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RESUMEN

Los campos de petrdleo del noroeste peruano se han desarrollado por mas de 100 afios
de manera comercial. Los reservorios explotados en el noroeste presentan en su mayoria un
mecanismo de produccion de gas en solucion y una geologia fuertemente fallada, lo cual genera
que la energia de los reservorios atenué rapidamente en una etapa temprana de produccion en
la mayoria de los bloques, logrando radios de drenaje de corto alcance en cada pozo, generando
la necesidad de amplias campafias de perforacion para lograr un factor de recobro eficiente.

Ante la necesidad de seguir desarrollando los campos del noroeste, desde hace muchos
afios se han ampliado los objetivos de desarrollo hacia reservorios de menor calidad que
individualmente no justificarian la perforacion de un pozo, pero que en conjunto representan
oportunidades de desarrollo en el noroeste peruano.

El presente proyecto de tesis propone evaluar distintas técnicas de Curvas de
Declinacion para modelar el comportamiento de los reservorios apretados o “tight” presentes
en el noroeste peruano, teniendo como caso de estudio a los reservorios de los campos del Lote
IV de la cuenca Talara.

Las formaciones Parifias Inferior y Basal Salina han sido objetivo de desarrollo en las
ltimas campafias de perforacion del Lote IV. Estos reservorios son caracterizados como
reservorios de baja permeabilidad, por cual deben ser estimulados mediante fracturamiento
hidraulico. EI comportamiento productivo de estos reservorios fue evaluado mediante Curvas
de Declinacion de Arps, y mediante métodos modernos de Curvas de Declinacion como son:
Arps modificado, Ley de Potencias, Exponencial Estrecha, Exponencial Extendida y el Modelo
de Duong.

La evaluacion del comportamiento de estos reservorios permitié definir que los
métodos modernos de declinacion resultan en un mejor ajuste de la historia productiva. Con lo

cual se demostré la importancia de estudiar estos modelos y se presenta una metodologia para



implementar los nuevos modelos de Curvas de Declinaciéon en las evaluaciones de los
pronosticos de declinacion de los reservorios apretados en lugar de los métodos

convencionales.



ABSTRACT

The oil fields of northwestern Peru have been developed commercially for more than
100 years. This mostly present a solution gas production mechanism and a strongly faulted
geology, which generates that the reservoir energy decays quickly in an early time of
production in most of the blocks, achieving short drainage radio in each well, generating the
need for extensive drilling campaigns to achieve an efficient recovery factor.

Given the need to continue developing the northwest fields, formation objectives have
been extended for many years to lower quality reservoirs that individually would not justify
drilling a well, but which together represent development opportunities in northwest Peru.

The present thesis project proposes to evaluate different techniques of Decline Curves
Analysis to model the behavior of tight reservoirs in northwestern Peru, taking as a case study
the reservoirs of the Block IV fields of the Talara basin.

The Lower Parifias and Basal Salina formations have been the target of development
in the last drilling campaigns in Block IV. These reservoirs are characterized as low
permeability reservoirs, so they must be stimulated by hydraulic fracturing. The productive
behavior of these reservoirs was evaluated by Arps Decline Curves, and by modern methods
of Decline Curves such as: Modified Arps, Power Law, Narrow Exponential, Extended
Exponential and Duong Model.

The evaluation of the behavior of these reservoirs allowed defining that the modern
methods of decline result in a better adjustment of the productive history. Thus, the importance
of studying these models was demonstrated, and a methodology was presented to implement
the new Decline Curve Analysis models in the evaluations of forecasts of tight reservoirs

instead of conventional.
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PROLOGO

El presente proyecto de tesis lleva el nombre de “Evaluacion de métodos modernos de
declinacion para la mejora del ajuste historico del comportamiento productivo de reservorios
tight en el noroeste peruano”. Dentro de mis tareas diarias se encuentra el seguimiento de la
declinacion de pozos recién perforados y produccién de la basica; en ese sentido, fue comin
observar que los prondsticos generados mediante curvas de Arps no siempre iban de la mano
con el comportamiento real de los campos del Lote IV caracterizados por su baja
permeabilidad.

En la busqueda de nuevas metodologias para lograr un mejor ajuste de los prondsticos
para este tipo de reservorios, es que me inmerjo en el estudio de nuevas correlaciones aplicables
a reservorios apretados y/o fracturados hidraulicamente, los cuales tengan su formulacion
basandose en estas caracteristicas de reservorio.

A lo largo de los capitulos se presenta un marco teérico y conceptual donde se describe
los modelos convencionales de Curvas de Declinacién y se explora las bases de cuatro nuevos
modelos de declinacion enfocados en reservorios apretados. Mas adelante se presenta los
capitulos relacionados con la definicion del campo de estudio y la descripcion de dos
reservorios del Lote IV, los cuales son representativos para toda la Cuenca Talara. Los
resultados de la evaluacion en la presente tesis demuestran que los reservorios del Lote 1V
presentan un mejor ajuste de su comportamiento productivo usando los métodos modernos de
declinacion, comparado con el caso base de las curvas de Arps. En las conclusiones y
recomendaciones se describe la importancia de la aplicacion de los nuevos modelos de
declinacion comparada con los procedimientos actuales de evaluacion de curvas de

declinacion.
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CAPITULO I: INTRODUCCION

1.1  Antecedentes

Una de las tareas principales de los ingenieros de petroleo en la evaluacion de
reservorios en campos de petroleo y gas es la cuantificacion del volumen de reservas, este paso
es resultado de la caracterizacion y estudio del campo, y permite concluir si el proyecto de
desarrollo es rentable o no. En la literatura de ingenieria de reservorios se listan distintas
técnicas para realizar los calculos de reservas, cada una con ciertas necesidades de informacion
y caracterizacion a profundidad del reservorio, como puede ser la simulacién numérica o la
evaluacion mediante balance de materiales. Sin embargo, la evaluacién del comportamiento
productivo mediante Curvas de Declinacion es hoy en dia la técnica de estimacion de reservas
de maés féacil aplicacion y de mejores resultados al momento de realizar prondsticos en campos

con informacién limitada.

El analisis de curvas de declinacién es una técnica desarrollada de manera empirica, es
decir, que inicialmente no tuvo un sustento fisico como consecuencia del andlisis de las
propiedades o el comportamiento de los reservorios, sino que fue fundamentado en las
tendencias de declinacién del comportamiento productivo de los campos de petréleo y que
estas se mantengan en el tiempo. Se atribuye a J.J. Arps como el principal autor del analisis de
Curvas de Declinacion, a través del articulo Analysis of Decline Curves, presentando en una

reunion técnica en Houston, USA, en mayo de 1944.

Los campos de petrdleo del noroeste peruano se han desarrollado por mas de 100 afios
y en la actualidad representan cerca del 50% de la produccion nacional (Perupetro, 2021).
Debido a su mecanismo de produccion de gas en solucién y la geologia fuertemente fallada,
(lo cual genera blogues volumétricos), la energia de los reservorios se agota rapidamente en

una etapa temprano de produccién en la mayoria de los bloques, logrando radios de drenaje de



corto alcance en cada pozo, generando la necesidad de amplias campafias de perforacién para

lograr un factor de recobro eficiente.

Las primeras arenas desarrolladas en la cuenca Talara tuvieron buenas respuestas
productivas, se tiene registro de pozos que iniciaban su produccion con mas de 1,000 barriles,
picos muy superiores a los comportamientos actuales de pozos nuevos. Estos pozos eran
completados con solo punzonamiento, fracturamiento o inclusive puestos a open hole o hueco
abierto. Estos reservorios de buenas caracteristicas en la actualidad se encuentran drenados y/o
depletados, por lo que cada vez es mas complicado identificar proyectos de perforacion de

ubicaciones rentables que vayan solo a estos objetivos.

Ante la necesidad de seguir desarrollando los campos, es que se amplia los objetivos de
arenas productivas a nuevos horizontes, reservorios de menor calidad que individualmente no
justificarian la perforacion de un pozo, pero que en conjunto representan oportunidades de

desarrollo en el noroeste peruano.

El comportamiento productivo de estos reservorios de baja calidad petrofisica o
también conocido como reservorios tight o apretados, por sus propias caracteristicas no pueden
ser modelados por métodos convencionales de declinacion como son las Curvas de Declinacion
de Arps, ya que una de las condiciones para aplicar este método es que se presente un flujo
dominado por fronteras, condicidn que tarda en presentarse en estos reservorios. Es por ello
que en los ultimos afios se han propuesto nuevos metodos de declinacion, teniendo en cuenta
las caracteristicas que definen el comportamiento de los reservorios apretados. En el presente
proyecto de tesis se realiza una evaluacion de distintos métodos modernos de analisis de Curvas
de Declinacion en los reservorios apretados del noroeste teniendo como caso de estudio los

reservorios presentes en los campos del Lote 1V.



1.2 Problemética

En la actualidad, el comportamiento productivo de los reservorios del noroeste peruano
es modelado mediante técnicas convencionales como es el Analisis de Curvas de Declinacion
de Arps, ecuaciones desarrolladas en el afio 1944. Estos modelos se concibieron de manera
empirica, sin considerar los fundamentos fisicos que gobiernan a los reservorios. Sin embargo,
Fetkovich demostré que para la aplicacion de las curvas de Arps el reservorio se debera
encontrar en condiciones de flujo pseudo estabilizado; es decir, para los casos donde la
perturbacion de presion haya tocado los limites del reservorio. EI modelo de Arps no debe
aplicarse en reservorios apretados debido a que estos mantienen un flujo transitorio por largos
periodos de tiempo, meses o afios antes de lograr el flujo pseudo estabilizado. Sin embargo, las
operadoras no pueden esperar a que se logre estos regimenes para poder realizar prondsticos
de confianza, debido a la necesidad de evaluar constantemente el comportamiento productivo

de estos reservorios y estimar su recuperacion final.

1.3 Formulacién del Problema
1.3.1 Problema General

¢Qué condiciones definen a las Curvas de Declinacion de Arps y no tienen relacion con
el comportamiento de los reservorios apretados?

¢En qué medida se afecta el pronostico de produccion al aplicar los modelos
convencionales de declinacion en reservorios apretados?

¢Cudl o cuéles de los métodos modernos de anélisis de Curvas de Declinacion pueden
ser apropiados para los reservorios apretados similares a los presentes en el noroeste peruano?

¢Es posible definir pardmetros de control para la aplicacion de métodos modernos de

declinacion de los reservorios apretados?



1.3.2

14

141

Problemas Especificos

¢ Qué condiciones permite definir a un reservorio como “apretado”?

¢ Es correcto evaluar a los reservorios apretados mediante métodos convencionales de
declinacion?

¢ Qué modelos se han desarrollado en los ultimos afios para predecir el comportamiento
productivo de este tipo de reservorios?

¢Cual es el error de evaluar a los reservorios tight en etapas tempranas y tardias
mediante métodos de declinacion modernos?

¢Cual o cuéles métodos modernos de declinacion modelan con mejor precision a los
reservorios considerados tight?

¢ Cuéles son los parametros de control recomendados para la aplicacion de los métodos
modernos en los reservorios apretados?

Objetivos de la Investigacion

Obijetivo General

Realizar el ajuste del comportamiento productivo mediante nuevos modelos de analisis

de Curvas de Declinacion en reservorios apretados del noroeste peruano, e identificar los

modelos y sus variables de control asociadas que permitan el mejor ajuste para prondsticos de

menor incertidumbre.

1.4.2

Obijetivos Especificos

Realizar una revision bibliografica o estado del arte respecto de las técnicas modernas
de declinacion para reservorios apretados o “tight” desarrolladas en los ultimos afios.
Evaluar mediante técnicas convencionales el prondstico de los reservorios apretados
presentes en el noroeste peruano en funcion a la produccion de los primeros afios (0.5,
2 y 4 afos), y estimar el error porcentual del volumen acumulado (Np) del prondstico

respecto a la historia real de produccién.



e Realizar el ajuste historico con cada uno de los métodos modernos estudiados, en
funcién a la produccién de los primeros afios (0.5, 2 y 4 afios), y estimar el error
porcentual del volumen acumulado (Np) del prondstico respecto a la historia real de
produccion.
e Proponer el modelo de declinacion de mejor ajuste en la evaluacion de ubicaciones del
desarrollo de los bloques de estudio y realizar la evaluacion econdémica de factibilidad.
1.5  Hipdtesis de la Investigacion
1.5.1 Hipotesis General

La aplicacion de nuevas técnicas de declinacion, que consideran en sus modelos las
condiciones que caracterizan a los reservorios tight, podria permitir un mejor ajuste y
evaluacion del comportamiento productivo de estos reservorios.
1.5.2 Hipotesis Especificas

e Las caracteristicas petrofisicas como la porosidad y permeabilidad, asi como el
desarrollo de ciertos regimenes de flujo, permiten definir a un reservorio como
apretado.

e Los métodos convencionales de andlisis de Curvas de Declinacion, como son
las curvas de Arps, no pueden ser aplicados a los reservorios apretados, por las
consideraciones que los definen.

e Las nuevas técnicas de declinacion permiten realizar un mejor ajustar desde el
comportamiento transiente de un reservorio y pueden predecir con mayor
precision esta etapa hasta la estabilizacion de la presiéon en un flujo pseudo
estabilizado.

1.6 Justificacion de la Investigacion
La investigacion se justifica debido a la necesidad de disminuir la incertidumbre en el

modelado de la declinacion de los reservorios apretados del noroeste peruano.



Los beneficiados con esta investigacién son:

e Las operadoras de los lotes del noroeste que desarrollan reservorios de baja
calidad petrofisica, debido a que podran tener un estudio precedente para aplicar
nuevos modelos en el prondstico de sus reservorios.

e Los estudiantes de la Facultad de Petroleo y Gas Natural de la UNI, ya que los
resultados servirian como base para futuros proyectos de investigacion.

e Eltesista, debido a que la investigacion ayudaré a adquirir mayor conocimiento

y experiencia como futuro ingeniero de petréleo y gas natural.

1.7  Identificacion de Variables
1.7.1 Variables Independientes
Regimenes de flujo de fluidos en el reservorio.
Caracteristicas petrofisicas de los reservorios.
1.7.2 Variables Dependientes
Factor de recobro por métodos primarios.
Radio de drenaje al EUR.
Método de analisis de declinacion.

Estrategia de desarrollo en las campafas de perforacion.
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Operacionalizacién de Variables

Tabla 1. Operacionalizacion de Variables.

Independiente

Definicion Definicion
Tipo Variable . Indicadores
Conceptual Operacional
. Evaluacion de las
Comportamiento ropiedades
de flujo de fluidos propiedades y
L i Y caracteristicas de
Régimen de flujo | y distribucion de X .
; ” roca y fluido, asi Curvas de
de fluidos en el la presion en L
. " como el produccion.
reservorio. funcion del .
. comportamiento de
Variables tiempo en el la curva de
reservorio.

produccion.

Propiedades
petrofisicas de los
reservorios.

Parametros de
almacenamiento y
comunicacion en

Evaluacion de los
registros a open hole

caracterizacion del

y resultados

histéricos de ]

Registros open

correlaciones,

hole,

esultados de

Variables
Dependientes

la roca reservorio. .
) well testing.
reservorio.
Porcentaje del .
Evaluacion de los
volumen volimenes
Factor de recobro | recuperable de )
. . . producidos en la Curvas de
por métodos petréleo mediante B -
S . historia y los produccion.
primarios. métodos de .
- volimenes
produccion . ..
L estimados in-situ.
primarios.

Radio de drenaje
al EUR.

Influencia areal
de perturbacion
para el recobro
por reservorio.

P

Evaluacion de las
ropiedades de roca
y volumenes
recuperados.

Propiedades
petrofisicas y
curvas de
produccion.

Método de anélisis

Modelo de p

Evaluacion de las
propiedades
etrofisicas, régimen

Propiedades
petrofisicas y

L declinacion para | de flujo e historia de
de declinacion. . . curvas de
cada reservorio. produccion por !
. produccion.
reservorio en el
tiempo.
. Evaluacion
. Ubicacion y .
Estrategia de . integrada de
cantidad de pozos . Factor de
desarrollo en las reservorios para
~ a perforar en un . recobro por
campanas de . estimar las
S determinado . bloque.
perforacion. ) oportunidades de
tiempo.
desarrollo.

Fuente: Elaboracién propia.
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Matriz de Consistencia

Tabla 2. Matriz de Consistencia.

MATRIZ DE CONSISTENCIA

ASPECTOS GENERALES ASPECTOS ESPECIFICOS
PROBLEMA OBJETIVO HIPOTESIS PROBLEMA OBJETIVOS HIPOTESIS
GENERAL GENERAL GENERAL ESPECIFICO ESPECIFICO ESPECIFICO

¢Cémo podemos
disminuir la
incertidumbre en
la prediccion de
curvas de
declinacién de
reservorios tight
en el noroeste
peruano?

Evaluar las
nuevas técnicas
de declinacion
con aplicacion a

reservorios tight,
e identificarel o
los modelos y
sus variables de
control asociadas
que permitan el
mejor ajuste en
la prediccion del
comportamiento
de este tipo de
reservorios en el
noroeste peruano

La aplicacion de
nuevas técnicas
de declinacion,
gue consideran
en sus modelos
ciertas
condiciones de
los reservorios
apretados,
permitird un
mejor ajuste del
comportamiento
productivo de
este tipo de
reservorios,
logrando una
evaluacion mas
precisa de las
reservas

¢ Qué condiciones permite
considerar a un reservorio como
“apretado”, y que modelos se
han desarrollado en los Gltimos
afios para predecir el
comportamiento productivo de
este tipo de reservorios?

Realizar una revision bibliografica o
estado del arte respecto a las nuevas

técnicas de declinacion para
reservorios apretados o tight
desarrolladas en los ultimos afios.

Las caracteristicas petrofisicas como
la porosidad y permeabilidad, asi
como el comportamiento productivo
de arenas aisladas, permiten definir
a un reservorio como “apretado”.

¢ Es correcto evaluar reservorios
tight mediante métodos
convencionales que asumen
flujo pseudoestable y condicién
de presion terminal constante?
Y ¢Cuél es el error porcentual y
en volumenes de reservas, de
evaluar reservorios tight en
etapas tempranas mediante
métodos convencionales?

Evaluar mediante técnicas

convencionales, el comportamiento de

los reservorios apretados presentes en
el noroeste peruano en funcion a la

produccion de los primeros afios (0.5,

2y 4 afos), y estimar el error

porcentual del volumen acumulado

(Np) pronosticado y el real.

Los modelos convencionales de
declinacion, como las curvas de
Arps, no pueden ser aplicados a los
reservorios apretados debido a sus
condiciones basicas, sin hacer
ciertas modificaciones.

Aplicando métodos modernos
de declinacion que consideran
el flujo transitorio en la
ecuacion, ¢cudl es el error de
evaluar reservorios tight en
etapas tempranas mediante estos
métodos?

Realizar el ajuste historico con cada

modelo estudiado, en funcion a la

produccién de los primeros afios (0.5,

2y 4 afos), y estimar el error

porcentual del volumen acumulado

(Np) pronosticado y el real.

Las nuevas técnicas de declinacion
permiten realizar un mejor ajustar
desde el comportamiento transiente
de un reservorio y pueden predecir
con mayor precision hasta la
estabilizacion de la presion en un
flujo pseudoestable

Fuente: Elaboracién propia.




CAPITULO II: MARCO TEORICO Y CONCEPTUAL

2.1  Reservorios Convencionales y No Convencionales
2.1.1 Reservorios Convencionales

Un reservorio Convencional es esencialmente un reservorio con caracteristicas de
porosidad y permeabilidad suficiente para ser producido a caudales comerciales y
recobrar volimenes econdmicos de petréleo y gas sin la necesidad de amplios
tratamientos de estimulaciones o especiales procesos de recobro (G.C.NAIk).
Usualmente, estos reservorios son de matriz de areniscas o de reservorios carbonatados.
La PRMS define a los recursos convencionales como las acumulaciones de hidrocarburos
que existen en rocas porosas y permeables, que son recuperados a través de pozos y
usualmente requiere un proceso minimo para su produccion (PRMS, 2018).
2.1.2 Reservorios No Convencionales

Un reservorio No Convencional es aquel que no puede ser producido a caudales
econdémicos, 0 estos no producen volimenes econémicos de petroleo y gas, sin la
asistencia de un tratamiento de estimulacion o un proceso de recobro especial. Segun la
PRMS, se define los recursos no convencionales como las acumulaciones de
hidrocarburos tales como: gas metano de carbén, gas en arenas apretadas y petroleo en
arenas apretadas (baja permeabilidad), hidratos de gas, bitumen (alta viscosidad) y
depésitos de lutitas (querégeno). Estas acumulaciones carecen de la porosidad y
permeabilidad de los reservorios convencionales para ser surgentes naturalmente (PRMS,

2018).

La

Figura 1 describe el triangulo de recursos donde se muestra a los recursos

Convencionales y No Convencionales.
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Figura 1. Piramide de recursos para reservorios de petroleo y gas.
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Fuente: Libro Tight Gas Reservoirs. Stephen A. Holditch, John Y. Wang (2020).

Los reservorios No Convencionales hacen referencias a los reservorios que poseen
ciertas caracteristicas que difieren de los reservorios convenciones o tradicionales. Dentro
de estos reservorios se incluyen a los reservorios Tar, bituminosos y crudo pesado,
reservorios naturalmente fracturados, reservorios de gas metano de carbon, gas-shale,
tight oil y gas, dependen de estrategias y nuevas tecnologias para ser comercialmente
productivos. Los reservorios apretados o de baja permeabilidad, tight gas, tight sands no
pueden ser puestos en produccion econdomicamente sin ser estimulados por

fracturamiento hidraulico.

Los reservorios No Convencionales son definidos como acumulaciones de
hidrocarburo en ambientes geoldgicos que difieren de las trampas de los sistemas
convencionales. Esto ocurre en areniscas relativamente impermeables (tight reservoir),

acumulaciones que se almacena en fracturas, en matriz de shale o lutitas, en matriz de
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carbdn o asociados con hidratos de gas, muy distintas a las rocas reservorios consideradas

convencionales.

Para poder definir que un reservorio sea convencional o sea considerado como No
Convencionales no solo debera ser evaluado su permeabilidad, sino que se debe

considerar:

e Gravedad o densidad del fluido (crudo pesado, Tar reservoir, bituminosos).
e Porosidad

e Permeabilidad (tight gas, tight sand).

e Ambiente geoldgico.

e Tipo de matriz de almacenamiento (Shale gas, coalbed-methano, hidratos).

2.1.3 Reservorios Apretados o Tight

Los reservorios tight es catalogado dentro de los reservorios No Convencionales.
Estos reservorios se presentan en un sistema petrolero similar a los convencionales, con
la necesidad de una roca madre, roca reservorio, roca sello y una trampa para que existas
una acumulacién de hidrocarburos. Asi también la matriz predominante en estos
reservorios es la arenisca (AAGGP, 2013). La principal caracteristica que presenta los
reservorios tight y hace que estos sean catalogados como reservorios No Convencionales
es su baja permeabilidad, la cual lleva a que estas arenas necesitan un proceso de
estimulacidn para crear nuevos canales que permitan producir volumenes comerciales de
petréleo y gas. Law & Curtis (2002) definen a un reservorio de baja permeabilidad como
un reservorio con valores esperado de permeabilidad de alrededor 0.1 mD (mili-Darcys).
La German Society for Petroleum and Coal Science and Technology (DGMK) definen a
los reservorios apretados o tight, como los reservorios que presentan una permeabilidad

efectiva menor a 0.6 mD.

Con base en la literatura revisa, para el presente proyecto de tesis se considera a

los reservorios tight aquellos reservorios que presentan una permeabilidad en el orden de
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0.5 mD, asi también la siguiente definicion: Un reservorio tight es aquel que no produce
caudales econémicos ni presenta un recobro de volumenes rentables a menos que sea

estimulada por un tratamiento de fracturamiento hidraulico (David Yu, 2010).

El desarrollo de reservorios catalogados como apretados o tight han mostrado que
los modelos clasicos de declinacion no logran un buen ajuste histérico, llevando a errores

en los estimados.

En los Gltimos afos, se ha observado un gran avance en las técnicas de analisis de
declinacién en reservorios no convencionales de baja permeabilidad. Estas técnicas
también pueden ser utilizadas en reservorios convencionales apretados y fracturados
hidraulicamente, como los que se desarrollan en la Cuenca Talara, en donde la aplicacion

de un DCA convencional suele sobreestimar las reservas (Alarcon, 2019).

En la presente tesis se revisaran las técnicas de declinacion basada en los Métodos
de Arps, Modificada de Arps e Hiperbdlica Modificada, Método de Declinacion Estrecha
Extendida (SEDM), Método de Ley de Potencia, Método de Duong y Método de

Declinacion Exponencial Extendido.

2.1.4 Diferencia entre reservorios Tight y Shale

Los reservorios apretados o tight son definidos como reservorios de petréleo o gas
que presenta una baja permeabilidad. Los Shale gas-shale oil son definidos como
depdsitos donde la roca generadora se presenta al mismo tiempo como roca reservorio y
roca sello, estos estan compuestos de grano fino y son ricos en materia organica; en
cambio, los reservorios tight en su mayoria son de matriz arenisca (como los del Noroeste
peruano) o carbonaticos y necesita la existencia de un sistema para entrampar las
acumulaciones de hidrocarburos, por lo que son una roca independiente de la roca

generadora y roca sello (AAGGP, 2013).
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Algo en comun entre estos reservorios es que ameritan una estimulacién por
fracturamiento hidraulico para lograr ponerse en produccion; sin embargo, al ser los
Shale, acumulaciones de mucho menor permeabilidad que los Tight (debido a su matriz
de grano fino), estos necesitan multiples fracturas en su estimulacion para lograr
volimenes comerciales. En la siguiente figura se muestra un esquema de la comparacion

de completacion entre los reservorios Convencionales, los reservorios Tight y los Shale.

Figura 2. Reservorio Convencional, Tight y Shale.
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Fuente: Curtis, 2011.

2.2  Fundamentos del Andlisis de Curvas de Declinacion

El Analisis de Curvas de Declinacion se origind como un método empirico con el
objetivo de evaluar la declinacion de la produccion en campos de petréleo y gas. Ha sido
utilizados durante mucho tiempo como primeras aproximaciones de los pronésticos de
producciodn y la posterior estimacion de las reservas, tanto a nivel de pozo como campo

(Armenta, 2019).

El anéalisis de curvas de declinacion o DCA, por sus siglas en inglés, fue

desarrollado por J. J. Arps en el afio 1944, como un método para predecir la produccién
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de un pozo o campo, a partir de la tendencia del comportamiento productivo previo. Las
curvas de declinacion fueron desarrolladas de manera empirica y se base en una expresion
matematica como una funcion Exponencial, Hiperbdlica o Armoénica que mejor ajusta al

historico del comportamiento de produccion.

La técnica de curvas de declinacion se ha mantenido hasta el presente como el
método mas utilizado para la prediccion de la produccion en reservorios convencionales
(Paris de Ferrer, 2009). Esto debido a su simplicidad, facil uso y sin necesidad de una

amplia informacién del reservorio para su aplicacion.

2.3 Curvas de Declinacion de Arps

J. J. Arps fue uno de los primeros autores en proponer el Analisis de Curvas de
Declinacion de produccién en 1945, basdndose en trabajos previos que datan del afio 1908
y tuvieron el objetivo de modelar una tendencia de declinacion de pozos de petréleo. Arps
utiliza datos de la historia de produccién de un pozo o campo para encontrar la mejor
curva de ajuste y poder extrapolarla hacia el futuro, su método se basa en un ratio de
pérdida o ratio de declinacion “D” y su derivada “b” conocido como exponente de

declinacién o constante de declinacion.

El ratio de declinacion “D” esta definida como el cambio del caudal, en un periodo

de tiempo determinado, respecto al caudal inicial:

91 — 4>

p=_—11 Ec. (1)
At
A medida que el tiempo pasa, el caudal de produccion disminuye, por lo que la
ecuacion empezara a mostrar valores negativos que indican una declinacién. Es por lo
que por convencion se incluye un signo negativo a la definicion de “D” y se expresa las

variaciones como derivadas:
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_ ldgq
- _ad_t Ec. (2)

El exponente “b” es definido como la derivada del inverso del ratio de declinacién

respecto al tiempo, o también definido como exponente de declinacion:

b= %(%) - %(_ dchdt) Ec. (3)

Existen tres tipos de curvas de declinacion segun el modelo de Arps: Exponencial,

Hiperbolica y Armonica, las cuales se definen segln la siguiente expresion fundamental:
5= ()
DL' q; Ec. (4)

Donde “D;” es la tasa de declinacion al comienzo del periodo actual de

b

declinacion, “b” es el exponente de declinacion y “q;” es el caudal inicial o caudal
maximo del cual inicia la declinacion. En el Modelo Exponencial, “b” es igual a 0; en el
Modelo Hiperbolico, “b” se encuentra entre 0 y 1 y en el Modelo Armonica, “b” tendra

un valor igual a 1 (Paris de Ferrer, 2009). De acuerdo con ello, resolviendo la Ec. (4), la

expresion de la tasa de declinacién o caudal para cada curva es:

e Exponencial: D = D; = cte. Lo que significa que la caida de produccion por
unidad de tiempo (declinacién) es una fraccion constante de la tasa de

produccién.

e Armonica: D = D; (?). La caida de produccion por unidad de tiempo es

L

proporcional a la fraccion del caudal de produccion.
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b
e Hiperbdlica: D = D; (%) . La caida de produccion por unidad de tiempo es

proporcional a una potencia de la fraccion del caudal. Con el exponente variando

deOal.

La integracién desde un tiempo t, = 0, hasta un tiempo t de la ecuacion
diferencial de las distintas formas del modelo de Arps antes descrita, proporcionara la

relacién caudal vs tiempo.

2.3.1 Modelo Exponencial

El modelo Exponencial asume la caida de produccion como una fraccion
constante de la declinacién. Debido a que el exponente de declinacion “b” es igual a 0 en
este caso, el valor de “D” es el mismo en el tiempo, es decir, la declinacién de la

produccion sera constante a lo largo del tiempo. Partiendo de la Ec. (4):

dq/dt
D=D;=~- Ec. (5)
q
Realizando la integracion en ambas partes de la expresion, desde un tiempo 0 a un
tiempo t:
t q dq
j D;dt = —j — Ec. (6)
0 a 4
q
—Dt =In—
q Ec. (7)

Aplicando Exponencial en ambos lados de la expresion para eliminar el logaritmo
y acomodando, se tiene la relacion del caudal y tiempo para el Modelo de Declinacién

Exponencial:

q = qe " Ec. (8)
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Para estimar el valor acumulado (Np) se debe integrar el valor del caudal en el

tiempo, reemplazando la expresion del caudal para el caso del Modelo Exponencial, Ec.

(8):

t t
Np =f th:f qie~Pitdt Ec. (9)
0 0
i it _ oy 9 _ 9 _p;
D; (e e’) = D; D, e Ec. (10)
_ 4 a9

La expresion para la produccion acumulada en el caso del Modelo Exponencial

resulta:

(@i —
Np = ——— Ec. (12)

D;
2.3.2 Modelo Armonico
El modelo Armonico se caracteriza por una disminucion constante y sostenido en
el caudal. Este tipo de curvas se observa en pozos cuya produccién no decae tan rapido
en el tiempo. Partiendo de la Ec. (4) y considerando al exponente de la declinacién “b”

igual a 1:

D dq/dt
D:_¢=—q/

i
qa; q

Ec. (13)

Realizando la integracion en ambas partes de la expresion, desde un tiempo 0 a

un tiempo t:

‘D, gt = Jqdq
@ P Ec. (14)
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Dt 1 1

q; - a - a Ec. (15)

Acomodando la expresion, se obtiene la relacion de caudal y tiempo para el
modelo de declinacion Armonica:

qi

9= 13Dt Ec. (16)

La expresion para la produccion acumulada en el caso del Modelo Armonico

resulta:

Np = —In— Ec. (17)

2.3.3 Modelo Hiperbolico
A diferencia de la declinacion tipo Armonica, la declinacion Hiperbolica muestra
una disminucion inicial rapida en la tasa de produccién, seguida de una disminucion mas

suave y gradual. Partiendo de la Ec. (4):

dq/dt

D:
D=—q"= Ec. (18)
qi q

Realizando la integracion en ambas partes de la expresion, desde un tiempo 0 a

un tiempo t:
t
Di q dq
—dt = —j Ec. (19
-[0 qlb qi qb+1 C.( )
bD;t 0= 1 1
qlp q? qlp Ec. (20)

Ordenando la expresion, se obtiene la relacion de caudal y tiempo para el Modelo
de Declinacion Hiperbolico, el cual es la expresion resuelta mas general para el Analisis

de Curvas de Declinacion de Arps:
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qi

q= A+ bDyo)’ Ec. (21)

La expresion para la produccion acumulada en el caso del Modelo Hiperbolico

resulta;

ql

Ne =T -mn,

(ai™" —q*™) Ec. (22)

En la Tabla 3 se presenta un resumen de los 3 modelos de declinacion

desarrollados por Arps:

Tabla 3. Tipos de declinacion del modelo de Arps.

Declinacion Exponencial  Declinacién Hiperbdlica Declinacion Armaénica

L Declinacion proporcional a una potencia Declinacion proporcional a la tasa de
Declinacion constante con b = 0 prop P prop

fraccional, 0 < b < 1 produccion, b = 1
t 1d £ p; g tD, 14
[pac=-["90  [Dgo [ S [y [
to qi q to di a; q to di a; q
. qi qi
q(®) = q; e 9(O) =——"—7 q(t) = =

- _ 4
(1 + bD;t)b (1+ D;t)

Fuente: Elaboracion propia.

Los tres tipos de declinacién del modelo matematico-empirico desarrollado por
Arps, consideran un flujo dominado por fronteras. Para aplicar este analisis es necesario
una produccion por un suficiente tiempo que permita obtener un flujo estabilizado. La
declinacion de tipo Exponencial resulta en un escenario mas conservador, debido a que
presenta un exponente de declinacion igual a 0 y la caida de produccion es constante. En
el caso de la declinacién Hiperbdlica, la declinacion no disminuye de manera constante,
ya que la caida de produccién es una fraccion elevada a una potencia entre 0 y 1,

finalmente la declinacion Arménica resulta en un escenario donde la declinacion es mas
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sostenida, y se presenta en reservorios donde se puede asegurar un buen mantenimiento

de presion y una baja declinacion de la produccion.

Figura 3. Curvas tipo del modelo empirico de Arps.
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Fuente: Schlumberger, 2016.

Un comportamiento exponencial, es decir, un valor de “b” igual a 0, se presenta
en pozos que han alcanzado las fronteras en yacimientos cerrados. Una declinacion tipo
Exponencial puede aplicarse para un fluido compresible bajo un régimen de flujo
pseudoestable en un reservorio cerrado que produce a presion de wellbore constante.
Segun Fetkovich et al (1990) la condicién bajo la cual ocurre una declinacion Hiperbolica,
con un factor “b” en un rango entre 0.5 y 1, se presenta en reservorios de maltiples capas
con suficiente contraste entre las propiedades de cada capa. Adicionalmente, Fetkovich
noto que una produccion en flujo transiente también puede ser modelado con altos valores
de “b”. Los valores de “b” recomendados segun el mecanismo de empuje de los

reservorios se presentan a continuacion:
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Tabla 4. Rangos de valores de exponente de declinacion de "b".

Valor de "b" Mecanismo de empuje

0 Expansion de liqguido monofasico (sobre el punto de burbuja).
0.1-04 Mecanismo de gas en solucién.
0.4-0.5 Expansion de gas monofasico.
0.5 Mecanismo de empuje de agua.
0.5-1.0 Reservorios laminados.

>1 Régimen de flujo transiente (reservorios "tight").

Fuente: Traducido del libro Hydraulic fracturing in unconventional
reservoirs, 2019.

Otra forma de visualizar los tres tipos de declinacién del modelo de Arps, es
representandolas como lineas rectas, esto se logra elaborando los graficos: caudal vs
tiempo y caudal vs acumulada; en escalas cartesiana, semilogaritmica y logaritmica, tal

como se presenta en la Figura 4:



Figura 4. Modelos de Declinacion de Arps.
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En el caso de declinacién Exponencial, la curva de caudal vs tiempo se convierte
en una recta en escala semilogaritmica, mientras la curva de caudal vs acumulada lo hace
en escala cartesiana. En ambos casos, el valor absoluto de la pendiente es igual a la

declinacion “D”.

En el caso de una declinacion Hiperbolica, la curva de caudal vs tiempo se
convierte en una linea recta en escala logaritmica, si en vez del tiempo lineal t se utiliza
un tiempo modificado t" = 1 + bD;t, con pendiente igual a 1/b. La curva de caudal vs
acumulada se convierte en una recta con pendiente positiva en la escala logaritmica, y si

en vez de la produccion acumulada Np, se utiliza una acumulada modificada N, de la

L i—(1-n)D;N;
siguiente forma =P

Adn

La curva caudal vs tiempo, de la declinacién Armdnica, se convierte en una recta
de angulo 45° en escala logaritmica, si en vez del tiempo lineal t se utiliza un tiempo
modificado t' = 1 + D;t. Asi mismo, en este tipo de declinacién, la gréfica del inverso
del caudal vs tiempo se convierte también en una linea recta de pendiente positiva en
escala cartesiana, mientras que la curva de caudal vs acumulada lo hace en una escala
semi logaritmica. En ambos casos el valor de la pendiente es igual a la declinacién

nominal inicial, “D;”, divido entre el caudal inicial, “q;”.

2.4  Condiciones para la aplicacion de las curvas de Arps
La aplicaciéon de los modelos clésicos de Arps, es decir: modelo Exponencial,
Hiperbolico y Armdnico, presentan ciertas condiciones de reservorio para su correcta

aplicacion.

2.4.1 Condicion de frontera
La restriccion de que el flujo debe haber alcanzado las fronteras del yacimiento,

esto es dificil de lograr en un corto tiempo para reservorios de baja permeabilidad o
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apretados, principalmente esto debido a que, por su baja permeabilidad, el tiempo en el
que se alcanza las fronteras es prolongado. Es asi como la aplicacion de este tipo de curvas
de declinacion convencional en yacimientos apretados con poca historia de produccion
no es adecuada, ya que el mejor ajuste en los primeros afios de produccion no refleja el
comportamiento futuro (Alarcon, 2019)
2.4.2 Condicion de fondo

La restriccion de que el flujo debe haber alcanzado las fronteras del yacimiento,
esto es dificil de lograr en un corto tiempo para reservorios de baja permeabilidad o
apretados, principalmente esto debido a que, por su baja permeabilidad, el tiempo en el
que se alcanza las fronteras es prolongado. Es asi como la aplicacion de este tipo de curvas
de declinacion convencional en yacimientos apretados con poca historia de produccién
no es adecuada, ya que el mejor ajuste en los primeros afios de produccion no refleja el

comportamiento futuro (Alarcén, 2019).

2.4.3 Condicion de Exponente de Declinacion (b)
La constante de declinacion, ratio de pérdida o exponente de declinacion “b” se
define como la rapidez del cambio de declinaciéon (D) en el tiempo, es un pardmetro

adimensional.

Inicialmente, Arps definio el valor de “b” entre 0 a 1. Fetkovich demostrd que
esto se cumple para pozos en un régimen de flujo pseudo estabilizado, o también llamado
dominados por fronteras, con la condicidn de solucion de presion terminal constante. Sin
embargo, se ha identificado que en pozos que se encuentran en un régimen transiente, es
decir, donde la perturbacién de presion no ha contactado los limites del reservorio, valores
de “b” mayor a 1 ajustan de mejor manera. Se ha estudiado que este hecho se cumple en
reservorios de baja permeabilidad y reservorios fracturados hidraulicamente, en estos

casos, el régimen transiente puede durar meses o inclusive afos.
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En reservorios de baja permeabilidad, o también llamados apretados, al ser la
permeabilidad una propiedad de conductividad de fluidos en medios porosos, los fluidos
tienen menores canales para su movimiento. Por lo que, la perturbacion de presion tardara

mayor tiempo en contactar los limites del reservorio.

En pozos fracturados hidraulicamente la declinacion inicial es mas rapida que los
pozos convencionales debido a la liberacién inicial de hidrocarburos por la fractura
creada; sin embargo, la declinacion luego de la etapa inicial suele ser méas lenta debido a
la produccidn sostenida por las fracturas y luego por la matriz. Un valor alto de "b" indica
una tasa de declinacién mas rapida en los primeros meses de produccion, y una

produccidn sostenida en tiempos tardios.

2.5  Meétodos Modernos de Declinacién

El uso de los modelos de Arps presenta la restriccion de que el flujo debe haber
alcanzado las fronteras del yacimiento, esto es dificil de lograr en un corto tiempo para
reservorios de baja permeabilidad o apretados, principalmente esto debido a que, por su
baja permeabilidad, el tiempo en el que se alcanza las fronteras es prolongado. Es asi
como la aplicacion de este tipo de curvas de declinacion convencional en yacimientos
apretados con poca historia de produccion no es adecuada, ya que el mejor ajuste en los

primeros afios de produccion no refleja el comportamiento futuro (Alarcén, 2019).

2.5.1 Modelo de Doble declinacion

La ecuacion de declinacion Hiperbolica de Arps (Tabla 3) es la de mayor
aplicacion para reservorios de shale (Seshadri, 2010). La ecuacion de declinacion
Hiperbdlica es adecuada debido a que aparenta realizar un mejor ajuste con valores de
“b” mayores que la unidad para el régimen de “transient linear-flow” observado en pozos
de shale gas (Manda, 2020); sin embargo, el modelo puede resultar en una

sobreestimacion de la produccion y reservas debido a la disminucion del ratio de perdida



26

,"D", en el tiempo, ya que el ratio de perdida no es constante y decrece de manera continua

mediante la siguiente relacion:

1

1 Ec. (23
p; + bt (23)

D=

Cuando "D" se vuelve muy pequefio, el caudal no declina de manera significativa,
generando una produccion muy sostenida al final de la vida productiva, obteniendo un
sobreestimado al momento de calcular las reservas. Para evitar que el ratio de perdida se
vuelva muy pequefio en tiempos largos, Robertson (1988) sugirié una version del modelo
de declinacion hiperbolico para reservorios de shale gas. EI método de Robertson se
presenta en la Ec. (24), este se base en incluir un limite inferior al ratio de perdida,
evitando gue se tengan valores cada vez mas pequefios del ratio de perdida en el tiempo,
y que se limite a un valor minimo (D;;,i:) garantizando una declinacion natural al final

de la vida productiva del pozo.

qi
l )
1+ bD;t)b

D > Diimis

Q(t) = Ec. (24)

—Diimict
gie " timitt, D < Dymie

Al momento en que el ratio de perdida declinacion alcance el Dyjpi:, 1a Ec. (24)
genera un cambio o “switch” a un modelo Exponencial con declinacién constante igual
D;imit- Pese a que el modelo de Declinacion Hiperbdlico Modificado se elabor6 para
evitar sobre estimaciones en el calculo de reservas, el ajuste de la curva de declinacién en
la etapa transiente no proporciona ninguna guia para determinar el D;;,,;.. Por lo que es
usual que la eleccion de Dj;,i;: Se base en experiencias, recomendaciones o acuerdos de

la compafiia y los asesores de reservas (Seshadri, 2010).
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2.5.2 Power Law Exponential (PLE)

llk et al, presentaron el modelo Exponencial de Ley de Potencia o PLE, por sus
siglas en inglés, el cual es una extension de la ecuacion Exponencial del modelo de Arps
para la declinacion en reservorios de Shale (Manda, 2020). Ik presenta el grafico de la
Figura 5, para conceptualizar la diferencia en el comportamiento del ratio de perdida “D”
en el modelo de Arps y con el modelo que desarrolla. Se observa que el parametro “D”
de Arps es casi una constante al inicio de produccion, en cambio, el modelo PLE presenta
un “D” con una pendiente igual a 1 disminuyendo en el tiempo y con una tendencia a

volverse una constante para tiempos extendidos.

Figura 5. Comportamiento Hiperbolico y del ratio de perdida.
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El modelo PLE parte de las ecuaciones empiricas de ratio de perdida “D”, Ec. (2)
y la derivada del ratio de pérdida o factor “b”, Ec. (3), desarrolladas por Johnson &

Bollens (1928) y Arps (1945). llk proporciona un calculo alternativo para los parametros
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“b” y “D”, usando datos de caudal y su acumulada. Los parametros alternativos Se

presentan en la Ec. (25) y Ec. (26):

_aj1 Ec. (25)
b=a75 [D]
1
b=7 Ec. (26)
— C.
D+ bt

Donde “D;” es la declinacion inicial de Arps. El enfoque de modelo PLE, propone
que los parametros “D” y “b” puedan ser estimados en cualquier tiempo, a partir del
comportamiento de la produccion, esperando un comportamiento “No Hiperbolico”, es
decir, un valor de “b” no constante (D. 11k, 2008). Considerando que este efecto se puede
presentar en reservorios con multiples capas, reservorios de baja permeabilidad y alta
heterogeneidad o por el incremento del contacto de gas en el reservorio a través del tiempo
(D. 1k, 2008). Usando la forma para el parametro “D” de la Ec. (27), llk considera el ratio

de perdida de la siguiente forma:

D =Dy, + Dyt~(0~™ Ec. (27)

Donde “Dy,” es el ratio de perdida a un tiempo infinito, “D;” es la constante de
declinacion “intercepto” y representa el valor de “D” a 1 dia de produccién, “t” es el
tiempo de produccion en dias y “n” es el exponente del tiempo. La interpretacion de la
Ec. (27), es que el ratio de perdida “D” es una variable que disminuye y puede ser
aproximada por la funcién de Ley de Potencias, y la cual tendera a un valor constante,
“Dy” para periodos largos; a diferencia del modelo Hiperbdlico de Arps, en donde el

parametro “D” es constante desde el inicio (D. 11k, 2008). Remplazando la Ec. (27) en la

forma Exponencial del modelo de Arps, ver Tabla 3, se obtiene:
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q(t) = g, ePewt=Dit™ Ec. (28)

Donde “g;” es el caudal “intercepto”, este es el caudal al tiempo O (el cual no es

el caudal promedio mensual inicial que se utiliza en la ecuaciéon de Arps) y “D,” es la

constante de declinacion, igual a “D,/n”. Distintos investigadores concluyen que el

modelo de Ley de Potencia puede usarse en flujo radial y lineal transiente, el modelo es

confiable para flujo lineal, bilineal seguido de lineal, lineal seguido por flujo dominado

por fronteras o bilineal seguido por lineal y flujo dominado por fronteras (Manda, 2020).

La metodologia para aplicar el modelo de Ley de Potencias es la siguiente:

2.5.3

b 1Y €609

El modelo presenta 4 incégnitas: “§,”, “De,”, “D,” y “n”. El valor de “G,” es una
constante y se obtiene de la historia de produccién como el caudal inicial o
méaximo del pozo analizado.

El ratio de perdida infinito “D,”, es un valor muy pequeno, se le puede otorgar
un valor igual a 0 de manera inicial; sin embargo, para modelos mas
conservadores es usual tomar valores mayores a 0. Para modelar pozos de gas,
Ilk utiliza un “D,,” en el orden de 10e-5.

Los parametros “D,” y “n” pueden ser obtenidos por regresion. En los campos de
gas, en los cuales IIk et al, aplicaron el modelo de PLE, el parametro “D,” se us6
entre 0.3 y 3 para ajustar su modelo, de la misma forma para el parametro “n”,
en un rango de 0.1 hasta 0.3; es importante recalcar que Ilk no especifica que

estos sean los rangos limites, pero si son los valores recomendados para los casos

que estudia.

Método de Duong

Los métodos tradicionales de declinacion y sus variaciones no permiten modelar

reservorios tight o shale gas, estos pozos normalmente deben ser fracturas para ser puestos
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en produccién. EI comportamiento productivo de este tipo de pozos ha mostrado, en su
mayoria, un régimen de flujo transiente, y que raramente logra un flujo pseudoestable
(Duong, 2010). Sin la presencia de un flujo dominado por fronteras, la permeabilidad de
la matriz no se establecerd con el &rea de drenaje del pozo. Esto genera que la contribucion
de la matriz sea despreciable comparado con la contribucién de las fracturas, es por ello
que los modelos de declinacion no se pueden basar en los modelos convencionales

(Duong, 2010).

A.N. Duong presentd un modelo de declinacién empirico basado en la suposicién
de un flujo lineal, o cercano a lineal, dominado por las fracturas hidraulicas en reservorios
de baja permeabilidad. Duong sugiere que, debido a que la permeabilidad de la matriz en
reservorios de shale gas es ajustada, la densidad de las fracturas conectadas deberia
incrementar en el tiempo de tal forma que pueda sostener el flujo en las fracturas para el
aporte a lo largo de la vida del pozo (Cody, 2012). Esto se debe a que los esfuerzos en la
fractura cambian debido a la depletacidn, lo que podria romper la integridad hidraulica
de la roca, activando fracturas y fallas existentes, asi incrementar la permeabilidad y
facilitar la migracion de flujo (Duong, 2010). El analisis de Duong se basa en el campo
de Barnett, el comportamiento tipico para pozos de shale gas en un grafico log-log

presenta una recta de media pendiente, indicando el flujo lineal.
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Figura 6. Comportamiento de un pozo de shale gas. Modelo de Duong.
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Fuente: A. N. Duong (2010).
Duong también se basa en el hecho que muchos autores han demostrado que el
flujo lineal se presenta en todo tipo de fracturas, ya sean estas infinitas o de finita
conductividad, simple o multietapa, hidraulicas o naturalmente fracturadas. El modelo de

declinacién que propone Duong se rige por las siguientes ecuaciones:

q = q:t(am) + g Ec. (29)

a -m
t(a,m) =t MeT-mt "D Ec. (30)

Donde “m” y “a” son pardmetros introducidos por Duong, “q;” es el caudal a 1
dia de produccion y “q”, es el caudal a un tiempo infinito. Duong propone una

metodologia para aplicar su modelo, la cual se describe a continuacion:

e Verificar y corregir la data de produccion, Duong realiza una correccién a la
produccion del campo Barnett en funcidn a las mediciones continuas de presion
de cabeza de pozo, llevando la produccién a valores con una presion promedia,

asi tambien da recomendaciones para reservorios de gas humedo y condensado.
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Figura 7. Correccion de data de produccién. Modelo de Duong.
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Fuente: A. N. Duong (2010).

e Determinar los valores de “a” y “m”, necesarios para desarrollar la Ec. (30), estos
pardmetros se obtienen del analisis del grafico log-log de g/Np vs tiempo, tal

como se presenta en la Figura 8:

Figura 8. Grafico log-log de g/Gp vs tiempo. Modelo de Duong.
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Fuente: A. N. Duong (2010).

Donde el valor de “Np” (0 “Gp”) representa al acumulado de petrdleo a la fecha
(o de gas), “q” es el caudal actual y “t” es el tiempo en dias. El pardmetro “m” sera el
valor de la pendiente de la recta que mejor ajusta al grafico de q/Np vs tiempo (Figura

8), Duong recomienda un R? mayor a 0.95 para ajuste valido, e indica que una pendiente
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mayor a 1 se obtiene normalmente para compensar cualquier desviacion de los casos
ideales (Duong, 2010). El parametro “a” sera el intercepto de la recta del grafico q/Np vs

tiempo (Figura 8) con el eje de las ordenadas en el dia 1 de produccion.

e Estimar el caudal al primer dia de produccién, “q;”, a partir del grafico “q” vs
“t(a,m)” en escala cartesiana, la cual genera una linea recta desde el origen y una
pendiente igual a “g,”. Finalmente, calcular “q.”, el cual puede ser cero o

también estimado como la interseccion con el eje de las ordenadas del gréafico de

[{P4]

q” vs “t(a,m)”.

Figura 9. Grafica caudal vs funcién de tiempo. Modelo de Duong.
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Fuente: A. N. Duong (2010).

Este método es de facil aplicacién en su uso, ya que todos sus parametros de

declinacidn son calculados a partir de la regresion lineal de la informacion de produccion.

2.5.4 Meétodo de Declinacién Exponencial Extendida (EEDM)

Este método propone un enfoque alternativo de analisis de curvas de declinacién
basado en el concepto de mecanismo de “volumen de drenaje creciente” (He Zhang,
2016), el cual es una manera de conceptualizar y modelar el comportamiento de flujo en
reservorios shale. Zhang presenta una nueva forma exponencial extendida de la ecuacion

analitica de declinacion, incluyendo nuevos parametros, para tratar de modelar 2 etapas
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de la produccion: la declinacién en el periodo transiente inmediatamente después que el
pozo es puesto en produccidn, y la declinacion en tiempo tardio cuando el progreso del
“volumen de drenaje creciente” juega un rol dominante en el comportamiento productivo

(He Zhang, 2016).

El comportamiento tipico de la produccién de reservorios shale se muestra en la
Figura 10. En la region del “near wellbore” usualmente el reservorio se fractura en este
tipo de reservorio, resultando en una region de alta permeabilidad, generando una alta
produccién al inicio de vida del pozo. Sin embargo, la produccion no puede ser sostenida
debido a que la zona de alta permeabilidad es limitada y con insuficiente soporte de
presion de la matriz en este tipo de reservorios, llevando a una fuerte declinacion. Es usual
usar un “b” mayor a 1, el cual es aplicable solo para el “early time” correspondiente al
flujo transiente. Una vez que la interferencia por fracturas logra estabilizarse, el pozo
empieza a depletar las zonas no fracturadas, pero a un caudal mucho menor. Para esta
etapa se debe usar un DCA Exponencial con un “D,,;,” para modelar el comportamiento

de la produccién en un flujo dominado por fronteras (He Zhang, 2016).

Figura 10. Historia de produccion tipica en un gréafico semilog.

Hyperbolic DCA
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Fuente: He Zhang (2016).
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El modelo de Zhang combina la ecuacion de declinacion exponencial de
Fetkovich (1980), basada en la asuncion de produccién con presién de fondo constante,
flujo dominado por fronteras y el analisis de Rushing et al (2007), el cual estudio el
comportamiento de produccion de una serie de pozos productores de tight gas,

encontrando que el valor de b en la ecuacion de Arps es cambiante y tiende a decrecer.
q(t) = qe™* Ec. (31)

Donde “a” es el parametro de caudal de declinacién nominal. Consistente con el
concepto de “volumen de drenaje creciente” en reservorios tight, el coeficiente “a” de la
Ec. (31), debe ser dinamicamente variable en el tiempo. Zhang presenta una formula

empirica para estimar el valor de “a” la cual se presenta en la Ec. (32):
a=B+B.et" Ec. (32)

El modelo de Zhang incluye 3 nuevos términos empiricos relacionados con la
depletacion del reservorio. El parametro “B,” es una constante para dar cuenta de la
declinacion temprana y brusca de los reservorios tight durante el flujo transiente, el cual
debe ser mucho mayor a “f3;” (He Zhang, 2016). El parametro “;” es una constante para
dar cuenta de la declinacion en tiempo tardio, representando la expansién o crecimiento
del radio de drenaje, también conocido como mecanismo de “volumen de drenaje
creciente”. El parametro “n” es un exponente empirico y el autor recomienda que debe
estar en el rango de 0 a 0.7. Finalmente, el parametro “t” es el tiempo en meses (Zhang,
Cocco, Rietz, & Cagle, 2015). Agrupando la Ec. (31) y Ec. (32), y tomando logaritmo en

ambos lados, el modelo de Zhang se puede reescribir de la siguiente forma:

m7/,. n
_ t/ql =B +Boet Ec. (33)
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De la Ec. (33) se observa que, a medida que el tiempo incremente, el término

B, e~t" se reduce. Debido a que “B;” es una constante, para tiempos largos el factor del

lado izquierdo en la Ec. (33) tendera a ser el valor de “B;”, esto se puede observar en la

Figura 11, en donde la curva de declinacion tienda a caer hasta un valor minimo dentro

de la zona verde. Este parametro puede ser ajustado si se tiene una data de produccion de

largo tiempo.

Figura 11. Proyeccion de los factores que definen el modelo EEDM.
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Fuente: He Zhang (2016).

La metodologia para aplicar el modelo Exponencial extendido es la siguiente:

2 13 2 13

e El modelo presenta 4 incognitas: “q;”, “B;”, “Be” ¥

€609

n

. El valor de “gq;” se

obtiene de data de produccion, “B,” es la constante para tiempo transiente y

siempre debe ser mayor a “3;”, la constante para tiempo tardio. El valor de “;”

puede ser estimado con suficientes datos de produccion en un grafico In(q/q;)/t

vs tiempo, cuando la curva tiende a ser una constante. Para el parametro “n”,

Zhang recomienda un valor entre 0 y 0.7.
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e A partir de las consideraciones mencionadas, los parametros pueden ser
estimados por una regresion y minimizando el error generado entre el dato real y

el pronosticado.

2.5.5 Meétodo de Declinacion Estrecha Extendida (SEDM)
Valko et al (2010) present6 un nuevo modelo de analisis de curvas de declinacion
basado en la evaluacién de 10,000 pozos productores de shale gas del campo Barnett en

Estados Unidos.

El modelo de Declinacion Estrecha Exponencial, Declinacion Estrecha extendida
0 método SEDM, por sus siglas en inglés, es un método moderno de DCA utilizado
principalmente para el analisis de reservorios no convencionales. La funcion Exponencial
estrecha fue introducida por primera vez por Kohlrausch en 1854 para describir la
descarga de capacitadores (D. Ik, 2008). Valko y Lee sefialan que, si bien estos modelos
son empiricos, existen multiples referencias que evidencia que la funcion Exponencial
extendida puede modelar la declinacidn de sistemas desordenados y cadticos, como puede
ser el caudal de produccién (Cody, 2012). EI modelo SEDM es una variacion del método
tradicional de Arps, pero se adapta mejor a los reservorios no convencionales debido a su
naturaleza limitada, proporcionando un prondstico de produccion controlado para todo

tipo de pozo de shale gas (Peter Valko, 2010). Las siguientes ecuaciones gobiernan el

modelo SEDM:
dq t\"q
dar —-n (;) T Ec. (34)
t n
q = q; *exp (— (;) ) Ec. (35)

Donde “q” es el caudal actual, “t” es el tiempo en meses, “q;” es el caudal méximo

€C_ 9

o el inicial de donde empieza la declinacion, “n” es un parametro de declinacion



adimensional, similar al factor “b” en el modelo de Arps y “1”
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es un parametro

caracteristico del modelo SEDM, en meses. Los dos parametros "t" y “n” pueden verse

como factores de forma y escala que controlan la forma y la magnitud de la tasa de

declinacion. Estos pueden determinarse con regresion multiple (Alarcén, 2019). La

metodologia para aplicar el modelo de declinacion estrecha extendida es la siguiente:

El modelo presenta 2 incognitas: “t” y “n”. Para propositos practicos, el rango

€C_.9

de uso del parametro “n”, es desde 0.1 hasta 1. Un valor de “n”

igual 1
corresponde a una declinacion Exponencial, mientras un valor de 0.1 corresponde
a una declinacion sostenida y plana. En la Figura 12 se observa una
interpretacion visual del efecto de la variacion del parametro “n” cuando “1” se

mantiene constante.

Figura 12. Variacién del modelo SEDM para distintos "n".
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Fuente: Cody (2012).

El rango de uso del parametro “t” no esta bien establecido. Si bien Valko y Lee
nunca utilizan valores mayores a 1 en su estudio en el campo Barnett, tampoco
sugieren que este valor no pueda ser mayor. Cody (2012), a partir de la

simulacion de la historia de campos en Barnett y Fayettebille, concluye que el



rango de uso aplicable para “t”

aceptables entre el prondstico y valores reales (Cody, 2012).

2.6 Comparacion de los Principales Modelos
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es de 0.01 a 100, proporcionando errores

Para la seleccion del modelo decliniacién mas indicado para el reservorio en

estudio, es importante comparar los modelos y determinar las condiciones y

consideraciones para cada caso. En la

Tabla 5 se muestran algunas consideraciones que hay que tener en cuenta para

cada modelo de declinacion. De la misma forma, comparamos las fortalezas y debilidades

de los distintos modelos de declinacion en la siguiente tabla:

Tabla 5. Comparacién de los modelos de declinacion.

Promstiode | o | vaiomn | R
. produccién razonable ¢ . flujo . P L ¢Es facil
Decline Model ara reservorios de flujo dominado por parametros produccion de usar?
bpa'a ermeabilidad? transiente? fronterase) para tiempos (menoral '
Jap ' ' largos? afo)?
Arps - . . .
.p. No No Si Si No Si
Original
Arps — i . . . .
. Posiblemente Si Si Si No Si
Modificada
Duong Posiblemente Si No No Si No
Power Law Posiblemente Si Si No No No
SEDM Posiblemente Si No No No Si

Fuente: Texas A&M University.
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Tabla 6. Fortalezas y limitaciones de los modelos de declinacion.

Decline Model

Mayor fortaleza

Mayor limitacion

Requiere un flujo dominado

Arps — - L
.p.s De facil aplicacion por fronteras (BDF) y una
Original L
presion de fondo constante.
ArDS Temprano BDF, requiere una
P De féacil aplicacion declinacion exponencial
Modificada .
tardia.
Permite un modelo para pozos Inapropiado para BDF, tiene
Duong - . .
fracturados (en flujo lineal) a sobredimensionar
Permite un modelo el flujo .
. ) Algunas veces se dificulta el
Power Law transiente con una suave aiuste de sus pArametros
transicion al flujo BDF. J P '
Permite un modelo el flujo No es preciso en BDF, tiene a
SEDM J P

transiente.

ser conservativo.

Fuente: Texas A&M University.

El siguiente cuadro resume los modelos de declinacion estudiados, y otros

reservorios tight o de shale gas.

adicionales encontrados en la literatura para el modelamiento de declinacion de




Tabla 7. Resumen de los modelos de curvas de declinacion para reservorios “tight”.
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Modelo

Ecuacion

Comportamiento
productivo

Strengh

Weakness

Declinacion hiperbélica de
Arps

qi

q=—"—"71
(1 + bD;t)p

De flujo lineal a BDF

Confiable y de simple uso

Sobreestimacion del EUR

Declinacion hiperbélica
modificada

G
(14 nD;t)"n
q = q; exp(—Dyimt) (D < D)

(D > Dlim)

De flujo transiente a
BDF

Adecuada estimacién del EUR

Dificultad para determinar Dy;,,

Declinacion exponencial
Power Law

q(t) = gyel~Pet=Pit"]

De flujo transiente a
BDF

Desarrollado para reservorios
de shale gas

Cuatro incognitas para resolver

Declinacion Estrecho
Extendido (SEDM)

=aenl- (]

Flujo transiente

Acotado EUR

Requiere tiempos largos de
produccion

Tanto la produccién temprana

Declinacion Exponencial In qi N De flujo transiente a como la tardia inEcI)rFr)]arIZrtT:ae(ternoeFi ’;'5;2 :jn(;clllaj_e;frl\?a
Extendida (EEDM) S =B+ B.e”t BDF se pueden capturar los perfiles P Juste ¢ '
t - por tanto, es fijo
de la produccion
parece ajustarse a los datos de Periodos prolongados, €S necesario
Flujo lineal 0 campo para un adecuado caudal de inicio y en
H H — +—M 1-m __
Declinacion de Doung t(a,m) =t ™exp T—m (t 1) semilineal varios tipos de reservorios . cago se produzga’yne}‘ .
intrusion de agua, “a” y “m
shale
aumenta

La estimacién de las reservas

aQ Knbt"? long transient se limita por el factor K, asi el crecimiento solo es posible hasta

Logistic Growth

90 =5 = (a + t")?

boundary-dominated

como el caudal, que termina en
un tiempo infinito

un cierto tamafio

Modelos Hibridos

@(B)(1 - B)*Y, = 6(B)e;

Lineal y no-lineal

Alto grado de precision

Puede no ajustar con todos los tipos
de datos

Fuente: Manda (2020).
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2.7  Marco Conceptual

El presente proyecto de tesis se basa en la evaluacion de distintas técnicas de
declinacion para la estimacion del comportamiento de los reservorios “tight” presentes en el
noroeste peruano En este marco se definen los principales términos mencionados en la
investigacion, con la finalidad de uniformizar conceptos.

= Declinacién

La declinacion es el descenso progresivo del aporte productivo de los reservorios en el
tiempo, es decir, a medida que se va desarrollando un reservorio, la energia de este se va
agotando, generando que se pase de un caudal inicial a un caudal final cada vez menor.

= Ratio de declinacion

El ratio de declinacién o perdida, también representado como “D”, esta definida como
el cambio del caudal de uno inicial a uno final, en un periodo de tiempo determinado, respecto
al caudal inicial. Es una variable adimensional que representa el cambio porcentual de la
declinacion.

» Exponente de declinacién

El exponente de declinacién, también representado como “b”, estd definido como la
derivada del inverso del ratio de declinacion respecto al tiempo. Es una variable adimensional
que permite evaluar el comportamiento de declinacion de los reservorios.

= Radio de drenaje

Es la magnitud en longitud del radio de una circunferencia que representa el area de
influencia de un pozo productivo que desarrolla un reservorio especifico. El radio de drenaje
permite evaluar el aporte productivo de cada reservorio que se desarrolla en el pozo, asi como

los volimenes remanentes que posee.
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= Reservorios tight

Se define un reservorio tight como aquel reservorio de petr6leo o gas que no puede ser
puesto en produccion mediante métodos convencionales debido a que presenta baja
permeabilidad, en el orden de 0.5 mD (milidarcy). Este tipo de reservorios representa distintos
retos para su completacion, produccion y pronostico.

= Régimen de flujo

Un régimen de flujo es el conjunto de condiciones para el flujo de fluidos en medios
pOrosos que se presentan en un reservorio en sus distintas etapas de su desarrollo.

* Flujo transiente

El régimen de flujo transiente o transitorio representa la etapa de vida del reservorio en
el que la perturbacion de presion generada por el cafioneo de arenas no logra llegar a los limites
de no comunicacién de estos, por lo que mientras esta condicion se mantenga el reservorio se
presentard como un medio infinito, esta condicion afecta al comportamiento

* Flujo pseudoestable

El régimen de flujo pseudoestable representa la etapa de vida del reservorio en el que
la perturbacion de presién generada por el cafioneo de arenas ha tocado todos los puntos de los
limites de no comunicacién del reservorio, por lo que la condicién del reservorio pasa a ser de
medio finito, esta condicion afecta al comportamiento productivo y depende de las propiedades

de roca como la permeabilidad.
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CAPITULO I11: PLANTEAMIENTO DE LA INVESTIGACION

3.1  Metodologia de Investigacion

El presente proyecto tiene plasmado desarrollarse siguiendo la siguiente secuencia de

pasos, de tal forma que se pueda cumplir los objetivos especificos:

e Elaboracién del estado del arte de los métodos convencionales y métodos modernos
de declinacion, como son: Arps modificado, Power Low, Duong, Exponencial
Extendida, SEDM, entre otras.

e Recopilacién de informacidn histérica de produccion, evaluaciones de propiedades
petrofisica y métodos de completacion de los pozos (base de datos operadora).

e Validacion y limpieza de la informacién.

e Revision de historiales de pozo, completacion, identificacion de pozos con una
formacién punzonada o cafioneada.

o Definicion e identificacion de reservorios apretados en el Lote 1V.

e Elaboracién de curvas tipo por reservorio y zona, considerando energia, grado de
desarrollo y profundidad.

e Evaluar la declinacion de los reservorios estudiados mediante métodos
convencionales, realizando un prondstico en los tiempos de 0.5, 2 y 4 afios,
comparandolos con su produccion real y estimar el error porcentual del volumen
acumulado (Np) pronosticado respecto al comportamiento real.

e Realizar la evaluacion del comportamiento productivo de cada reservorio con cada
modelo estudiado, realizando un pronostico en los tiempos de 0.5, 2 y 4 afios,
comparandolos con su produccidn real y estimar el error porcentual del volumen

acumulado (Np) pronosticado respecto al comportamiento real.
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e Determinar el modelo que mejor ajuste tiene con los reservorios estudiados y
proponer su aplicacion, asi como un intervalo de las variables de control para su

aplicacion.

Tipo de Investigacion

La presente investigacion es de tipo aplicativa y cuantitativa.

Fuentes de Datos

La presente tesis recogera la informacion de los campos petroleros del Lote IV, para lo

cual se esta realizando la solicitud formal a la actual empresa operadora para su autorizacion.

3.4

34.1

3.4.2

Poblacion y Muestra

Poblacion

Campos productores de petréleo del Lote IV de la cueca Talara.
Muestra

Pozos del Lote IV que han desarrollan las formaciones Parifias Inferior (22 pozos) y

Basal Salina (8 pozos), estos se encuentran presentes en los yacimientos Alvarez Oveja,

Jabonillal y Fondo.

3.5

Recoleccion de Datos

La recoleccidn de datos implicara el anélisis de informacién técnica como:

e Resultados de las evaluaciones petrofisicas de registros a hueco abierto,
comportamiento productivo y de analisis de cores.

e Informacion historica de produccion de petroleo, diaria y mensualizada de los pozos

de zonas de estudio.
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e Historial de los métodos de completacion de los pozos de las zonas de estudio.
Los instrumentos de recoleccion de la presente investigacion se presentan a
continuacion:

Tabla 8. Tabla de instrumentos de recoleccion.

Medio de recolecciéon de datos
Solicitud de prestacion de
informacion.

Fuente de Informacién
Bases de datos de la operadora.

Método de analisis de datos
Bulsqueda, limpieza 'y
procesamiento de la
informacién de manera
analitica.

Variables para medir
Producciones acumuladas y
errores de prondsticos obtenidos
por distintos métodos.

Fuente: Elaboracidn propia.

3.6 Analisis de Datos
Se usarad los programas Microsoft Excel, para la evaluacion de informacién y el

software QOil Field Managemet (OFM) para la exportacion y analisis de datos.
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CAPITULO IV: DESARROLLO DEL TRABAJO DE INVESTIGACION

4.1  Flujode Trabajo
En la Figura 13 se presenta el flujo de trabajo de la presente tesis, la cual seréd aplicada
a lo largo de la misma, definiendo las necesidades en la evaluacion de Curvas de Declinacion

en el Lote IV para reservorios de baja permeabilidad.

Los campos del Lote IV presentan valores de permeabilidad entre 0.1 a 10 mD
dependiendo el reservorio, este rango incluye a los reservorios tight (permeabilidad en el orden
de 0.5 mD), por lo que se presenta la necesidad de identificar los reservorios en esta categoria

y los que serén considerados como reservorios convencionales.

El primer paso es identificar las formaciones productoras catalogadas como reservorios
de baja permeabilidad y las zonas o bloques donde se encuentran, esto nos permitira definir los
reservorios tight a los cuales se le puede aplicar la metodologia. Se recomienda caracterizar el
reservorio y estudiar la completacion de los pozos en los bloques, asi también revisar que el
comportamiento productivo no este afectado por agentes externos al comportamiento natural
del reservorio, para los casos en que los pozos produzcan de mas de un reservorio, asegurarse
que la segregacion de la produccion sea valida y representativa para cada reservorio. Esta
revision permitird delimitar e identificar las condiciones para poder definir si es factible

comparar el comportamiento productivo.

Determinando con criterio zonas y pozos que permitan ser comparados y normalizados,
se debe evaluar el comportamiento productivo mediante técnicas convencionales. Se realiza el
prondstico de produccion de los pozos presentes en los bloques con informacion de produccion
de los primeros afios, se propone generar los pronosticos con informacion de produccion a los

0.5, 2 y 4 afios. Cada pronostico debe evaluarse con el comportamiento real del historial
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productivo a los 5 afos de cada pozo y estimar el error porcentual del volumen acumulado (Np)

y el caudal final del pronostico.

La siguiente etapa corresponde a realizar el ajuste historico a los mismos pozos
haciendo uso de métodos modernos de declinacion, en los tiempos previamente establecidos,
para este caso a los 0.5, 2 y 4 afios, y estimar el error porcentual del volumen acumulado (Np)
y el caudal final del pronostico. Comparar con el comportamiento productivo real a los 5 afios

en cada modelo aplicado.

Una vez que se tenga la evaluacion de los métodos convencionales y modernos de
declinacion, se debera proponer el modelo que mejor ajuste para el reservorio estudiado, asi
como el rango de valores de las variables de control para su aplicacion. Finalmente, se
implementara el modelo de declinacidn seleccionado en la evaluacién de ubicaciones de
desarrollo en el bloque de estudio, realizando la corrida econémica para definir su viabilidad

de perforacion.
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Figura 13. Diagrama de Flujo para la evaluacion de curvas de declinacion en reservorios

“tight”.
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Fuente: Elaboracion propia.
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Un punto importante para el desarrollo de la metodologia de la presente tesis es
considerar que los factores que afectan o dominan el comportamiento actual, seran los mismos
en el futuro (Tarek Ahmed, 2006). La normalizacion de produccion de un grupo de pozos para
obtener un perfil representativo y definir los parametros de declinacion depende de esta
asuncion. La normalizacion se realiza en tiempo y en produccion. La normalizacion en tiempo
debe aplicarse con criterio, ya que esta operacidén nos permite comparar curvas de produccion
en un tiempo cero, y para ello debemos asegurar primero que los pozos tengan similares

condiciones.

Para poder realizar una correcta evaluacion se debe tener en cuenta que las condiciones
reservorio sean similares. Por ejemplo, la energia del reservorio, en campos donde el reservorio
esta comunicado a lo largo de su estructura, la presion y el area de drenaje vendrén a estar
afectadas en el tiempo por cada campafia de perforacion, por lo que, comparar pozos de
distintas épocas no conducira a resultados representativos. Otro factor puede ser el efecto de
proyectos de desarrollo, como la perforacion de pozos a menor espaciamiento (infill), cambios
de productividad por estimulacion de etapas en produccion (fracturamiento o acidificacion),

proyectos de recobro mejorado como inyeccién de fluidos, entre otros.

El método de completacion es otra de las condiciones que se debe revisar antes de
realizar la normalizacién de un grupo de pozos, ya que la forma en que se pone en
comunicacion el pozo con el reservorio afecta en gran medida al comportamiento productivo.
Otro factor importante es el método produccidn, asi como las condiciones de su trabajo, por
ejemplo, en pozos fluyentes es ideal que estos se produzcan con una presion en cabeza
constante y manteniendo el diametro de estrangulador. Para pozos con bombeo mecanico, el
trabajo de la bomba debe mantener el menor nivel de fluido constante para producir
eficientemente el reservorio. El objetivo es asegurarnos que la produccion de todos los pozos

se encuentre estabilizada en el periodo de anélisis para que analisis sea representativo.
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Ikoku et al (1984), establece 3 condiciones que deben cumplirse en un analisis de
Curvas de declinacion:
e La declinacion de produccion debe reflejar la productividad del reservorio en
toda su magnitud y que este no se encuentre afectado por una causa externa,
como puede ser dafio a la formacién, fallas del sistema de produccién o
controles de produccién.
e Se debe prevalecer condiciones estables de reservorio de tal forma que el
pronostico de declinacion sea confiable.
e Elandlisis de Curvas de Declinacion debe ser usado en la evaluacion de nuevos
proyectos de inversion relacionados con el desarrollo del campo.
En el noroeste, los primeros pozos fueron completados con linner ranurado y por su
propia energia fluian a superficie. Afos después se implementé el punzonamiento y la

estimulacién por fracturamiento (de menor eficiente a los que hoy se aplica).

En el Lote IV la gran mayoria de pozos han sido completados por punzonamiento y
fracturamiento hidraulico. EI método de levantamiento artificial predominante es el bombeo
mecanico, y las condiciones de produccion son optimizadas para tener el menor nivel de
columna de fluido en el anular. La compartimentacion de los reservorios en bloques
volumétricos aislados permite encontrar, hasta hoy en dia, condiciones originales de reservorio,
en fluidos y presion, es decir, similares condiciones de reservorio en pozos nuevos como en los
explotados hace muchos afios. Estos hechos nos permiten definir condiciones similares a los

pozos que se evallan en la presente tesis para ser comparados.

4.2 Definicion del Area de Estudio
Se tomara como area de estudio a los campos petroleros de la zona “A” del Lote IV

para la presente tesis.
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El Lote IV se ubica en la region Noroeste del Perd, en el departamento de Piura,
provincia de Talara, dentro de la cuenca petrolifera de Talara, abarcando un total de 23,478
hectareas. El Lote IV limita por el norte con el Lote XV, operado por Petrolera Monterrico; por
el oeste con los Lotes VI, IX y I, operados por SAPET, Unienergia ABC y Petroperu
respectivamente; por el sur con los Lotes VIl y 11, bajo contrato por parte de SAPET y UNNA
Energia respectivamente. Finalmente, el Lote IV limita al este con los cerros Amotape. En la

se muestra el comportamiento productivo historico en el Lote IV.

El Lote IV se encuentra dividido en 3 zonas, Zona “A” comprendida por los

yacimientos: Alvarez Oveja, Bronco, Fondo, Chimenea, Rocoto, Corral, Jabonillal y Leones.

» Zona “B” comprendida principalmente por los yacimientos: Monte Grande,
Paloma y Mogollon.
» Zona “D” comprendida principalmente por los yacimientos: Verdin Alto,
Lomitos, Bodega, Zorro, La Brea y Ancha.
El Lote IV esta constituido por 24 yacimientos, los cuales solo 12 han probado

produccién de hidrocarburos.



Figura 14. Ubicacion geogréfica del Lote IV.
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Fuente: Informe de Recuperacion Maxima Eficiente 2020-2021 (UNNA Energia).
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4.3  Contexto Histdrico de desarrollo del Campo

El desarrollo del Lote IV inici6 en junio de 1920, con el pozo 2031 del yacimiento
Bodega, actualmente APA. En marzo de 1952 la produccién incrementa a 1,500 BOPD como
consecuencia de la perforacion de pozos en el yacimiento Alvarez desde junio de 1951. En
junio de 1957, alcanz6 el pico maximo de produccion de 4,846 BOPD con 108 pozos en
produccion, posteriormente la produccién decliné llegando a un caudal de 1,500 BOPD en
febrero de 1967 con 105 pozos productores. En julio de 1993 la Cia. Petrolera Rio Bravo inicio
operaciones en el Lote IV con una produccion promedio de 345 BOPD. En 1994 descubren
produccion comercial en el yacimiento Bronco. En octubre de 1997 la empresa Mercantile Peru
Oil & Gas, obtuvo los derechos del Lote IV. En el afio 2000, el Lote IV tiene una produccion
promedio de 554 BOPD con un promedio 118 pozos productores. En el afio 2005 Interoil Peru
absorbi6 a laempresa Mercantile Peru Oil & Gas. En 2006 empieza el desarrollo del yacimiento

Bronco, alcanzando el pico maximo de produccion de 2087 BOPD en febrero de 2007.

El 5 de abril del 2015 la Compafiia Grafia y Montero Petrolera, actualmente UNNA
ENERGIA S.A., toma el control de las operaciones de produccion del Lote IV con una
produccion promedia de 515 BOPD. Al 31 de diciembre del 2022, UNNA ENERGIA ha
perforado 183 pozos en el Lote IV. La produccion en diciembre del 2022 fue de 2,629 BOPD
x 4,319 MSCFD x 1035 BAPD. En la se muestra el comportamiento productivo histérico en el

Lote IV.
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Figura 15. Historia de produccion del Lote 1V.
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Fuente: Elaboracion propia.

Los yacimientos del Lote IV presentan multiples reservorios productivos dependiendo
de la zona donde se ubican, las formaciones que han demostrado ser productoras son: Parifias,
Parifias Inferior, Palegreda, Mogollon, San Cristdbal, Basal Salina, entre otros. Estos
reservorios se encuentran parcializados en pequefios bloques. La compartimentacion de los

reservorios en bloques se debe al alto grado de fallamiento estructural en la cuenca Talara.

A diciembre de 2022 el Lote IV ha acumulado una produccion de petréleo de 34.5
MMBLS, en la siguiente figura se presenta la distribucion de segregacion de las principales

formaciones productoras del Lote.
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Figura 16. Segregacion de la produccion acumulada por formacion del Lote 1V.
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Fuente: Elaboracion propia.

El principal reservorio del Lote IV es la formacidon Parifias Inferior, el cual, a diciembre
de 2022, ha acumulado alrededor del 36% del total de la produccién del Lote 1V, lo sigue la

formacion Parifias con 25% Y la formacion Parifias Repetido con 20%.

4.4  Modelo Sedimentario

La formacion Parifias Inferior corresponde a una sedimentacion de tipo plataforma
marina, de areniscas suministradas por un sistema fluvio-deltaico de direccién NE-SW a través
de la cuenca Talara, ver Figura 17. La formacion Parifias Inferior esta conformada por una
secuencia de areniscas y arenas de grano medio a grueso, con intercalaciones de limolitas y
lutitas.

La columna estratigrafica generalizada del Lote IV se presenta en el ANEXO 1.
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Figura 17. Modelo sedimentario de la formacion Parifias Inferior
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Fuente: Informe de Recuperacién Méxima Eficiente 2020-2021 (UNNA Energia).

45  Geologia Estructural

En el Lote IV se han identificado 2 rasgos estructurales predominantes. El primero es
el fallamiento normal, producto de esfuerzos tensionales. Este fallamiento en bloques, y en
combinacion con factores sedimentoldgicos, controlan la compartimentacion de los
reservorios, haciendo que acumulaciones de hidrocarburos puedan ser adn descubiertos en

zonas conocidas.

En la parte noroeste de la Zona “A” del Lote IV, se encuentra la seccion Repetida de la
formacion Parifias Inferior, como resultado del segundo rasgo estructural, el cual es la presencia
de la falla Inversa Jabonillal, producto de un periodo comprensivo, el cual hace que los
reservorios: Mogollon, Palegreda, Parifias Inferior y Parifias cabalguen sobre si mismas, ver
Figura 18. Esta seccion se presenta en los yacimientos Fondo, Bronco, Jabonillal y parte del

yacimiento Alvarez Oveja.



Figura 18. Seccién Estructural NW-SE de la zona A del Lote IV.
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Fuente: Informe de Recuperacion Maxima Eficiente 2020-2021 (UNNA Energia).
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Las propiedades petrofisicas de los reservorios del Lote IV se han tomado de las
evaluaciones realizadas por UNNA Energia, con base en analisis de muestras de coronas,
ensayos de pozos y resultados productivos. En la Tabla 9 se muestra un resumen de las
propiedades petrofisicas por reservorio en el Lote V.

Tabla 9. Propiedades petrofisicas promedio de las formaciones productoras.

Reservorio Basal Salina  Mogollon  Parifas Inferior (*) Parifias (*)
Profundidad, ft 4500'-6500"  3000'-5000' 500'-3500' 500'-3000'
Porosidad, % 6-9 5-9 9-12 12-14
Permeabilidad, mD 0.2-2 0.1-1.5 0.5-3 5-10
Saturacion de agua, % 36-50 40-45 45-50 40

Fuente: UNNA Energia.

(*) Las formaciones repetidas se incluyen en los valores promedios.

A partir de las caracteristicas petrofisicas de los reservorios desarrollados en el Lote 1V,
por su rango de permeabilidad, los reservorios Basal Salina, Mogollén y Parifias Inferior se
pueden catalogar como reservorios apretados o Tight por el rango de permeabilidad con el que

se presentan en el Lote IV en el orden de 0.5 mD (ver piramide de recursos mostrada en la

Figura 1). Asi también se puede definir al reservorio Parifias como un reservorio
Convencional, ya que posee una permeabilidad en el rango de 5 a 10 mD. Esta caracteristica
de los reservorios del Lote IV lleva a que la completacién por punzonamiento no permita el
flujo de fluidos hacia el pozo. Por lo que en todos los casos la completacion de pozos debe ser
acompariado a una estimulacion por fracturamiento hidraulico para ser puestos en produccion.
Estas condiciones afectan al comportamiento productivo y de declinacion de los pozos para su
evaluacion por curvas de declinacion.

El Libro de Anual de Reservas y Recursos del Lote IV, presentado a diciembre de 2021,

reportd un total de 319 ubicaciones de perforacion, entre reservas P1, P2 y P3, identificadas
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como oportunidades de desarrollo y como resultado de las evaluaciones post campafas de

perforacion, las cuales abren nuevas zonas con posibilidades de recuperar volimenes

comerciales.
Tabla 10. Ubicaciones de perforacion P1, P2y P3.
. Basal . Parifias Parifas Pariﬁas
Categoria . Mesa  Mogollon . . Inferior  Total
Salina Repetido Inferior .
Repetido
P1 3 2 17 5 78 36 141
P2 4 5 16 1 58 31 115
P3 1 1 9 49 23 83
Totalpor ¢ 8 42 6 185 90 339
Fm.

Fuente: Libro anual de Reservas y Recursos 2021 (UNNA Energia).

Se observa que, en todas las categorias (P1, P2 y P3) mas del 50% de las ubicaciones
de perforacion identificadas estan destinadas al desarrollo del reservorio Parifias Inferior, el
cual es el mas importante del Lote V. Los siguientes reservorios con mayores oportunidades

de desarrollo son las formaciones Parifias Inferior Repetido y Mogollén.

Figura 19. Ubicaciones P1, P2 y P3 por formacion.
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Fuente: Elaboracion propia.

En la Figura 20 se presenta el mapa de la zona “A” del Lote IV al tope de 1a formacion
Parifas Inferior, de color gris se presentan los pozos perforados en la zona hasta 2021, de color
verde se indica el total de las ubicaciones reportas a diciembre de 2021 como reservas probadas,
de color rojo las reservas probables y de color azul las ubicaciones para reservas posibles. Para
la presente tesis se evaluo las ubicaciones P1, es decir, las ubicaciones referentes a reservas
probadas, ya que estas representan una probabilidad de por lo menos el 90% para ser
recuperadas comercialmente en reservorios conocidos, bajo condiciones técnicas y comerciales

definidas (PRMS, 2018).

Figura 20. Ubicaciones de pozos para reservas P1, P2y P3.
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Fuente: Elaboracion propia.
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Para el desarrollo de la evaluacion, primero se identifico los bloques que tengan
oportunidades de desarrollo con ubicaciones para reservas probadas P1. Se seleccionaron 3
zonas en distintas partes de la Zona “A” los cuales tienen como objetivo de desarrollo los
reservorios Parifias Inferior y Basal Salina, los cuales segun la literatura no es recomendable
analizar su declinacion mediante los métodos de Arps. Sin embargo, por sus caracteristicas
petrofisicas y método de completacion para su puesta en produccion, cumplen con las

condiciones para ser evaluados mediante métodos modernos de Curvas de Declinacion.
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CAPITULO V: ANALISIS Y DISCUSION DE RESULTADOS

4.6  Evaluacién de la Formacién Parifias Inferior

La formacion Parifias Inferior en el Lote IV yace principalmente en la zona “A” del
Lote, se presenta a diferentes profundidades, desde la parte sur de la zona “A” en el yacimiento
Alvarez Oveja, donde se encuentra en promedio a la profundidad de 2000’ a 2500°, hacia la
parte norte de la zona “A” en el yacimiento Fondo donde se encuentra de manera repetida por
efecto de la falla inversa del Jabonillal, a una profundidad en promedio de 4000’ a 5000°. La
presente evaluacion se realizé a partir del comportamiento productivo de los pozos del
yacimiento Alvarez Oveja, la cual ha tenido mejores resultados productivos en las dltimas

campanas de perforacion.

4.6.1 Tipo de Completacion

La gran mayoria de pozos perforados en el yacimiento Alvarez Oveja tienen como
principal objetivo el reservorio Parifias Inferior. Los pozos méas antiguos fueron completados
con liner ranurado, en algunas ocasiones estimuladas mediante Nitroshot y fracturamiento tipo
perfpac, vertifrac 0 SOT. Los pozos mas modernos son completados con casing de 5 %4”, y son

estimulados mediante punzonamiento y fracturamiento hidraulico en 3 Etapas de completacion.



Figura 21. Completacion tipo. Formacién Parifias Inferior.
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Fuente: Elaboracion propia.
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4.6.2 Area de estudio

En la Figura 22 se presenta el bloque de estudio para la evaluacion de la formacion
Parifias Inferior, se seleccioné la zona de la zona “A”, ya que en los Ultimos afios esta area ha
presentado una gran cantidad de ubicaciones de perforadas y desarrollado como la Unica

formacion productora en la mayoria de los pozos.

Figura 22. Tope Estructural de bloque de estudio. Fm Parifias Inferior, Lote IV.

-

Fuente: Elaboracion propia.

4.6.3 Desarrollo de la zona de estudio

La zona de estudio para la evaluacion de la formacion Parifias Inferior cuenta con 33
pozos de desarrollo perforados, de los cuales se seleccion6 22 pozos con un comportamiento
productivo en su mayoria ininterrumpido para la evaluacion. El desarrollo de la zona inicio en
el afo 1953 con 4 pozos perforados, estos fueron completados inicialmente con
punzonamiento, la respuesta productiva presentd fuerte declinacion por la que posteriormente
fueron estimulados con fracturamiento. La gran mayoria de pozos seleccionados fueron
perforados y completados en las campafias de desarrollo de la empresa UNNA Energia, la cual
opera los campos desde el afio 2015. Pese a que la zona de estudio tiene mas de 60 afios de

produccidn, ain se han logrado encontrar gradientes originales de reservorio en algunos casos.
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Figura 23. Desarrollo de zona de estudio. Fm. Parifias Inferior, Lote IV.
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Fuente: Elaboracion propia.

Los pozos seleccionados presentan tres momentos de desarrollo en la zona. La primera
en marzo-1996, donde se reactivo un (01) pozo completado con Laina ranurado en 1948 y
estimulado mediante baleo y fractura. El segundo momento se presenta con la rehabilitacion
de dos (02) pozos entre octubre-2004 y mayo-2005 inicialmente ambos completados en el afio
1953 con Laina ranurada, baleo y fractura. Finalmente, entre los afios 2016 al 2021 present6
una campafia de desarrollo mas agresiva en la zona con 19 pozos perforados, con un mejor
conocimiento del area de se aplicaron métodos maés eficientes de estimulacion durante su
fracturamiento hidraulico.

Al estudiar el historial de pozos perforados en la zona, se observo que la gran mayoria
de pozos de desarrollo fueron perforados en los ultimos afios, por lo que se considera que los
bloques de la zona no presentaban un grado de depletacion que afecte la energia del reservorio
en la produccion de los pozos nuevos perforados a partir del afio 2016. Esta consideracion nos

permite comparar el comportamiento productivo de los pozos en el tiempo.
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4.6.4 Normalizacion de las curvas de produccién

Al iniciar todos los perfiles al mismo tiempo, normalizar en tiempo, y su produccion
dividirla entre el caudal m&ximo de cada pozo, normalizarlo en produccion, se puede comparar
las curvas y determinar un perfil que representa la declinacion de produccién del reservorio
Parifias Inferior en la zona de estudio.

Figura 24. Normalizacion de curvas de produccion, Fm. Parifias Inferior.
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Fuente: Elaboracidn propia.
4.6.5 Evaluacion mediante curvas de Arps
La curva promedio es extraida para realizar una evaluacion mediante Curvas de
Declinacion de Arps. Realizando el ajuste historico se puede obtener buenos resultados los
primeros meses; sin embargo, se presenta una gran diferencia con mayor historial de
produccidn, el comportamiento de declinacion es sostenido en tiempos tardios, lo cual no puede

ser modelo a través de los modelos de Arps (Exponencial, Hiperbdlico y Armonico).
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Figura 25. Curva Normalizada de la formacion P1 evaluada con métodos de Arps.
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Fuente: Elaboracion propia.

De manera que se pueda cuantificar el error cometido al realizar un prondstico de
produccidn a través de las Curvas de Declinacion de Arps en el reservorio Parifias Inferior, se
calculan los errores porcentuales del caudal de produccion pronosticado respecto al promedio
real y del error del volumen acumulado calculado respecto al real, a los tiempos de 6 meses, 2
afos y 4 afos.

Tabla 11. Diferencia de % del caudal de curva normalizada y curvas de Arps.

Tiempo (afios) Exponencial Hiperbolico  Armdnica

0.5 37% 48% 56%
2 52% 8% 54%
4 93% 23% 53%

Fuente: Elaboracién propia.

Tabla 12. Diferencia de % de acumulado de curva normalizada y curvas de Arps.

Tiempo (afios) Exponencial Hiperbolico  Armonica

0.5 26% 29% 31%
2 4% 24% 39%
4 19% 14% 42%

Fuente: Elaboracién propia.
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Los prondsticos estimados demuestran que el uso de las Curvas de Declinacion de Arps
en la evaluacion del reservorio Parifias Inferior del Lote IV lleva a errores drasticos de
estimacion. Debido a ello, se propone evaluar el comportamiento productivo mediante métodos
modernos de declinacion, y definir cuél de los nuevos modelos, asi como los pardmetros de
control permiten realizar un prondéstico més acertado.

4.6.6 Evaluacion mediante métodos modernos

Para la evaluacion del comportamiento productivo del reservorio Parifias Inferior
mediante los métodos modernos de declinacion estudiados, se seleccioné el pozo PI-12, el cual
fue perforado en el afio 2017 y completado solo en la formacion Parifias Inferior mediante

punzonamiento y fracturamiento hidraulico.

Para realizar la evaluacion mediante métodos modernos, es importante recordar que las
principales asunciones de los reservorios modelados mediante estos métodos es que son
reservorios apretados y estimulados mediante fracturamiento hidrdulico. Ambas
consideraciones generan que el régimen de flujo dominante los primeros meses sea un régimen
transitorio de flujo lineal (por el fracturamiento hidraulico), y que este se extienda un tiempo
considerable debido a la baja calidad petrofisica antes de lograr un régimen de flujo dominado

por fronteras.

Un método para identificar los regimenes de flujo es usando un grafico de caudal de
produccidn versus dias transcurridos en escala log-log. En el caso de los pozos fracturados
hidraulicamente, inicialmente se presentan una etapa de flujo lineal (por fractura) y una etapa
de flujo bilineal (por fractura y matriz), para finalmente presentarse el flujo pseudo radial, estos

se pueden identificar segun las pendientes generadas.

e Flujo bilineal: Pendiente de -1/4. (poca 0 muy poca conductividad vertical en la

fractura).
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e Flujo lineal: Pendiente -1/2. (Alta conductividad vertical en la fractura o flujo
lineal de la formacion).

e Flujo pseudo radial: -1.

En el siguiente grafico se presenta un esquema de la tendencia de los patrones de flujo

en los distintos regimenes antes definido.

Figura 26. Patrones de flujo en un pozo fracturado hidraulicamente.
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Fuente: Adaptado de Cinco-Ley & Samaniego-V. (1981).

Para el pozo PI-12 el desarrollo de los regimenes de flujo se presenta en 3 etapas de
flujo lineal, la primera a través de las alas de fractura, la segunda etapa es un flujo bilineal
debido al flujo lineal hacia la fractura y lineal a hacia el pozo, finalmente el comportamiento

se estabiliza en un flujo pseudo radial de pendiente -1.
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Figura 27. Determinacién de los regimenes de flujo. Pozo PI-12.
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Fuente: Elaboracion propia.

El comportamiento de flujo transitorio extendido es una consideracién abarcada por los
nuevos modelos de declinacidn, ya que este comportamiento es tipico de reservorios de baja
permeabilidad, condicidon que se presenta en los reservorios explotados en el Lote I1V. Se
procede a realizar la aplicacion de los métodos modernos de Curvas de Declinacion para el

pozo PI-12, en los periodos de 6 meses, 2 afios y 4 afios.

4.6.7 Ajuste historico con 6 meses de produccion

Se presenta el ajuste a partir de 6 meses de produccion.



Figura 28. Ajuste de nuevos métodos con 6 meses de evaluacion. Pozo PI-12.
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Fuente: Elaboracion propia.

Figura 29. Comparacion de acumulados con 6 meses de evaluacién. Pozo PI-12.
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Fuente: Elaboracién propia.



Tabla 13. Diferencia de ajuste con 6 meses de evaluacion. Pozo PI-12.

Ajuste nuevos métodos DCA (6 meses)
Np historico (MSTB) 26.1
) Np estimado Diferencia
Método (MSTB) %)
Arps (b>1) 14.38 -44.96%
SEDM 11.25 -56.94%
Power Law 35.59 36.20%
Duong 25.46 -2.56%
Exp Ext 11.63 -55.48%

Fuente: Elaboracion propia.

4.6.8 Ajuste historico con 2 afios de produccion
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Realizando el ajuste con 2 afios de produccién, se presenta los resultados de la

aplicacién de nuevos modelos de declinacion.

Figura 30. Ajuste de nuevos métodos con 2 afios de evaluacion. Pozo PI-12.
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Fuente: Elaboracién propia.



Figura 31. Comparacion de acumulados con 2 afios de evaluacion. Pozo PI-12.
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Fuente: Elaboracion propia.

Tabla 14. Diferencia de ajuste con 2 afios de evaluacion. Pozo PI-12,

Ajuste nuevos métodos DCA (2 afios)
Np historico (MSTB) 26.1
, Np estimado | Diferencia
Método (MSTB) %)
Arps (b>1) 28.42 8.77%
SEDM 24.60 -5.87%
Power Law 29.08 11.29%
Duong 30.79 17.85%
Exp Ext 29.81 14.07%

Fuente: Elaboracidn propia.



4.6.9 Ajuste histdrico con 4 afios de produccion
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Realizando el ajuste con 4 afios de produccion, se presenta los resultados de la

aplicacion de nuevos modelos de declinacion.

Figura 32. Ajuste de nuevos métodos con 4 afios de evaluacion. Pozo PI-12.
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Figura 33. Comparacion de acumulados con 4 afios de evaluacion. Pozo PI-12.

Fuente: Elaboracion propia.

Np, MSTB

Comparacién de los Modelos de Declinacién
Np vs Tiempo

Np Histérico (STB)
Np Arps (STB)
Np SEDM (STB)

Np PL (STB)

Np Ducng (STB)

Np Exp. Ext. (STB)

10 20 30 40 50 60 70

Tiempo, meses

80

40

30

20

10

Fuente: Elaboracion propia.
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Tabla 15. Diferencia de ajuste con 4 afios de evaluacién. Pozo PI-12.

Ajuste nuevos métodos DCA (4 afios)
Np historico (MSTB) 26.1
. Np estimado | Diferencia
Método (MSTB) %)
Arps (b>1) 25.85 -1.06%
SEDM 25.14 -3.79%
Power Law 27.63 5.76%
Duong 27.52 5.32%
Exp Ext 28.91 10.66%

Fuente: Elaboracion propia.

Los resultados del ajuste historico en los periodos de 2 y 4 afios reducen el error
estimado del volumen acumulado final en alrededor del 15%. El ajuste de 4 afios de historia de
produccién permite definir que los modelos que presentan mejor ajuste solo usando este
periodo son el de Arps modificado (b>1) y el de SEDM de Valko, con errores de -1.06% vV -
3.79%. El valor negativo significa una subestimacién de los volumenes acumulados finales con
el total de historia de produccion.

4.6.10 Parametros de control ajustados

Los parametros de control ajustados de la aplicacion de los métodos modernos para el

comportamiento de la formacién Parifias Inferior a 4 afios son:

Tabla 16. Parametros de ajuste de los nuevos métodos. Fm. Parifias Inferior.

Poz0 Arps SEDM POWER LAW DUONG EXP EXT
Qi 82 qi 82 T 82 pos 1.974 qi 82
Di 0.42 T 7 Dinf | 0.0003 qi 260 BI 0.040

PI-12 Di 0.7400 a 0.697 Be 123
b 1.20 n 0.41 n 0.3000 m 1.071 n 0.40

Fuente: Elaboracién propia.
Es resaltante identificar los tiempos Optimos para realizar un ajuste representativo. A
partir de 6 meses de data de produccién, los resultados del volumen total acumulado pueden
ser muy variable, esto debido a que los primeros meses de produccion, por efecto del

fracturamiento hidraulico, se presenta un pico de produccion importante por efecto de la
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estimulacién, el cual va cayendo y estabilizando a medida el aporte productivo sea netamente
del reservorio no contactado por la fractura. Se ha visto con las evaluaciones realizadas a los
pozos productores del Parifias Inferior con los nuevos modelos, que el tiempo minimo
necesario para realizar un ajuste que permite estimar con mejor certidumbre los acumulados,
es a partir de 2.5 afios. Esto observando que para este reservorio se presenta una estabilizacion
de la produccién desde los 30 meses, con lo cual la “cola” ajustada de la curva permitird un
pronostico con una declinacién no tan fuerte. En la Figura 34 se presenta la comparacion de
los estimados para el caso del pozo PI-12, partiendo desde los 2 afios se puede tener un ajuste
representativo y ya ir identificando que modelo es el que mejor representa el comportamiento

real.

Tabla 17. Comparacién de acumulados estimados. Fm. Parifias Inferior.

Np estimado (MSTB)

Modelos 0.5 afios 2 afios 4 afios
Arps Mod. (b>1) 14.4 28.4 25.9
SEDM 11.3 24.6 25.1
Power Law 35.6 29.1 27.6
Duong 25.5 30.8 27.5
Exp Ext 11.6 29.8 28.9

Fuente: Elaboracion propia.

Figura 34. Comparacion de los estimados de Np a distintos tiempos de ajuste.
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Fuente: Elaboracion propia.
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4.7  Evaluacion de la Formacion Basal Salina

La formacion Basal Salina en el Lote IV se encuentra en promedio a la profundidad de
6000°. La formacion Basal Salina se ha desarrollado en mayor medida en el Lote VI, parte este
del Lote, y se presenta en menor medida a lo largo del Lote IV. Esta formacion se ha explotado
en volumenes comerciales principalmente en el yacimiento Jabonillal.
4.7.1 Tipo de Completacion

Los pozos que tuvieron como objetivo la formacion Basal Salina fueron completados
mediante casing de 5 '4”, asi también, se pusieron en produccion mediante punzonamiento y

fracturamiento hidraulico.



Figura 35. Completacion tipo. Formacion Basal Salina.
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Fuente: UNNA Energia.
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4.7.2 Areade estudio

En el Lote IV se tiene registro de 11 pozos que han producido de la formacion Basal
Salina, ubicado al este de la zona “A”, de los cuales se selecciond 8 pozos para la evaluacion,
considerando su método de completacion y validando que su segregada sea representativa. Al
ver poca densidad de pozos perforados no se tomo un solo bloque de estudio, de tal forma que
se pueda aprovechar la maxima informacién del comportamiento productivo de la formacion
Basal Salina. Por lo que los resultados serdn representativos de manera zonal para esta
formacion.

Figura 36. Tope Estructural de bloque de estudio. Fm Basal Salina, Lote IV.

(]

Alvarez-C

Fuente: Elaboracidn propia.
4.7.3 Desarrollo de la zona de estudio
Se presenta el comportamiento productivo de los pozos seleccionados para la
evaluacion de la formacion Basal Salina. El desarrollo de la formacion Basal Salina inicia desde
el afio 1954, debido a la profundidad de la formacion era comun encontrar otras formaciones
productoras mas someras, por lo que en su mayoria se han producido en comingle con otras

arenas. En los ultimos afios, la empresa UNNA Energia ha continuado con el desarrollo de este
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reservorio, teniéndola como Unica formacion productora en algunos pozos. Precisamente para
la presente evaluacion se selecciond uno de estos pozos que producen solo de la formacion
Basal Salina.

Figura 37. Desarrollo de zona de estudio. Fm. Basal Salina, Lote IV.
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Fuente: Elaboracion propia.

4.7.4 Desarrollo de la zona de estudio
Se realiz6 la normalizacion del comportamiento productivo segregado de la formacién
Basal Salina, tanto en tiempo como en produccion, de tal forma que los perfiles de produccion

puedan ser comparados.

La normalizacion del comportamiento productivo en tiempo y en caudal de los pozos

productores de la formacion Basal Salina se presenta en la siguiente figura.
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Figura 38. Segregada de produccion de pozos productores de la Fm Basal Salina.
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Fuente: Elaboracion propia.
4.7.5 Evaluacion mediante curvas de Arps
Al realizar una evaluacion mediante las Curvas de Declinacion de Arps, el ajuste de los
primeros meses de produccion puede ser bueno; sin embargo, en tiempos tardios la curva no

tiene mayor ajuste en ninguno de los modelos de Arps (Exponencial, Hiperbolico y Armonico).

Figura 39. Curva Normalizada de BS evaluada con métodos de Arps.

=—O—"Promedio

Exponencial
——Hiperbélico

—— Arménica

Porduccion Normalizada

Meses
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El error porcentual del caudal de produccion pronosticado respecto al promedio real se
presenta en la Tabla 18, se observa que a medida que se tenga mayor tiempo de produccion,
el error es mayor.

Tabla 18. Diferencia de % del caudal de curva normalizada y curvas de Arps.

Tiempo (afios) Exponencial Hiperbdlico  Armonica

0.5 28% 35% 40%
2 34% 17% 54%
4 88% 34% 16%

Fuente: Elaboracion propia.
De la misma manera, para el error porcentual del volumen acumulado (Np) a cada
tiempo de control se presenta en la Tabla 19.
Tabla 19. Diferencia de % de acumulado de curva normalizada y curvas de Arps.

Tiempo (afios) Exponencial Hiperbolico  Armdnica

0.5 23% 25% 27%
2 9% 25% 37%
4 13% 16% 38%

Fuente: Elaboracion propia.

Estos dos parametros nos permiten definir que la evaluacion del reservorio Basal Salina
del Lote IV por métodos de Curvas de Declinacion de Arps no es representativo.
4.7.6 Evaluacion mediante métodos modernos

Para la evaluacion del comportamiento productivo del reservorio Basal Salina mediante
los métodos modernos estudiados, se selecciono al pozo BS-3, debido a que su historial
productivo es solo de esta formacion, a diferencia de la mayoria de los otros pozos presentados
en la Figura 37, los cuales producen en comingle la formacion Basal Salina con otras

formaciones.

Previo a realizar el ajuste de los pozos seleccionados, se grafico el caudal de produccion
y los dias transcurridos en escala log-log, ya que este grafico nos permite identificar el régimen

de flujo de la formacién.
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Figura 40. Determinacidn de los regimenes de flujo. Pozo BS-03.
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Fuente: Elaboracion propia.
Se observa que el comportamiento productivo del pozo BS_3 inicialmente tuvo un
periodo de 7 meses influenciado por un flujo lineal por el fracturamiento hidraulico, es decir,
dominado por un flujo transitorio, para posteriormente estar influencia por un flujo dominado

por fronteras.

A continuacién, se nuestra la aplicacion de los métodos modernos de curvas de
declinacion para el pozo BS_3, se utilizé los periodos de 6 meses y 2 afios para realizar el
ajuste, no se realizé el ajuste para 4 afios debido a que el total de historia de produccién del
pozo es de 41 meses. Luego este ajuste permitiria realizar un prondstico para ser comparado

con el total del historial de produccién.



4.7.7 Ajuste histdrico con 6 meses de produccién
Realizando el ajuste con 6 meses de produccion:

Figura 41. Ajuste de nuevos métodos con 6 meses de evaluacion. Pozo BS-03.

Comparacion de los Modelos de Declinacion: q vs Tiempo

100 |

qo, STB/dia

10

Petrdleo (bopd)
= Arps (bpd)
SEDM (bpd)
Power Law (bpd)
Duong (bpd)
Exp. Ext. (bpd)

0 10 20 30 40 50

Tiempo, meses

Fuente: Elaboracion propia.

Figura 42. Comparacion de acumulados con 6 meses de evaluacién. Pozo BS-03.
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Fuente: Elaboracion propia.
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. Pozo BS-03.

Tabla 20. Diferencia de ajuste con 6 meses de evaluacion
Ajuste nuevos métodos DCA (6 meses)
Np historico (MST B) 47.9
, Np estimado | Diferencia
Método (MSTB) (%)
Arps (b>1) 57.28 19.57%
SEDM 37.34 -22.05%
Power Law 68.84 43.69%
Duong 88.85 85.47%
Exp Ext 56.20 17.31%

Fuente: Elaboracion propia.

4.7.8 Ajuste historico con 2 afios de produccion
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Realizando el ajuste con 2 afios de produccion, se presenta los resultados de la

aplicacion de nuevos modelos de declinacion.

Figura 43. Ajuste de nuevos métodos con 2 afios de evaluacion. Pozo BS-03.
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Fuente: Elaboracion propia.
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Figura 44. Comparacion de acumulados con 2 afios de evaluacion. Pozo BS-03.
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Fuente: Elaboracion propia.

Tabla 21. Diferencia de ajuste con 2 afios de evaluacion. Pozo BS-03.

Ajuste nuevos métodos DCA (2 afios)
Np historico (MSTB) 47.9
, Np estimado | Diferencia
Método (MSTB) (%)
Arps (b>1) 43.97 -8.21%
SEDM 40.08 -16.34%
Power Law 45.92 -4.14%
Duong 52.02 8.59%
Exp Ext 42.49 -11.30%

Fuente: Elaboracién propia.

4.7.9 Parametros de control ajustados

El ajuste con 2 afios de historia de produccidn permite realizar un prondstico de menor
incertidumbre como se observa en la Tabla 21, comparando con 6 meses de ajuste de la Tabla
20. Se determina que los modelos que presentan mejor ajuste son el de Ley de Potencias y Arps

modificado (b>1) con errores de -4.14% y -8.21% respectivamente. Los valores negativos
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refieren a una subestimacién de los voliumenes acumulados finales con el total de historia de

produccion.

Los parametros de control ajustados de la aplicacion de los métodos modernos para el

comportamiento de la formacién Basal Salina son:

Tabla 22. Parametros de ajuste de los nuevos métodos. Fm. Basal Salina.

Poz0 Arps SEDM POWER LAW DUONG EXP EXT
Qi 119 qi 119 T 119 pos 103 qi 119

Di 0.19 T 10 Dinf | 0.0003 qi 143 BI 0.001

BS 3 A o0 050 Di 0.3000 a 147 Be 0.35
: n : n 0.5200 m 118 n 0.12

Fuente: Elaboracion propia.

Se presenta la comparacion de resultados obtenidos con los ajustes de 0.5 y 2 afos, se
observa que por lo menos se es necesario 24 meses para realizar un ajuste representativo del

comportamiento productivo.

Tabla 23. Comparacion de acumulados estimados. Fm. Basal Salina.

Np estimado (MSTB)

Modelos - ~
0.5 afnos 2 anos
Arps Mod. (b>1) 57.3 46.0
SEDM 37.3 40.1
Power Law 68.8 45.9
Duong 88.9 52.0
Exp Ext 56.2 425

Fuente: Elaboracién propia.



Figura 45. Comparacion de los estimados de Np a distintos tiempos de ajuste.
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4.8  Evaluacién Economica

Con la evaluacion del comportamiento productivo de 2 pozos representativos de la
formacion Parifias Inferior y Basal Salina, se determin6 que el método de mejor ajuste es el de
Arps modificado y el de Ley de Potencias, respectivamente. A fin de terminar la evaluacion de
los nuevos modelos de declinacién, es importante estimar si este comportamiento mas ajustado,
resulta econémicamente rentable para ser considerada para ser perforada en las préximas

campanas de perforacion.

4.8.1 Paréametros Economicos
Para la evaluacién econdmica, se asumen que el porcentaje de regalias dependera del
factor “R” y del valor del precio de canasta segun la siguiente tabla:

Tabla 24. Distribucion de la regalia segun el factor "R".

Factor "R" Regalia
0 45.030%

1 49.530%

15 50.530%

2 52.030%

Fuente: Elaboracion propia.
Asumiendo un valor de factor “R” de 0.98, segun un precio de canasta de 25 a 120
USD/bbl, se tiene la siguiente distribucion de regalias:

Tabla 25. Distribucion de la regalia segun valores de precio de canasta.

Factor R: R=0.98

a 70 US$/bbl 44.20%
Canasta (US$/bbl) Regalia
40 29.44%
50 34.44%
60 39.20%
70 44.20%
80 49.20%
90 49.44%
100 49.44%
110 49.44%
120 49.44%

Fuente: Elaboracion propia.



4.8.2 Evaluacion econémica. Fm. Parifas Inferior

91

Se presenta el ajuste historico realizado a la formacion Parifias Inferior mediante el

método de Arps Modificado.

Figura 46. Ajuste historico y prondstico. Pozo tipo, Fm Parifias Inferior.
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Fuente: Elaboracion propia.

Se estima que las ubicaciones propuestas en el bloque de estudio sean perforadas en

enero de 2024. La ultima fecha de produccidn se toma la fecha del fin del contrato del Lote IV,

es decir, en abril de 2045.

Se toma un precio de canasta constante en el tiempo de 70 USD/bbl, un valor de OPEX

de 2.19 KUSD/mensual, una tasa de descuento de 15.4% y un valor de inversion por la

perforacion de ubicacion de 500 KUSD. Este valor se estim6 de pozos vecinos que tuvieron

como objetivo esta formacion, es decir, que lograron un TD a 2,500” y completado mediante

punzonamiento y fracturamiento hidraulico en 3 Etapas de la formacion Parifias Inferior.

Con ello, la evaluacion de la curva tipo estimadas para formacion Parifias Inferior se

presenta en la Figura 47.




Figura 47. Evaluacion econdmica. Pozo tipo, Fm. Parifias Inferior.
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EVALUACION ECONOMICA
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- PRECIO DE CRUDO VARIABLE US$/bl (CANASTA) 70.00" VAN (15%) MUS$ = 57

- FACTOR "R" 0.9800 TIR = 24%

- REGALTAS PETROLEO% 38.6 PAY OUT (Meses) = 49

- RESERVAS (M Bbl) 39 = ===== ==== =======ooo

- INVERSION Total (M US$) 500

- TASA IMPOSITIVA + PART.TRAB. 28.0%

- TASA DE DESCUENTO 15.4%

- GASTOS DE OPERAC. MUS$/ANO(OPEX) 2.19

PETROLEO PETROLEO VALOR GASTOS AMORTIACION INGRESOS INGRESOS FLUJO FLUJO DE FLUJO DE
Fecha Mes PETROLEO Precio Regalias DE LA DE DEPRECIACION ANTES DE IMPUESTOS DESPUES DE  INVERSION DE EFECTIVO EFECTIVO
BPD M BbI US$/bl % PRODUCCION OPERAC. IMPUESTOS + PART. TRAB IMPUESTOS EFECTIVO ACTUALIZADO ACUMULADO

Dic-23 0 0.00 0.00 0.00 0.00 500 -500.00 -500.00 -500.00
Ene-24 1 82 2.56 70.00 49.4% 90.48 2.19 33 55.21 15.46 39.75 72.83 71.97 -428.03
Feb-24 2 59 1.70 70.00 49.4% 60.24 2.19 22 36.03 10.09 25.94 47.96 46.83 -381.20
Mar-24 3 46 1.43 70.00 49.4% 50.61 2.19 19 29.92 8.38 21.54 40.04 38.64 -342.56
Dic-25 24 10 0.31 70.00 49.4% 10.96 2.19 4 4.76 1.33 3.43 7.44 5.59 -78.44
May-27 41 6 0.20 70.00 49.4% 7.11 2.19 3 2.32 0.65 1.67 4.27 2.62 -16.25
Set-28 57 5 0.15 70.00 49.4% 5.26 2.19 2 1.15 0.32 0.83 2.75 1.39 14.05
Feb-30 74 4 0.11 70.00 49.4% 3.96 2.19 1 0.32 0.09 0.23 1.68 0.70 32.16
Ene-32 97 3 0.10 70.00 49.4% 3.51 2.19 1 0.04 0.01 0.03 1.31 0.41 45.33
Jun-33 114 3 0.08 70.00 49.4% 2.97 2.19 1 -0.30 0.00 -0.30 0.78 0.20 50.22
Nov-34 131 2 0.07 70.00 49.4% 2.65 2.19 1 -0.51 0.00 -0.51 0.46 0.10 52.80
Abr-36 148 2 0.07 70.00 49.4% 2.40 2.19 1 -0.67 0.00 -0.67 0.21 0.04 53.95
Set-37 165 2 0.06 70.00 49.4% 2.19 2.19 1 -0.80 0.00 -0.80 0.00 0.00 54.30
Jun-39 186 2 0.06 70.00 49.4% 1.98 2.19 1 -0.93 0.00 -0.93 -0.21 -0.02 54.08
Set-41 213 2 0.05 70.00 49.4% 1.77 1.00 1 0.12 0.03 0.09 0.74 0.06 55.50
Mar-44 243 1 0.05 70.00 49.4% 1.64 1.00 1 0.04 0.01 0.03 0.63 0.03 56.85
Mar-45 255 1 0.04 70.00 49.4% 1.58 1.00 1 0.00 0.00 0.00 0.58 0.03 57.20

TOTAL 38.6 1,368 483 500 384 123 261 500 261 57

Fuente: Elaboracidn propia.
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4.8.3 Evaluacion econémica. Fm. Basal Salina

Se presenta el ajuste histérico realizado al pozo tipo BS-03, representativo de la
formacion Basal Salina mediante el método de Power Law o Ley de Potencias.

Figura 48. Ajuste historico y pronostico. Pozo tipo, Fm Basal Salina.

Comportamiento real Q y Np. Pozo BS-03. Comportamiento real vs Nuevo modelo ajustado. Pozo BS-03.
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Fuente: Elaboracion propia.

Se toma un precio de canasta constante en el tiempo de 70 USD/bbl, un valor de OPEX
de 2.19 KUSD/mensual, una tasa de descuento de 15.4% y un valor de inversion por la
perforacion de ubicacién de 1,100 KUSD, este valor se estimé de pozos vecinos que tuvieron
como objetivo la formacion Basal Salina. Una profundidad de 6,500’ y completado mediante

punzonamiento y fracturamiento hidraulico en 1 Etapa de la formacion.

Con ello, la evaluacién de la curva tipo estimadas para formacion Basal Salina se

presenta en la Figura 49.
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Figura 49. Evaluacion econdmica. Pozo tipo, Fm. Basal Salina.

EVALUACION ECONOMICA

Pozo tipo Formacion Basal Salina. Modelo de Power Law.

Fin de Contrato Mar-45

PARAMETROS DE EVALUACION

- PRECIO DE CRUDO VARIABLE US$/bl (CANASTA) 70.00" VAN (15%) MUS$ = 174

- FACTOR "R" 0.9800 TIR = 27%

- REGALIAS PETROLEO% 67.9 PAY OUT (Meses) = 42

- RESERVAS (M Bbl) 68 =========== ====oso=o== ssooooooes

- INVERSION Total (M US$) 1,100

- TASA IMPOSITIVA + PART.TRAB. 28.0%

- TASA DE DESCUENTO 15.4%

- GASTOS DE OPERAC. MUS$/ARNO(OPEX) 2.19

PETROLEO PETROLEO VALOR GASTOS AMORTIACION INGRESOS INGRESOS FLUJO FLUJO DE FLUJO DE
Fecha Mes PETROLEO Precio Regalias DE LA DE DEPRECIACION ANTES DE IMPUESTOS DESPUES DE  INVERSION DE EFECTIVO EFECTIVO
BPD M BbI US$/bl % PRODUCCION OPERAC. IMPUESTOS + PART. TRAB IMPUESTOS EFECTIVO ACTUALIZADO ACUMULADO

Dic-23 0 0.00 0.00 0.00 0.00 1,100 -1,100.00 -1,100.00 -1,100.00
Ene-24 1 119 3.70 70.00 49.4% 130.89 2.19 60 68.80 19.26 49.53 109.44 108.14 -991.86
Feb-24 2 88 2.56 70.00 49.4% 90.68 2.19 42 46.99 13.16 33.83 75.34 73.56 -918.30
Mar-24 3 78 2.40 70.00 49.4% 85.08 2.19 39 43.95 12.31 31.64 70.58 68.10 -850.19
Dic-25 24 26 0.79 70.00 49.4% 28.10 2.19 13 13.05 3.65 9.39 22.25 16.72 -191.26
May-27 41 15 0.47 70.00 49.4% 16.77 2.19 8 6.91 1.93 4,97 12.65 7.76 -3.74
Set-28 57 10 0.31 70.00 49.4% 10.93 2.19 5 3.74 1.05 2.69 7.69 3.90 83.79
Feb-30 74 7 0.20 70.00 49.4% 7.08 2.19 3 1.65 0.46 1.19 4.43 1.83 132.05
Ene-32 97 5 0.14 70.00 49.4% 5.08 2.19 2 0.56 0.16 0.41 2.73 0.86 162.79
Jun-33 114 3 0.10 70.00 49.4% 3.68 2.19 2 -0.20 0.00 -0.20 1.49 0.38 172.68
Nov-34 131 3 0.08 70.00 49.4% 2.81 2.19 1 -0.67 0.00 -0.67 0.62 0.13 176.89
Abr-36 148 2 0.06 70.00 49.4% 2.18 2.19 1 -1.01 0.00 -1.01 -0.01 0.00 177.89
Set-37 165 2 0.05 70.00 49.4% 1.71 2.19 1 -1.26 0.00 -1.26 -0.48 -0.07 177.28
Jun-39 186 1 0.04 70.00 49.4% 1.29 2.19 1 -1.49 0.00 -1.49 -0.90 -0.10 175.52
Set-41 213 1 0.03 70.00 49.4% 0.92 1.00 0 -0.50 0.00 -0.50 -0.08 -0.01 175.06
Mar-44 243 1 0.02 70.00 49.4% 0.67 1.00 0 -0.64 0.00 -0.64 -0.33 -0.02 174.64
Mar-45 255 1 0.02 70.00 49.4% 0.58 1.00 0 -0.68 0.00 -0.68 -0.42 -0.02 174.40

TOTAL 67.9 2,404 483 1,100 820 261 559 1,100 559 174

Fuente: Elaboracién propia.
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CAPITULO VI: CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES

El proyecto de tesis desarrollado presenta las siguientes recomendaciones y

conclusiones:

>

La presente tesis desarroll6 una metodologia para la evaluacion del comportamiento
productivo de reservorios apretados tipicos de los campos Noroeste peruano.

Las principales asunciones del analisis de Curvas de Declinacion por curvas de Arps
es que el régimen de flujo del reservorio se encuentre en el régimen pseudo
estabilizado o flujo dominado por fronteras. Asi también los modelos de Arps se
resuelven para una condicion de presion de fondo terminal constante. Finalmente,
Arps delimit6 el parametro de exponente de declinacion “b” en un rango de 0 a 1.
Se determind que la evaluacion del comportamiento productivo de reservorios
apretados no puede ser ajustado con los modelos de Arps, ya que los ajuste a
distintos periodos de tiempo llevan a errores en el total de la curva de produccion.
Se identifico que el flujo transitorio es extendido por varios meses debido a las
caracteristicas petrofisicas de los reservorios, asi también el régimen de flujo
predominante en estos reservorios es el flujo pseudo lineal, ello como consecuencia
de la estimulacion hidraulica para poner en produccion estos reservorios.

Las principales asunciones para poder realizar un analisis de curvas de declinacion
van de la mano con las condiciones de reservorio y de produccion.

Se debe asumir que las propiedades de reservorios prevalecen constante en el
tiempo, es decir, que no se presenta una influencia de algun agente externo durante
el periodo de analisis. En caso de las condiciones de produccién, se asume que las
condiciones que gobiernan el sistema de produccion en el presente se mantendran

en el futuro.
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Para realizar una correcta normalizacidén de un grupo de pozos, se debe asegurar
que los perfiles a evaluar tengan condiciones similares de completacion, método de
produccion y estado mecénica. Asi también validar que la segregada sea
representativo a la formacion analizada.

La evaluacion realizada a un grupo de pozos para las formaciones Parifias Inferior
y Basal Salina permitio obtener una curva tipo para cada formacién. La evaluacion
de las curvas tipo por formacién mediante el anélisis de Curvas de Declinacién de
Arps mostro errores elevados en el prondstico, lo cual demuestra que no es posible
ajustar el comportamiento productivo mediante estos métodos.

La aplicacion de nuevos métodos de declinacién mostré un mejor ajuste en todos
los casos para los reservorios estudiados, ya que estos métodos consideran dentro
de su formulacion que el reservorio es apretado y que es estimulado mediante
fracturamiento hidraulico.

La evaluacion permitié definir que para realizar un pronostico preciso mediante
métodos modernos sera necesario tener por lo menos 2 afios de historia productiva
en pozos vecinos, de tal forma que se pueda estimar los parametros de control de
cada modelo.

Se determind que para la formacién Parifias Inferior del Lote 1V, el mejor modelo
para el ajuste de su comportamiento real es el modelo de Arps modificado (“b”
mayor 1). El ajuste de un pozo tipo que desarroll6 esta formacion, mostro que con
el ajuste de 4 afos de historia de produccion se puede estimar un valor final de
acumulado con un error de -1.06%.

Se determino que para la formacion Basal Salina del Lote IV el mejor modelo para

el ajuste de su comportamiento real es el modelo de Ley de Potencias. El ajuste de



97

un pozo tipo que desarroll6 esta formacidn, mostré que con el ajuste de 2 afios de
historia se puede estimar un valor final de acumulado con un error de -4.14%.

La evaluacion econémica de la perforacion de una nueva ubicacion con objetivo la
formacion Parifias Inferior, pronosticada con el método de Arps modificado,
demostré ser econdmicamente rentable bajo las condiciones contractuales del Lote
IV. El valor del VAN resulté 57 KUS$, un TIR de 24% y Pay Out de 49 meses.

La evaluacion econdmica de la perforacion de una nueva ubicacion con objetivo la
formacion Basal Salina, pronosticada con el método de Ley de Potencias, demostro
ser econémicamente rentable bajo las condiciones contractuales del Lote IV. El

valor del VAN resulté 174 KUS$, un TIR de 27% y Pay Out de 42 meses.
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CAPITULO VIII: ANEXOS

ANEXO |

COLUMNA ESTRATIGRAFICA DEL LOTE IV
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