prueba Isocronal Modificada

En un esfuerzo por acortar aun mas el tiempo de prueba, y
tenliendo en cuenta los reservorios de muy baja
permeabilidad, esa que 8e ha desarrollado 1la Prueba

Isocronal Modificada.

La modificacién consiste en que cada periodo de cilerre
dure lo mismo que el periodo de flujo en lugar de dejar

que s8e alcancen las condiciones estabilizadas.

La manera de graficar 1los resultados es 1déntica a 1la
prueba 1socronal pero utilizando la presidn de cilerre no
estabilizada (Pws), para calcular la diferencia de
pseudopresiones 6 presiones cuadradas para el sigulente
flujo. Como se hizo con la prueba 1isocronal, el ultimo
caudal se extiende hasta alcanzar condiciones de
estabilizacién.

En la Figura 1.6a s8e muestra la historia de caudales y

presiones para una prueba de este tipo.

1.2.4 Pruebas que no Involucran Flujo Estabilizado

Para reservorios de gas de muy baja permeabilidad, en
donde no 8e pueden conseguir condicliones estabilizadas,
no es posible calcular la relacidtn de entrega en forma
directa. En estos casos, podemos calcular el potencial de
entrega a partir del analisis LIT m(p) de una prueba

transitoria y del conocimiento del radio de drenaje del

pozo.
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Posteriormente, cuando el pozo es puesto en produccibdn,
es necesario llevar a cabo una prueba de caudal simple
(8ingle rate) extendido para confirmar la exactitud de 1la

entrega calculada.

Como vimos anteriormente, el valor de b puede ser
calculado de pruebas transitorias y el valor estabilizado

de a tendréa que calcularse de la sigulente ecuaciédn.

a = 3.263%E6 ! | Lag (0.472 ra/rw) * .-._i ...... ) (1.74)
kh L 2.303

donde:

k = permeablilidad efectiva al gas, md

h = espesor de arena neta, ples

T = temperatura del reservorio, °R

Ne = radio externo del &rea de drenaje, ples

ne = radio del pozo, piles

8 = factor dafio, adimensional

Asi, para determinar la relacid/n de entrega estabilizada,
es suficlente con efectuar la parte 1socronal de las
pruebas s8in 1llevar a cabo el flujo extendido. De las
pruebas transitorias se consigue el valor de b y el valor

de a se calcula a partir de la ecuaciédn 1.74.

1.3 SIMULADOR DE RESERVORIOS

1.3.1 Introduccibdn

La simulaciétn de reservorios estd basada en las mismas
ecuaciones y técnlicas de 1ngenleria de reservorios que

han s8ildo utilizadas durante aflos por los 1ingenleros de

petrbleo.

En general, simulaciétn se refilere a la representaclidn de
cualquier proceso fisico, mediante el uso de modelos

tebricos o fisicos. El1 presente trabajo, se refiere a la
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s8imulaciédn de reservorios de petrbHleo, interesandonos por
el desarrollo y uso de modelos que describan el
comportamiento de un reservorio bajo diversas condiciones

operativas (ref. 63).

La simulacibén de reservorios no es nueva y los ingenieros
han utilizado desde hace mucho tiempo modelos mateméaticos
para realizar calculos de ingenieria de reservorios. Sin
embargo, antes del desarrollo de 1las computadoras, los
modelos fueron relativamente simples. Por ejemplo, cuando
se calcula el petrbleo “in situ” por el método
volumétrico, s8e estd simulando el reservorio como un
modelo s8imple que utiliza 1los valores promedios de

porosidad, saturacié/n de agua y espesor.

Las descripciones mas detalladas, sin embargo, requieren
expresiones matematicas complejas que s8on dificiles de
entender, y esta dificultad ha causado que algunos
ingenieros se aparten del uso de simuladores y otros a
mal usarlos (ref. 7). Se debe tener en cuenta cuatro (4)
aspectos basicos para desarrollar un estudio de

g8imulaciédn de reservorios:

(1) Buen conocimiento del reservorio en estudio
(2) Conocer cémo trabaja un simulador de reservorios
(3) Conocer cbmo opera el simulador ha ser usado

(4) Capacidad para evaluar los resultados

Un estudio de simulacién puede tomar un afilo o més para

completarse, y por un tiempo demandarda un intenso uso del

computador y tiempo de procesamiento; asi como, de
personal 1idéneo. La mayoria de estudios comprende
esenclialmente las mismas actividades, aunque la

distribucién de esfuerzos entre las mismas variarda de

proyecto a proyecto.

La Figura 1.6b muestra las principales actividades en un

estudio tipico de simulacién de reservorios. Los tiempos
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y duraciébn mostrados son v&lidos para un estudio
preliminar o para la actualizacién de un estudio de

regervorios previo (ref. 39).

1.3.2 Anédlisis Basico

Si se considera un reservorio homogéneo, es correcto
utilizar 1los valores promedio de 1las propiedades del
reservorio, para describirlo adecuadamente. Los métodos
que se utilizan para calcular la presién, el tiempo o el
comportamiento de 1la produccid/n en reservorios de este
tipo, émplean la ecuacién de balance de materiales (MBE)

cuya expresién es la siguiente (ref. 42):

(Fraduccidén neta acumulada en STR) - (Fetrdleco inicial "in

situ" en STR) - (Fetrdleo remanente "in situ" en STR)

La produccibén neta acumulada es la diferencia entre el
petr6leo que 8ale del reservorio y el petrbHleo que
ingresa a él. En este andlisis basico, no hay petréleo
que ingresa al reservorio ya que los limites se

consideran impermeables al flujo.

Asi la MBE se reduce a su forma més simple y a tal modelo
de reservorio se le denomina modelo tanque. Este es un
modelo de dimensién cero, ya que las propiedades de 1la
roca y de los fluidos, asi como los valores de presidn no
varian de punto a punto; méds aun, son valores promedio
para todo el reservorio. Este modelo tanque es el bloque

bdsico de los simuladores de reservorios.

Considerando ahora un reservorio representado por una
barra, donde cada mitad de ella varia en 1litologia; 1la
barra como wun todo no puede ser representada por
propiedades promedias pero cada mitad si. Asi, la barra
consiste de dos unidades tanque e} celdas como
generalmente se les conoce. La MBE describe el
comportamiento de 1los fluidos en cada celda de la misma

forma que en el modelo tangque anterior.
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Sin embargo, la produccién neta es ahora méads complicada
que en el caso anterior, ya que puede haber migracidédn de
fluidos de una celda a otra dependiendo de los valores de
presiétn promedio en cada celda. Esta transferencia de
fluidos entre las dos celdas es calculada por la Ley de
Darcy. Este modelo ya no es de dimensién cero, pues los
parametros del reservorio pueden variar de una celda a
otra; mas bien este es un modelo de una dimensién, ya que
consiste de méds de una celda en una direcciédn y 86lo una

celda en las otras dos direcciones.

Este andlisis se puede extender a reservorios en donde
las propiedades asi como las presiones varien en dos o
tres dimensiones. Los simuladores que representan estos
reservorios son llamados respectivamente simuladores

bidimensionales y tridimensionales.

Sin importar el numero de dimensiones utilizado, la MBE
es la ecuaciéd/n basica que describe el comportamiento de
los fluldos en la celda y la ecuacién de Darcy es la que

rige la interaccién entre las celdas.

En las refs. 29, 39, 42, 45 y 63, 8e describe toda la
formulacién matemdtica de las ecuaciones fundamentales

que s8e utilizan en simulacién de reservorios.

1.3.3 Tipos de Simuladores de Reservorios

Una base para clasificar los simuladores es el numero de
dimensiones como vimos en la seccibébn anterior. Los méas
cominmente usados 8son los modelos de dos dimensiones,
exlistiendo varias geometrias bidimensionales, tales como,

areal (x-y), seccibdn transversal (x-z) y geometria radial

(r-z) (ref. 39).

Los simuladores se pueden clasificar también de acuerdo
al tipo de reservorio o proceso que intenten representar.

Asi por ejemplo, existen simuladores de reservorios de
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gas, petrb6leo, gas-condensado y desplazamiento miscible.
Ademds cada uno de estos simuladores puede o no puede
cuantificar las fuerzas gravitacionales y presiones

capilares.

Al escoger un determinado simulador de reservorios se

deben tener en cuenta los sigulentes factores:

(1) Tipo y complejidad del problema (es declr, geometria
del sistema, heterogeneidad de la roca, tipos de
fluido presentes y tipo de proceso de deplecidn que
estda siendo considerado).

(2) Calidad de respuestas necesaria para decisiones de
manejo del reservorio.

(3) Tiempo disponible para completar el estudio del
reservorio.

(4) Factores econbmicos.

(5) Capacidad del gimulador de reservorios v

caracteristicas del computador disponible.

A continuacién 8e presentan 1lo8 modelos de s8imulaciédn
segun 8u dimensién, en orden ascendente en cuanto a s8su
costo, dificultad y tiempo de procesamiento; aunque puede

haber excepclones en el orden:

(1) Modelo tanque (dimensién cero)

(2) Modelo 1-D (una dimensién)

(3) Modelo 2-D Areal (x,y; r,8; curvilineo)

(4) Modelo 2-D Secciédn Transversal (x,y) o Radial (r,z)
(5) Modelo Multicapa (Juegos de 2-D Areal), y

(6) Modelo 3-D

En el presente estudio se han diseflado los modelos 2-D

radial (r,z) y de secciédn transversal (x,z).
El modelo radial es usado principalmente para:

¥ Desarrollar funciones o pseudofunciones de pozo para

usarlas en los modelos 2-D areal y 3-D.



¥ Evaluar el comportamiento productivo de un pozo cuando
los efectos verticales dominan s8u rendimiento, tales

como la conificacién de gas b agua.

Los modelos 2-D radiales (r,z) pueden 8er usados para
representar el flujo convergente o divergente en una
regién simétrica radialmente de un reservorio (Fig.
1.7a).

Son especlalmente utiles en estudios del comportamiento
productivo de pozos en reservorios con empuje de agua de
fondo (bottomwater drive), reservorios con empuje de capa
de gas (gas-cap drive), o reservorios que tienen una
delgada columna de petré6leo y por encima gas y debajo

agua.

Para estos tipos de reservorio, 1la seleccibén de los
intervalos de completacién inicial y el reconocimiento de
oportunidades para recompletaciédn son factores
importantes en la planificacién del desarrollo de un

campo y la optimizacié/n del rendimiento del mismo.

Los modelos radiales también han 8ido usados ©para
desarrollar relaciones especiales (funciones de pozo) que
puedan predecir el comportamiento productivo de un pozo

en el estudio de un modelo 2-D areal

El modelo de s8eccibédn transversal s8e usa principalmente

para:

* Desarrollar funciones o pseudofunciones de pozo para
usarlas en los modelos 2-D areal y 3-D.

¥ Simular 1inyeccién periférica de agua, inyecciédn crestal
de gas u otros procesos en los cuales las velocidades

frontales hacia 1los pozos productores son ampliamente

uniformes.

Los modelos de secciédn transversal pueden ser usados para

evaluar la interaccién de gravedad, capilaridad y
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fuerzas viscosas, asi como el efecto resultante sobre
las eficiencias de barrido vertical y desplazamiento. Si
la eficliencia de Dbarrido areal es wuna conslderaciébdn
importante, este tipo de modelo no puede ser usado
directamente para estimar el rendimiento de todo un

campo.

Son tambilién usados a menudo en estudios de procesos
miscibles para evaluar la 1influenclia de 1la gravedad vy
heterogeneidad s8obre 1la eficiencia de desplazamiento vy

eficiencia de barrido.

Estos modelos pueden ayudar a Justificar simplificaciones
en modelos de campo completos o segmentos grandes de un
campo (Fig. 1.7b).

Una 1mportante aplicacié/n de ambos modelos, 2-D radial vy
seccié6/n transversal, es la evaluaclédn del efecto del
caudal de produccién sobre el rendimiento del reservorio

v la recuperaciédn final.

1.3.4 Descripciédn del Simulador FIRST

El simulador usado en el presente estudio fue adgquirido
por PETROPERU en 1975, denominado FIRST (Fully Implicit
Reservolir Simulation Technique) versién 3.0 y actualizado
en 1981, el cual fue desarrollado por Scientific Software

Corporation (ref. 52).

FIRST es un simulador bidimensional para reservorios de
petrbleo “negro" (black-011) que asume un proceso
isotérmico; ademéds, puede manejar fases de gas, petrbdleo
y agua Iinmiscibles con una s8olubilidad del gas simple

dependiente de la presiédn en la fase petrbdleo.

En este tipo de simulador, las composiciones de petrbleo
vy gas s8e conslderan constantes (1ndependiente de 1la

presibébn), no se volatiliza el petrb6leo para formar parte
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de la fase gaseosa y la s8olubilidad del gas en el
petrbleo y agua se considera 1igual a cero (ref. 8). Se

utiliza generalmente para definir:

(1) Patrén y espaciamiento de pozos

(2) Intervalos de completaciédn de pozos

(3) Conificacién de gas y/o agua como una funcibébn del
caudal de producciédn

(4) Caudal 6ptimo de producciédn

(5) Aumento del empuje natural de agua por 1inyeccidn de
agua Yy la conveniencia de que 8ea de flanco o
periférica opuesta al patrédn de inundaciéd/n de agua

(6) Perforacibédn adicional

Para realizar el estudio a nivel pozo utilizando 1los
modelos de s8imulacid/n numérica; tanto la descripcibdn del
reservorio asi como las historias de produccibén vy
presién, fueron expresadas en forma digitizada a fin de
que sean compatibles con el simulador FIRST, es decir, se
construyb el modelo numérico del reservorio Agua
Caliente.

Siendo la formacién Agua Caliente un reservorio de gas-
condensado sujeto a un proceso de condensacién
retrbgrada, se establecieron cilertas asunciones para
poder utilizar un simulador de petrbdleo '"negro’” (black-
0il) que s8imulara el flujo de gas a través del medio

poral. Esta asunciones se dan a continuaciédn:

¥ S6lo existen dos componentes en el reservorio, gas y

agua.
¥ La composiciédn del gas permanece constante a través de

toda la etapa productiva del pozo.
* Al formarse condensado en las cercanias del pozo este

no se movera
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1.3.5 Ingreso de Datos

Un modelo de simulacién requiere tres (3) tipos de
ingreso de datos (ref. 48). Primero, datos sobre la

descripcidn del reservorio que incluye:

1. Geometria del mismo

2. Especificaciones del tamafio del mallado

3. Permeabilidad, porosidad y elevaciédn para cada una de
las celdas

4. Tablas o funcliones de permeabilidad relativa y presiédn

capllar versus saturacid/n de agua

Para definir 1los datos del 1 al 3, 8e requliere de un
estudio geolégico y petrofisico en base a nuiucleos
convencionales y perfiles eléctricos. Las pruebas de
laboratorio en muestras de nicleos nos permitirdn estimar

las relaciones de permeabilidad y presibédn capilar.

Segundo, las propiedades PVT de los fluidos, tales como:
factor de volumen de formacién, gas en solucibdbn vy
viscoslidad s8e obtienen de pruebas de laboratorio en

muestras representativas de fluidos tomadas en los pozos.

Finalmente, también se necesita especificar la ubicaciédn
de los pozos, intervalos perforados, indices de

productividad (PI) e historias de producciédn.

En la Figura 1.8 8e muestra un esquema tiplico de todo
estudio de reservorios, en el cual 8e resumen todas las

etapas descritas anteriormente (ref. 34).

Toda la 1informacibén referente a la caracterizaciédn del
reservorio, asi como la historia de la prueba de
producciédn que se efectu6 en la formacid4n Agua Caliente,
fue 1introducida al simulador FIRST dentro de cuatro (4)

seccliones:
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* Datos Individuales (Single Point Data)

Esta seccibdn agrupa datos de caracteristicas individuales

de la geometria del modelo y del reservorio, como son:

1. Dimensiones del mallado (IMAX y JMAX para modelos
radiales; IMAX, JMAX y WTH para seccién transversal)
Compresibilidad de la roca (PV/PV-psi)

Nivel de referencia (-ft)

Tiempo cero

O s W N

Presién inicial del reservorio al plano de referencia
(psi)

¥ Datos Empiricos (Empirical Data Section)

Esta seccibdn contiene datos de permeabilidad relativa vy
datos de presidédn capilar como funcibén de la saturacidn de
agua para cada regién. Los datos PVT de fluidos del
reservorio estdn también incluidos en esta seccibédn. Las

tablas que se incluyen en esta seccibdn son:

1. Tabla de permeabilidades relativas al agua como
funcién de la saturacid/n de agua

2. Tabla de permeabilidades relativas al gas como funcibn
de la saturaciédn de gas

3. Tabla de presiones capilares agua-gas como funcion de
la saturaciédn de agua

4. Tabla de factores de volumen de formacibén, densidades,
viscosidades del gas y agua y solubilidad del gas en
el agua como funcién de la presiédn. En este caso no se
han considerado los datos referentes a las propledades

del petrbleo, porque el sistema dentro del reservorio

es gas-agua.

¥ Datos del Mallado (Grid Data Section)

Esta seccidn contiene datos de propiedades del reservorio

para cada celda del modelo, como son:
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Porosidad
Permeabilidad absoluta (puede ser direccional) (md)

Espesor de la zona porosa (ft)

SW N -

Elevacién del tope y base de cada celda (-ft)

¥ Datos de Producciédn (Schedule Data Section)

En esta 8secclbédn se presentan los datos referentes a 1la
ublcaciédn de los pozos, intervalos perforados, indices de
productividad (PI), asi como la historia productiva del
pozo; esto es, caudales de produccliédn o presiones de

fondo de pozo, segun sea el caso.

S1 introducimos al simulador el caudal de produccibédn de
uno de los fluildos presentes, éste calculara las
presiones en el fondo de pozo asi como las presiones vy
saturaciones en cada celda; adem&s, la produccién de los
otros fluldos presentes en el reservorio para cada

periodo de tiempo que previamente se especifique.

Por otro lado, 81 la respuesta de presiones del pozo es
la que 8e 1introduce al 8imulador, éste calculara 1los
caudales de produccién de cada uno de los fluidos
presentes asi como las presiones y saturacliones en cada

celda.

En nuestro caso, 8e han 1ngresado en esta secclbdn 1los
datos de la prueba de produccibén efectuada en la
formacién Agua Calliente y que servirén para el Ajuste de
Historia (history match). En ella s8e presentan las
producciones de gas a 1lo largo de la prueba como una

funcién del tiempo.

En esta seccilédn, se 1incluyen 1los 1intervalos ablertos a
producciédn y se pueden especificar los factores
limitantes que permitan variar los esquemas de

completacién para las corridas de predicciones. Asimismo,
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podemos especificar el formato de 1impresién de 1los
resultados de cada corrida para facilitar su posterior

andlisis.

Debemos sefilalar que para la construccién de los modelos
radial y de seccibédn transversal que s8e han disefiado se
utiliza la misma forma de tabulacién de datos con algunas

variaciones de acuerdo al tipo de modelo.

1.3.6 Ajuste de Historia

El principal propésito de una simulacién de reservorios
es predecir el comportamiento de un reservorio bajo
diferentes esquemas de explotacién. S1 1los datos
existentes acerca del &4rea son de suficiente exactitud,
se puede confiar en 1la validez de las predicciones
efectuadas; sin embargo, si los datos no son
representativos, estas predicciones s61lo seran

referenciales (ref. 29).

El ajuste de historia se efectiia con el propbésito de
determinar 81 los datos que s8e han 1ingresado al
simulador, reproducen un modelo Qque represente con
razonable exactitud al reservorio en estudio. Para ello,
se calcula mediante el simulador el comportamiento del
reservorio utilizando la informacién disponible;
comparandose estos resultados con la respuesta real del
reservorio. S1 el ajuste no es bueno, se deberén
modificar algunos datos, tales como: propiedades
petrofisicas, saturaciétn de fluidos o geometria del

modelo, hasta alcanzar un ajuste aceptable.

El comportamiento de un reservorio estéda influenciado por
tantos factores que nunca se sabe a clencia cierta todo
acerca de €él. Lo que el ingeniero obtiene es solamente
una combinacién de estas variables con la cual se alcanza

un ajuste razonable.
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Como regla general se acepta que cuanto mayor sea la
historia productiva del campo en estudio, méds confiables
serén las predicciones que se obtengan de su
comportamiento futuro. Esto obliga a efectuar una
constante supervisién de la predicciédn efectuada asi como
a una actualizacion periddica de los modelos de

simulaciédn



2. CARACTERISTICAS GENERALES DEL YACIMIENTO

2.1 GEOLOGIA

Los yacimientos de gas natural y condensado de San Martin
y Cashiriari estédn ubicados a orillas del rio Camisea
cerca de 8u desembocadura en el rio Urubamba, provincia
de La Convencién, Dpto. del Cuzco, en la Selva Sur del
Pera, a 260 Km. al Noroeste de la ciudad del Cuzco (Fig.
2.1). Las coordenadas geogrédficas referenciales son:
longitud 72°50° Oeste, latitud 11°55° Sur, altitud entre
400 y 900 m. sobre el nivel del mar.

Los yacimientos esté&n ubicados geolbgicamente en el borde
Sur de la denominada Cuenca Ucayali y emplazados en

anticlinales asimétricos muy alargados.

En San Martin se han identificado dos (2) formaciones del
Cretédceo con acumulaciones importantes de gas 1
condensado, Cushabatay y Agua Caliente, vy la formaciébdn
Ene del Paleozoico. Estas formaciones tienen Dbuenas
caracteristicas de roca reservorio en términos de
porosidad y permeabilidad, constituyendo reservorios de

gas independientes.

2.1.1 Geologia Reglional

La denominada Cuenca Ucayali, que es parte de la gran
cuenca cretdcea que 8e desarrolld en el continente
sudamericano y en particular en el Oriente Peruano,
limita por el Este con el levantamiento Moa-Divisor de la
frontera PerG-Brasil, por el Oeste con la posiciédn actual
de la Cordillera Oriental de los Andes y por el Sur con

el Arco de Fitzcarrald.

La s8ecuenclia sedimentaria la constituyen rocas del
Paleozoico, de gran distribuciédn areal y en 8u mayor

parte depositadas en ambiente marino; rocas del Triédsico-
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Jurdsico, calizas marinas de poca profundidad y capas

rojas continentales en el Jurédsico Superior.

Los sedimentos cretéceos, mayormente terrigenos v
maduros, han provenido de la erosiédn desde el Oriente del
escudo Brasilero-Guayano y fueron depositados conformando
ciclos transgresivos y regresivos. La deformaciédn
tectbénica de la secuencla sedimentaria de la cuenca del
Ucayall estd relacionada principalmente con esfuerzos
tensionales durante el Paleozolco, que originaron un
fallamiento gravitaclional y con esfuerzos compresivos del
Terciario qQue han originado fuerte plegamiento,

fallamiento inverso y sobrescurrimiento.

2.1.2 Geologia Estructural

La determinacién de 1la configuracién estructural de
Camisea estd basada principalmente en la interpretaciébdn
sismica de un total de 3000 Km. de 1lineas sismicas
bidimensionales (2-D) en el Lote 42. Las 1lineas estén
orientadas principalmente Sur-Suroeste/Norte-Noreste vy
con un espaclamiento promedio de 5 Km. También s8e ha
utilizado la informaciédn de pozo y geologia de superficile
(Fig. 2.2).

El anticlinal San Martin tiene en el Cretédceo 25 Km. de
largo, 5.5 Km. de ancho méximo y un clerre vertical de
450 m. Es el méds alto y oriental de 1los cinco del gran
anticlinal Picha, cuya orientaciébn es Oeste-
Noroeste/Este-Sureste y cuya longlitud supera los 80 Km.
El plano axial del anticlinal es vertical y esta
orientado de Este a Oeste y tiene el flanco Sur més

empinado con 23 de buzamiento.

Este anticlinal estd4 limitado por el Norte por la falla
inversa San Martin. El1 8sobre-escurrimiento Picha (Picha
Thrust) ha ocasionado la repeticidédn de 1la seccibdn
cretédcea por debajo del Paleozolco en el pozo San Martin-
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1X (SM-1X). Por el Este existen pequefilas fallas de
orientacién Noroeste/Sureste. Sin embargo, no s8se puede
precisar el limite por el flanco Este. El1 flanco Oeste de
buzamiento suave termina en una silla donde se 1inicia la
culminacién Pagoreni. En 1la parte central existe una
s8i1lla que divide el anticlinal en dos culminaciones, no

habiéndose perforado ain la culminacién méds oriental.

2.1.3 Estratigrafia

La columna estratigrdfica atravesada en el 4drea de
Camisea comprende rocas del Paleozoico, Cretédceo vy
Terciario, las que estédn afectadas por fuerte plegamiento
y fallamiento (Fig. 2.3).

La mayor secciédn del Paleozoico ha sido penetrada por el
Pozo SM-1X y esta constituida por los grupos Cabanillas,
Ambo y Tarma- Copacabana y por la formacién Ene. El
espesor del Paleozolco penetrado es de 1100 m. (3609°7).

La 8ecuencla cretdcea esta representada de la base al
tope por las formaciones Cushabatay, Raya, Agua Caliente,

Chonta, Vivian, Cachiyacu y Huchpayacu.

La formacién Cushabatay que constituye 1la base del
Cretéceo, sobreyace a la formacién Ene en discordancia
ligeramente angular. Su espesor promedio es de 200
m. (666°). Su litologia estd compuesta por areniscas de
grano grueso a medio, depositadas en secuencia
transgresiva. Presenta 1intercalaciones de arcillita vy
limolitas.

La formaciétn Raya, es una 8ecuencia de 75 m. (246°) de
lutitas de color gris oscuro de amblente costa afuera,
con intercalaciones delgadas de areniscas. Constituye la

roca sello de San Martin.
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La formacién Agua Caliente, que pertenece a un ciclo
regresivo, e8 una secuencia de 85 m. (279°) de areniscas

con intercalaciones delgadas de lutitas y limolitas.

En el 1inicio de un nuevo ciclo transgresivo se deposita
la formaci6én Chonta, una secuencia de 270 m. (8867)
constituida por areniscas con intercalaciones de 1lutitas
y limolitas en la base y 1lutitas marinas con delgadas
intercalaciones de areniscas, calizas y anhidritas en el
tope. Las 1lutitas de Chonta también constituyen roca

sello.

La formacién Vivian es una 8secuencia regresiva de 90
m. (295°) de espesor, compuesta por areniscas limpias de
grano grueso a fino depositadas cerca de 1la 1linea de
costa, con escasas 1intercalaciones de 1limolitas. La

seccidn superior es algo arcillosa.

A fines del Cretédceo, 8e acentia el proceso regresivo
depositéndose més de 2000 m. (6562°) de capas rojas
durante el Terciario. Adn no 8e ha diferenciado 1la
secuencia terciaria; s8in embargo, podrian corresponder a

las formaciones Yahuarango y Chambira de Selva Norte.

2.2 INGENIERIA DE RESERVORIOS

En 1la estructura San Martin e han 1identificado
acumulaciones de gas natural con alto contenido de
hidrocarburos Cs+. La acumulacién inferior estd emplazada
en la formacién Cushabatay y la superior en la formacibn
Agua Caliente. Ambas acumulaciones tienen contactos

gas/agua independientes.

Lae rocas reservorio €stén constituidas por areniscas de
buena porosidad vy ©Ppermeabilidad con 1intercalaciones
arcillosas de espesor variable. Como unidades porosas y
permeables, loe diferentes reservorios tienen Dbuena
continuidad y extensién variable. Sin embargo al estar
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afectados por fallamiento se espera que la impulsidn de
agua sea limitada como fuente de energia de los

reservorlios.

2.2.1 Determinaciétn del Tipo de Reservorio

El gas natural de 1los reservorios de San Martin esta
constituido casl totalmente por hidrocarburos
parafinicos. El1 andlisis composicional efectuado a partir
de muestras recombinadas de gas y condensado obtenidos
del Pozo SM-1X se muestra en la Tabla 2.1.

Considerando que la presidtn del reservorio es mayor que
la presiédn de rocio del gas y que la temperatura del
reservorio es menor que la del punto cricondentérmico, es
evidente que se trata de un reservorio de gas natural por

condensaclién retrbdHgrada.

La riqueza del gas natural de Camisea en términos de
contenido de LGN es de 76 Bbl/MMscf en San Martin,
correspondiendo al condensado 38 Bbl/MMscf

El agua de formacliétn tanto del reservorio como del
acuifero tiene una salinidad del orden de 20000 ppm de
ClNa, de acuerdo con los célculos a partir de 1los
perfiles de pozo, ya que no 8e dispone de muestras
representativas del agua de formaciédn de los reservorios.
La gravedad especifica del agua ha sido calculada en 1.02
y 8u viscosidad a la condiciones de reservorio en 0.4 cp.

2.2.2 Propiledades de la Roca Reservorio

Las propledades fisicas de 1la roca reservorio de las
diferentes formaciones han 8ildo estimadas a partir del
andlisis de los perfiles de pozo. Asi mismo, 8e ha
utilizado 1la 1informacién de reglistros de flujos vy
presiones (RFT) y pruebas de presidn efectuadas a hueco

entubado.



- 64 -

La porosidad es principalmente intergranular y primaria,
aun cuando exlisten algunas evidencias de variacién de 1la
porosidad por sobrecrecimiento y disolucién de cuarzo.
Asi mismo, la exlistencia de las fracturas podria generar
alguna porosidad secundaria que, 8in embargo, no se

consldera significativa.

La permeabilidad ha sido estimada principalmente a partir
de 1las pruebas de presién y reglstros de flujo vy
presiones (RFT). En este caso, 81 bien la permeabilidad
es principalmente intergranular la exlistencia de
fracturas puede contribulr a acentuar 1la varilacién

direccional de la permeabilidad.

La anlisotropia podria ser acentuada, ya que el eje de
maxima permeabililidad deposicional Este-Oeste de las rocas
de origen fluvial y fluviodeltaico coincide con el eje de
loe anticlinales y con el de mayor probabilidad de
ocurrencla de fracturas. Sin embargo, no es posible hacer

una apreclaciédn cuantitativa de este pardmetro.

La comunicacién vertical dependerd de la extensién vy

continuidad de las intercalaciones arcillosas mayores.

La saturaciédn de agua connata ha sido calculada a partir
de 1los perfiles eléctricos ya que no 8e dispone de
andlisis de presién capllar en nicleos. Asgi mismo, se ha
considerado que la saturacién de gas residual a 1la

invasiétén de agua estd en el mismo orden que el yacimiento

Aguaytia.

El espesor neto gasifero es esencialmente uniforme dada
la poca 1informaciédn actual, ¥y no 8e conslideran 1las
varliacliones de espesor ocasionadas por la repeticiédn de
algunas seccliones debido al fallamiento 1inverso, ya que

abarcan un 4rea relativamente pequefia.
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2.2.3 Distribuci6bn de Fluildos

De acuerdo con las caracteristicas de 1los fluidos, 1la
gradiente de presidén indicada por el RFT y la presién y
temperatura del reservorio Agua Caliente, los
hidrocarburos estén 86lo en fase gaseosa, constituyendo
una acumulacién de gas natural no asociado del tipo de

condensacibédn retrbdgrada.

La relacién entre el gas y el agua de formaciédn del
acuifero debe 8er de equilibrio hidrostédtico. Como en
cada reservorio 86lo existe como médximo un punto de
control del contacto gas/agua, no 8e puede descartar
totalmente la posibilidad de hidrodinamismo. La Fig. 2.4
presenta la ubicacién del nivel de agua libre y contacto
de fluidos en San Martin.

Ee probable que en el flanco norte del yacimiento San
Martin el contacto gas/agua esté mds levantado debido a
qQue presenta una 2zona alslada por debajo del nivel de
derrame de las dos culminaciones de San Martin, que no

habria sido desplazada por el gas durante la migraciédn.

No es posible evaluar el espesor de la zona de transiciédn

pues no se dispone de informacién de presibédn capilar.

2.3 DESCUBRIMIENTO

El yacimiento San Martin se descubrid, con la perforacibdn
y completacién del pozo 42-46-1X en el flanco Sur-Oeste
de la culminacién San Martin, al extremo Este del gran
anticlinal Picha. El1 pozo prob6é produccién comercial de
gas natural y condensado de 63 <API, proveniente de 1las
areniscas de las formaciones Cushabatay y Agua Caliente
de edad cretéces, aproximadamente a 2300 m. de
profundidad.

El anticlinal San Martin, que es la culminacibén més alta
Yy oriental del gran anticlinal Picha, fue detectado por
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sismica de reflexi6n y geologia de superficie, tiene una
longitud de 25 Km., un ancho médximo de 5.5 Km. y un
clerre vertical de 450 m. en el Cretaceo. El
descubrimiento de San Martin fue confirmado con la
perforaciédn del pozo 42-46-2X Segaklato, ubicado a 750 m.
al Sur-Oeste del pozo 1X.

2.3.1 Perforaci6n y Completacién

Los dos pozos ublcados en el yacimiento San Martin se
perforaron por el método rotatorio convencional,
utilizando como fluido de perforacién un lodo de Dbase
agua. El1 pozo descubridor 1X fue completado, mientras que
el confirmatorio 2X fue abandonado sin completarse. En la
Tabla 2.2 8e muestran los datos de perforaciébn de 1los

pozos.

La informacién que 8e ha obtenido de estos pozos
especificamente en la formacién Agua Caliente, esté
constituida principalmente por perfiles de pozo:
eléctricos, acusticos, radioactivos y sismicos; asi como
reglstros de flujos y presliones obtenidos mediante el
multiprobador de formaciones RFT y nucleos de pared por
impacto. No 8e obtuvieron nicleos convencionales por 1lo
que no se dispone de informaciédn petrofisica directa y en
consecuencia no se ha podido calibrar la informacibébn de
perfiles. La calidad de 1los perfiles de pozo es buena y
ha permitido evaluar las propledades petrofisicas de los

reservorlios con razonable aproximaciédn.

Para evaluar el potencilal productivo de 1los pozos, se
efectuaron pruebas de produccién del tipo convencional
(flow-after-flow) en el pozo 1X, utilizando el probador
MUST de Flopetrol, con lecturas de presidn en superficie.
Se obtuvieron muestras de gas y condensado en el
separador para efectuar andlisis PVT y composicional, los
mismos que se reallizaron en los laboratorios de las Cias.
Flopetrol y Shell.
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¥ Pozo San Martin-1X (SM-1X)

El Pozo SM-1X fue perforado en el flanco Sur-Oeste de la
culminacién San Martin con el objeto de explorar su
potencial petrolero. La perforacién del pozo alcanzé la
profundidad final de 3894 m. (12776°), después de
penetrar 31 m. (102°) en la seccién repetida de 1la
formacién Cushabatay.

El pozo 8e perfor6 con brocas de 12 1/4" y 8 1/2",
utilizando 1lodo de base agua tipo KCl-Polimero, con
denslidades variables entre 9.2 y 9.6 1lb/gal, y fue
completado con tuberia de revestimiento de 9 5/8" hasta
la profundidad de 2332 m. (7651°) y con tuberia de
produccién de 7" hasta 2649 m. (86917).

La interpretacidédn de los perfiles de pozo y reglstros de
flujo y presiones (RFT), permitid6 detectar varios niveles
con s8aturaciétn de gas en la 8ecuencia paleozoica vy
cretdcea por lo que, para evaluar el contenido de
fluidos, 8e efectuaron ocho (8) pruebas de formaciédn
(DST) y doe (2) pruebas de producciédn. Los DST mostraron
muy pequeflas indicaciones de hidrocarburos en la
secuencla paleozolicasa, mientras que las pruebas de
produccibén probaron voluimenes comerciales de gas en las
formaciones cretdceas Agua Caliente y Cushabatay. El pozo

fue sellado con cuatro (4) tapones de cemento (ref. 53).

¥ Pozo Segakiato-2X (SE-2X)

El Pozo SE-2X fue perforado a 750 m. al Sur-Oeste y a 150
m. buzamiento abajo del Pozo SM-1X, con el objeto de
investigar la existencia de un posible anillo de petréleo

en la culminacién San Martin.

La perforacién alcanzé una profundidad de 2550
m. (8366°), luego de penetrar 85 m. (279°) en la
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formacién Ene del Paleozoico. E1 pozo fue perforado con
broca de 8 1/2" usando lodo tipo lignosulfonato de 10.2

lb/gal.

La 1interpretacién de 1loes perfiles y RFT confirmé el
descubrimiento de gas natural y permiti6 detectar 1los
contactos gas/agua de las formaciones Cushabatay y Agua
Caliente. Sin embargo, el pozo no fue completado y no fue
poslible obtener una evidencia directa de la ausencla de
un anillo de hidrocarburos 1ligquidos en el vyacimiento

(ref. 54).

2.3.2 Reservas

Desde el descubrimiento del gas natural en el Pozo SM-1X,
se han efectuado diversos estimados de las reservas de
gas y liquidos de gas natural (LGN) de Camisea. Estos
estimados han 1do variando de acuerdo con 1la nueva
informacién aportada por la perforaciédn de los pozos. Asi
mismo, se han efectuado varios pronésticos del

comportamiento productivo de los yacimientos.

Con 1la 1informacién disponible 8e ha alcanzado una
descripcliédn razonable del reservorio Agua Calliente y se
han estimado los volumenes "in situ” y reservas de gas y
LGN mediante el método volumétrico. En el estimado de
reservas efectuado por Petroperu, se ha tomado en cuenta
la incertidumbre de los diferentes pardmetros utilizando
s8imulacién Montecarlo. Estos estimados han sido
esenclalmente confirmados por el estudlio de simulaciébdn
composicional de reservorios efectuado por 1la Cia.
Sclentific Software Intercomp (SSI) (ref.19).

¥ Volumen “In Situ” de Gas Natural

El volumen de gas natural "“in situ” de los reservorios de
San Martin se han estimado en 4.4 Tscf. El detalle de
estos estimados por formaclid/n se muestra a continuaciédn:



Formacién Volumen (Tscf)
Agua Callente 2.9
Cushabatay-Ene 1.5
TOTAL 4 _4

Estos volumenes constituyen el valor mds probable
estimado hasta el momento. Existe clerta 1incertidumbre
asoclada con algunos parédmetros como la saturacibédn de

agua connata y la ublicaclidén de los contactos de fluildos.

S1 blen a condiciones de reservorio todos los
hidrocarburos estdn en su fase gaseossa, para uso
referenclial se han calculado los volumenes "in situ” de
gas s8eco y LGN en el Yacimiento San Martin:

Gas Seco 2.8 Tsecft
LGN 230 MMbbl

* Reservas Probadas

El estimado de las reservas de gas natural y LGN del
vacimiento San Martin 8e ha efectuado siguiendo las
normas y definiclones 1internacionalmente aceptadas (ref.
60), a partir de la informaciédn recolectada de los pozos
perforados y de la 1informaciédn sismica 1interpretada por
el Dpto. de Geologia de Petroperti y la Cia. Shell (refs.
1, 38 y 70).

En la Tabla 2.3 se presentan los volumenes mé&s probables
que s8e pueden recuperar en el &rea de Camisea utilizando
tecnologias y métodos conocldos de explotacién y bajo las

condiciones de preclos y regulacliones exlistentes.

El rango de varilacién de 1los factores de recuperaciébdn
final estaria entre 55 y 80% del LGN 1inicialmente "in
situ” y entre el 60 y 75% del gas iniclalmente "in situ”.
Ee muy 1importante que estos factores sean preclisados
peribdbdicamente medlante estudios de simulaciédn

composicional de reservorios.
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Se han clasificado como reservas probadas las que tienen
una probabilidad de recuperarse igual o mayor del 90% vy
como probables, aquellas con una probabilidad de
recuperacién entre 50 y 90%, siguiendo el sistema usado

internacionalmente.

En el estimado anterior no 8e 1incluyen las reservas
posibles de San Martin gque pueden existir en la

culminacién oriental de la estructura.



3. PROCESAMIENTO DE LA INFORMACION

Para construir el modelo radial y el de secciédn
transversal necesarios para este estudio de simulacién a
nivel pozo, fue necesario recopilar toda la informacién
disponible del édrea de Camisea, asi como de 4&reas

vecinas.

En vista de que en 1la etapa de exploracién no se
obtuvieron algunos datos importantes, 8e hizo uso de
informacién del yacimiento Aguaytia por ser un reservorio
de gas-condensado sujeto a condensacién retrégrada y

encontrarse en la Cuenca Ucayali.

3.1 INTERPRETACION GEOLOGICA

El objetivo de toda evaluaciédn geolb6gica es 1identificar
diversas caracteristicas de los reservorios y en cada uno

de ellos determinar o estimar:

¥ Tipo de roca reservorio

¥ Continuidad y extensién de la roca reservorio

¥ Direcciédn de los ejes principales de méxima
permeabilidad

¥ Tipo y continuidad de las intercalaciones arcillosas

¥ Geometria actual del reservorio

¥ Tipo vy extensibén de la roca sello (cap rock)

* Extensibén del acuifero

Excepto por datos de secclones sismicas, mapas

estructurales, perfiles eléctricos y wuna prueba de

presién efectuada en 1la formacién Agua Caliente del
vacimiento San Martin, muy poca informacién adicional de
importancia béasica s8se encuentra disponible relacionada
con el control deposicional Y geometria de los
reservorios, tales como:.: analisis de nucleos, estudios

sedimentolégicos detallados e informacién de
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paleontologia y palinologia. Esto indudablemente 1llevara
a desarrollar el presente estudio dentro de una cierta
incertidumbre que podra 1irse superando con informacién

que s8e obtenga a futuro.

3.1.1 Andlisis Estructural

Desde el descubrimiento de este reservorio, se han
realizado diversas interpretaciones geoldgicas por parte
de la Cia. Shell (ref. 70), luego por PETROPERU (ref. 38)
y posteriormente por SSI (ref. 19). Sin embargo, todavia
persisten ciertas dudas, principalmente con respecto a la
profundidad del contacto gas-agua (GWC) en el pozo SM-1X
y a la presencia de una posible barrera impermeable entre
los pozos SM-1X y SE-2X.

Los perfiles eléctricos corregidos a la profundidad
vertical verdadera identifican los limites verticales del
reservorio Agua Caliente y la ultima versiétn del mapa
estructural en tiempo (ref. 19 y 38) fue la base para

definir los limites areales de este reservorio.

Estimando la extensidén areal del yacimiento, la pregunta
critica es 81 la columna de gas se extiende hasta la base
de la formacidén Agua Caliente en el pozo SM-1X y existe
un GWC @ 6056 ft.ss (1847 mss) solamente en el pozo SE-2X
(Fig. 3.1), o 81 1los contactos encontrados en los dos

pozos estan separados (Fig. 3.2).

En la Figura 3.1, la extensidn vertical del reservorio ha
sido descrita como 8e presenta en 1los reportes de
PETROPERU deducido de datos del RFT.

En la Figura 3.2, la extensién vertical del reservorio en
cada pozo ha 8ido 1indicada sobre 1la base de datos de

perfiles eléctricos, segun una de las teorias presentadas

por SSI.



- 73 -

La 1interpretacidén actual realizada por PETROPERU asume
que el reservorio es continuo entre los pozos SM-1X y SE-
2X, descartando 1la presenclia de una falla entre ambos
pozos. Por lo tanto, en el presente trabajo se ha asumido
la continuidad del reservorio entre 1los pozos. Sin
embargo, se deberd efectuar un estudio mds detallado al
respecto empleando sismica a detalle (sismica 3-D) y
correlacionando con pruebas de presién largas (pruebas de
interferencia), para descartar 1la presencla de dicha

barrera impermeable.

3.1.2 Analisis Estratigrafico

Como unidades 1itolégicas las formaciones cretéceas
tienen una excelente continuldad y extensiédn del orden de
centenares de kilémetros; s8in embargo, como unidades
porosas y permeables, al estar afectadas fuertemente por
fallamiento, es probable que la continuidad esté
restringida significativamente en alguna parte de 1los
reservorios y la extensidtn limitada a las Adreas entre las

fallas mayores.

Los camblos de espesor de la arenisca Agua Caliente son
méds rdpldos en la direccién Suroeste-Noreste, entre 1los
pozos SM-1X y SE-2X, en una distancia de 28B0-360 ft.; 1lo
que no sucede en la direccidn Noroeste-Sureste entre los
pozos SM-1X y Cashiriari-3X, en una distancia de 280-340
ft.

Para fines del estudlio s8e ha consliderado que las
intercalaciones arclillosas mayores presentes en la
gecclén estratigrdfica de 1los pozos ©SM-1X y SE-2X
elaborada por PETROPERU (Fig. 3.3) , constituyen
restricciones verticales al flujo en 1las cercanias de
estos pozos que va desde el 75-85% hasta una completa

comunicacién hacla el Noreste del pozo SM-1X.
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De acuerdo con las consideraciones anteriores, es
probable que la impulsién del agua sea moderada actuando
como fuente de energia. Para el disefio tanto del modelo
radial como del modelo de seccibén transversal, se ha
asumido la homogeneidad del reservorio y espesor

uniforme.

3.2 EVALUACION DE PERFILES

La revisién de la informacién bésica recolectada y de
interpretaciones cualitativas y cuantitativas de perfiles
eléctricos previas a este estudlo, realizadas por las
companiias Shell, PETROPERU vy SSI, han servido para
determinar la distribucién de los siguientes parémetros

del reservorio Agua Caliente:

Porosidad

Saturacién de Agua Connata
Espesor Total

Espesor Neto Gasifero
Contacto Gas-Agua (GWC)
Permeabilidad

¥ H H K K K

Todos los perfiles de los pozos en el &rea se encuentran
digitizados en el intervalo correspondiente a la
formacién Agua Caliente, teniendo como datum o patrén
principal de normalizaciéd/n una lutita caracteristica de
la formacién Chonta (Fig. 3.4).

Para evaluar los valores de porosidad y saturacibén de la
formacién Agua Caliente en el pozo SM-1X, se tombé en
cuenta el informe presentado por la Divisién Control de
Pozos - Dpto. de Geologia de PETROPERU (ref. 12), el cual
describe el tope de 1la formaciétn @ 6771° abdf con una
resistividad de agua de formacidén (Rw) de 0.204 oh-m @
140 <=F, correspondiente @ 15842 ppm de NaCl. Esta
formacibdn presenta dos zonas bien definidas en cuanto a

sus caracteristicas petrofisicas.
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El primer intervalo 6771° - 6932° abdf presenta altos
valores de resistividad y de rayos gamma, asi como
también bajas lecturas de densidad. En esta 2zona el
contenido arcilloso es de 25% en promedio. La
determinacién de la porosidad y saturaciédn de agua es en

promedio 18% y 31% respectivamente.

El segundo intervalo 6939° - 7051° abdf presenta valores
bajos de resistividad en comparacién al intervalo
anterior, las lecturas de rayos gamma son mas baJjas,
mientras que las lecturas de densidad aumentan. El
contenido arcilloso promedio es de 14% y los valores
promedio de porosidad y saturaciédn de agua son 17% y 55%
respectivamente (Fig. 3.3).

La zona mojada por agua, 1ldentificada por los perfiles
eléctricos en el pozo SE-2X entre 6056 y 6244 ft.ss,
tienen una resistividad laterolog de 10 oh-m vy
velocidades sbnicas de +/- 74 microseg/ft. E1 GWC esta en
6056 ft.ss (1847 mss).

La parte superior de la arenisca Agua Caliente entre 5432
y 5502 ft.ss8., que prob6 gas a un caudal de 23.2 MMscfd y
condensado a 980 stbd en el pozo SM-1X, tiene
resistividades laterolog de 75-100 oh-m y velocidades
sbnicas del orden de 83 microseg/ft.

3.2.1 Multiprobador de Formaciones (RFT)

En el pozo SE-2X 8e observa un claro GWC derivado de
perfiles eléctricos @ 1847 mss (2303 mabdf), el cual fue
confirmado por el GWC del RFT @ 1839 mss (2295 mabdf)
como observamos en la Figura 3.5b. Los resultados de
pruebas previas y muestreo del RFT se presentan en la
Tabla 3.1 y 3.2 para los pozos SM-1X vy SE-2X,

respectivamente.

La primera muestra tomada en el pozo SE-2X recuperd 100%
de agua y filtrado @ 2336 mabdf, que estda por debajo del
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GWC. La segunda muestra recuperé 86% de agua y filtrado y
14% de gas ® 2292 mabdf, que estd por encima del GWC
(ref. 1).

Los datos de presién RFT obtenidos en el pozo SM-1X son
de regular calidad (Fig. 3.5a). Las presiones fueron
tomadas con un medidor mecdnico (strain gauge) y la
revisién de las presiones indican que se requiere de un
cambio de todas las presiones registradas en la corrida 2
de -33 psi, para alinearlas con las corridas restantes
(ref. 36).

Los datos de presién RFT del pozo SE-2X son, en cambio,
de muy buena calidad. Las presiones fueron tomadas usando

un medidor electrénico (HP quartz gauge).

La interpretacién de datos del RFT establecié6 que 1los
sistemas encontrados en ambas formaciones objetivo (Agua
Caliente y Cushabatay) son de gas-—-agua. Fue posible un
excelente ajuste de datos de presiones RFT tomados en las
formaciones Vivian, Chonta, Agua Caliente y Ene de ambos
pozos por correccién del Juego de datos completo en el
pozo SM-1X en 24 psi. (reflejando un error del medidor

mecdnico) y un menor ajuste de la profundidad vertical.

Las presiones del RFT en Agua Caliente confirman el GWC
derivado de perfiles encontrado en Segakiato, e 1indican
fuertemente la comunicacién de presidén entre el gas en
Agua Caliente de ambos pozos. Bajo esta asunciédn, la
comunicacién entre el gas en Agua Caliente y Cushabatay

es ahora descartada.

Podemos concluir de los datos del RFT que los reservorios
de gas en las formaciones principales de Agua Caliente y
Clshabatay forman acumulaciones separadas, las cuales son
continuas entre los dos pozos y que no existe zona

productora de petrb6leo (oil bearing).
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En el presente estudio, se ha tomado un valor promedio de
la profundidad del GWC en el pozo SE-2X @ 7543 abdf
(2299 mabdf), en vista de la diferentes interpretaciones.

3.2.2 Perfil para Determinar Gas Movible (MGP)

El perfil de gas movible (MGP) viene a ser |una
interpretaciétn de perfiles a nlivel pozo, efectuada en
forma semicuantitativa. El1l MGP ha demostrado ser una
excelente herramlienta para reconocer si las arenas
contlenen gas o agua, asi como para disefiar el modelo

radlal en lo que respecta al numero de capas (layers).

De acuerdo al MGP del pozo SM-1X elaborado por PETROPERU,
se observa un 1intervalo con buen potencilal productivo de
6771 a 6932° abdf, que muestra valores de saturacldn de
agua en el rango de 20-50% y los valores de porosidad se

encuentran dentro del rango de 15-20%.

Asi mismo, se observa un intervalo inferlior desde 6952° a
7051° abdf con propledades de reservorio desmejoradas con
respecto al 1ntervalo anterior. La saturaciétn de agua
estda entre 45-50% y la porosidad en un rango de 10-15%.
La Tabla 3.3 muestra los valores estimados de saturaciébdn
de agua y porosidad, de acuerdo al analisis del MGP de
los pozos SM-1X y SE-2X (Figs. 3.6 y 3.7).

A fin de preclisar la iInformaciédn bésica necesaria para el
modelo radial y la secclbdn transversal de la
interpretaciétn de perfilles, se hlizo una comparacidn de
los resultados encontrados por la compafiiag Shell vy
PETROPERU, asi como la interpretaciédn realizada por SSI,

cuyo resumen se encuentra en la Tabla 3.4.

3.3 CURVAS DE PRESION CAPILAR Y PERMEABILIDAD EFECTIVA

Ya que en ninguno de los cuatro pozos exploratorios
perforados en el &4rea de Camisea s8e han tomado muestras

de nucleos convenclonales, se han obtenido las curvas de
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presién capllar del anadlisis de nucleos del pozo
Aguaytia-3x, utilizando técnicas de normalizaciédn vy
desnormalizaciédn (ref. 66) para adaptarlas a las
caracteristicas de 1la formacién Agua Calliente en San
Martin.

3.3.1 Normalizaci6tn de las Curvas de Presi6tn Capilar

Para la determinacién de las curvas de presiédn capllar,
hemos utilizado 1los datos presentados en el 1informe de

andlisis de nucleos del pozo Aguaytia-3X (ref. 26).

En este poOzo se cortaron 48 ples de nucleos
convenclionales de la formaciédn Cushabatay, procediéndose
a analizar 14 muestras correspondientes a una profundidad
de 2561 a 2570 mabdf para elaborar sus respectivas curvas

de presiédn capillar.

A partir de este andlisis se han normalizado 13 de las 14
curvas presentadas, haclendo wuso de 1la funcién J de

Leverett (ref. 66) cuya expresién es la sigulente:

Fc

J(Sw) = (K/gp)r 7= (3.1)

rcos0

donde:

J = Funcién J de Leverett (adimensional)

g = Tensidén interfaclal gas-agua (36 dinas/cm)

) = Angulo de contacto (40*)

Pc = Presiétn capilar (dinas/cm*)

K = Permeabilidad efectiva (cm¥)

@ = Porosidad

Los valores de tensiétn 1interfacial y dangulo de contacto

fueron obtenidos por pruebas de laboratorio (ref. 14).
]

Reformulando la ecuacién anterior en unidades de campo

obtenemos:
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21727 Fo(psi) o K(md)., r7=
J(OW) 5 o ‘_ ( (3.2)
a(dinas/cm) @

También se normalizaron las saturaciones de agua mediante

la sigulente relacién:

(Sw Sw,)
(1 Swy )

De esta manera se obtuvo una familia de curvas que pueden

representarse por la siguilente ecuaciédn parabbdlica:

Su*Ie = 4 (3.4)

Mediante una regresiétn 1lineal del logaritmo de 1la
ecuacién 3.4 se determinaron las constantes a y b, cuyos

valores son 0.305 y 0.775 respectivamente.

En la Figura 3.8, se muestra la familia de curvas asi
como la grafica que representa la ecuaclibédn parabbdlica.
Esta Gltima grafica se asemeja a la curva normalizada de
la muestra 29H (Fig. 3.9), la cual se considera

representativa de toda esa familia de curvas.

Esta curva de presién capilar normalizada sera utilizada
posteriormente para determinar las curvas de presién
capllar de cada regién del modelo, en base a sus
permeablilidades efectivas, porosidades y saturaciones de
agua connata. En la seccién 5.3, se define el concepto de
regién asi como su utilidad dentro del modelo radial y de

secclén transversal.

3.3.2 Ajuste de Permeabilidad Efectiva

Para determinar las permeabilidades efectivas a partir de
pruebas de producciédn y perfiles eléctricos, se han usado
las ecuacliones para la normalizacién de la presién

capllar de la siguiente manera (ref. 57):
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De:
Fc
J(Sw) = (|(/¢)1/:.':
rcoso
y:
Swxdb = 4
obtenemos:

gla* ™ pcosB)=

SN*Z/t: F-Cz
Cuando .Sw Swi:
Log(K/g) = Log Cte + Z/b Log(1l - Sw.) (3.6)

La constante se determinarda por regresién 1lineal de la
ecuacién 3.6, en base a los valores de permeabilidad
obtenidos de las pruebas de producciédn tomadas tanto en
Camisea como en Aguaytia; y a los valores de porosidad vy
saturacion de agua connata estimados de perfiles
eléctricos correspondientes a 1los 1intervalos probados
(refs. 13, 36 y 61).

En la Tabla 3.5 se encuentran los datos de las pruebas de
produccién utilizados en este ajuste asi como los

cdlculos efectuados para el ajuste de la curva

De la regresiétn lineal obtenemos:

6017.94
0.725

3.779448 Cte
2.809264 b

Log Cte
2/b

1
1l

De esta forma, la ecuacién resultante es:
(K/7@) = 6017.94 (1 GCw, )=-91 (3.7

En la Figura 3.10 se observa el ajuste de esta ecuacién
con los datos de 1las pruebas de produccién y perfiles
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eléctricos. Este ajuste sera utilizado posteriormente,
en el seccidbn 5.2.2, para determinar las permeabilidades

efectivas de cada capa.

3.4 ANALISIS PVT

Las propledades de 1los fluidos del reservorio estéan
basadas en el andlisis de muestras recombinadas de gas y
condensado obtenidas en el pozo SM-1X para la formacién
Agua Caliente, efectuados por las compafiias Flopetrol vy
Shell (refs. 18 y 69).

El reporte elaborado por Shell fue considerado no
representativo pues dada la 1incertidumbre de 1la razén
condensado/gas (GLR) usado en la recombinacién del fluido
del separador, la gradiente del gas calculada es
significativamente inferior a la gradiente observada en
el RFT de 0.089 psi/ft. Esto puede ser el resultado de
un muestreo inapropiado del fluido o) una posible
contaminacién de la muestra por hidrocarburos mas pesados
(grasa). Por 1lo tanto, en este trabajo 86lo 8e ha
considerado el reporte de Flopetrol para el célculo de

las propliedades del gas.

3.4.1 Condiciones del Reservorio

Las condiciones 1iniciales del reservorio Agua Caliente

son:
* Presiétn inicial : 3097 peig.
* Temperatura inicial : 165 <F

La presiétn en el punto de rocio, determinada de 1la

muestra selecclionada para el estudio PVT es:

¥ Presién de rocio @ 165 <F : 3080 psig
* Factor de compresibilidad del gas @ 165 ®F : 0.815
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Se ha considerado un valor promedio de la compresibilidad

de la roca reservorio encontrada por Shell y Flopetrol:

¥ Compresibilidad de la roca : 0.41%E-05 psi™'

3.4.2 Propiedades del Gas

Para efectos de recopllar la informacién referente a las
propiedades fisicas del gas natural en el reservorio Agua
Caliente que requiere el modelo de simulacién, se revisb
los analisis de 1laboratorio PVT realizados por 1las

compafiias Shell y Flopetrol.

El andlisis composicional del gas, asi como la
determinacién de pseudo-propledades de la mezcla, tales
como: presiétn y temperatura pseudo-criticas y el peso
molecular promedio de la mezcla se resumen en la Tabla
3.6.

Las curvas de viscosidad y gravedad especifica del gas
que estdan en funcibén de 1la temperatura, presién vy
composiciédn de 1la mezcla, se han obtenido del reporte de
Flopetrol. Las Figuras 3.11a y b muestran la viscosidad y
gravedad especifica del gas a diferentes niveles de

presiédn que requiere el simulador.

El factor de compresibilidad del gas fue obtenido de 1los
reportes antes mencionados y confirmado por el método

semianalitico desarrollado en el Apéndice A (Fig. 3.11lc).

El factor de volumen de formacidén del gas fue obtenido de
la aplicaciétn de 1la ecuacibédn general de los gases,
evaluando a diferentes niveles de presidétn del reservorio

vy consliderando un proceso isotérmico (Fig. 3.11d).

Los datos de viscosidad, gravedad especifica, factor de
volumen de formacién y factor de compresibilidad del gas

encontrado en la formaci6én Agua Callente, se resumen en

la Tabla 3.7.
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3.4.3 Propiedades del Agua de Formacién

Las propledades fisicas del agua de formacién Qque
requerimos para modelar el reservorio son: el factor
volumen de formaciédn del agua, viscosidad,
compresibilidad, salinidad (o resistividad) y solubilidad

del gas en el agua.

En vista de que no existen andlisis de muestras de agua
de la formacién Agua Callente, se han empleado diversas
correlaciones para estimar dichas propledades a

diferentes niveles de presiédn.

Para determinar la solubilidad del gas en el agua de
formaciétn, s8e ha hecho uso de 1la correlacidédn propuesta
por Jones (ref. 66), en funciébn de la temperatura,
presién y 8alinidad del agua; proponiendo la s8iguilente

relacién empirica:
Ksw = Rswe (1 - XY/10000) (3.7)

donde:
Rews= Solubilidad del gas natural en agua pura (cuft/bbl)
Reaw = Solubilidad del gas natural en agua de formaciédn

(cuft/bbl)

Y - Salinidad del agua de formacién (ppm)

X - Factor de correccién por salinidad (X @ 165 <F -
0.047)

Para estimar el factor de volumen de formacién del agua,
se ha usado 1la correlacién presentada por Dobson vy
Standing (ref. 66), en funciétn de 1las 8sales disueltas,
gas en solucibén, temperatura y presién. Ellos propusieron

la s8iguiente ecuacioédn:

Bw = Bug + Rsw/Fswg ((Bw)wa e (BW) i ) (3.8)

donde:
Bw. = Factor volumen de formacién del agua pura (bbl/stb)
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Teniendo en cuenta que 1la salinidad del agua de la
formacién Agua Caliente estéd aproximadamente entre 15000
y 20000 ppm, estimada de perfiles eléctricos, se ha
determinado la s8olubilidad del gas en el agua de
formacién y el factor de volumen de formacidédn del agua a
diferentes niveles de presién como requiere el simulador
(Figs. 3.12a y b). Los valores se resumen en la Tabla
3.8.

La viscosidad y densidad del agua 8e obtuvieron del
informe presentado por la compafiia Shell (ref. 36), el

cual considera:

X Viscosidad del agua de formaciédn : 0.4 cp.
X Densidad del agua de formaciédn : 64.25 1lb/cuft.
X Gravedad especifica del agua - 1.02



4. ANALISIS DE LA PRUEBA DE PRODUCCION

4.1 HISTORIAL DE LA PRUEBA

Las historias de produccién y presiones de la prueba de
produccién del pozo SM-1X en la formacién Agua Caliente,
se han tomado del reporte EP87-1390 de Shell
International (ref. 36).

X Intervalo perforado : 2067-2073 mabdf
X Produccién: Gas : 23 MMscfd
X CGR : 40 bls/MMscft
¥ Agua : N.A.
X Gas producido total : 34 MMscf
¥ Puntos de medicién : Amerada RPG-3 @ 2043 mabdf
Flopetrol SSDR @ 2041.2 mabdf
PERIODO CAUDAL DURACION COMENTARIOS
(MMscfd) (hrs)
1 - —-——— Pi = 3113 psia
2 10.0 0.00 Periodo de Limpieza
3 12.5 0.30 Periodo de Limpieza
4 17.7 0.12 Periodo de Limpieza
5 21.3 5.33 Periodo de Limpieza
6 0.0 11.98 Restauracién Inicial
7 17.7 0.40 Prueba de Caudal Simple
8 16.7 0.45 Prueba de Caudal Simple
9 17.7 9.17 Prueba de Caudal Simple
10 0.0 10.23 Restauraciédn
11 16.1 8.00 Prueba de Entrega
12 17.4 8.20 Prueba de Entrega
13 21.3 7.80 Prueba de Entrega
14 23.2 8.00 Prueba de Entrega
15 0.0 3.50 Restauracién Final

Esta prueba fue efectuada en Mayo de 1984 y durdé en total
74 horas (3.08 dias). En la Figura 4.1 se presenta la

secuencia de la prueba.

Para el registro de presiones, se bajaron dos
registradores en paralelo, uno electrédnico Flopetrol SSDR
y otro mecdnico, Amerada RPG-3, con el propésito de

conseguir confiabilidad en 1las presiones registradas;
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obteniéndose wuna buena calidad de datos. Debido a
problemas operativos durante la prueba, no se pudo cerrar

el pozo en el fondo s8ino en superficie.

4.2 DETERMINACION DE LAS PROPIEDADES DEL RESERVORIO

Para determinar el valor de la capacidad productiva del
reservorio (Kh) se han analizado solamente los datos de
los periodos de cilerre 6, 10 y 15. No asi los periodos de
flujo de la prueba, va que cuando existe una
significativa turbulencia durante el flujo, el valor de
Kh obtenido de pruebas de flujo (drawdown) se distorsiona

Sin embargo, la turbulencia no afecta la determinaciédn
de Kh del analisis de una prueba de restauracidédn de
pregién (build up) (ref. 68).

Por otro lado, a partir de 1los estudios de Jones vy
Raghavan (refs. 31 y 32), la teoria de flujo monofasico
puede ser utlilizada para determinar con exactitud el
valor de Kh y 1la presiédn promedia (P*) de un reservorio

de gas-condensado.

Los parametros de pozo y reservorio wusados para la
determinaciétn de 1las propledades del reservorio son Jos

slguientes:

Intervalo perforado : 20°

Intervalo drenado : 65°

T 0.0215 cp

Ce 2.028%E-4 psi ™ *
e : 0.5°

2 0.18

e : 0.77

T : 165°F

4.2_.1 Analisis de los Periodos de Cierre 6, 10 y 15

Para efectuar el analisis de estos periodos de clerre, se
construyeron en primer lugar los graficos logaritmicos de
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diagnéstico [dm(p) ves dt] y derivada [dm(p) 'dt vs dt]
para cada periodo. Posteriormente 8e cosntruyeron los
gréficos correspondientes al anélisis de Horner
modificado para pruebas bulld up precedidas por periodos
de flujo variable.

En los grédficos de diagnéstico (Figs. 4.2, 4.3 y 4.4), se
observa que no se forma la pendiente unitaria en la etapa
inicial de la prueba. Esto se debe a una variacibén de la
constante de almacenamliento, producto de la segregaciédn
de faBes que ocurre en el pozo durante los periodos de
clerre. Por esta razén, no se utilizé el método de
ajuste con curvas tipo para el andlisis de estos

periodos.

En 1los grédficos de 1la derivada, 8se observa un valor

minimo que puede deberse a un fenbtmeno de recarga debido

a la revaporizacién del liquido producido por
condensaciébédn retré6grada. Este comportamiento de la
derivada podria corresponder también, a un sistema

heterogéneo. Pero como sabemos, la profundidad del minimo
de la derivada en slistemas heterogéneos es funcibdn
inversa de la relacién de almacenamiento (w). Cuando w se
incrementa, la profundidad y duracién del minimo en la
derivada decrece y el comportamiento del sistema se

aproxima al de un sistema homogéneo (refs. 24 y 25).

Debido a que en este andlisis particular, el minimo en la
derivada no es pronunciado , y qQue ademéds, no se dispone
de estudios sedimentolégicos para precisar la existencila
de doble porosidad o doble permeabilidad, es que se ha
optado por utilizar para el andlisis el modelo de un

reservorio homogéneo con almacenamiento y dafio.

Para calcular el valor de Kh 8e ha hecho uso de la
extensié4n del método de O0Odeh y Jones (ref. 15) para
andlisis de builld up precedido por periodos de flujo a

caudal variable.
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La secuenclia de flujos es un caudal q. por un tiempo t.,
un caudal g: hasta un tiempo t. y asi sucesivamente para
un caudal Q. hasta un tiempo t... El cierre, posterior al
flujo Q., se extiende sobre el periodo de tiempo dt; asi

tenemos:

m'ox | Log (t+dt-t, JJI
0, L O, .

donde:
m" = 1.632%E46 T/Kh

y
dq. = Q4 Qis—-1
Qrh+2 = 0
to) = Qo = 0
t - tr'v
Los graficos de [m(p)s - M(P)lww ]/ @

ve £ [da;/Q, Log(t+dt-t,-1)] correspondientes a los
periodos de cierre 6, 10 y 15 se presentan en las Figuras
4.5, 4.6 y 4.7.

En las Figuras 4.5 y 4.6, se observa una doble pendiente
que podria reflejar la presencla de una barrera
impermeable a 500 m. del pozo ©SM-1X o un sistema

heterogéneo.

Esta ultima posibilidad puede descartarse observando el
prolongado tiempo de duracién del periodo de la linea de
transicién, la cual en pozos de gas debe ser més corta,
debido a la alta transmisibilidad del fluido.

Por otro lado, tampoco podemos asegurar que este
comportamiento se debe a 1la presencia de una barrera
impermeable, ya que no existen suficlentes evidencias
geol6bgicas; por lo que s8e recomienda estudlios geolb6gicos
mds detallados y pruebas de produccibén més largas para
verificar o descartar esta posibilidad. Los resultados

del andlisis se muestran en la Tabla 4.1.
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La extrapolacién de P* en los tres periodos de clerre
aproximadamente es el mismo valor, lo cual indica gque no
se han alcanzado los limites del reservorio durante 1la

prueba.

4.3 DETERMINACION DEL DARO POR PERFORACION, PENETRACION
PARCIAL, TURBULENCIA Y FORMACION DE CONDENSADO

4.3.1 Andlisis de los Periodos de Flujo 13 y 14

Del anédlisis de 1los periodos de flujo 13 y 14 se han
determinado los valores correspondientes al dafio mecéanico
(Sm) y al factor de turbulencia D. Para efectuar el
andlisis de los periodos de flujo hemos utilizado el
principio de superposicibédn en el tiempo, que es
bdsicamente el mismo método usado en el anélisis
build up.

Los gréficos de [m(p): - m(p)wr1/Q. vs Z [q,/Q- Log(t -

tsi—1 )] se muestran en las Figuras 4.8 y 4.9. Para este
andlisis no se han tomado en cuenta los periodos de flujo
11 y 12, por encontrarse fuertemente afectados por 1la
continua limpieza del pozo. Este efecto se produce debido
a que el periodo de limpieza de la prueba s86lo durd 6
horas, cuando en pozos exploratorios se recomienda un
minimo de 24 horas (ref. 16).

-

De ambos gréaficos se obtuvo una pendiente 1igual a m’ =

0.052. El1 factor s8kin aparente S.°, asoclado con cada

caudal de flujo @., 8e ha calculado de 1la sigulente
ecuaciédn:
S’ = 1,151 [ Am(p)/m” - Lag (K/@gpacatr=) + 3.25]

Los dos periodos de flujo han s8ido analizados por el
método descrito para el enésimo periodo de flujo. De este

andlisis se obtuvieron dos relaciones del tipo:

S’ = Sm o+ Dkq
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para el periodo 13: 177 = Sm + D%21.3
para el periodo 14: 187 = Sm + D¥23.2
de donde:

Este factor de turbulencia también ha sido calculado por
medio de una expresiétn matematica desarrollada por Dake

(ref. 11), segun:

D = 2.2229%E-15 B1,Kh /puh,=r o
donde:
E = 2.73%E10 J(KL)r-a1@am

K. representa la permeabilidad en la zona alterada 1igual
a 20 md (asumida de acuerdo a S) y por lo tanto, D =
5.84.

Se puede apreciar, que el valor de D obtenido del
analisis de los periodos de flujo no difiere
significativamente del valor de D calculado en forma

analitica.

4.3.2 Calculo del Darfio por Penetracién Parcial y
Formaciétn de Condensado.

El dafio mecédnico comprende los dafios producidos por
operaciones de perforacién y completaciédn y por efecto de
la penetracién Pparcial. Para calcular la caida de presién
debido a 1la Penetracidn parcial, se evaluaron las
respuestas de presién obtenidas del gimulador
considerando primero, la condicién actual de completacién
(20° de apertura del intervalo productivo) y luego, la
apertura de todo el intervalo productor (280°) saturado

con gas.
Para convertir esta caida de presién por penetraciédn
parcial en un valor de dafio equivalente, se hizo uso de

la ecuaciédn:
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Aa(p) = 0.859 0 5Quwe
de donde se obtuvo un dafio por penetracién parcial de 59.

El dafio asociado con las operaciones de perforaciédn vy
completacién, corresponde a la diferencia entre el dafio
mecdnico (65) y el dafio por penetracién parcial (59).
Este dafio de +6, 1indica una condicién normal del pozo,
originando una caida de presién que ha sido representada
en el modelo por un factor equivalente a la eficiencia de

flujo (impairment factor) igual a 0.75.

La diferencia entre la respuesta de presiones de este
conjunto de efectos con respecto a la respuesta real del
reservorio, es la caida de presidén por acumulaciédn de
liquidos en el reservorio producto de s8u naturaleza
retrbgrada. Esta caida de presidén adicional representa
una restriccién al flujo considerdndose como otro tipo de
dafio igual a 23.

4.4 COMPARACION DE RESULTADOS

En la Tabla 4.2 s8e muestran 1los resultados de 1los
andlisis de 1la prueba de produccién del pozo SM-1X
efectuados por Shell, Scientific Software Intercomp y los

nuestros

En dicha tabla observamos que los valores encontrados son
bastante aproximados entre si, lo que asegura la
confiabilidad de estos resultados siempre y cuando el
modelo que s8e ha considerado, de un reservorio homogéneo

con almacenamiento y dafio, sea el adecuado.

El andlisis de 1la prueba de producciédn forma parte
importante de la informacidén requerida para el modelo de
simulacién. En primer lugar nos ayuda a caracterizar el

reservorio y luego nos permite estimar las propiedades de
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la roca reservorio y las restricciones al flujo, que
posteriormente servirdn para predecir el comportamiento

futuro de este reservorio (ref. 67).

Dentro de este marco es claro observar, que la
confiabilidad de nuestras predicciones depende del grado
de exactitud del analisis de la prueba de produccién; 1lo
que nos motivé a efectuar el anédlisis de dicha prueba
nuevamente \Y% luego compararlo con los andlisis

anteriores



5. CONSTRUCCION DEL MODEIO RADIAL

5.1 DESCRIPCION

En el ©presente trabajo s8e ha disefiado un modelo
bidimensional radial con el objeto de hacer un estudio de
detalle a nivel pozo y poder estimar el potencial
productivo de 1los pozos de desarrollo en el yacimiento
San Martin - formacién Agua Caliente, tomando en cuenta
los problemas ocasionados por las restricciones
verticales al flujo en la vecindad del pozo y el efecto

de penetracibédn parcial.

Otro objetivo de construir el modelo radial, es obtener
un meJjor conocimiento del movimiento de agua de fondo
bajo diferentes esquemas de completaciédn en los pozos que
atraviesan el contacto gas-agua (GWC), como es el caso

del pozo SE-2X.

Se disefiaron dos modelos radiales; uno para simular el
comportamiento productivo de un pozo que no atraviesa el
GWC (s8imilar al pozo SM-1X) y otro en el cual el pozo
atraviesa el GWC (similar al pozo SE-2X).

5.1.1 Configuraciétn de la Malla

En el primer modelo radial (pozo SM-1X) s8e estimbé6 un
radio de aproximadamente 8100° (2.4 Km.), considerando un
poco mas del radio de drenaje de un pozo de gas en el
area de 5270° (2 Km.). Se establecieron 14 coronas cuyos
radios varian en progresién geométrica desde 0.5 ft. en
el pozo hasta el radio de 8100°. En la Figura 5.1 se
muestra el esquema del mallado utilizado para este caso.
EL espesor total de la formaciétn Agua Caliente 8e ha
dividido en diez (10) capas, las que seran definidas en

la seccibn 5.2.1 y se muestran en la Figura 5.3.



También se construy® otro modelo radial para representar
un pozo similar al SE-2X, es decir, un pozo qQque atraviese
el GWC. En este caso, se utilizé el mismo radio externo
que el modelo anterior, pero se considerd solamente doce
(12) coronas por haber unido las coronas 2 y 3 en una
sola con el propésito de equilibrar el modelo, evitando

asi errores de convergencia (Fig. 5.2).

Tanto el radio del pozo como el de las deméds coronas
permanecié 1igual al primer modelo radial. Asi mismo, el
espesor total de la formacion Agua Caliente s8e ha
dividido en diez (10) capas para ambos modelos;
considerando en el segundo modelo radial que las capas 9

vy 10 estan completamente saturadas de agua.

Para simular el acuifero se incrementd la porosidad de 1la
capa 10 a 450% 6 900%, dependiendo del wvolumen de

acuifero que se deseaba representar.

5.1.2 Tamafio del Acuifero

Para determinar el tamafio del acuifero fue necesario
calcular la extensién que cubre la acumulacibén de agua
segin el mapa estructural en profundidad al tope de la
formacién Agua Caliente para toda el &rea de Camisea
(Fig. 2.2). De esta manera se encontrd que la relaciébn
entre el volumen del acuifero y el volumen del reservorio
es aproximadamente treinta (30). La determinacién méas
precisa del tamafio del acuifero en el &area sera lograda

con un estudio geolébgico mas detallado.

En el caso del modelo radial, para simular este tamafio de
acuifero en el estudio de conificacién (pozo 2X), se
multiplicé la porosidad de la capa 10 que representa el

acuifero por 35, obteniéndose una porosidad de

aproximadamente 450%.
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Para la etapa de predicciones se considerd6 el efecto que
tendria el tamafio del acuifero en el comportamiento
productivo de los pozos de desarrollo y los problemas de
conificacién y digitaciédn que podrian producirse en la
etapa productiva. Para ello se llevaron a cabko corridas
en el simulador considerando un acuifero de 30 veces el
tamafio del reservorio. Posteriormente se efectuaron
corridas adicionales de sensibilidad al tamafio del

acuifero para observar el efecto sobre las predicciones.

5.2 CARACTERIZACION DEL MODELO

Con toda la informaciébén correspondiente a la formaciédn
Agua Calliente presentada en los capitulos tercero vy
cuarto, se ha efectuado una primera caracterizaciédn del

modelo.

En este modelo, 1la distribucié/n areal por capa de 1los
topes, los espesores de cada capa, asi como la saturaciébdn
de agua 1rreducible y 1las propiedades petrofisicas de

cada celda estdn basadas en la correlaciétn de los pozos

SM-1X y SE-2X.

5.2.1 Definicién de Capas

El reservorio Agua Caliente fue 2zonado verticalmente en
10 capas, con el objeto de representar en el modelo las
caracteristicas de la formacién de la manera mas
detallada posible. Esta zonacién se ha efectuado en base

a los reglistros eléctricos de los pozos SM-1X y SE-2X,

asi como de los MGP de dichos pozos.

Se ha definido 1la capa 2 (20°) para que represente
solamente el 1intervalo ablerto a produccibédn durante 1la



- 96 -

prueba de presibén, y asi poder gimular el efecto que
tiene sobre la productividad del pozo, el abrir s6lo esta

capa u otras capas adicionales.

El reservorio Agua Caliente esta constituido
litolbégicamente por una secuencia de areniscas de
aproximadamente 280° de espesor con intercalaciones

arcillosas mayores de espesor variable.

Estas areniscas marinas presentan continuidad lateral vy
extensién areal 1limitada, considerdndose una geometria
homogénea. Las intercalaciones 8e extienden hacia 1la
ubicacién del pozo SE-2X, no teniéndose un control
estratigréfico hacia el NE como mencionamos
anteriormente, pero son correlacionables entre los pozos

del yacimiento.

Ha resultado necesario subdividir cuerpos arenosos de
espesores slgnificativos en unidades que muestren cierta
homogeneidad al flujo de fluidos a través de todo el

modelo.

Las capas en qQue s8e ha dividido el espesor total de 1la

formacién Agua Caliente se presentan a continuacién:
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CAPA TOPE FONDO ESPESOR
( pies abdf ) (pies)
1 6771 6781 10
2 6781 6801 20
3 6801 6811 10
4 6811 6837 26
Primera Intercalacién Arcillosa 7
5 6844 6859 15
6 6859 6878 19
7 6878 6901 23
Segunda Intercalacién Arcillosa 5
8 6906 6934 28
Tercera Intercalacién Arcillosa 10
9 6944 7008 64
10 7008 7051 43

Esta distribucién s8e muestra en la Figura 5.3. No se
definen como capas a las tres intercalaciones arcillosas
mayores, pero su efecto sera cuantificado en la secciébdn

5.2.3.

5.2.2 Determinacién de la Permeabilidad Efectiva por
Capa

Una vez definido el namero de capas, s8e procedié a
determinar las respectivas propiedades de porosidad vy
saturacién de agua irreducible para cada capa. Con estos
valores y utilizando la ecuacién 3.7, se determinaron las

permeabilidades efectivas de cada capa; las cuales se

presentan a continuacién:
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CAPA ] Swi Ke
1 0.18 0.37 186
2 0.18 0.32 249
3 0.16 0.45 99
4 0.19 0.25 382
5 0.15 0.50 64
6 0.18 0.35 210
7 0.14 0.32 194
8 0.14 0.19 378
9 0.14 0.47 75

10 0.12 0.50 52

Es 1importante observar que existe coherencia entre las
permeabilidades efectivas determinadas por este método
para las cuatro primeras capas y el valor de la
prermeabilidad efectiva determinado de la prueba de
producciédn, en que se asume que la zona drenada es de 65°

que justamente corresponde a estas cuatro capas.

En la tabla anterior, se hace evidente que existen dentro
de la formacién Agua Caliente dos intervalos ©bien
diferenciados en cuanto a sus caracteristicas
petrofisicas como se mencioné6 en la seccibédn 3.2. Las ocho
primeras capas corresponderian a la 2zona de mejores
propiedades de roca reservorio, mientras que las capas 9
y 10 corresponderian a la zona de menor permeabilidad
efectiva al gas y mayor saturacibén de agua irreducible.
Esto presumiblemente se deba a diferentes tipos de roca
dentro de la misma formacién, debido al tipo de ambiente
deposicional en que 8e han formado y que 8e deberéa

definir con estudios geolb6gicos méds detallados.

5.2.3 Comunicaciédn Vertical

En vista de la poca informacidén de pozos perforados en la

estructura (86lo dos (2) pozos), 8e correlacion6 el



- 99 -

ambiente deposicional con el del yacimiento Aguaytia
(ref. 56), es decir, ambiente marino cuyo modelo

deposicional esta basado en:

X Estudio sedimentolégico detallado de nucleos
convencionales del pozo Aguaytia 3X.

¥ Informacién de nucleos convencionales del pozo Aguaytia
1X y descripcidén de muestras de canaleta de los pozos
perforados en el 4area.

¥ Correlaciédn estratigrafica detallada.

Informaciédn geolbdgica regional.

La comunicaciédn vertical en cada una de las celdas (Kz),

se determiné tomando en cuenta:

¥ La relacién permeabilidad vertical (Kv) y permeabilidad
horizontal (radial) (Kr) méaxima, gue se considerd igual
a 0.1 teniendo en cuenta la asuncién de un ambiente
deposicional marino en toda la formacién Agua Caliente.

X La presencia, naturaleza y espesor de las
intercalaciones arcillosas

X La distribucibn areal \ continuidad de las

intercalaciones

En vista de la limitada informacibén con que se cuenta, la
interpretaciébn de perfiles fue gravitante en la
estimacién de la comunicacidédn vertical. Se considerd gue
las capas de mayor comunicacién son la 2, 3 y 6 por
considerarse que presentan menos intercalaciones

arcillosas dentro de cada una. Asi mismo, las capas con

menor comunicacién son la 5, 9 y 10.

Para la comunicacién vertical entre capas (Z.), se tomd

en cuenta la presencia de intercalaciones arcillosas

entre capas y su extensién areal.
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Como se puede observar en los perfiles eléctricos, no
exlisten intercalaciones arcillosas importantes entre las
capas 1, 2 yv 3, por lo que la comunicacién entre ellas es
del 100%. En cambio, entre las capas 4 y 5, 7 y 8 asi
como entre las capas 8 y 9, existen intercalaciones
arcillosas mayores teniendo espesores de 7, 5 y 18 pies,
respectivamente; las que restringen la comunicacién
vertical entre estas capas en la vecindad del pozo, en
donde el valor de Z. es de 15% pero luego se incrementa
en las celdas que s8e alejan del pozo hasta 100%, es
decir; comunicacién total entre estas capas en la corona
12.

No existen evidencias de que estas intercalaciones
arcillosas mayores impidan totalmente 1la comunicaciédn

vertical entre capas, yva que no se tiene un control de su

extensiobébn ni tampoco un analisis sedimentolégico
detallado. Seréd necesario despejar estas dudas con
perforaciones futuras. Los detalles se dan a
continuacién:
CAPA Ke K« Ze

1 10% Kr 50% Kv 100%

2 10% Kr 80% Kv 100%

3 10% Kr 100% Kv 50%

4 10% Kr 50% Kv 15%

5 10% Kr 30% Kv 20%

6 10% Kr 70% Kv 40%

7 10% Kr 50% Kv 25%

8 10% Kr 50% Kv 15%

9 10% Kr 40% Kv 50%

10 10% Kr 40% Kv

La Tabla 5.1 resume los valores considerados para la

caracterizacién del reservorio.
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5.3 DEFINICION DE REGIONES

En este tipo de simuladores se pueden definir regiones,
que vienen a ser porciones de roca reservorio con
caracteristicas similares que representan diferentes
unidades de flujo, con la finalidad de poder representar
con mayor detalle el comportamiento de cada una de las

unidades.

En el presente modelo se definieron 10 regiones de roca
(como méximo se pueden definir 15 regiones segun la
ultima versién del FIRST) para la formacién Agua
Caliente, debido a 1las diferentes caracteristicas que
presenta cada capa, lo gque no permitidé agruparlas en
unidades de flujo. Cada regién de roca tiene sus propias
curvas de permeabilidad relativa y presién capilar,

representativas de esa parte del reservorio.

Se ha considerado una 8sola tabla de propiedades de 1los
fluidos, es decir, se asume que las caracteristicas PVT vy

de viscosidad del gas y del agua son las mismas en todas

las regiones.

5.3.1 Desnormalizaci6n de Curvas de Presién Capillar

Las curvas de presiétn capilar para cada una de las
regiones fueron estimadas a partir de la curva de Presiédn

Capilar Representativa (Fig. 3.9) y de 1las siguientes

ecuaciones:
fre -~ JT cos® (@/K)y 7=
Su ~ Buwy + Sw*(l Swa )

Reemplazando en estas ecuaciones los valores de

permeabilidad efectiva (Ke), porosidad y saturacién de

agua irreducible (Sw.) para cada una de las regiones, y
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obteniendo los valores de J y Swkx de la curva de presién
capilar normalizada, obtenemos las correspondientes
curvas de presién capllar para cada regién (Figs. 5.4,
5.5, 6.6, 5.7, 5.8).

5.3.2 Determinaciétn de las Curvas de Permeabilidad
Relativa

Cuando no s8e dispone de datos de 1laboratorio de
permeabilidades relativas, el unico medio de obtenerlas
es mediante correlaciones. Wyllie y Gardner (ref. 66) han
desarrollado relaciones de permeabilidad relativa para
varias distribuciones y tamafilos de poros, las cuales
creen que sean caracteristica de diferentes tipo de roca.
Las relaciones para una arenisca consolidada y un flujo

bifdsico estdn dadas a continuacioén:

Sw* - (Sw Sw,) /(1 Suy )

Krg* - (1 Sw*)== % (1 (Sw*)=)
Krw* - (Sw®*)?
Los valores de Sw*, Krg* v Krw* representan valores

normalizados que forman parte de una técnica que ha sido
desarrollada para ajustar las curvas a las condiciones
reales del reservorio. Asi, en primer lugar, el proceso

de normalizaciédn determina una curva ajustada promedio de

las permeabilidades relativas.

En la segunda parte del procedimiento se desnormaliza la
curva promedio para que refleje las condiciones reales
del reservorio tales como Sw., Sgr, Krg @ Sw: y Krw @
Sgr. Estos parédmetros son usualmente determinados de un

promedio de datos de nucleos, interpretaciédn de perfiles

o correlaciones (ref. 66).
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Para este estudio, s8e han estimado 1los valores de
saturacién de gas residual (Sgr) de 0.35, Krg @ Swa. de
0.8 y Krw @ Sgr de 0.15 (refs. 17 y 20). La Sw. ha sido
definida anteriormente para cada una de las capas O

reglones.

Luego, se hizo uso de las siguientes relaciones para la

respectiva desnormalizacidn:
Sw = Suw* ¥ (1 Swi S0,) + Suy
Krg = Krg* X (Krg @ Su,)
Krw = Krw* X (Krw @ So,.)

Las Figuras 5.4, 5.5, 5.6, 5.7 y 5.8 muestran las curvas

de permeabilidad relativa para cada regiédn.

En este punto, hay que aclarar que para hacer un anédlisis
riguroso se deberia determinar las permeabilidades
relativas para flujo trifasico; pero aqui es donde se
encuentra la principal limitacién de este modelo, y es
que s8e asumid que el condensado que s8se forma en el
reservorio producto de 1la disminucidébn de presidn, no
fluye; y por lo tanto, s86lo se considera su efecto en 1la
disminucién de 1la permeabilidad como un efecto de dafio

como ya se 1indic6é en la seccidn 4.3.2.

5.4 VALIDACION DEL MODELO

Una vez disefiado el modelo radial, el siguiente paso fue
realizar el Ajuste de Historia. Esto es, 1ingresar 1los
datos de producciédn al simulador para estimar, de acuerdo

al modelo diseflado, el comportamiento del reservorio.

Si los resultados no coinciden, lo cual es generalmente

el caso cuando usamos los datos de entrada iniciales, se
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realizan ajustes en los datos. Cuando la comparacién de
los resultados llega a un razonable ajuste, se asume Qque
el modelo matematico estd representando adecuadamente el
problema fisico y puede s8er utilizado para predecir

comportamientos futuros.

5.4.1 Ajuste de Presiones

El periodo de historia del pozo SM-1X, que se limita a la
prueba de produccién realizada en la formacién Agua
Caliente, consiste, como ya se detalld anteriormente, en
un periodo de limpieza, un primer periodo de cierre, un
periodo de flujo, un 8egundo periodo de cierre, una
prueba de capacidad de entrega y por ultimo un periodo de

cilerre corto, que totaliza un tiempo de 3.5 dias.

El ajuste ha consistido principalmente en 1ingresar al
simulador los datos de caudales y tiempos durante la
prueba de produccién del pozo SM-1X para qQue, de acuerdo
al modelo disefiado, calcule las presiones de fondo de

pozo (BHFP) registradas durante la prueba.

En la Figura 5.9 8se observa el ajuste de las presiones
obtenidas del modelo con las presiones reales durante la
prueba de produccién; el cual es bastante aceptable. En

la Tabla 5.2 8se presenta el 1listado de 1las presiones

simuladas y reales.

No es posible ajustar los periodos de flujo en los cuales
la presioén aumenta, por ser estos comportamientos

antmalos debidos al efecto de la continua limpieza del

pozo.

Comparando 1los aJustes de historia realizados por las

compafiias Shell y SSI con el resultado obtenido en este
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trabajo, s8e observa la cercana aproximacién con la
respuesta de presiédn real durante la prueba de produccién
(Figs. 5.10 y 5.11).

5.4.2 Caidas de Presion Ocasionadas por Diferentes Tipos
de Dafio en la Vecindad del Pozo

Se ha creido conveniente separar los efectos de 1los
diferentes tipos de dafio (perforacidén y completacién,
turbulencia, penetracidén parcial y formaciédn de
condensado) en la respuesta de presién de la prueba, para
asi analizarlos individualmente (Fig. 5.12).

Con el propdésito de obtener las <caidas de presidn
ocaslonadas por los diferentes tipos de dafilo que se
presentan al produclir un reservorio de gas condensado; en
primer 1lugar, s8e ha representado en el simulador la
caida de presién por efecto del flujo laminar y por

efecto del dafio por perforacidn y completaciédn.

Posteriormente, con los valores de dafio por penetracioén
parclal (Spp), formaciébn de condensado (Scd) \
turbulencia (D) obtenidos del andlisis de 1la prueba de
presiébn; se determinaron las caidas de presidn
adicionales debido a cada uno de estos efectos. La
presibdn resultante de esta sumatoria de presliones

representa la presiétn fluyente de fondo de pozo a cada

tiempo t.

La caida de presiétn ocasionada por el dafio a la formaciédn

en las etapas de perforaciédn y completaciédn debido a 1la

invasién de fluidos, no es significativa. Se considera

que el pozo SM-1X fue perforado y completado en

condiciones normales.

En cambio, la caida de prresién debhido a efectos de
turbulenclia 8i es significativa, siendo de casi 400 psi
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en el ultimo periodo de flujo de la prueba, como puede
verse en la Figura 5.12. Cabe seflalar que este fenbbmeno
se presenta con bastante frecuenclia en 1la produccibdn de
reservorios de gas y esta en funcibén de la viscosidad,
caudal de produccién y apertura del egpesor neto

productivo (ref. 44).

Otra caida de presién adicional es la que se presenta por
penetraciéd/n parcial debido a la completaciédn del pozo SM-
1X. En este pozo, s86lo se perforaron 20° (7% del espesor
total) de la formacié/n Agua Caliente; lo que ocasiond una
caida de presibén adicional de casi 80 psi en el ultimo
periodo de flujo.

Es 1interesante notar la relacién que existe entre el
fenébmeno de turbulencia y la penetracién parcial en la
produccibén de reservorios de gas. Cuanto mayor sea el
efecto de penetraciédn parcial, mayor sera la turbulencia

qQue se origine en las cercanias del pozo.

Por 1ultimo, la caida de presiétn originada por formaciédn
de condensado en el reservorio se calculdé considerando un
factor dafio constante debido a la limitaciédn del

simulador en este aspecto.

5.4.3 Ajuste Build Up del Periodo 10

Otra forma de verificar que el modelo representa el
comportamiento real de la prueba, es analizar las
respuestas de presidn obtenidas por el modelo durante un
determinado periodo de clerre. Si el anédlisis build up
de este periodo nos proporciona valores de Kh similares a
los obtenidos de datos reales, significa gque nuestro

modelo representa adecuadamente las condiciones del

reservorio.
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En nuestro caso, se escogld la respuesta de presiones del
periodo de cierre 10 simulado, obteniéndose los

siguientes resultados:

ANALISIS B.U. - PERIODO 10
RESULTADO RESULTADO DEL

REAL MODELO
Capacidad productiva (Kh) 14560 15275
Permeabilidad efectiva (Ke) 224 235
Presidn 3103 3110

En la Figura 5.13a se muestran las curvas de dlagnéstico,
notandose un ajuste razonable con los datos reales de la
prueba. Como s8e explic6d anteriormente, no s8e pueden
representar los comportamientos antmalos de la presibdn
debido a la revaporizaciédn del condensado, pues el modelo

no toma en cuenta este efecto.

En la Figura 5.13b el andlisis generalizado de Horner de
los datos obtenidos del modelo, también muestra un ajuste

razonable con 1la curva obtenida a partir de 1los datos

reales de la prueba.

5.4.4 Ajuste del Potencial Absoluto de Flujo (AOFP)

El potencial absoluto de flujo a hueco abierto (AOFP) de
un pozo, es8 una medida fundamental de su habilidad para
producir. Es una buena medida de comparaciéd/n entre pozos
de gas de diferentes 4&reas, porque se trabaja con

mediciones de flujo y presiones pozo abajo y no en

superficie (ref. 23).

Se utilizaron las presiones calculadas por el simulador
para determinar un AOFP gque debe ser basicamente el mismo

al calculado de presiones obtenidas durante la prueba.
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En la Figura 5.14a, 8se observa el ajuste del AOFP de
datos observados durante la prueba y el obtenido por el
simulador. La diferencla entre las rectas de ajuste se
debe a la senslibilidad de 1la escala logaritmica. Los

cdlculos se resumen en la Tabla 5.3.

En la Figura 5.14b, se muestra el ajuste de la curva de
rendimiento de flujo interno (INFLOW) de datos reales vy
los obtenidos por el simulador. Nétese un ajuste
razonable, estimdndose un AOFP de 47 MMscfd contra 44
MMscfd obtenido de la prueba.



6. CONSTRUCCION DEL MODELO DE SECCION TRANSVERSAL

6.1 DESCRIPCION

El propbésito de diseflar un modelo de seccibédn transversal
es el de 1investigar el movimiento del agua en la
formacién Agua Caliente, y en particular, definir 1la
acciédn simulténea de la entrada lateral de agua y el agua
de fondo, asi como observar el efecto del ciclaje de gas

sobre el acuifero y en el mantenimiento de presidn.

La secciéd/n de datos empiricos utilizada para el modelo de
seccibdn transversal es la misma gue la utilizada para el
modelo radial. Esto es, se mantienen 1inalterables todos
los datos PVT asi como 1las curvas de permeabilidad

relativa y presidn capilar.

Cada celda en el modelo de s8secciédn transversal tiene
datos equivalentes de permeabilidad efectiva, porosidad y
saturacién de agua 1irreducible a 1los 1ingresados en 1la

secciéd/n de datos del mallado para el modelo radial.

6.1.1 Configuracion de la Grid

La seccibédn transversal del yacimiento San Martin fue
escogida de tal forma gue atraviese por los pozos SM-1X y
SE-2X, extendiéndose en la direccibébn Suroeste-Noreste a
través de todo el reservorio hasta la falla sellante San
Martin (A-A°) (Fig. 6.1). Su longitud es de 25057 (7.6
Km.) y el ancho se ha considerado uniforme teniendo en

Km.).

En el modelo construido, el agua es suministrada por el
extremo Suroeste de la seccidn mediante celdas acuiferas

para simular el avance del agua a través de las

diferentes capas. La longitud de las celdas acuiferas
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varian de 369° a 5000, en cambio, las celdas que
representan el reservorio tienen una longitud uniforme de
210°.

El numero total de celdas en que se ha dividido 1la
seccibn transversal es de 81 en el eje X (IMAX),
correspondiendo a las celdas 1-7 estar completamente
saturadas con agua. Las celdas 8-11 tienen algunas
capas saturadas con agua de acuerdo al nivel del GWC vy

las restantes representan el reservorio saturado con gas.

El numero de capas fue establecido en diez (10) al 1igual
que el modelo radial, tenliendo en cuenta la presencla de
las 1intercalaciones arcillosas mayores que restringen el
flujo vertical a nivel pozo hasta en un 85%, segin 1lo
mencionado en el anédlisis estratigréafico; por lo tanto,
no representan Dbarreras 1impermeables que separen la
formacién Agua Caliente en reservorios independientes
hasta no tener mayor informacién geolbégica detallada que

indique lo contrario.

La Figura 6.2 muestra un esquema de las 81 x 10 celdas
correspondientes a la seccibdn transversal de la formacibdn
Agua Caliente, destacando la naturaleza anticlinal de 1la
estructura con fuerte buzamiento hacia el Suroeste, la
ubicacibébn de los pozos SM-1X y SE-2X y un pozo 1inyector-

XX para simular el ciclaje de gas.

6.1.2 Tamafio del Acuifero

Al 1gual que para el caso del modelo radial se tomaron
las mismas relaciones de volumenes del acuifero y del
reservorio, esto es de 30 y 60, para observar el efecto

que tiene el tamafio del acuifero en el comportamiento

productivo de los pozos
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Para simular el tamafio del acuifero en el modelo de
geccién transversal, s8e variaron la porosidad de las
celdas acuiferas multiplicdndose por 50 y 100 veces para
representar el acuifero de 30 y 60 veces el volumen del

reservorio, respectivamente.

6.1.3 Validaciétn del Modelo

Al igual que en el caso del modelo radial, se verificéHd el
ajuste ‘de presiones comparando las respuestas de presidn
obtenidas del modelo con las presiones obtenidas durante

la prueba de producciédn.

Ya que este modelo al 1igual que el modelo radial,
representan el mismo reservorio, el ajuste de historia
fue 1inmediato teniéndose que variar solamente el factor
de correcciétn (impairment factor) para ajustar de acuerdo

a la nueva geometria del modelo.



7. PREDICCIONES

Una vez logrado un buen Ajuste de Historia y validado el
modelo sin modificaciones significativas en la
descripcién 1inicial del reservorio Agua Caliente, se
considerd que existia un buen margen de confiabilidad
para 1iniclar la etapa mads 1importante de este estudio;
esto es, la prediccibén del comportamiento futuro de un

pozo de desarrollo.

En primer lugar, se simulan varios esquemas de
completacién, con el objeto de estimar el potencial
productivo del pozo en cada caso. Tamblén se tratara de
predecir el comportamiento productivo de un pozo de
desarrollo sin ciclaje y con ciclaje de gas, observando
los fenbmenos de conificacién y digitacidén de agua en

cada caso.

La versatilidad que ofrece un estudio de simulacién nos
permite predecir el comportamiento de pozos de desarrollo
ubicados en diferentes posiciones estructurales dentro
del yacimiento y conslderar diferentes volumenes del

acuifero. Para ello se definlieron dos tipos de pozos:

¥ E1 pozo 1X representara cualquier pozo ubicado en el
Yacimiento San Martin que encuentre completa a 1la
formacié4n Agua Caliente sin atravesar el contacto gas-

agua; esto es, en una poslicibédn estructural similar a la

del pozo SM-1X.

¥ E1 pozo 2X representarda a un pozo en el Yacimiento San
Martin que encuentre completa la formacién Agua
Caliente y saturada con agua en un 40% de 8u espesor

total; esto es, que atraviese el contacto gas-agua en

una posicién similar al pozo SE-2X.

Posteriormente, para s8imular el ciclaje de gas, se

definirda el pozo XX como un pozo de 1nyecciédn crestal que

encuentre completa la formacibédn Agua Caliente.
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7.1 DETERMINACION DEL POTENCIAL PRODUCTIVO DE LOS POZOS

En esta seccibén se estima el potencial absoluto de flujo
a hueco abierto (AOFP) de un pozo de desarrollo en el
reservorio Agua Caliente, mostrando las caidas de presidn
ocasionadas por los diferentes tipos de daflo que s8e
presentan durante la produccidén de un reservorio de gas

condensado.

Se consideraron los siguientes casos de predicciédn para

un pozo de desarrollo similar al pozo SM-1X:

Caso Base : Completacién Actual

Caso 1 : Apertura del 25% superior del espesor total
Caso 2 Apertura del 45% superior del espesor total
Caso 3 : Apertura del 55% superior del espesor total
Caso 4 Apertura del espesor total

7.1.1 Caso Base - Completacién Actual

El caso base, usado como patrén de comparacién para los
otros casos, consiste en producir el reservorio bajo el
esquema de completacién que 8e tiene actualmente en el
pozo. Es decir, la apertura de 20° que representa el 7%
del espesor productivo total (280°). Este intervalo esta

representado en el modelo radial por la capa 2.

Se disefi®6 una prueba de produccién consistente en nueve

(9) periodos, los cuales se detallan a continuaciédn:

PERIODO TIEMPO CAUDAL DESCRIPCION
(dias) (MMscfd)

1 3 12 Limpieza

2 2 0 Cierre Inicial

3 6 12 Prueba de Entrega
4 6 20

5 6 30

6 6 45

7 6 60

8 6 100

9 6 0 Cierre Final
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El primer periodo es de limpieza del pozo, que por 1lo
menos debe durar 24 horas (ref. 16). Luego viene un corto
periodo de clerre seguido de una prueba de capacidad de
entrega (flow-after-flow test) consistente en seis (6)
periodos de flujo y finalmente, un periodo de cierre
extendido de 6 horas. El tiempo total de la prueba es de
47 dias.

Con esta prueba de produccibén simulada y bajo el esquema
de completacién base, se obtuvo del simulador la
respueéta de presiones mostrada en la Figura 7.1. En ella
se puede observar las caidas de presidn ocasionadas por
cada uno de los factores que restringen el flujo hacia el
pozo, destacando la elevada caida de presiédn por efectos

de turbulencia y penetracidn parcial.

Al final del periodo 5, la presién de fondo declina hasta
un valor de 2146 psia, no mostrandose una respuesta de
presiédn para los siguientes periodos de flujo en vista
que el AOFP bajo estas condiciones se estima en 47.19
MMscfd.

El método utilizado para estimar el AOFP es el analisis
LIT, descrito en 1la s8secciédn 1.2, cuya representaciédn

gréfica para este caso se muestra en la Figura 7.6a.

La presidn fluyente de fondo ©para cada caudal de
producciédn de gas, puede predecirse graficamente mediante
la curva de rendimiento de flujo interno (INFLOW) (ref.
24), como se muestra en la Figura 7.6b.

Del analisis de 1la Figura 7.6b, se observa que para
asegurar una presién en superficie (THFP) de 1600 psi,
como se recomienda en el Estudio de Factibilidad Proyecto
Integral Gas de Camisea (ref. 49), se debera trabajar con
una presiétn fluyente de fondo (BHFP) de aproximadamente
2400 psia y a un caudal de producciétn maximo de 24

MMscfd.
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7.1.2 Caso 1 - Apertura del 25% Superior del Espesor
Total

Este caso considera una apertura de 66° del espesor
productivo total saturado con gas, correspondiente a las
cuatro (4) primeras capas del modelo. Como 8e puede
observar en la secciédn estratigrafica, estas cuatro (4)
capas estan comprendidas entre el tope y la primera
intercalacién arcillosa importante dentro de la formacién

que restringe el flujo vertical en la vecindad del pozo.

La secuencia de la prueba es la misma que para el caso
base. Con esta prueba de produccibén simulada y bajo este
esquema de completaciédn se obtuvo del simulador, una
respuesta de presiones como se presenta en la Figura 7.2.
Se observa que a diferencia del caso base, la presiédn de
fondo declina hasta 1820 psia al final del periodo 8.

El AOFP bajo estas condiciones s8e estima, segin el
analisis LIT, en 134 MMscfd como se muestra en la Figura
7.6a.

Comparando las respuestas de presiétn obtenidas en este
caso con respecto al caso base para un flujo de 30
MMscfd, s8e nota una significativa disminucién en las
caidas de presién. Sin embargo, a altos flujos se observa
una fuerte caida de presién principalmente por efecto de

turbulencia.

En la Figura 7.6b 8e muestra la curva 1inflow a estas
condiciones, observando que para asegurar una presibén
fluyente de fondo de 2400 psia se puede producir un pozo
de desarrollo a un caudal maximo de producciétn de 65

MMscfd.

7.1.3 Caso 2 - Apertura del 45% Superior del Espesor
Total

Este caso considera 1la apertura de 130° del espesor

productivo total saturado con gas, representado Ppor las
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siete (7) primeras capas del modelo radial. Es decir,
agquellas capas comprendidas entre el tope y la segunda
intercalacién arcillosa importante dentro de la

formacibén, como se muestra en la secciédn estratigrdafica.

Esta prediccién también es vdlida para estimar el AOFP de
un pozo de desarrollo hipotético gque se encontrara en la

misma posicién estructural del pozo SE-2X.

La secuencia de la prueba es la misma que para el caso
base. La Figura 7.3 muestra la respuesta de presiones
obtenida por el simulador, observandose una mayor
disminucién en las caidas de presién para un flujo de 30
MMscfd, en comparacién con el Caso 1. Nb6étese también que
la caida de presién por efecto de penetraciéd4n parcial se
reduce aproximadamente a la mitad comparada con el caso

anterior.

Mediante el analisis LIT se estimé6 el AOFP para un pozo
de desarrollo bajo estas condiciones, el cual es de 233

MMscfd como se muestra en la Figura 7.6a.

La Figura 7.6b muestra la curva inflow para este caso,
estimadndose gque para lograr una presidétn de fondo de 2400

prsla se podrd producir el pozo a un caudal maximo de 110

MMscfd.

7.1.4 Caso 3 - Apertura del 55% Superior del Espesor
Total

En este caso se considera una completacién de 163" del
espesor Productivo total saturado con gas, representado
por las ocho (8) primeras capas del modelo. Estas capas
se encuentran entre el tope y la tercera 1intercalaciédn
arcillosa importante en la formacién, correspondiendo a

la zona de mejores caracteristicas petrofisicas a que se

hizo mencién en la secciédn 3.2.
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La secuencia de la prueba e€s la misma que para el caso
base. En la Figura 7.4 8e encuentra la respuesta de
presiones del simulador, en donde s8e observa que las
caidas de presidén por penetracidéd/n parcial han disminuido
considerablemente con respecto a los casos anteriores,

asi como también la caida de presién por turbulencia.

La Figura 7.6a muestra el AOFP mediante el analisis LIT,
el cual es de 288 MMscfd para un pozo de desarrollo en

estas condiciones.

En la Figura 7.6b 8se presenta la curva inflow para este
caso, de donde se estima un caudal maximo de 120 MMscfd

para asegurar una presgiédn de fondo de 2400 psia.

7.1.5 Caso 4 - Apertura del Espesor Total

Este Ultimo caso consiste en abrir a producciédn loes 280°
del espesor productivo total saturado con gas,

correspondiente a las diez (10) capas del modelo.

La secuencia de la prueba es la misma que para el caso
base. Como s8e muestra en la Figura 7.5 1las caidas de
presién ocasionadas por los diferentes factores que
restringen el flujo continta disminuyendo en relacién con
los casos anteriores; notédndose en especial que la caida

de presid/n por penetracid/n parcial se hace cero.

Segin el andlisis LIT se estima que el AOFP para un pozo

de desarrollo en estas condiciones es de 428 MMscfd, como

se muestra en la Figura 7.6a.

En la Figura 7.6b se presenta la curva inflow para este
caso, estimdndose un caudal méximo de 150 MMscfd para

asegurar un presién de fondo de 2400 psia.

Del anédlisis de las Figuras 7.1, 7.2, 7.3, 7.4 y 7.5 s8e

demuestra la sensibilidad de la respuesta de presiédn al
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esquema de completaclié4n a implementarse en los pozos de
desarrollo en la formacién Agua Caliente del yacimiento
San Martin.

Asimismo, se observa la incidencia del dafilo por
penetracién parcial y turbulencia en la caida de presidn
del reservorio; el dafio por formacién de condensado se ha
considerado constante para todos los casos, debido a las

limitaciones del simulador.

Finalmente, en las Figuras 7.6a y b, se presentan las
curvas de potenclal productivo (AOFP) y rendimiento de
flujo interno (inflow) para los cinco (5) casos
descritos, en donde 8e puede estimar féaclilmente la
capacidad de entrega de un pozo a diferentes esquemas de

completacién y para cualgquier presién fluyente de fondo.

7.2 ESTUDIO DE CONIFICACION DE AGUA - POZO 2X

En esta parte del trabajo se simula la posible
conificacién de agua al poner en produccién un pozo que
atraviese el contacto gas-agua (GWC), con 60% del espesor

productivo total saturado con gas.

Para este fin, hacemos uso del modelo radial considerando
un pozo en la misma posiciédn estructural del pozo SE-2X,

es decir, con las capas 9 v 10 completamente saturadas de

agua (GWC @ 7543 abdf).

Para simular la conificacién de agua 8egun el modelo
radial, fue necesario efectuar una corrida de
equilibracién para asegurar la establlidad del modelo. Se
emple6 el método EQUIL 2 en el simulador (ref. 52),

establilizando las presiones en el modelo después de cilen

(100) afios de cilerre.
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7.2.1 Apertura 55%¥ Superior del Espesor Total

Como primera aproximaciédn, se consideran 163" del espesor
total ablierto a produccién, es decir, el 100% del
espesor saturado con gas, representados en el modelo por

las ocho (8) primeras capas.

Se efectud6 una primera corrida asumiendo un caudal de gas
de 60 MMscfd por un periodo de cinco (5) afilos de
producciédn s8in ciclaje de gas. Se conslideraron dos
tamafios diferentes de acuifero, esto es, de 30 y 60 veces
el volumen del reservorio, para observar el efecto del
tamafio del acuifero sobre el fenbmeno de conificacibdn de

agua.

En las Figuras 7.7a y b, se muestran el comportamiento de
la presién y las produccliones de gas y agua en un pozo
productor con estas caracteristicas. Como puede
observarse, al final del quinto afio, se produce una caida
de presién en el pozo de 460 y 360 psil con acuiferos de

30 y 60 veces, respectivamente.

Al cabo de este tiempo, se nota una elevada producciédn de
agua, alcanzando 135 stbd con acuifero de 30 y 185 stbd
con acuifero de 60 con una marcada tendencia creciente.
Esto demuestra la influencia del volumen del acuifero en

el comportamiento productivo del pozo al producir a un

caudal de 60 MMscfd.

En cambio, 81 s8e produce este pozo bajo las mismas
condiciones pero a un caudal de gas de 20 MMscfd a 1lo
largo de 1los 5 afilos, podemos observar que el tamario del
acuifero no 1influye, siendo el comportamiento del pozo

practicamente el mismo para ambos volumenes de acuifero

(Figs. 7.7c y d).

Es interesante notar que al producir el pozo a un caudal
de gas de 20 MMscfd, la produccién de agua disminuye
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significativamente a 15 stbd al cabo del quinto afio y 1la
caida de presiédn producida en el pozo es de 110 psi.

En la Figura 7.8, se observa el efecto de conificacién de
agua cuando se produce el pozo a un caudal de gas de 60
MMscfd. Con wun acuifero de 30 veces el volumen del
reservorio, el cono se eleva hasta la capa 7 (Swi = 32%),
alcanzando un cambio de saturacién de agua de 20% hasta
la corona 7 y disminuyendo a 10% hasta la corona 10. En
la capa 8 (Swi - 19%), se presenta un cambio de
saturacién de 40% hasta la corona 9, disminuyendo luego a

30% en la corona 10 y a 20% en las coronas 11 y 12.

En caso de tener un acuifero de 60 veces el volumen del
reservorio, el cono se eleva también hasta la capa 7
alcanzando solamente un cambio de saturacién de agua de
10% hasta la corona 8. En la capa 8, s8se observa un
cambio de saturacién de 50% hasta la corona 9,
disminuyendo a 40% en las coronas 10 y 11 y a 30% en la

corona 12. Estos cambios de saturacibédn se observan en la

Figura 7.9.

El factor de recuperacién del modelo con acuifero de 60
veces el volumen del reservorio es 20% menor que el
factor de recuperacidébn con acuifero de 30 veces. Esto
confirma lo indicado en las referencias 2 y 3 acerca de

la disminucién de la recuperacidédn de gas con el aumento

del tamafio del acuifero.

7.2.2 Apertura 35% del Espesor Total

Con la finalidad de observar el fenbmeno de conificaciédn
al variar las condiciones de completacidén, se procedid a
gimular el comportamiento productivo del reservorio
abriendo solamente las primeras selis (6) capas del modelo

radial, lo cual representa el 35% del espesor productivo
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total, es decir, 62% del espesor saturado con gas, a un
caudal de produccién de 60 MMscfd y bajo la influencia de

dos voluimenes de acuifero (Figs. 7.10a y b).

Al término del quinto afio, se produce una caida en la
presiétn fluyente de 560 y 470 psi para un acuifero de 30
y 60 veces el volumen del reservorio respectivamente, sin

observarse produccidédn de agua.

Si se produce el pozo a un caudal de gas de 20 MMscfd
bajo este mismo esquema de completacién, se observa en
las Figuras 7.10c y d que la respuesta de presiédn es la
misma aproximadamente para ambos acuiferos, notandose
claramente ademds gque no se presenta flujo de agua a 1lo
largo de cinco (5) anos de produccién. Al igual que los
casos anteriores, la recuperacié4n bajo la influencia de
un acuifero de 30 veces el volumen del reservorio, es 20%

mayor que cuando se tiene un acuifero de 60 veces.

En la Figura 7.11 se muestra el cono que se forma como
congecuencia de producir el pozo a un caudal de gas de 60
MMscfd, bajo la influencia de un acuifero de 30 veces el
volumen del reservorio. El cono se eleva hasta la capa 6
(Swi=35%), notédndose un cambio de saturacién de agua de
10% hasta la corona 7. En la capa 8, el cambio de
saturacién es de 50% hasta la corona 7, de 40% en las

coronas 8 vy 9 y de 30% en las coronas 10, 11 y 12.

Considerando un acuifero de 60 veces el volumen del
reservorio, la formacién del cono 1igualmente 8e eleva
hasta la capa 6 pero el cambio de saturacién de agua de
10% s86lo alcanza la corona 6. En la capa 8, el cambio de
saturacién es de 50% hasta la corona 9 disminuyendo a 30%

en la corona 12. Estos cambios de saturacién de agua se

observan en la Figura 7.12.

Considerando los dos esquemas de completacién, apertura
de 35% y 55% del espesor total, la produccién a un caudal
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menor de gas proporciona mejor mantenimiento de presién y

retarda el efecto de conificacién de agua.

7.3 COMPORTAMIENTO PRODUCTIVO DE LOS POZ0OS

Con la finalidad de evaluar el efecto del ciclaje de gas
sobre el fenbmeno de digitacién de agua considerando
diferentes voluimenes de acuifero y ubicaciones de 1los
pozos, se hizo uso del modelo de seccibdn transversal ya

descrito en la seccién 6.1.

Para simular la 1inyeccién crestal de gas se utilizéd el
modelo de seccibdn transversal ubicando un pozo inyector
en la parte méds alta de la estructura (pozo XX en la
celda 51). El caudal de 1inyecciédn se estimbé en 90% del
gas producido € inyectandose en todo el espesor

productivo.

Mediante el s8imulador FIRST no es posible controlar
problemas de canalizacién de gas seco, pues no se
diferenclia entre gas seco de inyeccidn y gas humedo de
producciébn, por lo que las sugerencias que aqui se

plantean, no toman en cuenta estos posibles problemas.

7.3.1 Pozo 1X

Se ha estimado el comportamiento productivo de este pozo
con y 8in ciclaje de gas, a lo largo de 5 afios de
producciédn \% conslderando una apertura total del
intervalo productivo. En estas predicciones también se ha

tomado en cuenta dos voluimenes de acuifero.

Para llevar a cabo esta prediccién se ha escogido un
caudal de produccién de 60 MMscfd, gue representa el 15%
del potencial absoluto de flujo a hueco abierto (AOFP)
estimado para la apertura total y que fue de 428 MMscfd.
En general, en muchos paises se regula la produccién de
los pozos de gas en un 10 a 35% del AOFP (ref. 16).
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¥ Sin Ciclaje de Gas

Con el prop6tsito de observar la influencia del acuifero
en el comportamiento productivo del pozo 1X 8in ciclaje
de gas, se efectuaron corridas de sensibilidad al volumen

del acuifero.

Como se observa comparando las Figuras 7.13a y c, la
caida de presién fluyente de fondo para los acuiferos de
30 y 60 veces el volumen del reservorio no varia
considerablemente, siendo de 733 y 713 psi
respectivamente; 1o cual 1indica que 1la actividad del
acuifero como mecanismo para el mantenimiento de presiédn
del reservorio no ejerce una significativa 1influencia en
el comportamiento productivo del pozo 1X. La mayor
influencia se debe a la transmisibilidad del acuifero al

reservorio.

Al 1igual que las corridag anteriores, la recuperaciédn de
gas disminuye a medida que el volumen del acuifero

aumenta.

Habiéndose estimado que el volumen del acuifero es de
aproximadamente 30 veces el volumen del reservorio, como
se describibé en la seccidén 5.1.2, se ha querido mostrar
con el modelo de s8seccié/n transversal (Fig. 7.14) el
avance del agua a través de cada capa del reservorio
(digitacibébn). Nbtese que el mayor avance se tiene en las
capas de mayor permeabilidad 4 y 8, alcanzédndose un

camblio de saturaciétn de hasta 40% con respecto a su

saturacién inicial.

En su conjunto, el aumento de saturacié/n de agua para
todas las capas alcanza en promedlio hasta la celda 15 a

los 5 affos de producciédn, no observandose ningin cambio

de saturacién en las celdas sigulentes.

En ninguno de los caso08 analizados se obtuvo producciédn

de agua en la celda-pozo (celda 21); estimandose este
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comportamiento para cualquier pozo perforado en una
posicidén estructural gigpilar al pozo SM-1X y produciendo

a estas mismas condiciones.

* Con Ciclaje de Gas

Se ha simulado el comportamiento productivo de este pozo
teniendo en cuenta los mismos volumenes de acuifero que
en el caso anterior, produciendo 60 MMscfd de gas e

inyectando 54 MMscfd de gas (90% del gas producido).

En las Figuras 7.13a y ¢ 8e observan las respuestas de
presién para ambos volumenes de acuifero. La caida de
presién es pradcticamente la misma y del orden de 185
psl, s8iendo esta caida de presié4n mucho menor que la
ocasionada sin ciclaje de gas y bajo las mismas
condiciones de producciédn; esto es, espesor total abierto
a produccién (280°) y cinco (5) aflos de vida productiva.

La distancia del pozo inyector XX al pozo productor SM-1X
es de 6300° (1.92 Kms) 8egun el modelo de seccidn

transversal en la Figura 7.15.

Los factores de recuperaciédn disminuyen conforme aumenta
el volumen del acuifero, confirmando nuevamente 1lo

mencionado en las refs. 2 y 3.

Es interesante observar en la Figura 7.15 que el ciclaje
de gas retarda el avance del frente de agua a través de
las capas del modelo, alcanzando el cambio de saturacién
de agua en su conjunto la celda 12, a diferencia del caso
sin ciclaje de gas en que alcanza la celda 15. Ademés
contrarresta eficazmente el fenbtmeno de digitacié/n de
agua que 8e presenta en las capas 4 y 8, permitiendo asi

un avance mas homogéneo del frente de saturaciédn de agua.

La prediccién del comportamiento productivo de este pozo

es véadlida para cualquier pozo ubicado en la misma
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posicidén estructural y bajo las mismas condiciones de
produccién del pozo 1X, no teniendo problemas de
digitacién de agua hasta el noveno afio de vida

productiva.

7.3.2 Pozo 2X

Al 1igual que para el pozo 11X, ge ha estimado el
comportamiento productivo a lo largo de 5 afilos con y sin

ciclaje de gas.

Como s8e mencloné anteriormente, este pozo atraviesa el
contacto gas-agua a 7543° abdf, es decir, las capas 9 y

10 se encuentran totalmente saturadas de agua.

Se establecieron dos factores limitantes al efectuar las

corridas para estas predicciones:

1. La presiétn minima fluyente de fondo fue fijada en 2400
psia, para asegurar una presiédn en superficie de 1600
psla, que es la minima presién de trabajo requerida en

superficie para el transporte del gas y condensado.

2. Un corte de agua (WCT) maximo de 25%, que corresponde
a una relaciétn gas/liquido (GLR) minima de 20000
scf/stb. Este corte de &agua es el maximo permisible

para evitar que la producciédn de agua impida el flujo

del gas &a superficie.

¥ Sin Ciclaje de Gas

Inicialmente, haciendo uso del modelo de secciébn
transversal se traté de producir el pozo sin ciclaje de
gas a un caudal de 60 MMscfd y abriendo a produccibén 163~
(55%) del espesor productivo total, representado por las
8 primeras capas del modelo. En este caso tamblén se

conslideraron acuiferos de 30 y 60 veces el volumen del

reservorio.



- 126 -

En las Figuras 7.16a, b, ¢ y d, se observa la respuesta
de presién y caudales de gas y agua obtenidos del
simulador para estas condiciones ' bajo estas
limitaciones. La presién de fondo declina répidamente
alcanzando el valor minimo de 2400 psia poco después del
primer afilo de produccié4n para 1los dos voldmenes de
acuifero.

Asimismo, a los sels meses se nota un incremento répido
de la produccibén de agua alcanzando a los 15 meses un WCT
de 32% y 33% para los acuiferos de 30 y 60
respectivamente, lo cual representa en ambos casos un GLR
menor de 20000 scf/stb, al mismo tiempo que la presiédn de
fondo declina hasta 2400 psia.

Esto demuestra que 81 se tratara de producir un pozo en
una posicién estructural similar al pozo SE-2X a un
caudal de 60 MMscfd, ya sea con un volumen de acuifero de
30 o 60 veces el volumen del reservorio, se tendria que
efectuar un reacondicionamiento al primer afio de
produccién por el rdpido descenso de la produccibdbn de gas
e incremento de la produccién de agua, para lo cual sera

necesario ailslar las capas de mayor producciédn de agua

(capas 4 y 8).

Evidentemente la alternativa anterior no es viable,
debido a la irrupcién prematura del agua en el pozo y por
la fuerte caida de presidédn que ocasiona en el reservorio,

lo cual como ya hemos dicho anteriormente disminuye la

recuperacién final de liquidos.

Se efectuaron otras corridas considerando diversos
esquemas de completacion y diferentes caudales de
produccién, dando lugar a la sigulente alternativa. Se
considera una apertura de 107~ (35%) del espesor

productivo total representado por las seis primeras capas



- 127 -

del modelo y una produccién de gas de 20 MMscfd, bajo la
influencia de un acuifero de 30 y 60 veces el volumen del

reservorio.

En las Filguras 7.17a y b se muestran las respuestas de
presidn y caudal de produccién de gas y agua si el
acuifero fuera de 30 veces. A los tres afios y medio de
iniciada 1la produccidén, se alcanza la presién de fondo
minima de 2400 psia y s8e tiene un WCT de 24%, que
significa un GLR de 22000 scf/stb. Debido a ello seré
necesario reacondicionar el pozo y aislar las capas 4 y 6
que 8e encontraradn saturadas de agua ocasionando el
descenso de la produccién de gas y el aumento de la

produccién de agua.

El cambio de saturacién de agua que ocurre a lo largo de
cada capa en el modelo de seccidédn transversal se muestra
en la Figura 7.18, en la cual s8e puede observar que al
tercer afio y medio de produccidn, las capas 4, 6 y 7
poseen un camblo de saturacién de agua de 20% y la capa 8

de 40% respecto a su saturacidédn de agua irreducible en la

celda-pozo (celda 10).

En caso de tener un acuifero de 60 veces el volumen del
reservorio, las Figuras 7.17¢c y d muestran las
respuestas de presién y caudal de producciédn de gas y
agua a las mismas condiciones. N6étese que a los 3 afios de
produccioén se alcanza la presidén minima de 2400 psia y se
tiene un GLR de 21700 scf/stb; slendo necesario
reacondicionar el pozo para aislar las capas 4 y 6 Qque
son las de mayor produccién de agua y gque por lo tanto

ocaslionan un descenso en la produccidén de gas.

El cambio de saturacién de agua en cada capa se muestra
en la Figura 7.19, en la cual se puede observar que al

tercer afio de produccién, las capas 4 y 6 alcanzan un
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cambio de saturacién de agua de 20%, la capa 7 de 30% vy
la capa 8 de 40% con respecto a su saturacién de agua

irreducible en la celda-pozo.

Se puede concluir que 81 8e produce un pozo en una
posicién estructural similar al pozo SE-2X y bajo el
esquema de completaciédn de abrir el 35% del espesor total
produciendo 20 MMscfd, ya sea con un acuifero de 30 o 60
veces el volumen del reservorio, se tendria que
reacondicionar el pozo aproximadamente al tercer afio de
produccién. Aun cuando esta alternativa retarda la
producciédn de agua en el pozo, produce una fuerte caida

de presién en el reservorio.

El cambio en la saturaciétn de agua observada en el modelo
de s8eccibd/n transversal, indica un flujo de fluidos
bastante complejo, produciéndose fuerte digitacié4n de
agua en la capa 4 y 6, y fundamentalmente una combinacién

de digitacién y conificaciédn de agua en las capas 7 y 8.

* Con Ciclaje de Gas

Tomando el mismo modelo de seccibébn transversal, se
predice el comportamiento con inyeccién de gas del 90% de
gas producido y con los factores limitantes ya
mencionados anteriormente como 8son presién minima de
fondo de 2400 psi y WCT mé&ximo de 25% Qque a su vez
representa un GLR minimo de 20000 scf/stb.

Para simular la inyeccién ubicamos el pozo inyector en la
parte mas alta de la estructura a 8610° (2.6 Km.) de
distancia del pozo 2X, es decir, en la celda 51 del

modelo.

Inicialmente se traté6 de producir el pozo a 60U MMscfd
abriendo 163" del espesor neto productivo representado
por las primeras ocho capas e inyectando 54 MMscfd de gas

seco a través de las 10 capas en el pozo XX.
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Con un acuifero de 30 veces el volumen de reservorio se
obtiene una caida de presién de 530 psi, WCT de casi 25%
y GLR de 21800 s8cf/stb al cabo de 5 afilos de producciébdn

como se muestra en las Figuras 7.16a y b.

Con un acuifero de 60 veces el volumen del reservorio
alcanzamos la presiédn minima de 2400 psi aproximadamente
a los 4 afios y 9 meses, pero el WCT es de 32% que esta
por encima del maximo permitido que es de 25%. Como se
observa en las Figuras 7.16c y d, poco después de 1los
tres afios y medio se alcanzard una produccién de agua de
700 stbd con la cual se llega al valor limite de WCT,
haciéndose necesario reacondicionar el pozo para aislar

las capas de mayor producciédn de agua.

Es necesario destacar en este punto, que aun con ciclaje
de gas, no s8e puede producir un pozo 4que cruza el
contacto gas-agua &a un caudal de 60 MMscfd pues con
cualquier volumen de acuifero, antes del quinto afio de
produccién se estarian generando los fenbmenos de

conificacién y digitaciédn de agua.

La otra alternativa que se manej®é fue producir el pozo a
un caudal de 20 MMscfd y abrir solamente 107" (35%) del
espesor productivo representado por las primeras seis

capas del modelo, e inyectando 18 MMscfd de gas a través

de las 10 capas del pozo XX.

En este caso al 1gual que en todos los anteriores de esta
seccién siguen vigentes los factores limitantes de la
presiébn de fondo de pozo minima de 2400 psi y un WCT
mdximo de 25%, que para este caso de una produccién de

gas de 20 MMscfd representa un caudal de agua wméximo de

230 stbd de agua.

En las Figuras 7.17a, b, ¢ y d se observa una caida de

presién de solamente 50 psl y la producciédn de agua es
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practicamente despreciable al cabo de cinco (5) afios de
produccién para los dos tamafios de acuifero (30 y 60

veces el volumen del reservorio).

En las Figuras 7.20 y 7.21 gque representan las secciones
transversales, observamos un buen control del fenbébmeno de
digitacibén comparando con las 8ecciones obtenidas 8in

considerar ciclaje de gas.

En el caso méds critico, de considerar un acuifero de 60
veces el volumen del reservorio, el méximo cambio de
saturacién de agua en la celda-pozo (celda 10) es de 20%
con respecto a la saturacién de agua 1irreducible en 1la

capa 8.

Esto demuestra 1la posibilidad de producir a estas
condiciones sin ningun problema de digitacién o
conificacién de agua, con un buen mantenimiento de
presién que nos garantice una presién de reservorio por
encima de 1la presién de rocio y evitar asi la formacion

de condensado en las cercanias del pozo.



CONCLUSIONES

El yacimiento de gas y condensado de San Martin, se
encuentra ubicado en el Lote 42, provincia de La
Convencién, Dpto. del Cuzco. El anticlinal San Martin
es la culminacién mas alta y oriental del gran
anticlinal Picha en el borde Sur de 1la Cuenca
Ucayalli, en donde se han identificado dos
acumulacilones importantes de gas N condensado:

Cushabatay y Agua Caliente.

Para simular a nivel pozo el comportamiento
productivo de la formacién Agua Caliente del
vacimiento San Martin, se construyeron dos modelos
radiales y una seccidédn transversal. E1l1 modelo radial
para s8imular el pozo 1X consta de 14 coronas y 10
capas. El s8egundo modelo radial, con el cual se
simuld el pozo 2X consta de 12 coronas y 10 capas. La

secclén transversal es de 810 celdas (81 x 10 x 1).

La formacidén Agua Caliente se comporta como un solo
reservorio, pudiendo tener diferentes unidades de
flujo delimitadas por las intercalaciones arcillosas
mayores que restringen la comunicacién vertical en la
vecindad de 1los pozos. Sin embargo, e€es necesario
mayor informacién de nucleos convencionales tal como:
(a) curvas de permeabilidad relativa vy presiédn
capilar, (b) propledades petrofisicas del reservorio
para compararlas con los registros eléctricos vy
calibrarlos, (c) un estudio sedimentolégico detallado

de 1la formaclién; para una mejor caracterizaciédn de

egte reservorio.
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Los modelos numéricos disefilados en este trabajo
representan el comportamiento productivo del
reservorio Agua Callente validado por el Ajuste de
Historlia, lo que garantiza un buen margen de

conflabilidad en las predicciones.

Se ha estimado que el potencial absoluto de flujo a
hueco ablerto (AOFP) de un pozo de desarrollo bajo
condiciones geolégicas y de 1ngenieria simllares al
pozo San Martin-1X estard en el rango de 47 a 428
MMscfd, para porcentajes de apertura entre 7¥ y 100%
del espesor productivo total. Este potenclal sera
preclsado a medida que se obtenga mayor informacién

de este reservorio.

El volumen del acuifero se ha estimado, en base a
informacién geolbégica disponible, en 30 veces el
volumen del reservorio. Al efectuarse corridas de
sensiblilidad al tamafio del acuifero, para determinar
su 1influencia en el mantenimiento de presibén en el
reservorlo, se llegd a la conclusidédn que los efectos
estan mas asoclados a la transmisibilidad del

acuifero al reservorio que al volumen del mismo.

Bajo un disefio de completacién adecuado, un pozo de
desarrollo en una posliclién estructural similar al
pozo 1X, podra producir a un caudal méximo de 60
MMscfd. Este caudal representa el 15% del AOFP
estimado para la apertura del 100% del espesor
productivo. Un caudal mayor ocaslonaria acelerar los

fenémenos de conificacién y digitacidédn de agua en el

reservorio, que no podrian ser controlados con el

esquema de ciclajJe de gas de 80% utilizado en este

estudio.
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Con un esquema de explotacién por mecanismo de
agotamiento natural, 1los pozos de desarrollo en
posicidén estructural similar al pozo 1X, con caudal
maximo de 60 MMscfd y 100% del espesor productivo
ablierto, produciran los ocho (8) primeros afios sin
problemas de diglitacié4n de agua. Sin embargo, se
ocasionara una fuerte caida de presién en el
reservorio que originara la formaciédn de condensado y
por lo tanto la disminucibén de 1la recuperacibdn de

liquidos de gas natural.

Del estudio de conificacién de agua, llevado a cabo
con el modelo radial, en un pozo qgque atraviese el
contacto gas-agua y que encuentre el 60% del espesor
total saturado con gas; podemos afirmar que no
exlstird produccibén de agua por conificacién al abrir
el 35% superior del espesor total (62% de la zona
saturada con gas), y producir a 20 MMscfd durante los
cinco (5) primeros arios de vida productiva. En caso
de abrirse el 55% superior del espesor total (94% de
la zona saturada con gas) se presentaran problemas de

conificaciédn de agua antes del quinto afio.

Pozos de desarrollo similares al pozo 2X, podran
producir a 20 MMscfd abriendo el 35% del espesor
total (62% del espesor saturado con gas) por un
periodo méximo de tres (3) aflos, al cabo de los
cuales tendrédn que cerrarse las capas 6 y 4 por
encontrarse saturadas de agua. En este caso también
originara una fuerte disminucién de la presién

se
dentro del reservorio que disminuira la recuperacién

final de liguides.
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En pozos de desarrollo gque atraviesen el contacto
gas—agua y que produzcan por mecanismo de agotamiento
natural, se presentard un efecto combinado de
digitacién y conificaciébn de agua en las capas

inferiores cercanas al contacto.

Efectuando ciclaje de gas, el pozo 1X podra producir
durante los primeros cinco (5) afios -a un caudal de 60
MMscfd y abriendo el 100% del espesor productivo, sin
problemas de presencia de agua ni de formacién de
condensado.

El pozo 2X con ciclaje de gas podréa producir durante
los primeros cinco (5) afios a un caudal de 20 MMscfd
y abriendo el 35% del espesor productivo, sin
problemas de elevada produccibn de agua y
garantizando un mantenimiento de presién que evite la

formacié4n de condensado en el reservorio.

El ciclaje de gas retarda el avance de agua en las
capas mé&s permeables asi como evita 1la caida de

presién en el reservorio.

En base al estudio efectuado, se concluye gue durante

la etapa de desarrollo del yacimiento s8e debera

considerar lo siguiente:

(a) Un estudio de sismica de detalle en el area, pues
con la informacién 8geolbégica actual, no es
posible verificar o descartar la existencia de
fallas a pequefia y mediana escala.

(b) Extraer nucleos convencionales en los pr6ximos
pozos a perforarse en la zona, asi como efectuar
pruebas de presién de larga duracién con 1la

finalidad de obtener mayor informacién del



(c)

(d)

(e)

reservorio. Asimismo, es conveniente efectuar
dichas pruebas con clerre en el fondo para evitar
distorsiones de los datos debido a la segregacién
de fluidos en la tuberia; asi como, considerar un
periodo de 1limpieza minimo de 24 horas y un
tiempo de estabilizacién mayor de 30 horas.
Ampliar el intervalo perforado y probar el pozo
San Martin-1X, si1 fuera el caso reacondicionarlo,
para evitar los efectos de penetracié4n parcial y
turbulencia Qque 8e observaron en la prueba de
produccién tomada en 1984

Efectuar el ciclaje de gas desde el 1iniclio de 1la
vida productiva del reservorio considerando la
reducida diferencia que existe entre la presidn
inicial del reservorio y 1la presién de rocio (33
psil); y por la significativa influencia que dicho
efecto tiene en el mantenimiento de presién del
reservorio y 8obre el avance del agua del
acuifero.

Para definir los niveles de perforacibébn vy
completacién, se deberd tener en cuenta el
espesor productivo saturado con gas. Los pozos
que encuentren la formacién Agua Caliente
saturada con gas en un minimo de 60% de su
espesor total, podran completarse 81 el esquema

de produccién es por cilclaje de gas.



(1)

(2)

(3)

(4)

(5)

(6)

(7)

(8)

REFERENCIAS

Abdel-Mohsen, A.

"Petrophysical Evaluation of Well Segakiato 42-46-2X,
Peru”

Shell Internationale Petroleum Maatschappij B.V., The
Hague, Octubre 1986

Agarwal, R.G., A-Hussainy, R.
"The Importance of Water Influx in Gas Reservoirs”
Gas Technology SPE Rprints Series 13, Vol. I, 1977

Al-Hashim, H.S., Bass Jr., D.M.

"Effect of Aquifer Size on the Performance of Partial
Waterdrive Gas Reservoirs”

SPE Reservoir Engineering, Mayo 1988

Al-Hussainy, R., Ramey Jr., H.J., Crawford, P.B.
"The Flow of Real Gases Through Porous Media"”
Journal Petroleum Technology, Mayo 1966

Azis, R.M.

"A 1982 Critique on Gas Cycling Operations on Gas-
Condensate Reservoirs

SPE 11477, Bahrain, Marzo 1983

Carslaw, H.S., Jaeger, J.C.
"Conduction of Heat in Solids"”
Oxford University, London, 1959

Coats, K.H.
"Use and Misuse of Reservoir Simulation Models"

Journal Petroleum Technology, Noviembre 1969

Coats, K.H.
"Reservolr Simulation: State of the Art"

Journal Petroleum Technology, Agosto 1982



- 137 -

(9) Craft, B.C., Hawkins Jr., M.F.

(10)

(11)

(12)

(13)

(14)

(15)

(16)

"Applied Petroleum Reservoir Engineering”

McGraw-Hill Book Co., New Jersey, 1959

Cullender, M.H.
"The Isochronal Performance Method of Determining

the Flow Characteristics of Gas Wells"
Trans. AIME (204), 1955

Dake, L.P.
“"Fundamentals of Reservoir Engineering"”
Elsevier Scientific Publishing Co., New York, 1978

Delgado, R.
"Evaluacién de Registros Eléctricos Pozo San Martin-

X"
Dpto. de Geologia, PETROPERU,

Departamento Ingenieria de Petréleo
“"Archivos de Pozo Aguaytia-2X y Aguaytia-3X
PETROPERU, Mayo - Agosto 1986

Desbrandes, R.

"In Situ Wettability Determination Improves
Formation Evaluation, Part 1 - 2"

Petroleum Engineer, Mayo - Agosto 1989

Energy Resources Conservation Board
“"Theory and Practice of the Testing of Gas Wells"”

Third Edition, Canada, 1975

Escobar, J.
"Determinacién del Potencial Absoluto de Pozos

Productores de Gas por Medio de Pruebas Isocronales”
Yacimientos Petroliferos Fiscales Bolivianos (YPFB),

Julio 1990



- 138 -

(17) Fishlock, T.P., Smith, R.A., Soper, B.M., Wood, R.W.

(18)

(19)

(20)

(21)

(22)

(23)

"Experimental Studies on the Waterflood Residual Gas
Saturation and Its Production by Blowdown"
SPE Reservoir Engineering, Mayo 1988

Flopetrol-Jdohnston Schlumberger

"PVT Study Report San Martin 42-46-1X, Agua Calliente
Formation”

Flopetrol-Johnston, Agosto 1984

Fortems, C., Mogensen, A., Biswas, B., Carlson, M.
"Camisea Gas Project Reservoir Development Study”
Scientific Software Intercomp (SSI), Petro-Canada
International Assistance Corporation (PCIAC),
Calgary, Abril 1990

Geffen, T.M., Parrish, D.R., Haynes, G.W., Morse,
R.A.

"Efficiency of Gas displacement from Porous Media by
Liquid Flooding"

Trans. AIME (195), 1952

Govier, G.W.

"Interpretation of the Results of Back-Pressure
Testing of Gas Wells"”

Trans. AIME (64), 1961

Govier, G.W., Azis, K.
"The Flow of Complex Mixtures in Pilpes”
New York, 1972

Greene, W.R.
“"Analyzing the Performance of Gas Wells"

Journal Petroleum Technology, Julio 1983



(24)

(25)

(26)

(27)

(28)

(29)

(30)

(31)

- 139 -

Gringarten, A.C.

"Interpretation of Tests in Fissured and
Multilayered Reservolir with Double-Porosity
Behavior: Theory and Practice”

Journal Petroleum Technology, Abril 1984

Gringarten, A.C.
"How to Recognize Double-Porosity Systems from Well
Tests"

Journal Petroleum Technology, Junio 1987

Guzukuma, R., Carranza, J.

"Prueba de Presidén Capilar (Método Inyeccidédn de
Mercurio) Pozo 3X-Aguaytia, Formacién Cushabatay"
Centro de Investigaciédn y Desarrollo, PETROPERU,
Julio 1987

Hawkins Jr., M.F.
"A Note on the Skin Effects”
Trans. AIME (207), 1956

Hurst, W., Clark, J.D., Brauer, E.B.
“"The Skin Effect in Producing Wells"
Journal Petroleum Technology (21), 1969

Intercomp Resource Development and Engineering

“"Advances 1in New Analysis Tools for the Petroleum

Industry”

Caracas, Venezuela, Noviembre 1979

Janke, E., Emde, F.
“Tables of Functions with Formulas and Curves”

Dover Publications, New York, 1945

Jones, J.R., Raghavan, R.
“Interpretation of Flowing Well Response 1in Gas-

Condensate Wells”
SPE Formation Evaluation, Setiembre 1988



(32)

(33)

(34)

(35)

(36)

(37)

(38)

(39)

- 140 -

Jones, J.R., Vo, D.T., Raghavan, R.
“"Interpretation of Pressure Build Up Responses 1in

Gas-Condensate Wells"”
SPE Formation Evaluation, Marzo 1989

Katz, D.L., Cornell, D., Kobavashi, R., Poettmann,

F.H.

"Handbook of Natural Gas Engineering”
McGraw-H1ill Book Co., New York, 1959

Lake, L.W., Carroll Jr., H.B.
"Reservolr Characterization”

Academic Press Inc., Toronto, 1986

Lidel, G.
"Gas Recycling in Gas-Condensate Reservoirs"”
1972

Linge, F., Cliff, W.J., Kramer, C.

"Results of Formation and Production Tests on Wells
San Martin 42-46-1X and Segaklato 42-46-2X, Peru”
Shell Internationale Petroleum Maatschappij B.V.,
The Hague, Setiembre 1987

Martin, J.C.
“Simplified Equations of Flow in Gas Drive
Reservoirs and the Theoretical Foundation of

Multiphase Pressure Build Up Analysis”
Trans. AIME (216), 1959

Martinez, E.
“"Evaluaciétn Sismica de la Estructura San Martin"

Divisién Geofisica - Dpto. de Geologia, PETROPERU,
Enero 1990

Mattax, C.C., Dalton, R.L.
"Reservoir Simulation”
SPE Monograph Vo0l.13, 1990



(40)

(41)

(42)

(43)

(44)

(45)

(46)

(47)

- 141 -

Matthews, C.S., Russell, D.G.
"Pressure Build Up and Flow Tests in Wells"
SPE Monograph Vol. I, 1967

Muskat, M.
"The Flow of Homogeneous Fluids Through Porous

Media"”
McGraw-Hi1ll Book Co., New York, 1937

Odeh, A.S.
"Reservoir Simulation -- What is 1t?"

Journal Petroleum Technology, Noviembre 1969

Odeh, A.S.

"An Equation for Calculating Skin Factor Due to
Restricted Entry"”

Journal Petroleum Technology, Junio 1980

Oren, P.E., Lee, R.L., Teek, M.R.

"The Effects of Wellbore Storage, Skin and
Turbulence Intensity on Early-Time Transient Flow of
Real Gas Through Porous Media”

SPE Formation Evaluation, Setiembre 1988

Peaceman, D.W.
"Fundamentals of Numerical Reservoir Simulation”

Elsevier Scientific Publishing Co., New York, 1977

Perrine, R.L.
“Analysis of Pressure Build Up Curves”

API Drilling and Production Practice, 1956

Pierce, H.R., Rawlins, E.L.
“The Study of a Fundamental Basis for Controlling

and Gauging Natural Gas Wells"”
U.S. Department of Commerce - Bureau of Mines, 1929



(48)

(49)

(50)

(51)

(52)

(53)

(54)

(55)

- 142 -

Poquioma, W.
"Aplicacién de Simulacién Numérica para el Estudio

de Yacimientos Petroliferos”
Tesis de Grado, Facultad de Petr6leo - UNI, 1974

Proyecto Desarrollo Gas Natural

"Proyecto Integral de Desarrollo del Gas de Camisea”
PETROPERU, Agosto 1990

Ramey Jr., H.J.

"Non-Darcy Flow and Wellbore Storage Effects 1in
Pressure Bulild Up and Drawdown of Gas Wells"

Journal Petroleum Technology (7), 1965

Rawlins, E.L., Schellhardt, M.A.

"Back-Pressure Data on Natural Gas Wells and their
Application to Production Practices”

U.S. Bureau of Mines, Monograph, 1936

Scientific Software Corporation
"User "8 Guide to FIRST - Version 3.0"
SSC Petroleum Systems, Inc., Junio 1975

Shell Exploradora y Productora del Peru

"Well Report San Martin 42-46-1X, Peru"”

Shell Internationale Petroleum Maatschappij B.V.,
The Hague, Mayo 1984

Shell Exploradora y Productora del Peru
"Well Report Segakiato 42-46-2X, Peru”
Shell Internationale Petroleum Maatschappij B.V.,

The Hague, Octubre 1986

Sierra, J., Diaz, T., Azéalgara, C.
"Estudio de Simulacién Yacimiento Corrientes - Fm.

Chonta™
PETROPERU, Mayo 1983



(56)

(57)

(58)

(59)

(60)

(61)

(62)

(63)

- 143 -

Sierra, J., Tomaylla, E., Sarango, E., Oré&, J.
"Estudio de Explotacién de Gas Natural - Yacimiento
Aguaytia”

PETROPERU, Setiembre 1987

Sierra, J.
"Ajuste de Permeabilidad Efectiva con Datos de
Pruebas y Perfiles”

Comunicacién Personal, Marzo 1991

Sierra, J.
“"Algunos Efectos Litolégicos y de Fluidos en 1la
Interpretacién de Registros en el Oriente Peruano”

Primer Congreso Andino de Petrdleo, 1977

Smith, R.V.
"Unsteady-State Gas Flow into Gas Wells"
Journal Petroleum Technology (13), 1961

Society Petroleum Engineer
“"Definitions for O0il and Gas Reserves"

Journal Petroleum Technology, Mayo 1987

Staghouwer, K.J., Cliff, W.J., Chavée, C.R.

“"Results of Production Tests on Well Cashiriari 42-
50-3X, Peru”

Shell Internationale Petroleum Maatschappij B.V.,
The Hague, Febrero 1987

Swift, G.W., Kiel, O.G.
"The Prediction of Gas Well Performance Including

the Effect of Non-Darcy Flow"
Journal Petroleum Technology (14), 1962

Thomas, G.W.
“Principles of Hydrocarbon Reservoir Simulation"

IHRDV - Boston, 1982



(64)

(65)

(66)

(67)

(68)

(69)

(70)

- 144 -

Van Everdingen, A.F., Hurst, W.

"The Application of the Laplace Transformation to
Flow Problems in Reservoirs"

Trans. AIME (179), 1949

Van Everdingen, A.F.
"The Skin Effect and Its Influence on the Productive

Capacity of a Well"”
Trans. AIME (198), 19563

Van Poolen, H.K.

"Applied Reservoir Engineering: Volume I - II"

H.K. Van Poolen and Associates, Inc. - PETROPERU,
Diciembre 1981

Watson, A.T., Gattens III, J.M., Lane, H.S.
"Model Selection for Well Test and Production Data

Analysis”
SPE Formation Evaluation, Marzo 1988

Wattenbarger, R., Ramey Jr., H.
"Gas Well Testing with Turbulence, Damage and

Wellbore Storage”
Gas Technology SPE Reprints Series 13, Vol. I, 1977

Zeelenberg, J.P.W.
"PVT Analysis of Reservoir Fluid from Well San

Martin 42-46-1X, Peru”
Shell Internationale Petroleum Maatschappij B.V.,

The Hague, Diciembre 1984

Zon, C.A.A.M. Van der
"Petrophysical Evaluation of Well San Martin 42-46-

1X, Peru”
Shell Internationale Petroleum Maatschappij B.V.,

The Hague, Mayo 1984



