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1. OBJETIVO:

Mogollén, es una de las principales formaciones productivas de la Cuenca Talara. El lote X
tiene un acumulado total de 465 MMbIis de petroleo, de los cuales, 167 MMbIs
corresponden a la Fm. Mogolion, el POIS (Petroleo Original In Situ) de esta formacion es de

2500 MMBIs. representando un factor de recuperacion de aprox. 8% .

Agregar un 2% de factor de recuperacion significa aproximadamente 60 MMbils, o cual sera
factible, en 1as condiciones actuales, solamente con una mejor caracterizacion de dicho
reservorio y la puesta en marcha de alternativas de desarrollo expresada en proyectos de
inversién. El presente trabajo muestra la caracterizacion de dicha formaciéon en una parte
del Lote X (llamado Segmento 2), la cual servira para extrapolar al total del area del activo,
generando asi esirategias de desarmollo como la perforacion In-Fill o la Inyeccion de Gas,

que le proporcionaran al activo un importante agregado de valor.

La parte fundamental de este trabajo es la Simulacion Numérica de un Reservorio
Naturalmente Fracturado, poniendo a la formacion Mogollon como caso, para llegar a este
objetivo se efectué un arduo trabajo para obtener la caracterizacion del la formacion
mogollon como un reservoric Naturalmente Fracturado, para lo cual se empled la
informacion disponible de nicleos, perfiles de imagenes, muestreos de campo,
afloramientos y una adecuada seleccion de las curvas de permeabilidades relativas y
presiones capilares asi como la orientaciéon, la densidad vy la apertura de fracturas

naturales.

Finalmente en el trabajo se muestra el gran potencial de esta formacion para la Perforacion
In Fill de Pozos y la Recuperacién secundaria por inyeccion de Gas, a través de unos
casos, los cuales harian extensibles los resuitados a bloques analogos con las mismas

caracteristicas de formacion y de fluidos.
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INTRODUCCION

La cuenca Talara ubicada al Noroeste del Pen) es una de las mas maduras en todo el
continente, La cuenca Talara tiene una extension de 23,000 Km2 con limites al sur en el
rio Chira, al Norte en la quebrada Mancora, al Este delimitada por los afloramientos
Amotapes y al Oeste por el Zécalo Continental; Su caracteristica Principal es ser una
cuenca Ante arco con una tectonica muy activa y por ende un gran fallamiento en sus

unidades productoras.

El Lote X Operado por Petrobras Energia S.A. cuenta con un area de 470 km2 y 4700

- pozos perforados distribuidos en 17 yacimientos, el lote fue tomado por la compaiiia el

2001, la produccion se inicié en 1910.

El presente trabajo se ubica en el yacimiento Zapotal en la parte Este del Lote X, este
yacimiento tiene una produccion actual de 1450 bopd, de los cuales, 650 Bls. son
producidos por la formacion Mogollén, representando el 45% de la produccion del

yacimiento.

La produccion diaria de petrbleo de la formacion Mogolion en el Yacimiento es (650
Bls/d) asi como el gran volumen de petroleo remanente alienta a estudiar el potencial
que tiene esta formacion, tanto por produccién primaria como por secundaria a través

de un método de inyeccion.

El bloque cuenta con una extension de 4.53 Km2, el nimero de pozos que atraviesan la
formacion Mogolion en el Blogue es de 23, encontramos un pozo con ntcleo al cual se
le realizd una descripcion completa, para su caracterizacion en el modelado geoldgico y
la distribucién de propiedades de roca, asi como para diferenciar las propiedades roca

fluido a utilizar en los diferentes tipos de rocas en la formacion Mogollon.
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Se pueden encontrar aspectos claves y fundamentales que han hecho exitoso el trabajo

de los cuales son mencionados:

1. La caracterizacién geoldgica, a partir de los nicleos y registros litolégicos o
también llamados registros de seguimiento.

2. Modelado estatico, se utilizé el software Petrel 2007 para la caracterizacion
tridimensional del bloque, asi como para la distribucion de las propiedades
petrofisicas de la roca.

3. Modelado y arreglo de Fracturas naturales, asi como su densidad y la
distribucion de estas en el bloque por unidades productoras.

4. Propiedades Rocas-Fiuido, a partir de les nicieos y asociado a una fitologia con
distintas propiedades se generaron curvas de Presién Capilar y Permeabilidades
Relativas para cada una de las distintas litologias dentro de las unidades
productoras.

5. Para el Ajuste de Historia se consideré un pequefic Acuifero de ser necesario
por la produccién de agua actual.

6. Para la Inyeccion de Gas, los diferentes casos que se generaron a partir de las

simulaciones nos dieron la mejor estrategia a desarrollar.
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3. Conceptos Basicos para Reservorios Naturalmente Fracturados

En el mundo existe una gran cantidad reservorios naturaimente fracturados, en muchos
yacimientos estos pueden ser de extensiones pequefias alrededor de kildmetros 6 muy
grandes en cientos de kilbmetros, y pueden estar presentes en Rocas Carbonatadas o
Rocas Sedimentarias, Actualmente muchos de estos reservorios en el mundo estan siendo
estudiados, debido a la gran capacidad de flujo que muestran para fos fluidos, y a su vez a

la produccion de los mismos.

Existen muchos reservorios Naturalmente Fracturados en el mundo, hablaremos de un
ejemplo que nos ayudo a realizar este trabajo para el caso de la formacion Mogolion.

La Formacién Sprayberry, para el afio 1949 la formacién Sprayberry fue considerada el mas
grande campo de petréleo en el mundo. El factor de recuperacién primario se anticipo a ser
un factor relativamente bajo, alrededor del 10%, en un esfuerzo para incrementar el factor
de recobro en muchos yacimientos donde se encontraba presente esta formacion, se
comenzd un proceso de inyeccion de agua a finales de 1950, ia inyeccion de agua para

algunos yacimientos fue moderadamente exitosa.

El caso particular para estos resultados no tan exitosos de ia inyeccién de agua fue el
Campo E.T.O’Daniel. La recuperacion por inyeccion de agua en este caso excedia el 25%
det Petréleo Original In Situ. El resuitado fallido de la inyeccitén de agua en Sprayberry se le

atribuia a la baja permeabilidad de matriz y las extensiones de las fracturas naturales.

Muchos esiudios se llevaron a cabo par entender las caracteristicas de las fracturas
naturales de Sprayberry, sin embargo las caracteristicas del ameglo de fracturas y la

interaccion con el soporte de la matriz fue lo menos entendido.
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Sobre los siete dltimos afios, interferencia, respuestas iniciales, trazadores entre pozos,
pruebas de restauracién de presion, pruebas de fall-off, nicleos en pozos horizontales,
modelado del enmallado de las fracturas naturales, estudios de aflojamientos, perfiles de
fracturas, pruebas de produccién y algunos datos mas obtenidos en los perfiles adquiridos

fueron integrados para incrementar el entendimiento del sistema fracturado de Sprayberry.

La formacion Sprayberry fue depositada durante el periodo Permiano, en la cuenca de
Midland, La formacion esta comprendida por abanicos submarinos y depdsitos planares en
la cuenca con una compleja estratigrafia compuesta de arena, arcilla, limonitas inter
cruzadas. Nucleos analizados y perfiles de pozo muestran que el reservoric es
caracterizado por la baja porosidad y la baja permeabilidad. Las permeabilidades estan en
el orden de 0.05 md. O menores con un rango de porosidades de 6 a 14%. La
permeabilidad efectiva del reservorio es determinada de las pruebas de restauracion de
presion, step rate test o andlisis avanzado de declinacidn, estos valores se encuentan en el
rango de 1 a 200 md. Se interpreté que la principal contribucién para la permeabilidad
efectiva es del sistema fracturado. La formacion fue subdividida en tres principales
intervalos los cuales son, bajo, medio y superior Sprayberry, los cuales se encontraban a

una profundidad promedio de 7200°, 7400" y 8000’ pies respectivamente.

Datos de aflojamientos y pruebas de restauracion de presion asi como de interferencia
entre pozos indicaban que la mayoria de fracturas son cortas y no conectadas entre pozos.

Las longitudes individuales de fractura parecian ser cortas, en este estado naturai se puede
observar en las mediciones de afiojamientos. Las etapas finales de las pruebas de
restauracion de presion soportan el concepto de fracturas semi-desconectadas lateraimente
en el reservorio. Esto resutd en un allo porcentaje de fracturas no conectadas

hidraulicamente, aunque aun siendo asi el valor de permeabilidades obtenidos en las
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pruebas de formacion era mayor a 1 md. , un valor mucho mayor que la permeabilidad de

fractura.

Se generd en el campo ensayos de inyectividad o fall-off para obtener la direccién u’
orientacion de las fracturas, ensayos de interferencia para obtener las longitudes de estas

fracturas y asi poder generar un modelo que represente el arregio de fracturas naturales.

Esta formacion después de modelar un enmallado de fracturas naturales, el cual caracterizd
mejor la formacion Sprayberry, ayudo mucho al entendimiento del movimiento de los
fluidos, es asi que se obtuvieron modelos dindmicos los cuales se usaron para las distintas
alternativa de desarrollo del campo, es asi como ahora esta formacion es una de las mas
conocidas en el mundo y de mucho enfrenamiento para probar nuevas técnicas de

recuperacion de hidrocarburos en reservorios naturalmente fracturados.



13

El flujo de yacimientos naturalmente fracturados ha sido clasificado por Nelson en 4 tipos
basado en la capacidad de almacenaje y capacidad de flujo de la matriz y las fracturas. La
definicion de los cuatro tipos de sistemas fracturados segun Nelson (Doctor en Geologia
Estructural y Mecanica de rocas, 1975 Texas A&M University y Consultor, Broken N

Consulting Inc.) son:

» TipoI: Las fracturas proveen la capacidad esencial de almacenamiento y

permeabilidad en el yacimiento. La matriz tiene baja porosidad y permeabilidad.

* Tipoll: La matriz de la roca provee la capacidad esencial de almacenamiento y
las fracturas proveen la permeabilidad esencial en el yacimiento. La matriz de
la roca tiene baja permeabilidad pero puede tener porosidad baja, moderada o

aun alta porosidad.

= Tipo lll: Las fracturas proveen permeabilidad para ayudar en un yacimiento
que es econdmicamente producible que tiene buena porosidad en la matriz y
permeabilidad.

= Tipo IV: Las fracturas no proveen una capacidad de almacenamiento o
capacidad de flujo importante en un yacimiento, por el contrario pueden crear

anisoﬁopia (barreras al flujo)

Nelson ha propuesto el método de simulacién requerido para yacimientos fracturados:
doble permeabilidad, doble porosidad, o porosidad simple basado en el sistema de

clasificacion de fracturas. Figura 3
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Figura 2. Sistemas Fracturados de Doble Porosidad vs. Doble Permeabilidad (Nelson)

La Metodologia propuesta por Nelson para analizar la produccién individual segin la

clasificacion del sistema de fracturas ha sido aplicada en la Formacién Mogollén.

El acumulado por pozo se ordena de menor a mayor y el porcentaje acumulado de petréleo
se grafica contra el porcentaje del nimero de pozos. La Figura 4. es tomada de Nelson
(2002) y muestra algunos de los Campos andlogos a partir de los cuales se derivé su
clasificacion. Mientras mas se desvie la linea (lineas amarilla y azul en la Figura 4.), menor
€l numero de pozos que estan contribuyendo al total del acumulado de petréleo del campo.
Nelson calcula a partir de esta figura la razén del drea entre una linea de 45 grados y la

curva del campo al area total debajo de la linea de 45 grados.

La curva de clasificacion de Nelson se aplico a la produccién por pozo de la Formacién
Mogollén para generar la curva que se muestra en la Figura 5. El factor de desviacién es de
0.56, lo cual representa un sistema Tipo Il o de doble porosidad de acuerdo a los campos

analogos o similares.
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En yacimientos naturalmente fracturados como la Formacion Mogollén es muy importante
caracterizar la ubicacién, densidad y orientacion del sistema de fracturas. También es
necesario comparar las contribuciones relativas de la matriz v de las fracturas en el
almacenaje de hidrocarburos (OOIP) y el movimiento de los fluidos. El desempefic de
produccién de los pozos y los registros de pozo, particularmente los registros de imagines,
se usaron en esta evaluacion.

Se realizé una revisidén y andlisis detallado de los registros de imagenes de pozos en que
se corrieron en 7 pozos de la zona y en pozos adicionales al oeste. El numero de fracturas
abiertas versus fracturas cerradas y la orientacién del esfuerzo principal (om) han sido
documentado en un reporte detallado. En la zona, la direccién del maximo esfuerzo esta
orientada en sentido noreste-suroeste aproximadamente con 30 grados. Esta direccion es

casi paralela al rumbo de la falla Somatito, un rasgo estructural muy importante del area.
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4. Modelo Estatico — Formacion Mogolion

Se realizd una revision del modelo depositacional planteado por Carozzi y Palomino,
situando en un contexto mas proximal el desarrollo del proceso sedimentario de la
Formacion Mogollén, considerando también el mismo eje depositacional; se reconocié
la existencia de un dominio fluvial en la parte noroeste de la cuenca, el cual prograd6
hacia el sur generando depésitos transicionales fluvio-deltaicos, de planicie deltaica,
de frente deltaico, de transicion entre frente deltaico y prodelta, y depésitos de
prodelta. Adicionalmente, como resultado de la descripcién de afloramientos en el
sector Este del Lote X, se planted una direccién de paleocorrientes secundaria con
direccion E-W por la presencia de depdsitos de abanicos aluviales proximales (Figura

B).
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Figura 6. Modeio depositacional de la Formacion Mogolion — Cuenca



La Formacion Mogolién puede ser descrita de {a siguiente manera:

o Mogollén Inferior: Areniscas de grano fino a medio, depositadas por un
sistema fluvio-deftaico durante un evento transgresivo, con un patron de
apilamiento general agradacional/retrogradacional.

+ Mogollén Superior: Sistema fluvial braided de alta energia (areniscas de grano

medio a grueso).

Litoestratigraficamente, la Formacion Mogollén ha sido subdividida en 3 Miembros:
Superior (Sub-Miembros Chorro Superior, Chorro Inferior y Fuente), Medio e Inferior,
correspondiendo facies areno-conglomeradicas a los Miembros Inferior y Superior y
facies lutdceas al Miembro Medio. Esta divisién es sumamente clara en la zona Costa
del Lote X, pero hacia la zona Este el Miembro Mogolibn Medio desaparece,
probablemente por efecto de erosién, con base en evidencias de contacto discordante
entre los Miembros Mogoilon Medio y Mogollén Inferior. La edad de la Formacién
Mcgollon es Eoceno Inferior, periodo Ypresiano, aproximadamente entre 50.6 y 52.85
Ma.

Estructuralmente, el Lote X es bastante compiejo, debido al alto grado de fallamiento
que presenta, producto de los esfuerzos tectonicos a los que estuvo sometida la
Cuenca Talara durante su desarrollo, estos esfuerzos han dado lugar a una alta
compartimentalizacion de las formacicnes en numerosos bloques. Si bien los
esfuerzos extensionales fueron los predominantes durante la historia tecténica de la
cuenca, han existido periodos de compresién que han dado como resultado
fallamiento inverso de bajo angulo, encontrandose secciones “repetidas” en diversas

areas del Lote X.
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El Bloque que se trata en este trabajo denominado Segmento 2, se encuentra en un
area donde la Formacién Mogollén esta afectada por la falla inversa Zapotal, que es el
rasgo estructural mas importante en tal sector, lo que ocasiona un aumento de
espesor de la formacion llegando a alcanzar los 3000 pies; esta repeticion continda
hacia el sur y el noreste del area. La diferenciacién entre la seccion repetida y la
seccién insitu de la Formaciéon Mogollén es moderadamente sencilla debido a que
entre ambas se encuentra un intervalo corto de la Formacion Ostrea In Situ que marca
la separacion. El tope promedio de la Formacion Mogollon Repetido en la zona es -

4000 pies TVDSS.
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5. Marco Tedrico

5.1 Introduccion a la Simulacién Numérica de Reservorios

5.1.1 Ecuaciones de Flujo

5.1.1.1 Introduccién

En esta parte del trabajo revisaremos las ecuaciones para flujo horizontal de un fluido en

una sola dimensién y veremos las soluciones analiticas y numéricas de la presion como

funcién de la posicion y del tiempo.

5.1.1.2 Flujo Lineal

Nosotros consideraremos un volumen poral de roca, representado por un conjunto de
celdas de forma rectangular en la horizontal como se muestra en la figura, donde la presion

inicial en todas las partes de esta celda es Pn, para el tiempo cero.

La presién en el lado izquierdo {cuando X=0) aumenta hasta P, mientras en el lado derecho

la presién ( cuando X=L)se mantiene P=Pn.

X

e

fluid . . :
Figura 8. Modelo Unidimensional
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5.1.1.3 Ecuacion de Derivadas Parciales

La ecuacion de derivadas parciales para flujo en una sola dimension de un liquido, asume
una permeabilidad constante asi como la viscosidad y la compresibilidad dependen del

tiempo mejor dicho del flujo, a continuacion se presenta la ecuacion.

P _(gue)oP (1)
ox? k ) ot

Si el flujo alcanza una estabilizacién y este no depende de un tiempo muy grande, Se

denotara a este flujo como Estado Estable.

La presion para el estado estable asi como para el estado fransiente se muestran en la

siguiente grafica.

Presion Lado
Izquierdo

pressure ¥s. X

o W

s m

Solucion 3
% Transente J . ___l

-.-.-.._—_.;--.—-_—--_-_-nn--uu-—-—-—c-—-u-—-----o-—--&-'-1
Presion en |

lado —
derecho é
Inicial

Figura 9. Grafico Presion vs Distancia



5.1.1.4 Solucién Analitica para Flujo Lineal

La Solucién analitica de la presion transiente desarrollada para la nuestro modelo

rectangular de flujo lineal en la horizontal, esta dada por:

x 21 wrt k | nmx
P(X,I)=ﬂ+(PR—PL{E+;§;ex - IZ @IJS“{T] SRR = |

Cuando el tiempo llega ser grande, el termino exponencial se aproxima a cero y la solucién

llegara a ser un solucién para el estado estable, como se muestra a continuacién.

X
Plx,t)="P, +(P, _P:*.)}_ 7t

5.1.1.5 Flujo Radial

Una altemativa para la ecuacion de flujo lineal en liquidos es la ecuacion radial que
frecuentemente es usada para interpretaciones de pruebas de pozos. En este caso el area

de flujo es proporcional al r2 como se muestra en la siguiente figura:

Figura 10. Modelo Unidimensional Radial
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La ecuacion de flujo radial en una sola dimension para este sistema de coordenadas llegara

a ser.

lfl[r.?.’i _ Eﬁﬁ)ﬁf’. ................................... (5)
ral )"k Ja

La ecuacion de flujo para el estado estable simplificada sera:

1g(r911]=0 ................................... (6)
ar\ or

Integrando dos veces para la siguiente condicion de limite: P(r=rw)=Pw y P(r=re)=Pe ,la

solucién para el estado estable llegara a ser:

5.1.2 Discretizacién de las Ecuaciones de Flujo
5.1.2.1 Solucién Numérica

Soluciones analiticas para ecuaciones de flujo de reservorio se pueden obtener solamente
después de simplificar las soluciones haciendo algunas asunciones en consideracion a la
geometria, propiedades y condiciones de limite que severamente restringen la aplicabilidad

de la solucidn.

La muchos Problemas reales de flujo de fluidos en el reservorio, tales simplificaciones no

son validas. Sin duda, existe una necesidad de resolver las ecuaciones numéricamente,
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5.1.2.2 Discretizacion

Un simple ejemplo sera resuelto, para ias ecuaciones de flujo lineal de manera numeérica.
Las diferencias finitas es el método empleado para estas soluciones para las derivadas

parciales.

Diferencias
Finitas

Primero, la variable X estara subdividida en un niimero de gris blocks o funcién discreta y la
variable tiempo estara dividida en pasos de tiempo discretos. Luego, la presién en cada
bloque puede ser resuelta numéricamente para cada paso de tiempo. Para nuestro simple

modelo horizontal, se define el siguiente sistema de grid blocks con N gris blocks, cada uno

de longitud AX.
1 i-1 i i+1 N
® @ @ @ o @ ® L
A

Figura 11. Grid Blocks

Esto es un conjunto de grid blocks y cada uno es asignado a un indice, i, referido al punto

medio de cada grid block, representando el promedio de la propiedad de cada bloque.
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5.1.3 Aproximaciones por la Serie de Taylor

La funcién de aproximacién de la serie de Taylor f(x+h) expresada en términos de f(z) y su

respectiva derivada f(x) puede ser escrita

fe+h)= flx)+ f‘(x)+ f"( )+ f"'(x)+ -------- (9

Aplicando la serie de Taylor para la funcidn presion, podriamos escribir expansiones en una
variedad de formas en orden para obtener aproximaciones referido a las derivadas para la

ecuacion de flujo lineal.

Aproximacién de la derivada de segundo orden para la funcion Distancia(X).

En un tiempo constante, t, la funcion presién sera expandida hacia ia expresion mostrada a

continuacion.

Pl 8.1)= Pla)+ 22 p-(xt)+( )ZP"(xt)+( )SP'"(xt)+

(e, 1) = P(x—~ Ax,t)-2P(x,t)+ P(x + Ax, :) (Ax)2

(Axy 12

Pyt e (11)

P(x-Ax,1)= P(x, ,)+( )P'(x r)+( 5 )ZP"( :)+( ?")3 P+ . (12)
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Empleando un sistema de indice de grid y usando un exponete para indicar los niveles de

tiempo, se puede obtener:

Donde:

O((Ax)z) :Termino por discretizacion del error

Esta es una aproximacion central de la segunda derivada, con esta expresion se puede

obtener cualquier nivel de presion para cualquier tiempo.
5.1.3.1 Discretizacion del Error

El resto de términos de la expansion de la serie de Taylor son denotados colectivamente

como, O((Ax)l) . Asi denominamos a este termino, el cual serd proporcional en tamaric a

(Ax)

Este término referido al error que se comete, se desestima en la sofucion numérica.
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5.1.4 Aproximacioén para la derivada de Tiempo

Para posicion constante, X, la funcidn presién puede ser expandida hacia delante en lo que

respecta al tiempo, como muestra la siguiente expresién;

| Af

Plex i+

VAg P
P'x,£+ﬁt'-P-z,:'+%P'rx.t'+ A;I

Resolviendo para la primera derivada, se obtiene la siguiente aproximacion:

( t) P(xt'*'AAtt) P(xt) A;P"(x,t)-f- ...................... (15)

(ap)’ P' BB ola) e (16)

or

La funcién presion puede también ser expandida hacia atras para la variable tiempo, como

muestra la siguiente expresion:

P(x,1)= P(x,t + At)+— T P'(x,t+At)+( 3‘)2 P'(x,t+ At)+ (;3)3P"'(x,t+At)+.......(17\

Resolviendo esta ecuacion

Donde esta expresién es idéntica a la expresion a continuacién

(@"J P'“" BB 0A) e (19)

ar J;
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La aproximacién central obtenida de las expansiones hacia adelante y atras, para un

intervalo At/2 seria:

Plx,t+At)= Plx,1+ %)+ 2P'(xt+‘°’)+(2)2 P (x, 1+ 4)+ (3!)] P (x,r+4)+.....020)

P Pleer )+~ PGre ) O i) E8 peran)s o0

At
oPY'2 pyv__p
o =2 T LA (22)
(arl A HOW)

Como se puede apreciar, la solucion para la derivada de tiempo no depende del tipo de

aproximacion.
5.1.5 Diferencia Finitas Ecuacién Explicita

Utilizaremos aproximaciones hechas previamente en un tiempo t, y sustituido luego en fa

ecuacién para flujo lineal. La siguiente ecuacién de diferencias finitas se obtiene:

Fa=2F +F, _ (ﬂrj At 71
(Ax)y k At i=1,..,N

Por conveniencia, el término que define el valor Del error cometido por esta ecuacion, se
redujo 6 elimino en la ecuacién anterior y el signo de igualdad se substituye por un signo de
aproximacion.

Es importante tener en cuneta que el término del valor numérico para el error envuelto en

esta ecuacion, es proporcional a At y (Ax)2, respectivamente.
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5.1.6 Condiciones de Limite

Basicamente tenemos dos tipos de condiciones limite:

Condiciones Limite

! l !

Condicion de Presion Condicion de Flujo de Caudal

(Condicién Dirichlet) (Condicion Neumann)

Figura 12. Condiciones Limite

5.1.6.1 Condicién Limite de Presion

Cuando, los limites de presion fueron especificados; Nosotros Normalmente especificamos

que la presion al final de la cara del modelo adoptado. Aplicando el simple sistemna lineal

descrito anteriormente, tendriamos la siguiente condicion de limite:

Plx=0,1>0)=F, ) PZ =P,
Plx=Lt>0)=F, Py = Py

Figura 13. Condiciones Limite Presién

La razdn por ia que se uso aqui los indices de i=1/2 y N+1/2 es que las condiciones de

limite son aplicadas en el primer y ultimo block del modelo respectivamente.

Las condiciones limite, no pueden directamente ser substituidas dentro de las ecuaciones
de diferencias finitas. Sin embargo, la serie de Taylor puede ser usada otra vez para
obtener formulas especiales para el ultimo grid block. Para el primer gris block nosotros

podemos escribir:
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Plxy.t)=Plx,1)+ -‘ix—, Px,1)+ % P'(x.1)+ (A;Y L0 PR 7

—0.4)= i p 47 po %) po ..(25)
P(x=0,¢)= P(x,t)+ 1' P'(x,,t)+ 5 P (x,.0)+ P (x.0)+...

Por la combinacién de estas dos expresiones, obtenemos la siguiente aproximacion de la

segunda derivada para el primer grid block.

(62PJ _P' -3P' +2P! 7 7% W (26)

Para el caso de un reservorio real, la condicion de limite de presion, normalmente esta
representada por la presion fluyente de fondo, la presion en cabeza del pozo o las presion

de los pozos inyectores.

Una expresion similar puede ser obtenida para los grid blocks del lado derecho, es decir

alejandonos del primer grid block

aZPJ’ 2P, 3P+ Pi, (o7
= -t TN TN Ax ......................
(o ), =7tk T oten
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5.1.6.2 Condicion de Flujo de Caudal

Alternativamente, especificamos el caudal como, Q, dentro o fuera del ultimo Grid block del
modelo adoptado. Haciendo uso del hecho de que el caudal puede ser expresado por la

Ley de Darcy, como muestra la siguiente expresion:

Niveamente se aplicara la expansion de la serie de Taylor para el primer Grid Block, para

este tiempo dejaremos que la derivada de la presion sea funcion de:

P'(x, + 4 ,0)=P'(x,,t)+ (_:2:—) P'(x,,t)+ %2— P(x )4 e (29)

Ple=0=Ple)r CE (e, EEL pe )0

Restando la segunda expresion de las ecuaciones y resolviendo para la segunda derivada,
se obtiene la aproximacién para el primer Grid Block, como se muestra en la siguiente

expresion.

P"(x,,t)= P'(x‘ +4 ,ti)l;-P'(x = O,I) +0(Ar)

Ahora, reemplazamos la derivada en Ia expresion dad para la condicidon limite como se

muestra a continuacion:
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La expresion de la derivada también puede ser reemplazada en la formula central:

La formula final para la segunda derivada en el primer Grid Block para la condicién de limite
llegaria a ser:

&’ ,
(6;1 IEAx)Z = (Ax)Ak”O(Ax) ...................... (34)

De la misma forma, un caudal constante para el lado derecho del modelo adoptado, QL,

resultara de la siguiente expresion:

P\ PP,
[?) (Ax)2 +0O, (Ax)Ak + O(Ax) """"""""""" (35)

En un caso real de reservorio, la condicion de caudal, normalmente esta representada por
los caudales de los pozos productores ¢ inyectores. Un caso especial es el no existe flujo
en el fimite, donde Q=0. Esta condicion se especifica para todos lo limites externos del
reservorio, entre las capas no comunicadas y a través de las fallas sellantes en el

reservorio.
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5.1.6.3 Condicion Inicial

La condicidn Inicial (Presion inicial) para el modelo adoptado puede ser expresado de la

siguiente forma:

Para sistemas no horizontal, la presion hidrostatica es normalmente distribuida basado en

una presion de referencia y la densidad de los fluidos.

5.1.7 Solucion de las Ecuaciones de Diferencias Finitas

Teniendo derivada las ecuaciones de diferencias finitas, anteriormente vistas, especificado
el sistema de grid, las condiciones de limite y la condicién inicial, podemos resolver para la
presion.

Sin embargo, un punto importante necesita ser discutide primero. En el momento de derivar
las aproximaciones de las diferencias finitas, se asigna un nivel de tiempo, t, a los términos
en la serie de Taylor. De la misma forma se puede asignar un nivel de tiempo de t+[it con

una generalidad equivalente, 6 también se podria asignar un nivel de tiempo de t+1t 2.

Veremos estos casos, a partir de la formulacion explicita. Para una mejor conveniencia, no

se incluira los téminos que cuantifican el error de las aproximaciones por diferencias finitas.
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5.1.8 Formulacion Explicita

Este es el caso que vimos anteriormente. Por la aproximacion de todos los términos a un
tiempo t, obtenemos un conjunto de ecuaciones de diferencias finitas que pueden ser
resueltas explicitamente para el promedio de la presion en el Grid Block (i=1,,,,N) para cada

paso de tiempo.

A continuacion se muestran las expresiones para los casos de presion constante, si la

condicién de caudal es usada, las expresiones deberan ser modificadas.

As k
P =P 44 I}(P‘ -3P' +2P,
ro=h 3[(Ax)z guc N2 TN D (37)
i=1
Py _pry [ )( Y002 N (38)
(Axy A duc
i=2,...N-1
+ ‘ A1 kYoo anop Y e (39)
G (] (o it
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5.1.9 Solucion de las Ecuaciones de Diferencias Finitas

En este caso, todos los niveles de tiempo en las aproximaciones cambian para t+At excepto

para el tiempo de las aproximaciones de la derivada, que ahora seran revertidos.

I)21+A!_3RI+AI+2PL =(¢w)ﬂl+‘u"’ﬁl ______________________ {40‘
e K)o
i=1
PUN 2P 4 PO (?L‘c) B P (41
(axy k At
i=2,.,N-1
2P 3P 4 P (gue\ P - Py,
R =\ "% A e (42)
3 (ax)
i=N

Como se mencionaba anteriormente tenemos N ecuaciones con N incdgnitas, las cuales
seran resueltas simultaneamente. Para simplificar el arreglo de ecuaciones se escribiran de

la siguiente forma:
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La formulacion explicita es mas simple de usar que la formulacion implicita, un ejemplo de

ello es que las expresiones explicitas para la presion son obtenidas directamente.

Los errores por discretizacion son los mismos para las dos formulaciones.

La cantidad de envuelto es menor para ef caso explicito. En soluciones de una dimension,
esto puede no tener importancia, sin embargo en casos de dos 6 tres dimensiones con un
gran numero de Grid Blocks, la diferencia en el tiempo computacional por paso de tiempo
llegara a ser mayor.

Sin embargo la formulacién explicita es raras veces usadas. Como resultante los paso de

tiempo llegaran a ser inestables. El criterio de estabilidad para la formulacién explicita es:
A< ;[“:c)(Ax)z ...................... (44)

El requisito para la estabilidad como consecuencia que el paso de tiempo sea limitado se
debe a dos razones, el primero es el tamano de los Grid Blocks y las propiedades de la
roca y de los fluidos. Esta limitacion puede ser severa, ya que los Gris Block con los valores
mas pequeiios de {(ppc/k)}{(Ax)2 son los que determinan las limitaciones para el tamaiio del

paso de tiempo.

La formulacién Implicita es incondicionalmente estable para todos Ios taméﬁos de paso de
tiempo.

La practica muestra que los trabajos computacionales adicionales por paso de tiempo estan
directamente relacionados a los métodos implicitos y generalmente son compensados para
permitir pasos de tiempo mucho mas grandes. Pasos de tiempo grandes da lugar a errores
numeéricos mas grandes, de modo que es importante que cualquier aplicacion de la solucion

numeérica se revise que el error este dentro de los limites aceptables.
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5.2 Introduccion a la Simulacién Numérica de Reservorios Naturalmente Fracturados

5.2.1 Introduccion
Sobre la base de la teoria de flujo de fluidos desarrollada para medios porosos fracturados
en el afno 1960 por Barrenblatt et al., Warren and Root introducen los conceptos para
Modelos de Doble Porosidad dentro de la ingenieria de reservorios de petréleoc. Su modelo
idealizado de un conjunto interconectado de fracturas las cuales son suministradas de

fluidos de pequefios y numerosos bloques de la matriz, se muestra a continuacion:

Reservorio Real Modelo de Reservorio

fractura

fractura

cavcrnas matriz Bloque de matriz

Figura 14. Modelo Numérico de un Reservorio Fracturado

El mar del Norte es conocida por ser una zona muy prolifera en produccién de petréleo, en
este lugar existen nimeros yacimientos que contienen reservaros naturaimente fracturados,
uno de ellos es el Ekofisk , este reservorio altamente fracturado fue trabajado por la
compaiiia operadora del campo con promedios de blogue de matriz de 30 cm. por 30 cm.
Por 30 cm. Asi, el reservorio Ekofisk puede contener en el orden de 1011 fracturas por cada
gris block adoptado, esto por supuesto es imposible de trabajar con las actuales
computadoras como modelos de porosidad simple debido a los cambios bruscos que se
suscitaran por los contrastes de valores en las propiedades de reservorio, de esta manera

se hace necesario los modelos Doble Porosidad.
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En los modelo Doble Porosidad convencionales, el principal medio de transporte de los
fluidos se lleva a través de las fracturas, mientras que los bloques de la matriz proveen el

fluido a las fracturas, como se ilustra en la siguiente figura.

-
» > l ) r Transporte de fluidos

a lo largo de las fracturas

Figura 15. Secuencia de Transporte de fluidos en un Reservorio Fracturado
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5.2.2 Ecuaciones de Flujo

Para una sola dimensién y una sola fase de flujo, la ecuacion para flujo a lo largo del

sistema fracturado puede ser escrita como:

El indice f se refiere para denotar el sistema fracturado. Asi los valores de permeabilidad y

porosidad relativos representan la combinacién del sistema matriz —fractura.

El siguiente término en la ecuacion, q’'mf, representa el intercambio de fluido entre los
bloques de la matriz y el sistema de fracturas. También es posible escribir una ecuacion

para el sistema de bloques que representan la matriz como muestra la siguiente expresion:

, _O(¢
A A (46)
vy é‘r[BJ..

Esta ecuacidon es solamente una ecuacion de balance de materia, debido a que no esta
incluido un termino de flujo. Este término que representa el flujo de fluidos sera por
supuesto incluido y dependera del tipo de proceso a utilizar. Por ejemplo, en flujos
multifasicos, el caudal de intercambio por imbibicion capilar, serd completamente diferente

del caudal de intercambio de fluidos en un proceso de drenaje gravitacional.

Los modelos doble porosidad convencionales, representan este termino de intercambio de

fluidos como se muestra en la siguiente ecuacion:

~g, =cAP.~P) . (47)
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Donde: < .es un factor de geometria.

A .es el termino para la movilidad

Pm y Pf, representan ia presion de matriz y la presién de fractura.

La asuncion de no flujo de fluidos entre los bloques de matriz puede ser cuestionable y por

tanto los modelos doble porosidad 6 doble permeabilidad son preferidos.

o[k op +'__‘?,[£]
o) ™ TalB), = e (48)

o(kor)y __, _o¢ o .
&(FBGJ‘),. e at[B)n ------------------- (49)

Como se puede apreciar en las formulas antes mencionadas el término para el flujo esta
incluido en lado izquierdo de la ecuacion para la matriz, permitiendo asi el directo transporte

dentro de los bloques para el sistema de matriz {(modelos doble permeabilidad).



41

5.2.3 Continuidad Capilar

El concepto de continuidad capilar entre blogues de matriz en reservorios fracturados es
ahora ampliamente aceptado. Una comparacién esquematica de la distribucion de
saturacién dominada por capilaridad gravitacional y un sistema con capilaridad contactada

entre bloques de matriz es como se mostrara en la siguiente figura.

Sin embrago el discontinuo conceptoc esta aun siendo usado en muchos modelos doble

porosidad para manejar las interacciones entre blogues.

§ h\ :
o T
L

]
= .\\\%‘:
N\

N
R,
NN

DN
\,1 , :’

=

Figura 16. Discontinuidad y Continuidad Capilar

Vfarios autores presentaron resultados de simulacién donde el sistema de fracturas permite
diversos grados de contacto matriz a matriz. Estos resultados muestran dramaticamente
mayores recuperaciones para sistemas donde hay continuidad capilar comparado con uno

de discontinuidad.



5.2.4 Re —Infiltracion

Un aspecto importante en el drenaje gravitacional de gas-petréleo para reservorios
naturalmente fracturados es el proceso de re-infiltracién. Donde el drenaje de petrdleo de
un blogue superior entra en un bloque inferior a través de la fractura, el procesc es llamado

re-infiltracién. El flujo de un bloque a otro se alcanzara también por:

Flujo de la pelicula de petrélec a través de puntos de contacto en el reservorio y por

puentes de liquido.

Esta transmisibilidad de liquidos a través de la fractura, es asi un importante parametro de
calculo del caudal. La siguiente figura ilustra los puntos de contacto y los puentes de

liquido.

Blogues de malmz

mfﬂbfbfdon de

L7

' /
Fijo de pe{rd*ea a Pelicula de fracturas con contactos
través de contacios Liiguides  impermeables y rellenas con
permeables y puentes material impermeabie
de liguidos

Figura 17. Re — Infiltracion Reservorio Fracturado



43

5.2.5 Difusion

El petroleo puede ser recuperado por difusion durante el drenaje gravitacional en
reservorios naturaimente fracturados. Métodos para la estimacion de la cantidad y el caudal
de estas resuperaciones en tales procesos de reservorio se dan en etapas tempranas de
desarrollo y pobremente evaluados. Es muy limitado los datos publicados en contra de las
teorias y métodos de prediccibn que pueden ser evaluados adecuadamente. El efecto de
difusion en general para las recuperaciones de los campos puede ser desconsiderado 6
descuidado para efectos practicos, sin embargo para pequefios bloques de matriz la

difusién puede ser el mecanismo clave para la recuperacion de petréleo.
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5.2.6 Forma y Tamafio de los Grid Blocks para la Matriz

La forma y el tamafio de los bloques de la matriz fuertemente afectaran el procesc de
intercambio de fluidos entre la matriz y la fractura. Torsaeter y Silseth llevaron a cabo
experimentos de imbibicién de agua en tizas y nicleos de reservorio en fase arenosa, para
diferentes formas y tamafios en estos dos materiales, los resultados se muestran en la
siguiente figura, obviamente, dentro de un grid block en un modelo de simulacién daoble

porosidad, la variacion de forma y tamario para los bloques de la matriz existira.

9
[

0.4 0.8

Recovery
0.8

-
1 o = —ew wi

Time {min)

Figura 17. Factor de Recuperacién para diferente Forma y Tamario de Grid Block

Muchos autores han reportado estudios de simulacién con el propésito de ajustar los
resultados obtenidos en los experimentos de laboratorio. Estos ajuste de los resultados
experimentales no son sencillos, los resultados de las simulaciones son muy sensibles a la

forma y la magnitud de la curva de presién capilar.

Una de las principales causas de las dificultades para reproducir los resultados

experimentales es probablemente que las curvas de presion capilar y permeabilidades

relativas usadas en las simulaciones fueron medidas en condiciones de flujo diferentes a la

de los experimentos.
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Finalmente, el comportamiento de los fluidos en reservorios Naturalmente Fracturados a
través de evaluacién de formaciones es claramente apreciable en la derivada de la

medicién de presién de reservorio, a continuacion se muestra un ejemplo.

|

——

PR i 5 ! L TRy Aebd baER PR
Ly ) e [T v w0

§oM WRLEE

Almacenamisnio Fractura Fadial Intrusién de A
> >t 5

Bl
-

'.-'-
[EF  Fecl
| -
o
| - ai
i
1 -::
|
BEEs
e

Loig-Log plot dr(p) and dmip)’ {psi2iop| vs dt (hr]

Figura 18. Prueba de Presion Reservorio Fracturado

« En este ejemplo, la fractura natural provee la principal capacidad de flujo y la matriz

almacenaria principalmente los fluidos.

» Las fracturas rapidamente proveen los fluidos que almacenan, hacia las zonas de

menor presion.

+ Después de un tiempo la matriz comienza su aporte.

Estos comportamientos en reservorios naturalmente fracturados son dominados por dos

parametros fundamentales que son:

Omega: Fraccion del volumen poral ocupado por las fisuras para el total del volumen poral

interconectado.( 0 —1)

Lambda: La habilidad de la matriz para proveer flujo hacia las fracturas.(10-3 -- 10-10)
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6. MODELO DINAMICO
6.1 GRILLA DE SIMULACION

La grilla fue recibida del equipo de geologia con todos sus rasgos y propiedades
petrofisicas, teniendo las siguientes dimensiones:

I: 27 (150 mt.)

J: 23 (150 mt.)

K: 66 (Variable de acuerdo a la unidad productora)

Dando un total de 40986 celdas asignadas a la matriz y 81972 el total de celdas para

el modelo doble porosidad.

La grilla fue creada en Petrel y Exportada a través de un Rescue File el cual fue

cargado en un visualizador del simulador ( Builder ) para ser trabajado.

Gnd Top (M) 1977-01-01

Fiki Sogmeniod_Mogsl
Lkgr L
Crebe HEEE03

20400

Figura 19. Grilla Tridimensional
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6.2 Modelo de Fluidos

El yacimiento Zapotal cuenta con un analisis PVT realizado en el pozo EA7141 que
data de los afios 80's cuando se comenzé a desarrollar el campo por esta formacién.
El medelo de Fluidos utilizado es un Black Oil contando con las siguientes

caracteristicas;

Datum del Analisis: 6400 pies.

Temperatura de Reservorio: 144 °F

Densidad API: 26

Gravedad especifica del gas: 0.7450

Factor Volumen de formacion de Petréleo: 1.143 Bls/Stb

Presién de Burbuja: 1750 psi

Todas estas condiciones iniciales se llevaron a un datum de 5500 pies a través de
correlaciones con las cuales se trabajo en el simulador para el bloque.

Se muestra a continuacion los gréficos de Rs, o, Bg y po respecto a la presion de

reservorio.
206 : T T — 1.143
. . ¥ i '

s : i : ]

8 - i : ]

g : 8
1L : : ; 1.085
15 512 1,009 1,508 2,003 2,500
Rs vs P P (psi)
Bowvs P

Fiaura 20. Razén de Solubilidad v Factor de volumen de Formacién de Petroleo
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Fiqura 21. Factor de volumen de Formacion Gas

6.6 : , 70.0240
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a : : ; Qg-
L ! : . : °
2 . g
L S T oo 10.0163
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2.3k ’ L 5
15 512 1,009 .1,506 2,003 2 5800098
P (psi)
Viso vs
— -Visgvs P

Los datos PVT utilizados en la simulacién numérica, son los mismos para las

48

diferentes unidades productoras en la Formacion Mogollon es decir para el Mogollén in

situ y Mogolién Repetido.
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6.3 Modelo Roca - Fluido

Se trabajo con la data pre- existente tomada en el tiempo de la administraciéon del Lote
X por ia empresa Petropert, pudiéndose encontrar analisis de coronas y data ya
generada e interpretada por técnicos de aquella época; También estudios realizados

en la década 90’s por la compariia Pérez Companc e informes de sus técnicos.
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6.4 Permeabilidades Relativas

Para la elaboracion del presente trabajo fue fundamental la integracion def
conocimiento y aporte de la parte de Ingenieria de Reservorios - Petrofisica —
Geologia; es asi como hemos podido asociar el comportamiento de los fluides, sus

propiedades y la interaccion de estos a la caracterizacion de la roca.

Las permeabilidades relativas obtenidas para el presente trabajo dan una idea mas
clara de lo mencionado anteriormente y reflejan un sumo cuidado de Ia asignacion de

esta propiedad a un tipo determinado de roca.

El poza EA7093 perieneciente al bioque cuenta con una muesira de corona de toda ia
formacion mogolién, en esta corona se realizaron pruebas de Presion Capilar en
diferentes plugs variando ia profundidad es asi que se realizo el analisis identificando
la profundidad donde se realizo ia prueba, el tipo de roca en l1a descripcion litoldgica,
las caracteristicas pertofisicas {(Porosidad y Permeabilidad abgcluta al aire} de cada

uno de ios puntos.

El equipo multidiscipiinario realizé una Caracfenizacion de Litofacies de la formacion
Mogollén del pozo EA7093 y se asoci6 a una respuesta eléctrica en los perfiles de
resistividad; Teniendo como patron este pozo, se pasé a la descripcion de Jos

siguientes pozos del bloque, dande como resultado 1a siguiente numeracién:

N° Tipo de Roca
4 Conglomerado
3 Arenas
2 Areniscas
1 Limolitas

Tabla 1.Tipos de Rocas
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En la siguiente figura se puede apreciar las distintas Lifofacies descritas en la parte

superior.
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Esta caracterizacion permitié ver claramente que es reservorio y que no es reservorio
del volumen total, esto fue muy valioso para generar una asociacion de las presiones

capilares para distintas litologia a distinta caracteristicas petrofisicas.

En la siguiente figura podemos ver la distribucion espacial de las litofacies para el

Segmento las cuales te dicen donde estan las mejores caracteristicas de roca.



52

CMGLCustom_Lithofacles 2007-08-01

iFde, Seomemto?_Mog
LISRE  bEw
(Cale, 1452008

w1000

4

Figura 24. Tipo de Roca y Distribucién Tridimensional,

Litologia % Volumen N° Celdas
Conglomerados | 174 | 4 7132
Arenas 525 3 21518
Areniscas 11.2 2 4580
Limolitas 18.9 1 7746

Tabla 2. Porcentajes de Litologia en la Grilla

De la data existente contamos con un juego de permeabilidades relativas tanto
petrdlec—agua, asi como gas-agua, sacados del pozo EA7093, el mismo pozo
mostrado antes, estas curvas fueron normalizadas y luego a través del mismo proceso
se desnormalizé siguiendo como puntos extremos los recopilados para cada punto
asociado a un tipo de roca de los ensayos de presiones capilares en los distintos

plugs.
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6.5 Presion Capilar

Se obtuvo varios ensayos de presién capilar en distintos puntos donde la litologia
cambiaba del pozo EA7093, es asi como se asocié distintos ensayos de presién
capilar para un mismo tipo de roca y se obtuve una curva representativa como se

muestra en la siguiente figura.

Curva
Representativa

0 02 0.4 06 0.8 1

Figura 25. Curva Representativa de presién Capilar
La curva marrdn representa la presién capilar de un conglomerado con caracteristicas
de roca de:
e Porosidad: 6%

¢ Permeabilidad: 0.55 md.

Sabiendo que el mayor volumen y las mejores pruebas productivas de hidrocarburos
vienen de la zona conglomeradica y arenosa, de tal forma hemos caracterizado las
presiones capilares para éstos, siguiendo el mismo procedimiento arriba antes

mencionado.
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Es asi como se generd 6 tipos de curvas representativas para la presion capilar y su
saturacién de agua irreductible (Swirr) para los conglomerados y las arenas todo esto
asociado a una caracteristica de roca que varia como la porosidad.

Maostramos a continuacién cual fue el resultado de esta técnica aplicada.

Pl > 0,067
0,057 = Phi > 0,045 2 0487
Phe = 0,045 3 0625
Phi = 0,056 4 0413
(0,056 = Phi = 0,034 5 0.561
Phi < 0,034 & 0871
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Figura 26. Curvas de Presion capilar asociadas a un tipo de Rocas
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Aplicando esta técnica se logré caracterizar el comportamiento de un capilar en el

conglomerado o en la arena, dependiendo de su porosidad, la cual te da una idea del

tamafio de garganta poral que puede tener cada tipo de roca.

Asi se generd distintas curvas de permeabilidades relativas agua-petréleo para cada

presién capilar y se trabajé con el mismo juego de curvas de permeabilidades relativas

agua-gas.
i o
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Figura 27. Tipo de Permeabilidades Relativas asociado a un Tipo de Roca

Como cada tipo de roca esta asociado a una litologia y unas caracteristicas

pertofisicas se pudo distribuir cada una en el segmento de acuerdo a la descripcién

geologica.



56

En la siguiente figura se muestra como esta distribuida la asignacion de los distintos

juegos de permeabilidades relativas y presion capilar en el modelo dependiendo del

tipo de roca y la litologia, respetando los muestreos en profundidad.

CMGLCustom_Rock_Type 2007-06-01

\

Figura 28. Distribucién de las Curvas en funcion del tipo de Roca.
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Se aprecia un gran poblado de conglomerados con intercalaciones de arenas.

Tipo de Roca % Volumen Celdas
Roca 6 244 10001
Roca 5 5.7 2336
Roca 4 524 21477
Roca 3 16.8 6886
Roca 2 0.6 2459
Roca 1 0.1 410

Tabla 3. Porcentajes en la Grilla
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Como producto final se representa el modelo como muestra la ilustracién.
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En el Segmento se tiene un contacto
de agua aproximadamente a 7600
pies al nor-oeste del bloque, a partir
de esta medida y teniendo todas las
presiones capilares por litologia
hemos podida hacer un poblado de
la saturacién de agua para cada uno
de los puntos del modelo, como
muestra a continuacion la figura.

Figura 29. Asociacion de la Litologia
con las curvas de Presion Capilar.
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Figura 30. Distribucion de la Saturacion de Agua en la matriz.

Esta es la saturacion de agua inicial del modelo Segmento 2, la cual utilizamos para

calcular el POIS.
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7. Caracterizacion de las Fracturas Naturales

Todos los puntos refendos anteriormente nos llevan a tener una buena caracterizacion
de la matriz, lo cual es fundamental pues ella es donde esta la carga de petroleo y

proporciona a las fracturas naturales ia capacidad de almacenamiento del sistema.

Ahora hablaremos de cOmo se trato las fracturas naturales en sus propiedades
petrofisicas y de roca — fluido, también presentaremos una secuencia y el proceso

para la elaboraciéon de estas en el modelo doble porosidad que hemos utilizado.

Es importante recordar que para esta caracterizacion de las fracturas naturales se
puso a disposicion toda la data obtenida del muestreo de afloramientos realizados en
el campo, donde se midieron los distanciamientos de fracturas, asi como el
espaciamiento, los cuales se lievaron y representaron en el reservorio, los registros de
imagenes de la zona, los registros de buzamientos de las capas y orientaciones de las
mismas para obtener un modelo geomecanico en la zona y en el blogue trabajado, las
pruebas productivas asi como las respuestas iniciales de los pozos, los ensayos de

prueba de presién y fall-off encontrados.

Finalmente un punto importante que se considero para la caracterizacién de las
fracturas naturales fue el modelo de roca utilizado debido a que la mayor cantidad de
fracturas naturales se generan en las facies arenosas por ser menos plasticas,
seguido de las facies conglomeradicas por ser un ambiente sedimentario caético y no

muy limpio y sin ningtin efecto de fracturamiento en las arcillas debido a su plasticidad.
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8. Proceso para Elaboracidon de propiedades de Fracturas Naturales

La base para la creacion de las propiedades de las fracturas naturales en el modelo,
fueron los afloramientos recorridos, los perfiles de imagenes, las mediciones de
nucleos, el modelo geomecanico del campo y los mapas productivos de la zona, asi
como los diagramas de rosetas de la zona para las orientaciones de las fracturas

naturales en la zona.

Los afloramientos nos dicen que el mogollén tiene un componente de fracturas
naturales que da la capacidad de flujo al reservorio para que los fluidos puedan viajar
a través de ellas. La siguiente figura muestra el paso de fluido por las fracturas

naturales.

s naturales principales

Fracturas naturales secundarias

Fractura natural aporta agua metedérica

Figura 31.Fracturas naturales, Aflojamientos Formacion Mogollén

Los registros de imagenes también nos muestran la evidencias de la importancia de

las fracturas naturales en esta formacion, en la siguiente figura se identifican las
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fracturas naturales abiertas de (Sinuosidad azul) y las fracturas naturales cerradas con

algunos minerales (sinuosidad amarilla)

| [

'

Figura 32. Registro de Imagenes

LTFITT
el R

Se aprecia que la unidad tres es la zona con mas fracturas abiertas, la unidad dos
cuenta con una menor cantidad de fracturas abierta y la unidad uno todas las fracturas

naturales estan cerradas.

-

ey

Figura 33. Integracién de Densidad de Fracturas en el Modelo
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9. Permeabilidad de Fracturas Naturales

La permeabilidad de fractura es una propiedad que esta en funcion de la apertura de
fractura, es decir a mayor apertura de fractura, una mayor permeabilidad tendra la

fractura natural.

La apertura de fractura se puede obiener de una medicion un nicleo de la formacion,
de los perfiles de imagenes obtenidos 6 de los aflcjamientos llevados a las condiciones
de reservorio, es decir afectados por la sobrecarga litoéstatica y la presién poral de

reservorio.
2
o= W~ Ay:Anchodecelda (50)
frac — 12 W: Ancho defractura =~

Los valores de esta propiedad son asignados a las celdas del modelo, atraves de una '
ponderacién de la apertura de la fractura y el ancho de la ceida a ser asignada como

muestra la siguiente figura.

Es asi que la permeabilidad de la celda es una funcién de la permeabilidad de la
fractura multiplicada por ia apertura de la fracturas, sumado a la permeabilidad de ia
celda representada por la permeabilidad de la matriz, multiplicada por el ancho de la la
celda , para esto se debe resta la apertura de fractura ya considerada antes, todo esto
dividido entre el ancho de la celda.

kﬁ'ac xw+kmar X(Ay—-W)

k ,=|—-— (51)
cell Ay
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De los nucleos de la formacién mogollon se tienen muestreos de permeabilidades de
fractura acercandose mucho a valores promedios de 12 md, la prueba de pozos
arrojan valores de 10 md.

Para la asignacion de los valores de permeabilidad de fracturas naturales, se utilizaron
multiplicadores para llegar a los valores promedios validados en los métodos de
mediciones antes mencionados.

La siguiente figura muestra la distribucion de la permeabilidad de la fracturas

naturales.

Permeability | - Fraciure (md}) 1977-01-01
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t

Figura 35. Permeabilidad de Fracturas Naturales
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10. Espaciamiento de Fracturas Naturales.
La densidad de fracturas naturales esta en funcién del espaciamiento de fractura la

cual refleja la distancia de una fractura natural hasta la siguiente fractura natural en un

grid block., la siguiente figura es un reflejo de lo antes mencionado.

Espaciamiento
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Figura 36. Espaciamiento de Fracturas Naturales

Para el modelo se utilizaron los mapas de respuestas iniciales de produccién como
base para la orientacion de las fracturas, asi como también los modelos geolégicos y

sus secuencias como sus efectos tectdnicos en el drea.

Figura 37. Respuestas Iniciales para la Fm. Mogollén Repetido y Mogollén In Situ
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Nelson & Serra (1995)

Figura 38. Modelo Aplicado al Blogue

Es asi como se estimé el espaciamiento de fractura por estos dos parametros, ademas
se utilizo un multiplicador asociado a la porosidad de matriz para variar la densidad de
fracturas por cada uno de los miembros de la Formacion Mogollén Repetido y
Mogollén In Situ. La grilla tridimensional que presentamos en las siguientes figuras

reflejan lo antes mencionado.
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Figura 39. Distribucion del Espaciamiento de Fracturas Naturales en la arilla.




11.Porosidad de Fracturas Naturales

La porosidad de fractura es una propiedad que en muchos casos se asume como un
valor sencillo entre 0.5% a 2% del volumen poral del reservorio, los resultados
demuestran la importancia de esta propiedad por el gran efecto que resulta calcular
cuanto volumen de petréleo Original In Situ existe en las fracturas naturales.

La porosidad de fractura no esta asociado a la cantidad de fracturas naturales
generadas en el reservorio, sino a la cantidad de fracturas abiertas que aportaran la
capacidad de flujo al pozo, estas fracturas tendran una apertura de fractura asi como

una longitud, las cuales determinaran el volumen, que estas representan.

La siguiente expresion nos muestra la formula para calcular la porosidad de fractura:

or =(Vp ) X100
Vb

of=(_e ) X100
D+e
Donde: or, = Porosidad de matriz
o f = Porosidad de Fractura
Vp = Volumen Poral (no fracturas)
Vb = Voumen Total

D = Espaciamiento promedio entre fracturas

e = Apertura efectivo promedio de las fracturas

Para el nuestro trabajo se contd con el muestreo de campo y las mediciones fisicas de

fracturas en coronas, las cuales fueron utilizadas en el modelo.
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De la misma forma que para la permeabilidad de fracturas naturales, se utilizé

multiplicadores basados en criterios que se explicaran a continuacién.

A través de un estudio realizado en el campo Sprayberry Texas USA. , Denominado
Metodolegia para identificacion de apertura de fisuras, para calculo de volumen de
fracturas y los datos de nacleos de la formacién mogellén medidos en el pozo EA7093
del segmento, se obtuvo un volumen de fracturas naturales el cual no excedia de 1% -
1.5% del volumen total poroso de la matriz, por tal motivo los multiplicadores utilizados

estuvieron basados en lo antes mencionado.

La siguiente figura muestra la grilla tridimensional de la porosidad de las fracturas

naturales en el segmento.

Porosity - Fracture 1877-01-01
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Figura 40. Porosidad de Fracturas Naturales
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12.Modelo Roca Fluido - Fracturas Naturales

Como parte del trabajo antes mencionado para el calculo de volumen de fracturas
naturales se obtuvo las aperturas promedios de las fracturas naturales para el

segmento.

Para la Formacion Mogollén las aperturas de las fracturas naturales son superiores a

los 0.005 centimetros,{validados en los registros de imagenes del Lote X). De este

resultado se considero las curvas de Permeabilidades Relativas como una X, y sin

efecto de Presion Capilar, todo esto basados en el Paper SPE 9524 1. Revisar para los
que busquen saber cuando hay que aplicar un juego de curvas distintas a las

mencionadas.

El grafico de tres fases demuestra que la inicializacién se realiza con las fracturas

naturales llenas de hidrocarburos.
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13.Inicializacion del Modelo Doble Porosidad

Para inicializar el modelo se utiliz6 la condicién Equilibrio Homogéneo entre la Matriz y

las Fracturas Naturales.

De la misma manera esta condicion distribuyé Homogéneamente la Presion Inicial del
Reservorio, considerando una gradiente de reservorio de 0.45 psi/pies a un datum de

5500 pies.

Se cargaron los datos de produccién de pozos, punzados y trayectorias para cada uno
y se obtuvo la validacién del simulador para correr el modelo Doble Porosidad de la

Formacién Mogolion — Segmento 2.



14.Petréleo Original In situ (POIS)

La siguiente tabla muestra los volimenes de los fluidos In Situ en el bloque, vale la
pena recordar que la Formacion Mogollén es un reservorio Gas en Solucién Sub.-

Saturado en condiciones Iniciales por lo que no tenemos Volumen de gas libre.

Petréleo | Agua
Unidades productoras (MMSTB) | (MMSTB)
Chorro Superior Repetido 11.58 11.15
lChnrro Inferior Repetido 32.76 37.11
[Fuente-Mogollén Inferior Repetido]  33.32 40.10
Ostrea 0.70 1.77
horro Superior 8.28 12.57
[Chorro Inferior-Fuente 17.03 29.42
Total 103.66 132.12

Tabla 4. Distribucion de los Voliimenes de Fluidos In Situ
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15.Ajuste de historia

La fecha de inicio para la produccion del bloque es 1977/01/01, comenzando con el
pozo EABBI1, el primer paso para el ajuste Historia fue ajustar la presion de reservorio
del segmento v la presion de fondo de cada pozo, la siguiente figura muestra el ajuste
de presion de reservorio v como esta cambia en el tiempo hasta la actualidad con la

produccién de los pozos.
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Figura 42. Ajuste de Presién de Reservorio.

Después de este primer paso se paso a ajustar el volumen total de fluido producido del

campo.
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Finalmente se paso a ajustar el volumen de produccion de petréleo del campo,
buscando siempre una comparativa entre la produccidon mensualizada y la produccién

acumulada de petroleo.

En las siguientes figuras, se pueden apreciar el ajuste de Petrdleo, agua y volumen

total de fluidos, el desfase en las producciones acumuladas de petréleo es

aproximadamente del 15% y el ajuste de produccion de agua al final es muy bueno.
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El ajuste de historia tiene una aceptacion dentro de los parametros permisibles en el

segmento. A continuacion se muestra un grafico del ajuste historico del gas.
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Figura 43. Ajuste de Historia, Petréleo, Fluido Total, Gas.
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16. Pronéstico de Produccién

El pronéstico de produccién se generd manteniendo la presion fluyente de fondo
constante y teniendo como base al ajuste de historia logrado previamente.

De esta manera tenemos nuestros factores de recuperacion finales y observamos que
hay oportunidades para incrementar dichos factores de recuperacién con proyectos
primarios y secundarios a desarrollar, una de ellas es la inyeccién de gas que mas
adelante desarrollariamos. A continuacién la siguiente figura muestra el pronéstico de

produccién para el bloque.
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Figura 44. Pronostico de Produccion de petréleo agua y Gas
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17.Perforacion In Fill

Una vez ajustado el modelo, la perforacion In Fill, es una de las alternativas de
desarrolio que es evaluada. Esta perforacion In fill tiene que estar basada y sustentada

en el potencial del bloque para llegar a poder obtener una recuperacion optima.

Existen muchos métodos para obtener este valor de factor de recuperacion optimo,
uno de ellos es el método API, que se encuentra basado fundamentalmente en la
calidad del crudo, propiedad de roca y presion de punto de burbuja asi como la presion
de abandono, este ultimo un parametro muy sensible que depende mucho del campo,
el escenario de precios para el tiempo en que sé evalua y algunos otros factores

extemos.

Para obtener el factor de recuperacion optimo, se utilizé una metodologia basada en el
trabajo previo de ajuste de historia, manejando el escenario de precios actuales asi
como el lifting cost 6 gastos operativos que el segmento estudiado pudiera soportar,

asi como un limite econdmico de 25 bis/d para el segmento.

Con esta metodologia se pudo calcular el factor de recobro optimo del bloque, siendo

estos:

e FRactual: 66%

s FRFinal: 7.6%

¢ FRoptimo: 10.0%
El factor de recobro optimo, se estimo en 10.0% lo cual indica que existe una gran
cantidad de petroleo que va ser producido en un tiempo muy lejano, la perforacion es

una alternativa a esta necesidad de poder llegar a factores dptimos del segmento.



La siguiente figura muestra las propuestas de perforacion en el blogque para poder

alcanzar el factor optimo del segmento (27 ubicaciones).
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Figura 45. Ubicaciones Perforacion InFill
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Se realizaron diferentes sensibilidades y las propuesta se corrierén de acuerdo a lo

conversado con el sector de Construcciéon de Pozos, que determino la perforacién de

un pozo cada mes.

Los pozos in fill, de la misma manera que los pozos utilizados para el ajuste de

historia , atravesaran todo el espesor de la formacion mogollén en el segmento, es

decir aproximadamente a los7000 pies de profundiad.

De esta manera se obtuvo una curva incremental por efecto del inicio a produccion de

los pozos in fill.
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Figura 46. lUbicaciones Perforacion InFill

El incremento de los pozos in fill 1.3 MMbis sobre la produccion basica , tambien
llamado caso base, claramente se puede apreciar que as un increamentc de reservas y
no un aaceleracién de reservas, lo cua! nos muasira un resenvorio con baja declinacién
por la gran carga de petrdlec remanente, con posibilidades de cbtener aun mayores

recuperacicnas.
Las recuperaciones de petréleo por pozo, varian de acuerdo a la posicion del pozo in
fill en bloque, dabido a que existen zonas con menor energia y otras con mencs carga

de hidrocarburos.

Estas recuperaciones de petroleo son de 48 Mbis por pozo, ¢on una respuesta inicial

de petrélec de alrredador de 25 5 35 bis.

Se tiene la presencia de agua desde el inicio a produccién del pozo.



78

El siguiente grafico representa la performance de un pozo in fill del bloque.
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Figura 47. Ubicacion tipo Perforacién InFill

Finalmente la perforacién in fill representa una alternativa de desarrollo muy rentable y

de pronto retorno con respecto a la inversién hecha para este proyecto.

Es importante remarcar que este segmento representa una pequefa parte del Lote X,
donde la formacién mogllén se encuentra presente con similares caracterisitcas tanto
en roca, fluido y energia, esto nos permite extrapolar los resultados a las areas

conjuntas, sin dejar de validar los modelos con la informacion que se deba obtener.
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18. Inyeccion de Gas

El proposito de este trabajo es el de ver altemativas de desarrollo del blogue para
EOR (Enhanced Oil Recovery), es decir poder alcanzar mayor recuperacion de
petrélec por alternativas secundarias, de esta forma analizando las caracteristicas dei
reservorio en su modelo estatico y dinamico (Caracteristicas de roca, Modelo y
Condiciones de Fluidos) se comenzoé el analisis para inyeccion de gas, pudiendo ser

Nitrégeno el fluido a inyectar por la gran disponibilidad de este en la atmésfera.

La inyeccion en el modelo se realizd con gas el cual tenia las mismas caracteristicas
del gas producido, este tiene un proceso poco miscibie, el nitrégeno el cual es un
proceso totalmente miscible puede ser representado facilmente por la inyeccion de

este gas.

Es asi como mostramos una serie de distintos casos para la inyeccion en el bioque.

« Caso 1: EA6264 y EA7021, Qiny: 2.0 (MMScfd) — BHPIny (psi): 2000
e Caso 2: EA6264 y EA7021, Qiny: 2.0 (MMScfd) — BHPIny (psi): 2500
« Caso 3: EA6264 y EA7021, Qiny: 4.0 (MMScfd) — BHPIny (psi): 2000
o Caso 4: EA6264 y EA7021, Qiny: 4.0 (MMScfd) — BHPIny (psi): 2500
o Caso 5: EA6264 y EA7021, Qiny: 6.0 (MMScfd) — BHPIny (psi): 2000

o Caso 6: EA6264 y EA7021, Qiny: 6.0 (MMScfd) — BHPIny (psi). 2500

Se tomo como inyectores a los pozos referidos arriba por estar mas elevados en la

posicién estructural, la cual se muestra a continuacion en la siguiente figura.
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Caso 1: Para este caso cada pozo se le inyectd 1.0 MMscfd a una presion de
fondo de 2000 psi en los pozos EA6264 y EA7021 los cuales fueron
convertidos a inyectores se considerd un tiempo de presurizacion del blogue
de tres meses.

A continuacién se muestra la grafica de incrementos en este caso.

El EUR de este caso es 7.75 MMbls y el factor de recuperacion incremental por

inyeccion de gas es 0.85%.
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Figura 49. Caso1 Prondstico de produccién de Petroleo.
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« Caso02: Para este caso cada pozo se le inyect6 1.0 MMscfd a una presion de
fondo de 2500 psi en los pozos EA6264 y EA7021 los cuales fueron
convertidos a inyectores se considend un tiempo de presurizacion del bloque
de tres meses.

A continuacién se muestra la grafica de incrementos en este caso.
El EUR de este caso es 8.01 MMbls y el factor de recuperacion incremental por

inyeccion de gas es 1.19%.
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Fiqura 50. Caso?2 Prondstico de produccion de Petroleo.
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« Caso3: Para este caso cada pozo se le inyect6 2.0 MMscfd a una presion de
fondo de 2000 psi en los pozos EAG264 y EAT021 los cuales fueron
convertidos a inyectores se considerd un tiempo de presurizacion del bloque
de tres meses.

A continuacion se muestra la gréfica de incrementos en este caso.
El EUR de este caso es 7.84 MMbls y el factor de recuperacion incremental por

inyeccion de gas es 1.03%.
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Figura 51. Caso3 Prondstico de produccién de Petroleo.
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o« Casod: Para este caso cada pozo se le inyectd 2.0 MMscfd a una presion de

Oll Rate SC (bbliday)

fondo de 2500 psi en los pozos EAG6264 y EA7021 los cuales fueron
convertidos a inyectores se considerd un tiempo de presurizacion del bioque

de tres meses.
A continuacion se muestra la grafica de incrementos en este caso.

El EUR de este caso es 8.04 MMbls y el factor de recuperacion incremental por

inyeccion de gas es 1.22%.
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Figura 52. Caso4 Pronodstico de produccion de Petroleo.
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+« Caso5: Para este caso cada pozo se le inyect6 3.0 MMscfd a una presion de
fondo de 2000 psi en los pozos EA6264 y EA7021 los cuales fueron
convertidos a inyectores se considerd un tiempo de presurizacion del blogue
de tres meses.
A continuacion se muestra la grafica de incrementos en este caso.
El EUR de este caso es 8.00 MMbls y el factor de recuperacién incremental por

inyeccion de gas es 1.19%.
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Fiqura 53. Caso5 Prondstico de produccion de Petrdleo.
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Caso6: Para este caso cada pozo se le inyectd 3.0 MMscfd a una presion de
fondo de 2500 psi en los pozos EA6264 y EA7021 los cuales fueron
convertidos a inyectores se considerd un tiempo de presurizacion del bloque
de tres meses.

A continuacién se muestra la grafica de incrementos en este caso.

El EUR de este caso es 8.39 MMbls y el factor de recuperacion incremental por

inyeccion de gas es 1.56%.
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Fiqura 54. Casob Pronostico de produccién de Petrdleo.



19. Variables de la Inyeccion de Gas
19.1 Gas Inyectado

Para eslos casos se inyecto gas el cual tiene las mismas caracteristicas del gas
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producido, rApidamente se aprecia que existe un gran volumen de este, el cual es

producido por los pozos respuesta, esto se debe claramente al modelo doble

porosidad para reservorio utilizado en este trabajo.

Es claro que la produccién de gas es alta en valores muy parecidos a los caudales

de inyeccion, esto se debe a que se produce una semi - recirculacion en el modelo

pasando el gas por las paredes del reservorio y amrastrando el petréleo en la matriz

mas proximo a las fracturas naturales, llevandolo asi hacia los pozos respuesta.

En la siguiente figura se puede apreciar el incremento en las producciones de gas

para los distintos casos.
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Fig. 55 Produccion de Gas afectado por Inyeccion




19.2 Produccion de Agua

La produccién de agua en el modelo para los diferentes casos, se mantiene
constante, esto basado claramente en que las celdas con mayor saturacion de

agua se encuentran en la parte inferior.

Es también cierto que se a estimado un contacto agua - petroleo a 7000 pies de
profundidad, este contacto se determiné basado en la prueba de produccion al
intervalo mas profundo en el pozo EA6414 el cual llegd hasta la zona mas hundida
del bloque, aportando 95 bls de agua y 3 bls de petréleo, esta zona fue aislada en
el pozo y se infiri6 la presencia de un pequefio empuje de agua en esa zona el cual

se usb para representar los volimenes de agua en el modelo.

A continuacién veremos claramente la produccion de agua para los distintos casos

cuando se comienza la inyeccién de gas.
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Fig. 56 Produccion de Agua afectado por Inyeccion
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19.3 Factor de Recuperacion de Petréleo

El caso base muestra que &l factor de recuperacién actual del bloque es 5.7%
manteniendo las condiciones de produccién actual, como las presiones fluyentes
de fondo son constantes referidas al tltimo valor de ajuste de historia, podemos
obtener factores de recuperacién de petréleo incrementales, los cuales varfan

entre un rango de 0.8% a a1.7%.

Esto es muy importante para el flujo de caja que haria que el proyecto sea rentable

y pasaria a su implementacion y su gjecucion.

En la siguiente figura mostramos los factores de recuperacién logrados para los

distintos casos.
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Fig. 57 Factores de Recuperacion de Petrbleo
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19.4 Volimenes Admitidos de Gas

El volumen acumulado de gas inyectado muestra cuanto el reservario a recibido

para poder mover los fluidos liquidos al pozo y si el reservorio esta admitiendo ese

volumen de acuerdo a las condiciones dadas.

La siguiente figura muestra a continuacion una figura de los volimenes de gas

acumulados admitidos por el reservorio.
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Fig. 58 Acumulada de Gas Inyectado
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19.5 Relaciéon Gas — Petréleo

Los valores de GOR obtenidos en el ajuste de historia en promedio para el campo

se encuentran en el rango de 500scf/bls a 700scf/bls.

Estos valores se elevan clara y significativamente por efecto de la inyeccion de
gas, el cual rapidamente aparece en los pozos respuesta debido al modelo doble

porosidad y las propiedades de fracturas naturales.

El rango de incremento del GOR es entre 7000 scf/bls a 25000 scf/bls
La figura a continuacién muestra los incrementos dela relacién gas — petrdleo, para

los distintos casos.
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Fig. 59 Relacién Gas - Petréleo
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20. Conclusiones

Este trabajo ayudo a tener una caracterizacion dindmica de reservorio para la
formacion Mogolién bastante clara, brindando un conocimiento de como es el
comportamiento de los fluidos dentro de la roca, pudiendo dar pronésticos de

ellos actuaimente con un buen sustento técnico.

La caracterizacion del arreglo de fracturas a tenido un gran impacto en ios

resuitados de la simulacion.

Este estudio y sus resultados alentaran a ejecutar proyectos de inyeccion de

gas en otras areas dentro de la zona donde Petrobras S.A. opera.

La perforacion de pozos inter ubicados atravesando la formacién mogollon en
su totalidad muestra un incremento sostenible de la produccion, lo cual nos
indica que estamos hablando de un incremento de reservas para el bioque y no

de una aceleracion.

Las simulaciones para los distintos casos, muestran claramente una
recuperacion atractiva, debido a lo grande del bloque y la muy baja relacion
entre productor — inyector, es posibie en un futuro, correr otros casos,
incrementando el numero de inyectores para verificar como se incrementa la

recuperacion.

Claramente se aprecia que el periodo de cierre del bloque por tres meses
genera una presurizacion en el blioque, este efecto se puede explicar tomando

como base un fenémeno fisico conocido, la primera impresion es que la roca



se presuriza, es decir el gas entra dentro de la matriz para desplazar el
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petroleo hacia el pozo, pero lo que realmente ocurre en el modelo es que todo

el gas inyectado se queda en las fracturas naturales no pudiendo entrar a la

matriz presurizando el reservorio y buscando el equilibrio, en el momento de

la apertura de los pozos del blogue todo el petroleo en la fracturas rapidamente

es sacado por el amastre del gas en las fracturas naturales, es por eso se

obtienen los caudales altos en la respuesta a la apertura de los pozos.

+ El cierre de pozos para presurizar el bloque ayuda a obtener una mayor

recuperacion como se muestra, se debe considerar tener un buen cierre para

obtener una mayor recuperacion. A continuacion se presenta una tabla

resumen de los casos antes mencionados.

o BHP [EURON] RF | inj.vol. | IORF% | Vol.Oil iOR|
Pozos MWMsclid psi MMbis % BSCF — MMbis
"Caso Base 0 0 6.77 | 653 0.00 0.00 0.00
__gm1 EAMEA?ON 2 2000 7.75 7.48 11.56 0.95 0.97
CasoZ | EAG264-EA7021 2 2500 | 8.01 | 7.72 | 11.87 | 119 1.23
[ Caso3 | EAB264-EA7021 2 2000 | 7.84 | 756 | 2218 | 103 1.06
Casod | EAG2B4-EA7021 2 2500 | 8.04 | 7.75 | 23.74 | 1.2 1.26
Caso5 | EAB264-EA7021 6 2000 | 800 | 7.72 | 3204 | 119 1.23
Cas0b EAGZ264-EAT021 6 2500 8.39 8.09 35.56 1.56 1.61

Tabla 5. Resumen Casos de Inyeccion de Gas

Réapidamente uno puede darse cuenta que inyectando mas y con mayor
presion la recuperacién de petrdleo aumenta, el Caso 2 muestra una
recuperacion por encima del 1% el cual representa mas de 1 milion de barriles
de petréleo volviéndose asi el proyecto bastante atractivo para ser
implementado.

La mejor respuesta es en el Mogolion Repetido debido a las menores
presiones de inyeccion con las que se trabajaria. Esto debido a que es la

unidad que mas aporte productivo tiene.
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