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Prefacio

El propoésito de esta tesis es determinar el componente probabilistico asociado a la
prediccion de la performance de un reservorio, de modo que complemente y acaso
mejore el enfoque tradicional determinista basado en el balance de materia, que nos
ofrece una aproximacion facilmente inteligible pero que sin embargo no da cuenta de

la incertidumbre inherente a todo prondstico.

Para ello hemos seleccionado los métodos predictivos formulados por Tarner y Tracy
que aunque obviamente difieren en el procedimiento a seguir comparten una
importante caracteristica, la iteratividad: la busqueda a través de un proceso de
ensayo y error de la convergencia de la variable de control respectiva la Produccion
Acumulada de Gas en el primer caso y el Gas Oil Rate en el segundo, el grado de
convergencia es determinado con antelacion dictado por nuestra necesidad de
exactitud hasta obtener una aproximacion aceptable del grado de depletacién del
reservorio; el disefio original de estos métodos es aplicable a reservorios de tipo
saturado y volumétrico lo que lejos de ser una limitacién invita al lector a explorar la
extension de esta metodologia para el caso de reservorios no volumétricos, es decir
con influjo de agua, mediante los modelos matematicos apropiados, el caracter
iterativo de ambos métodos hace propicio el desarrollo de un programa de

computadora ad hoc.

La segunda parte de la tesis da cuenta de la aproximacion probabilistica a seguir: los
parametros principales que influyen en el comportamiento de nuestro modelo son
determinados, estos pardmetros requieren modelarse, es decir, necesitamos
asignarles una distribucion de probabilidades de modo que la simulacion de Monte -
Carlo pueda ser aplicada. EI modelado de las variables principales es una tarea en la

que la experiencia y conocimiento del operador tiene un gran peso por lo que nos
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limitaremos, a fines practicos, a proponer distribuciones tipicas de las variables
consideradas. La simulacién de Montecarlo es una técnica a la que usualmente se le
atribuye la debilidad de requerir un gran numero, entiéndase poco practico, de
realizaciones para poder ofrecer resultados fiables, por lo que un segundo objetivo de
esta tesis es demostrar su aplicabilidad en la ingenieria de reservorios sin que ello

requiera el empleo de recursos computacionales inusuales.

El analisis e interpretacion de los resultados constituyen el colofon de este ensayo,
una discusion acerca de algunas restricciones comunmente aceptadas en la
aplicabilidad de esta metodologia culmina en conclusiones que espero contribuyan a

mantener abierto el debate que esta tecnologia de la informacion requiere.

La adopcion de una éptica estocéstica es una condicion indispensable en la moderna
gerencia de proyectos y aunque sus resultados presenten un reto a nuestro
entendimiento, los beneficios asociados a su uso nos abren un camino a la

comprension de la siempre compleja y esquiva naturaleza.

Rodolfo Anthony Galecio Sayas



Agradecimientos

A mis padres, Rodolfo y Olinda, sin cuyo concurso y perseverancia no hubiese sido
posible encontrar el camino que hoy transito, a mi familia y amigos con quienes
siempre estaré en deuda y a mi amada compafiera Angela, por su empefio en creer

mas alla de lo razonable en mi, gracias.



Contenido

PIrEfACIO..... e e 2
AQradeCiMIENTOS.......ceeeeeieieiiie ettt be e s re e sseesneeeneeas 4
1.1. Fundamentoy aplicabilidad..........cccccoueveiiiniiiiiceeecee e 6
1.2. Descripcion del proceso iterativo. Diagramadeflujo....................... 10
1.3. El cociente de permeabilidades relativas. Correlaciones.................. 19
1.4. Ejemplo de apliCaCion...........cccceveeieieeiecie et 22
2. El método de Tracy: Fundamento y aplicabilidad..............c.ccccevennenen, 30
2.1. Descripcion del proceso iterativo. Diagramade flujo....................... 32
2.2. Ejemplo de apliCacion.........cccooveerieiesieese e 37
3. Laproduccién en el tiempo: Ladescripcion y prediccion del
desempefio de un pozo, el Inflow Performance Relationship IPR.............. 42
3.1. El mé&todo clasicoO de VOgE.........cccovveeieeie e 46
3.2. Ejemplo de apliCaCion.........c.ccooveeieecesieese e 54
4. El pronostico determinista: EStudio de Caso........cocevereererereeeesinsieens 58
5. El componente probabilistico: La simulacion de Monte Carlo............ 68
5.1. Optimizando &l muestreo: Latin Hypercube sampling...................... 72
6. El prondstico estocastico aplicado.........ccovevvieeiecieseeie e 75
7. Lainterpretacion de los resultados. Breve introduccion a concepto del
Vaor Esperado 0 Esperanza MatematiCa.........cccceeeeeveeeceeseeeiieceese e 84
8. ESbhozando CONCIUSIONES .........coiuiiiiiiriisee e e 92
9. BibliOgrafia.....c.ccveieeieieie et 97
10. Apéndicel: codigo VBA delas Macros empleadas paso a paso ...... 98
11. Apéndicell: Historia de producCion ............ccceeceveeveiecciesieesieenen, 107
12.  Apéndicelll: Resultados de lasimulacion de Monte Carlo............ 110



1. La Prediccion del desempeiio del Reservorio: El
método de Tarner

1.1. Fundamento y aplicabilidad

La prediccion del comportamiento de un reservorio es un problema complejo que no
tiene una Unica respuesta, la infinidad de situaciones a las que se enfrenta el ingeniero
de reservorios al intentar modelar el comportamiento futuro de un reservorio le obliga a
circunscribirse a la casuistica particular de este, es decir, a la particular configuracion
del reservorio en estudio. De esto que no exista un método Unico para realizar esta
tarea, sin embargo es posible agrupar las diversas metodologias propuestas en tres
grupos:

1. Métodos basados en el balance de materiales

2. Métodos que emplean la simulacién del reservorio

3. Métodos basados en el andlisis del comportamiento histérico de la produccion

y presion del reservorio: Decline Curve Analysis

El uso de uno u otro depende del tipo y calidad de datos disponibles, el método que
presentamos a continuacion pertenece al primer grupo, basado en un arreglo de la
ecuacion de balance de materiales y la ecuacion que define el Instantaneous Gas Oil
Ratio GOR, Tarner (1944) propone un método para predecir el comportamiento de un
reservorio de petréleo volumétrico saturado, el método es de cardcter iterativo, es
decir, a través del ensayo y error se hace converger el valor de la variable de control
hasta obtener la precision deseada.
La ecuacion de balance de materiales® en su forma general es:
N,B, + (G, — NyR,)B, — (W, — W,B,,) = Gi;Byin; — Win;B.,

N =
’ ) SwiCw + €7
(B, — Bo) + (R — R,)B, + mB,, [ﬁ -]+ s Py

Ecuacién 1.1.1

! La simbologia empleada esla usual en laindustria por lo que nos remitiremos a aclarar la misma sélo de
ser necesario, esta aclaracion es valida también en cuanto a unidades se refiere.
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El método se disefié para un reservorio de tipo volumétrico por lo que no hay influjo
de agua en él, para una presion de reservorio menor o igual al punto de burbuja lo que
clasifica al mismo como saturado por lo que razonablemente suponemos que la
expansion del gas en el reservorio tiene un efecto significativamente mayor que la
expansion de la formacién misma y la expansién del agua irreducible, esto nos permite

escribir:

_ NyB, +(G, - N,R,)5,
{BD - Ba:} + l‘::Rs: - RS']BQ

Ecuacion 1.1.2

Pero como Gz = RplN, reemplazando en la anterior expresion y luego de algo de
algebra despejamos la variable de control: la produccion acumulada de gas, para

obtener finalmente la expresion base del método de Tarner:

B, — B E
Gy, = :‘\"I'[RE:—R;}—M]_:‘\-'5[_‘5'-}?5]

Ecuacion 1.1.3
Este valor calculado de la produccién acumulada de gas a una cierta futura presion,
requiere que hagamos una primera suposicion del porcentaje a del Original Oil in

Place que ha sido “producido” para iniciar el proceso iterativo, es decir, debemos

“adivinar” el valor de a de modo que se cumpla; ¥z = @ XN
Calculado G, a partir de la anterior ecuacion se compara este resultado con el valor
obtenido mediante la siguiente expresion para el mismo a considerado:

GOR perore + GORY i
E?J = G_ﬂ.baf'arﬂ + '7“5;"?29 ['\"":J - "‘I"';hbh‘fﬁ‘-"ﬂ]

Ecuacion 1.1.4
Como el lector intuye esta ecuacion no es sino el desarrollo de la propia definicion del

Gas Oil Rate para dos instantes distintos (por lo que el promedio se hace necesario);



en esta expresion el “futuro” Instantaneous Gas Oil Rate? es calculado mediante la

ecuacion que le define:

cor - &, + () 2]
kvolligB,
Ecuacion 1.1.5

Como observamos las variables involucradas en esta definicibn dependen de la
presion y deben estar definidas a partir de los datos del andlisis PVT. Es de notar la
especial sensibilidad de esta definicion a los valores que la relacion de
permeabilidades relativas que en ausencia de datos puede ser estimada a partir de
correlaciones especiales como veremos mas adelante.
Los valores de la produccién acumulada de gas se hacen converger variando el
estimado de la produccién acumulada de Oil a la presién dada hasta alcanzar el grado
de precisibn deseado, el proceso se repite para cada presion de reservorio
considerada en nuestro prondstico®.
Como mencionamos el método descrito se disefié para evaluar un reservorio de tipo
volumétrico y saturado, es decir sin la presencia de influjo de agua y debajo del punto
de burbuja, por que resulta idéneo para el caso de reservorios cuyo mecanismo de
produccion primario es el gas en solucién, un mecanismo por cierto bastante
ineficiente desde el punto de vista de la recuperacion promedio, sin embargo debemos
anotar al respecto:

1. La aplicabilidad del método puede extenderse para incluir reservorios bajo

Water Drive aunque ello requiere un esfuerzo adicional ya que predecir el

2 Es oportuno en este punto mencionar que debemos diferenciar claramente entre “tres tipos’ de GOR,
expresados en scf/STB:

1. El instantaneous gas oil rate

2. El solution gasoil ratei.e. gas solubility Ry

3. El cumulative gas oil rate R,
Ahmed & Mc Kinney definen al instantaneous GOR como: “ The produced GOR at any particular timeis
the ratio of the standar cubic feet of total gas being produced at any time to the stock-tank barrels of oil
being produced at that same instant”
% El prondstico se puede extender hasta la presién de abandono que usuamente es definida en base al
caudal minimo que hace econdmicamente aceptable la operacién de un pozo, este es un asunto de indole
econémica que escapa a nuestros objetivos, sin embargo, hacemos referencia a libro de M. A. Mian,
Project Economics and Desicion Analysis Volume | page 94, que propone una ecuacion para €l célculo
del caudal minimo.
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comportamiento del acuifero supone el uso de alguno de los modelos
mateméticos disponibles”.

Un reservorio no saturado no requiere de un método iterativo como el de
Tarner para predecir su desempefio, bastara para ello el empleo de la ecuacion
de balance de materiales en forma adecuada al mecanismo de impulsién
primario. ¢Por qué? Como sabemos por encima del punto de burbuja el valor

del GOR se mantiene constante es igual al contenido de gas en solucion:
R; =R =E; tampoco hay capa de gas por lo que ™ = 0 y finalmente por la
condicién volumétrica Wz =0 esto nos permite reducir la ecuacion de balance

de materiales a la siguiente forma:

N,B,
51»': Cw + Cr
1- 5. ]‘”‘F‘

N =

(BD - Ba:} + Br:.v:

Adicionemos a esta expresion la definicion propuesta por Hawkins para la

compresibilidad del petroleo:

B, - B.,

_ 1 i
€o = B.. Ap
Ecuacién 1.1.6

Reemplazando:

N= NpBo
o 51.-.':"",1' + Cr
CoBo:Ap + B;; T] Ap
N= Vs5o

SwiCuw Cr ]
Bos[co + 72 R o L
Considerando que en el reservorio no saturado solo existe dos fluidos: el agua

y el petréleo, se cumple: S = 1= 5. en la anterior expresion:

* Los model os usual mente empleados para describir un acuifero son:

O~ wNE

pot aquifer

Schilthuis steady state

Hurts modified steady state
VanEverdingen and Hurst unsteady state
Carter — Tracy unsteady state

Fetkovich method



N, B,
Soi€o + wiCw T EF
e v

N=

Hawkins define la compresibilidad efectiva como:

_ SD:ED + 5\:‘: Cuw + Cr

Ce 1-5..

Ecuacion 1.1.8
Por lo que al incluir esta definicibn en la anterior ecuacion finalmente
obtenemos una expresion bastante simplificada de la que despejamos la

produccién acumulada de petroleo, nuestra variable a pronosticar para obtener:

. . {Bo
.-"-'I._, = Ne¢, (E—m)ﬁﬂ
Ecuacion 1.1.9
Como puede verse esta es una ecuacion con una sola incognita que no
requiere de un proceso de ensayo y error por lo que su evaluacion es directa
en comparacion con la expresion también derivada de la ecuacion de balance
de materiales para el caso del reservorio en estado saturado como veremos en

el siguiente apartado.

1.2. Descripcion del proceso iterativo. Diagrama de flujo

La expresion derivada de la ecuacion de balance de materiales para el reservorio
volumétrico en estado saturado es la ecuaciéon 1.1.2:

N,B, + (G, — N,R.)B,
(So - EG:}+ {RSi - R;]Sg

Esta ecuacion contiene dos incégnitas, habida cuenta de que disponemos del resto de
la informacion necesaria, la produccion acumulada de petréleo y gas: N, y G, por lo
gue si estimamos el valor de una obtenemos el valor de la otra, lo que en la préactica

implica el empleo de un proceso de ensayo y error.
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Un proceso iterativo es basicamente un ensayo de prueba y error, buscamos validar
nuestros estimados mediante la convergencia de la variable de control, en nuestro
caso la produccién acumulada de gas, esto se logra a través de calculo simultaneo del
valor de esta variable mediante dos metodologias relativamente independientes: la
expresion derivada de la ecuacion de balance de materiales y la definicién del Gas Qil
Rate GOR antes mencionada; ambos valores son comparados y si la diferencia entre
ellos se encuentra dentro de una tolerancia prefijada damos por concluido el ciclo
iterativo. El grado de convergencia obtenido refleja el grado de precisién deseado.

La naturaleza tabular de los datos, como los resultados de un andlisis PVT, nos indujo
por razones practicas al empleo de una hoja de célculo en la que el proceso iterativo
es ejecutado mediante una Macro®.

Los datos minimos requeridos del reservorio son:

1. La presion inicial en el reservorio, como sefialamos Tarner se aplica cuando la
presion inicial del reservorio es igual o menor a la presién en el punto de
burbuja, sin embargo, como veremos mas adelante si la presion inicial del
reservorio se encontrase por encima del punto de burbuja, bastard con
adicionar a la Macro un calculo de balance de materiales para dar cuenta de
todo el rango de presiones, en este caso el historial de produccion debe
tenerse en cuenta para inicializar nuestras variables como veremos
oportunamente.

2. El Original Oil in Place® N, el valor de esta variable generalmente es obtenido
de calculos volumétricos, nuevamente acotamos que el historial de produccién
es importante al inicializar esta variable.

3. La saturacion de agua connata o irreducible S, este dato proviene usualmente

de los analisis de nucleos: Core Analysis

® El codigo asociado, desarrollado en Visual Basic, es presentado en el apéndice.
® S e reservorio se encuentra inicialmente no saturado el valor inicial de esta variable corresponde al
petréleo remanente hasta la presion de burbujay lapresion inicial esigua aesta.
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4. Los datos del analisis PVT, estos deben incluir la variacion de las viscosidades
tanto del Oil como del Gas con la presion.

5. La variacion de la permeabilidad relativa k./k, con respecto a la saturacion
total de liquidos’ S,: generalmente obtenida a partir de ensayos de laboratorio
aunque si se dispone de un historial de produccién confiable, es posible
calcular los valores de esta relacion mediante la aplicacién de la ecuacién de
balance de materiales®.

6. Las compresibilidades del agua y de la formacion, estos datos sélo son
necesarios si el reservorio se encuentra inicialmente no saturado y
estrictamente no forman parte de los datos requeridos por el método.

Anotemos que la presion inicial en el reservorio considerada esta por encima de la
presion de no debemos olvidar de incluir en el reporte final los resultados parciales
obtenidos en esta fase preliminar, la del reservorio no saturado, si fuese el caso.
Automatizar el método de Tarner, i.e. disefiar la Macro que ejecute este procedimiento,
implica la definicion de pardmetros de control que guarden relacién con el grado de
precision deseado y la rapidez con que se logra la convergencia, los listamos a
continuacion:
1. DEP: este es el valor que por defecto hemos fijado en un 10% del Original
Oil in Place que da cuenta del porcentaje producido del petréleo original a
una cierta presion dada, en el proceso no sera necesario reiniciar esta
variable para la siguiente presion del reservorio a considerar desde que,

como es obvio, DEP se comporta como una funcidén creciente respecto a

" “It is apparent from the three predictive oil recovery methods; i.e. Tracy's, Muskat's, and Tarner’s,
that the relative permeability ratio k. /k;, is the most important single factor governing the oil recovery”
Advance Reservoir Engineering, Tarek Ahmed & Paul D. McKinney. Page 342.

8 “One of the most practical applications of the MBE is its ability to generate the field relative

permeability ratio as a function of gas saturation that can be used to adjust the laboratory core relative
permeability data” Advance Reservoir Engineering, Tarek Ahmed & Paul D. McKinney. Page312.
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la caida de presion y bastard con iniciar el nuevo calculo a partir del
anterior valor registrado.

2. DEPVAR: es la variacidbn propuesta para DEP la misma que debera
ajustarse si es que la convergencia requiere de demasiadas iteraciones,
un valor demasiado grande podria pasar por alto el punto de convergencia
y conducir el programa a un ciclo de iteraciones infinito, un valor
demasiado pequefio ralentizaria los calculos. Por defecto fijamos este
parametro de control en 0.001

3. RELERROR: el error relativo es definido como la diferencia entre la
produccibn acumulada de gas calculada mediante el balance de
materiales y la calculada mediante la definicion del Gas Oil Rate con
respecto a su promedio. El valor propuesto por defecto es 0.05

Aunque los valores por defecto pueden ser modificados se recomienda especial
cuidado con la coherencia de los mismos, no se ha incluido una regla de validacion en
el programa por razones de simplicidad.

Anotemos algo interesante en este método: los calculos se hacen siempre respecto a
un estado inicial conocido, la presion inicial de reservorio que define las variables a
emplear como estado inicial, el prondstico a una nueva presion se evalla respecto a
este estado; acoto esto por dos razones: uno los prondsticos mas alejados de este
“estado inicial” mostraran una relativa mayor incertidumbre en la forma de una mayor
dispersién en su distribucién de probabilidad y segundo porque esto diferencia esta
metodologia de la propuesta por Tracy que si bien emplea también un procedimiento
iterativo similar cada estado nuevo calculado se convierte en el “estado inicial” para el
siguiente célculo®. El mecanismo iterativo es descrito graficamente en el siguiente de

diagrama de flujo:

® Serfainteresante comparar la propagacion de laincertidumbre para ambas metodol ogias
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El diagrama de flujo de la primera ilustracion muestra dos tareas: la primera es el
ingreso de los datos del reservorio y los valores a emplear para los parametros de
control, esto incluye ademas, de no disponer de datos de laboratorio, la seleccion de
una correlacién para estimar el cociente de permeabilidades relativas necesario para
el célculo del GOR o en caso contrario el ingreso manual de estos datos. Volveremos
sobre este punto mas tarde ya que como veremos el efecto de este cociente es de
importancia en el resultado de nuestros calculos.
La segunda tarea es “situar” a nuestro reservorio, es decir, debemos saber si estamos
frente a un reservorio saturado o no, esto determinara la forma en que iniciaremos el
célculo: si el reservorio es saturado, esta por debajo punto de burbuja e ingresamos
directamente al proceso iterativo de Tarner; si el reservorio es no saturado deberemos
calcular previamente la produccion acumulada de Oil y Gas hasta que la presion del
reservorio sea igual a la presion en el punto de burbuja mediante la aplicacién directa
de la ecuacion de balance de materia'®.
En la ilustraciébn 2 se muestra la segunda parte del diagrama que da cuenta del
proceso iterativo propuesto por Tarner: una vez seleccionada la futura presion del
reservorio para nuestro prondstico iniciamos el proceso calculando una primera
estimacion de la produccion acumulada de Oil mediante la expresion:

N, = DEP x OIP

Ecuacion 1.2.1
Donde el valor del Oil in Place OIP es igual al Original Oil in Place OOIP sdélo si el
reservorio esta inicialmente saturado, de otro modo este valor estara referido al
petréleo remanente en el reservorio luego que este alcance el punto de burbuja segun
la ecuacion:

OIP = O0IP — N, @®p,

Ecuacién 1.2.2

19 Emplearemos la variante de la ecuacion de balance de materia propuesta por Haviena & Odeh que
simplificalos calculos como veremos oportunamente en €l jemplo de aplicacion.
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La produccion acumulada de petréleo asi calculada es la empleada en el proceso
iterativo, hacemos esta aclaracion porque los valores finales a reportar, tanto de la
produccion acumulada de petr6leo como de gas, deben dar cuenta de la produccion

acumulada en el punto de burbuja de ser el caso:

'H"rp.rspo:':ad = "";:l + ‘.I‘rp@!.n:“ascmd::::u
Ecuacion 1.2.3

Si el reservorio esta inicialmente saturado, obviamente Ve @initial ongirion = 0

El siguiente paso es calcular, en base a este primer estimado del N,, la produccion
acumulada de gas a partir de la ecuacion derivada del balance de materiales, la

ecuacion 1.1.3;

B.,—B B
GPI N [{Rsi - Rs] - %] - I‘I"--- [E_a - l";‘.:]

g g

Calculemos ahora el valor de la produccion acumulada de gas versus la cual vamos a

comparar este primer estimado; previamente necesitamos la saturacion del Oil segun:

R
N D ai

Ecuacién 1.2.4
De donde obtenemos la saturacion total de liquidos:

5L= 55+ Swirr

Ecuacion 1.2.5
En este punto el diagrama de flujo hace un llamado a una subrutina, la encargada de
calcular el cociente de permeabilidades relativas para el nivel de saturacion de liquidos

calculado, esto en base a datos de laboratorio o en su defecto a la correlacion

o

.rg
seleccionada. Una vez obtenido el valor de ¥»» podemos calcular el GOR segun la

ecuacion que define al Gas Oil Rate, ecuacion 1.1.5:

kva\[toBo
GOR =R, + (h—g) [L]

Hyg ung
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Lo que a su vez nos permite calcular el estimado alternativo de la produccién
acumulada de gas segun la ecuacion 1.1.4:

GOR pasore + GOR
2

'G;:l: = Gp,bf,‘on—' + I*'.I"'_:t - """_,'.:I,bn‘.—'_fl:‘.‘".—']

Como mencionamos en el método de Tarner el “estado anterior” es un punto de
referencia fijo en el que consideramos la produccion acumulada de Oil y Gas igual a
cero y el GOR igual al gas en solucién en el punto de burbuja'!, de este modo la
expresion anterior se reduce a:

_ R:__@!'Hfffﬂf.;md;::on + GOR W N

G}ﬂ 2 e

Ecuacion 1.2.6
El valor de la produccién acumulada de gas que tomamos por resultado es el
promedio de estas dos aproximaciones:

G\- 1 + GH:
G;IAI"G = %

Ecuacion 1.2.7
Anélogamente al valor reportado de la produccion acumulada de Oil el anterior

promedio considera el valor inicial de la produccion acumulada de gas de ser el caso:

G,

PAVG, cported = G,'_IA‘.'G + Gp@in”:ﬂgccud::;sn
Ecuacion 1.2.8
Debemos definir ahora la funcion que calcula el error relativo de nuestra estimacion de

la produccion acumulada de gas respecto al promedio, que llamaremos GasRelError:

|Gp;=7.'c - G;,1|+ IG,:s..—lL-'G - Gp:l
Gy + Gyz

GasRelError =

Ecuacion 1.2.9
Si este valor GasRelError es mayor al error relativo aceptable RelError propuesto en

los pardmetros de control, DEP es incrementado en una cantidad fija DEPVAR:

'5 el reservorio es saturado y e “punto inicial” se encuentra por debajo del punto de burbuja sera
necesario estimar € GOR inicia que obviamente difiere del valor del gas en solucion a la presion
considerada.
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DEP = DEP + DEPVAR
Ecuacion 1.2.10
El proceso se reinicia para un nuevo estimado de la produccién acumulada de Oil a la
presidon considerada, de ser menor o igual la iteracion termina y se selecciona una

nueva presion. El proceso termina cuando alcanzamos la presion ultima de abandono.

1.3. El cociente de permeabilidades relativas.
Correlaciones

Como vimos el segundo estimado de la produccion acumulada de gas en el método de

Tarner depende del GOR pronosticado por la ecuacion 1.1.5:

cor - &, + () 2]
kvolligB,
Desde que para una cierta presion las variables PVT estan previamente definidas,
resulta que este valor es directamente proporcional al cociente de permeabilidades
relativas al Gas y Oil. La permeabilidad relativa se presenta como una funcién de la
saturacion de liquidos en el reservorio, las curvas que describen esta relacion son,
como anotamos, obtenidas usualmente a partir de analisis de laboratorio Core
Analysis o en su defecto, si hay datos de produccién disponibles, a partir del uso de la
ecuacion de balance de materiales, el rango de variacién del valor de este cociente es
amplio por lo que es usual representarle en escala logaritmica.
Veamos un ejemplo*? para un reservorio que posee una saturacion de agua irreducible

igual 0.15 y una saturacion de gas critica de 0.05:

Data

S S Koo
0.96 0.81 0.018
0.91 0.76 0.063
075 0.60 0.850
0.65 0.50 3.350
0.55 0.40 10.200

Tabla1

Gréficamente obtenemos una curva “suave” en escala logaritmica:

12 Estos datos han sido adaptados del ejemplo propuesto por Cole parailustrar el uso de la metodologia de
Tarner que emplearemos como gemplo de aplicacion en el siguiente apartado.
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llustracién 3
En ausencia de datos nos vemos obligados al empleo de correlaciones para estimar

esta curva; las correlaciones no son sino relaciones empiricas disefiadas para un
cierto escenario, por lo que la validez de sus resultados se circunscribe al
cumplimiento de ciertas condiciones especificas, presentamos 4 correlaciones que
incluiremos como opciones disponibles dentro del cddigo de la Macro:
1. Torcaso & Wyllie (1958): esta correlaciébn es adecuada para formaciones
arenosas bien cementadas, calcitas ooliticas y rocas con vugular porosity™®,

emplea una funcién S’ de la saturacion de Oil y agua irreducible:

— SG
~1-5,,

5'
Ecuacion 1.3.1

La relacion de permeabilidades relativas es a su vez funcién de este valor

segun:

Krg _ (L= S")[1- (57)]
- G

Ecuacion 1.3.2

13« Pore space consisting of cavities or vugs. Vugular porosity can occur in rocks prone to dissolution,
such as limestone, in which case it is secondary porosity” . Qil Field Glossary Schlumberger
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2. Wahl et al.(1958): esta correlacion también se emplea en formaciones
arenosas sin embargo se requiere de un dato adicional, la saturacion critica del

gas; las relaciones que le definen son las siguientes:

1= S, —Sui — S,
5, —0.25

E =

Ecuacion 1.3.3

"9 — £(0.0435 + 0.4556¢)

Koya

Ecuacion 1.3.4
3. Formaciones arenosas no consolidadas y bien clasificadas: la relacion que le
define es funcion de la saturacién S’ definida por la ecuacion 1.3.1:

krg _(1—5°)3
ke (573

Ecuacion 1.3.5
4. Formaciones arenosas no consolidadas y pobremente clasificadas: igualmente
esta correlacion se define en funcién de S’

kg (L= 5")3[1 - (5)17]
Ko (5°)33

Ecuacion 1.3.6
Calculemos las relaciones de permeabilidad relativa correspondientes al ejemplo
propuesto con las correlaciones disponibles, por ejemplo para una saturacion de Oll

igual a 0.60 tenemos segun la correlacion de Torcaso & Wyllie:

°%0  _ 0.7059

g = - =
1-0.15

kyg (1-0.7059)2[1- (0.7059)7]

: = 0.1748
(0.7059)%

=

ro
El calculo es similar para las otras correlaciones a excepcion de la correlacién de
Wahl cuya funcion depende adicionalmente de la saturacion de gas critica, los

resultados son presentados en forma tabular y gréfica a modo de comparacion™:

¥ Aunque es posible aproximar la curva de datos con un polinomio, debemos tener cuidado de que el
comportamiento de esta curva de aproximacion sea consistente con el esperado para €l juego de datos
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Torcaso Wahlet | Wahletal Correlation 3 Correlation 4

SL S” and Wyllie )
krg/kro al function krg/kro krg/kro kra/kro
0.96 0.95 000025 -0.01786 -0.000863 0.00012 0.00018
091 089 000352 0.07843 0.00621 0.00166 0.00256
0.75 0.71 0.17482 0.57143 0.17362 0.07234 0.11913
065 059 092610 1.20000 0.70826 0.34300 0.59610
0.55 047 444946 2.66667 3.35582 1.42383 2.65489
Tabla2
100.0000
10.0000
.
1.0000 l\ = =
‘: ~&— Data
2 o000 . g, e
S — - i~ Correlation 3
~—&— Correlation 4
u
0.0100
'
LN
0.0010 ‘\\\‘\“
X
A\
0.0001 T T \\
0.5 0.55 0.6 0.65 0.7 0.75 0.8 0.85 0.9 0.95 1
Total Liquid Saturation

[lustracién 4
Como se aprecia por simple inspeccion gréfica que aunque el tren de comportamiento

de esta variable respecto a la saturacion total de liquidos es similar los valores
obtenidos para el cociente de permeabilidad relativa mediante las correlaciones
difieren grandemente de la data de laboratorio, por lo que reiteramos que la aplicacién
de una correlacion es especifica al tipo de formacion a estudiar, la generalizacion no

es recomendable.

1.4. Ejemplo de aplicacion

Veamos un ejemplo de aplicacion practica para este método™, los datos generales del

reservorio son los siguientes: el Original Oil in Place es igual a 10 MMSTB, la presion

considerado. En el gemplo observamos que la correlacion de Wahl et al. resulta en un valor negativo para
una saturacion total de liquidos igual a 0.96, lo que nos sugiere la posibilidad de estar fuera del rango de
aplicacién de esta correlacion por lo que un estudio mas detallado del comportamiento de esta correlacion
es recomendable en estas circunstancias.

> Este ejemplo ha sido adaptado del propuesto por Cole para ilustrar € empleo de la metodologia de
Tarner, emplearemos estos datos para observar €l efecto en los clculos del empleo de correlaciones tanto
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inicial es de 2400 psia, la presion en el punto de burbuja es de 2100 psia, la saturacion

irreducible de agua es 0.15 y las compresibilidades del agua y de la formaciéon son

respectivamente 3.2 x 10° psity 3.1 x 10° psi™

Los datos del analisis PVT son:

p psia

B, RB/ISTB
B, RB/SCF
R. SCHSTB
Ho CP

HgCp

p psia

B, RB/ISTB
B, RB/SCF
R; SCF/STB

Ho CP
Hg CP

0.002121

0.01553

2100 1800 1500
1.480 1.468 1.440
0.001283 0.001518 0.001853
1340 1280 1150
0.60 0.64 0.69
0.0176 0.01671 0.01627
Tabla3
1200 900 600
1.423 1.403 1.363
0.002406 0.002691
1067 972 877
073 078 0.82
0.01487 0.01420
Tabla4

Finalmente los datos que emplearemos para la relacion de permeabilidades relativas

son los de la tabla 1. En nuestro ejemplo el reservorio se encuentra inicialmente no

saturado y por ende calculamos la produccién acumulada de Qil a presiones mayores

o0 iguales a la presion de burbuja empleando la forma de la ecuacion de balance de

materiales propuesta por Havlena y Odeh:

F = N[E, + mE, + E;,.] + (W, + W,;B,, 4 Gin;jByin;)

Ecuacién 1.4.1

Nuestro reservorio es no saturado por lo que no tiene una capa de gas inicial m = 0, no

hay soporte a la presion del reservorio por inyeccion de agua o gas y el mecanismo

primario es el gas en solucién por lo asumimos que el influjo de agua es despreciable,

bajo estos supuestos podemos simplificar la anterior ecuacién y escribir:

Seguidamente definimos las variables:

F = N[E, + E..]

Ecuacion 1.4.2

para el método de Tarner como para €l de Tracy. Advance Reservoir Engineering, Tarek Ahmed & Paul

D. McKinney. Page340.
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F = N,[B, + (R, - R,)B,] + W,B,,
Ecuacion 1.4.3
Er:.! = (BD - Ba:}“' {R;: - Rs}Bg

Ecuacion 1.4.4

Cwdw +Cf
Ef.w = B [%] Ap
w

Ecuacion 1.4.5
Nuevamente podemos simplificar estas expresiones si consideramos que no hay una

produccion de agua significativa W, = 0 y que sobre el punto de burbuja el solution
gas oil ratio es constante e igual al cumulative GOR por lo que se cumple que:
R: =R, =R, luego podemos reescribir las primeras dos definiciones como:
F=N,B,

Ecuacion 1.4.6

E, = B, — Bo;

Ecuacion 1.4.7
Reemplazando estas relaciones en la ecuacién 1.4.2 y despejando la produccion

acumulada de Oil tenemos:

T o— N B B ’-'15'5&-.-"‘5;’
"P‘*‘”[(l at)*a—a[—i—sm ]ﬂp]

Ecuacion 1.4.8
Apliguemos estas relaciones para calcular la produccion acumulada de petroleo en el

punto de burbuja:

1.464-) 1.464 [3 x107* % 015+3.1x107*

. . = 64 — 4 -2
Np@2100psic = 10 [(l 1280) * 1280 1-015 ]Q'W mn}]

Np@z100psic = 120502 STB

Obtenemos la correspondiente produccion acumulada de gas a partir de:

Gp@2100psia = NpR s = 120502 x 1340 = 161.4 MMSCF
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Para presiones por debajo del punto de burbuja inicializamos el proceso iterativo de
Tarner hallando el “petréleo remanente” que vamos a considerar como inicial:

= 10000000 — 120502 = 9879498 STE
La produccién acumulada de petréleo y gas son consideradas iguales a cero en este
punto de referencia inicial, en nuestro ejemplo el punto de burbuja, por lo que

correspondientemente tenemos:

SCF

R, = 1340

RE

Ba: = 1.-}8Dm
RE

B, = 0. 0()1233

Vamos a emplear el método de Tarner para calcular la produccion acumulada de
petréleo a una presion de abandono igual a 600 psia, para ello debemos “proponer” un

primer estimado del parametro a:
N,
=—=10.115
“=N

Calculemos la produccién acumulada de gas con la ecuacién 1.1.3:

B, 1480 -1.383 1.383
]—-Tq R.I 93?9493[(1340 8??)—#] (0.115x 98?9498}[ HHHHHH - 877
15 0.002691 02691

FI B L : .

B, - B,
6, =.\=[(R5; _R)-2

Gpy = 4630.6 MM5CF
Calculemos ahora los valores necesarios para estimar el GOR a esta presion lo que a
su vez nos permitird calcular nuestro segundo estimado para la produccion acumulada

de gas, la saturacion del Oil a esta presion es:

Ny]1(B, 1.383
S,=01- 5“,:]I1 - T] (E) = (1-0.15)[1—-0.115]) (1 _}Bﬂ) = 0.70

Por ende la saturacién total de liquidos es:
St =5,+5uirr =070+ 0.15=0.85
Seguidamente debemos hallar el cociente de permeabilidades relativas a partir de los

datos proporcionados, en este ejemplo, como vimos en el anterior apartado, el
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comportamiento regular de esta variable nos permite aproximar los datos con un

polinomio™® segun:

~T8 _ 350435 — 1516.06x + 2472.62x3 — 1800.15x? + 493.191x*

Kya

Presentamos los resultados en forma grafica y tabular:

100.000
10.000 n
o n y
X —e—data
2 1.000 \‘A —=— Best Fit
x J U U4 Ulo lA\?‘i I 2
N\
0.100 \\
R
\
\
[ ]
0.010
Total Liquid Saturation
llustracion 5
Data Best fit Relative
= 2 kra/kro kra/kro Error
0.96 0.81 0.018 0.017 7.995%
0.91 076 0.063 0.062 2.028%
075 06 0.85 0.85 0.096%
0.65 05 3.35 3.35 0.017%
0.55 0.4 10.2 10.2 0.003%
Tabla5b

Aunque nuestro polinomio ofrece una muy buena correlacibn con los datos para
saturaciones menores a 0.75, para valores cercanos a la unidad el error relativo se
incrementa  significativamente, reiteramos la recomendacion de observar el
comportamiento de la curva propuesta para asegurar la coherencia en su uso, en
nuestro ejemplo si observamos mas de cerca nuestro polinomio encontraremos un
punto de inflexion por encima del cual no podemos emplear esta curva para aproximar

la data:

1° Este polinomio se obtuvo empleando e programa Mathematica 5.1 de Wolfram Research , Inc. que
permite gjercer un mayor grado de control y precisién que las curvas de tendencia ofrecidas por Excel
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Ilustracion 6
De acuerdo a lo anterior el cociente de permeabilidades relativas para la saturacion de

liquidos calculada es:

"5' = 350.435 — 1516.06 x 0.85 + 2472.62 x 0.85% — 1800.15 x 0.85% +493.191 x 0.85*

Kya

=19 _ 0,184

Kya

El GOR correspondiente sera:

0.82 x 1.383 ]

_ “_ﬂ) ﬁ] _
GOR =R, + ( l =877 + (5.134}[%“3 = 0.007601

Kpodlti B

a=g

GOR = 6338£
- STEB

Finalmente calculamos la produccion acumulada de gas con la ecuacion 1.1.4:

GORy.sore + GORY,.. .. 1340 + 6338
Gp = Gp,pegore + = 2 [P"'P - “I"'P.btfa--'e] =0+ [T [0.115 x 9879458 — 0]

G,z = 4361.7 MMS5SCF
Debemos verificar que el error relativo de este estimado respecto al promedio sea
igual o menor al 5% considerado:

G G, 6+ 4361,
Gpave = = : pz _ 3630.6 = 13617 _ 44962 MMSCF

16oave — Goal 4 |Gpave — Gozl  14496.2 — 4630.61 + 14496.2 — 4361.7]
Gy + Gyg - 4630.6 + 43617

GasRelError =

GasRelError = 0.03
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El error relativo es menor al maximo admisible por lo tanto nuestra “suposicion” inicial
respecto a la produccion acumulada de petroleo para la presion de abandono fue
correcta, de no haber sido asi tendriamos que recalcular para otro valor de a.

Como mencionamos el valor final reportado de la produccion acumulada de petréleo
debe tener en cuenta la fase no saturada del reservorio:

Ny@eoepsia = 0.115 X 9879498 + 120502 = 1256644 STB

Gpesoopsia = 4496.2 + 161.4 = 4657.6 MMSCF

A modo de comparacion presentamos los resultados obtenidos al emplear el polinomio

que mejor aproxima los datos versus los resultados obtenidos con las correlaciones'”:

Summary Tarner method

p psia 2400 2100 1800 1500 1200 900 600
Manual Np STB 0 120502 476164 910862 1068934 1177608 1256644
Entry Gp SCF 0 161472769 759542886 2026914972 2853398927 3719588107 4593850303
GOR SCF/STB 1340 1340 1866 3145 4090 5062 6110
Torcaso Np STB 0 120502 574959 1444355 1740740 1928450 2037125
and Wlie Gp SCF 0 161472769 789170970 2219815506 3093999321 4001236909 4854385884
GOR SCF/STB 1340 1340 1204 1620 2104 2704 3325
e Np STB 0 120502 574959 1562909 1977848 2244594 2402666
1 Gp SCF 0 161472769 788356613 2260349287 3190257431 4123071556 4973580982
GOR SCF/STB 1340 1340 1287 1428 1771 2215 2670
Conrelation Np STB 0 120502 574959 1503632 1839535 2056884 2195197
5 Gp SCF 0 161472769 7868758170 2245191519 3131548186 4043339120 4921124251
GOR SCF/STB 1340 1340 1290 1534 1948 2471 3042

Tabla6

Tarner method: Forecasted Cumulative Oil production

3000000

2500000
— — 2000000
/././ 1500000
/ 1000000

/ /
/ 500000

¥
3000 2500 2000 1500 1000 500 0
p psia

Np STB

0

—— Polinomial Model —8—Torcaso and Wyllie Unconsolidated sand, well sorted Unconsolidated sand, poorly sorted

llustracion 7

' No empleamos en esta comparativa la correlacion de Wahl desde que no disponemos del dato de la
saturacion critica de gas requerida.
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Tarner method: Forecasted Cumulative Gas production

6.E+09
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Gp SCF
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llustracion 8

Tarner method: Forecasted GOR

7000

/) e
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/ e
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[T
8]
/ /. 5
o
/./ 3000 &
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/,!{ 2000

r"_—i'v/:;/“
r 1000
T T T 0
3000 2500 2000 1500 1000 500 0
p psia
‘—O—Polinomial Model —#—Torcaso and Wyllie Unconsolidated sand, well sorted Unconsolidated sand, poorly sorted ‘
[lustracion 9

No es de sorprender que haya una diferencia significativa en los resultados respecto al
caso base, como se menciond las correlaciones son relaciones empiricas
dependientes de las caracteristicas de la formacién misma, como se observa, en este
caso particular, los resultados mas conservadores son los obtenidos al emplear la
correlacion de Torcaso & Wyllie 1o que nos invita a ensayar una leve modificacion que
preserve la “forma” de la curva del cociente de permeabilidades relativas provista por
la correlacion y que a la vez nos acerque a los valores reales de los datos,

esclareceremos este punto mas adelante.
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2. Elmétodo de Tracy: Fundamento y aplicabilidad

El método se basa en la aplicacion una variante de la ecuacion de balance de
materiales propuesta por Tracy quien define tres funciones dependientes de la presion:

_ B,—R.B,
®~ " Den

Ecuacion.2.1

B,

Den

Pg

Ecuacion 2.2

Ecuacion 2.3

El denominador Den es igual a:
B-?
Den = (B, — B, )+ (R;; — R.)B, + mB,, 5 1
gt

Ecuacion 2.4
Las funciones descritas permiten reescribir la ecuacion de balance de materia en una
forma mas sucinta:

N = Npyd, + G0, + (W, B, = W, )0,

Ecuacién 2.5
Sin embargo se presenta un inconveniente, si el reservorio se encuentra inicialmente
en el en el punto de burbuja el denominador se hace igual a cero y las funciones
tienden al infinito limitando el uso de esta ecuacidén a reservorios saturados ¢como
extender la aplicabilidad de la forma de Tracy por encima del punto de burbuja? La
respuesta implica el uso de una variante del factor de volumen de formacion B,

propuesta por Steffensen (1987):

. Swlw + Cf
B = B+ Bus (1o L) 0~ )

Ecuacion 2.6
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Esta variante da cuenta del efecto de compresibilidades de la formacion y del agua
que por encima del punto de burbuja brindan un importante soporte a la presion en el
reservorio, al reemplazar simplemente el valor del factor de volumen de formacién del
petroleo por este seudo valor en las funciones de Tracy podemos extender la
aplicabilidad a reservorios con presiones por encima del punto de burbuja como
veremos oportunamente.

El uso de este método cuando el mecanismo de impulsion principal es el gas en

solucion simplifica alin mas la ecuacion de balance de materia: N=N,@, +G,%; s
trata pues de calcular los incrementos de la produccion acumulada de Oil y Gas a
través de las sucesivas caidas de presion en el reservorio, a partir de un “estado”
anterior conocido:

Ny = Np,parore + AN,

Gy = Gpparore + A0y
Podemos expresar la produccion acumulada de gas en funciéon de un GOR promedio
entre los dos “estados” considerados el anterior conocido y el actual:

AG, = GOR 4y¢ x AN,
Reemplazando estas expresiones en la ecuacion 1.2.1.5 simplificada y despejando el
incremento en la producciéon acumulada de Oil tenemos:

N = ("'""I;‘-befﬁ'e + ﬁ""‘:} )':I"-;' + (GPthGN + GOR gy x "-"'Nlr)[t'f

AN = N— Np..befc"a X ¢'r.:' - G_S'_.bE_fD?’E X ':'bg
P Po + GOR 4y X Py

Ecuacion 2.7
La solucion de esta ecuacion requiere el empleo de un proceso iterativo para estimar
el GORayve comparando el valor de un estimado inicial con el obtenido a partir de la

expresion 1.1.5:

_ Krg\[#eBo
GOR =R, + (&:W)L,Bg]

o
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2.1. Descripcion del proceso iterativo. Diagrama de flujo

Aunque el proceso iterativo es relativamente sencillo la implementacion de un

programa de computadora requiere de cierto detalle, al igual que en el procedimiento

de Tarner se hace necesario definir los parametros que controlaran el proceso:

1. GOREST: este es el valor con el que inicializamos el proceso de ensayo y error
para hallar el GOR promedio, por defecto fijado en 100 SCF/STB

2. GORVAR: este es el incremento propuesto por iteracion para nuestro estimado
GOREST, el valor por defecto es igual a 10 SCF/STB

3. UpperTol: este es el limite superior para la tolerancia admitida al comparar
GOREST y el GOR calculado a partir de la ecuacion 1.1.5, su valor por defecto
es fijado en 1.01

4, LowerTol: limite inferior de la tolerancia mencionada, fijamos su valor en 0.99

Antes de describir el diagrama de flujo aclaremos un punto: en este método se trata de

pronosticar el valor de la produccion acumulada de Oil y Gas a una cierta presion

futura, esto define un “estado futuro” respecto a un “estado anterior” en el que las

variables a pronosticar para la siguiente caida de presion considerada en el reservorio

se dan por conocidas, de este modo y a diferencia del método de Tarner en que los

célculos se hacen respecto de un estado inicial fijo, cada nuevo resultado se convierte

en el “estado anterior conocido”. El diagrama de flujo que describe el proceso es

presentado en dos partes:
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‘ START ’

v

ﬁ\trol paramety

v
éeservoir dat;

Yes

¢KRG/KRO data? — > /Manual ent

No

l Undersaturated Reservoir

aturated reservoi _

OIP = 00IP No Yes g':,g'ér: - 8

NPBEF i 0 Pl >=BPP GORAVG = RS@BPP

GPBEF =0 BOI* = BO
GORBEF = RSI

4
P = NEXTP

{ BOI, RSI ;

Saturated reservoir
OIP = OOIP - NP@BPP
NPBEF =0 No
GPBEF =0 . P >= BPP

BOI = BO@BPP
RSI = RS@BPP
GORBEF = RS@BPP Yes

Tracy PVT parameters

Den=EQ2.1.2
Y Oil_PVT = EQ 2.1.1
.\ Gas_PVT =EQ2.2
TRACY <
J v
[dNP =EQ 2.7]
v
v
=l NP = NPBEF + dNP
P = GPBEF + dNP x GORAV.

[lustracién 10
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TRACY

P =NEXTP =
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Tracy PVT parameters
Den=EQ2.4
OIL_PVT =EQ 2.1
GAS_PVT =EQ2.2

EOREST = GOREST + GORVAIi

No

iORAVG = (GOREST + GORBEF) /l

v
I dNP=EQ2.7 l

NP = NPBEF + dNP
P = GPBEF + dNP x GORAV:

KRG/KRO
SuUB

A

[GORCALC =EQ 1.1.5]

EORCOMP = GOREST/ GORCAL!

A\

OWERTOL<=GORCOMP<=UPPERTO

Yes

NPBEF = NP
GPBEF = GP

[lustracién 11



En la primera parte del diagrama de flujo, la ilustracién 10, nos preguntarnos si
contamos con los datos necesarios para estimar el cociente de permeabilidades
relativas KRG/KRO, de no ser asi empleamos alguna de las correlaciones
propuestas'®. Seguidamente debemos determinar si el reservorio esta inicialmente
saturado o no, el caso mas sencillo es el correspondiente a un reservorio saturado: la
presion inicial del reservorio Pl es igual o estd por debajo de la presién de burbuja
BPP, en este caso el estado inicial constituye el mencionado “estado anterior” desde el
que parte nuestro célculo: las producciones acumuladas de Oil y Gas NPBEF y
GPBEEF se inicializan en cero, el Gas Oil Rate inicial GORBEF es igual a la solubilidad
del gas a la presién inicial del reservorio RSI, esta presion fija también el valor del
factor del volumen de formaciéon del Oil BOI, finalmente el Oil in Place OIP a
considerar es simplemente el Original Oil in Place OOIP estimado, este es el juego de
valores con el que inicializamos el proceso iterativo de Tracy si el reservorio es

saturado.

Si la presion del reservorio estuviese por encima de la presion de burbuja el reservorio
es no saturado y se requiere un calculo previo basado en la ecuacion de balance de
materiales MBE para pronosticar las producciones acumuladas de Oil y Gas dentro de
este rango de presiones. Como mencionamos bastara con emplear la modificacion

propuesta por Steffenson, ecuacién 2.6, para el valor del factor del volumen de
- Sl.'."r'.*. + Cf
Ba - Ba + Ba: (W)(p -

propuesta por Tracy para el Oil y el denominador Den se redefinen ligeramente:

formacion del Oil: de este modo la funcion PVT

B; - R.B,

Po = Den

Ecuacién 2.1.1

'8 No es necesario hacer explicito en el diagrama de flujo la subrutina que calculala correlacion a usar, la
simplicidad de este sub proceso no requiere tal nivel de detalle.
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D

. - |3
Den = (B; — B.,) + (R;; — R,)B, + mB_, 7 1
i

Ecuacion 2.1.2
., e . De
A la presién inicial por supuesto Za: = Bo;

El calculo del incremento en la produccion acumulada de petroleo AN, no requiere de
un proceso de ensayo y error desde que el GOR permanece constante e igual al valor
del Solution Gas Oil Ratio R por encima del punto de burbuja y el “estado anterior” se
inicializa en cero para la produccién acumulada de Oil y Gas, luego de la ecuacién 2.7
para nuestro primer estimado:

AN. = N — Nﬁabn‘f&?'d X @, — G.‘.J.bﬂf;—*'a x d}g - N
P ¢¢+GGRA5'G x{ﬁg ¢D+R5:x¢,_

E-J

A partir de este valor continuamos el proceso hasta alcanzar la presion del punto de
burbuja. Para iniciar el proceso iterativo de Tracy debemaos reiniciar nuestras variables,
como vemos en el diagrama nuevamente igualamos a cero los valores “iniciales” de la
produccion acumulada de Oil y Gas, NPBEF y GPBEF respectivamente; los valores de
las variables PVT en el punto de burbuja son los “iniciales” y el petréleo remanente se

calcula restando el valor calculado a la presién de burbuja del OOIP.

Como mencionamos el Gas Oil Rate es el parametro que debe converger en el
proceso iterativo de Tracy por ello iniciamos el proceso con un primer estimado de
este parametro GOREST, este valor es promediado con el anterior GORBEF que en el
primer estimado de la fase saturada del reservorio resulta ser el Rg, a su vez este
promedio se emplea para calcular los incrementos correspondientes en la produccion

acumulada de Oil y Gas a la presion futura considerada. El segundo estimado del

rg\[#o50
dor = k. + (22) 2]
GOR se obtiene a partir de la ecuacion 1.1.5: kro/lligB, y le

denominamos GORCALC, seguidamente definimos GORCOMP como el cociente de
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ambos estimados de modo que podemos comparar el grado de convergencia de

ambos valores, el rango de tolerancia propuesto es: 0.99 = GORCOMP = 1.01

Si nuestra funcion de control no esta dentro de este rango se procede a incrementar el
GOR estimado en una cantidad fijada previamente que denominamos GORVAR,
aunque es posible buscar un mayor grado de precision debe tenerse en cuenta que
esto puede ralentizar innecesariamente el proceso y que el tamafio relativo del
incremento debe ser acorde a la precision buscada. Los resultados finales de la
produccion acumulada de petréleo y gas para cada presion futura considerada deben

incrementarse en los correspondientes valores hallados para el punto de burbuja.

2.2. Ejemplo de aplicacion

Apliquemos este método al mismo ejemplo considerado para el método de Tarner, el
juego de datos requerido es el mismo, analogamente iniciemos el calculo para predecir
los valores de la produccién acumulada de petroleo y gas a la presion en el punto de

burbuja, de la ecuacién de Steffenson:

S Cu ¥+ Cr 015x3x107%*+3.1x10°%
B* = o i —_n) = 4 pF —_
B; = B, + B, (—1 — )(p; p) = 1.480 + 1.454( TS ){_-mr;u 2100)
B;@:‘!Dow:a = 1482

Las correspondientes funciones PVT:
E&i‘
Den = (B; — B;,) + (Ry; — R,)B, + mB, [5_— - 1] = (1.482 — 1.464) = 0.018
at

_B;—-R;B; 1.482-1340x0.001283 _
®o="Den 0.018 = —13.179

B, 0.001283
b =8 _

¢ = Den - 0018 _ 20713
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Calculemos el incremento en la produccion acumulada de petréleo para la presion de
burbuja:

N
AN. I 10000000

P = G T R.x®,  —13179+1330x 00713 _ 121414518

Np@a10opsic = 121414 5TE
Correspondientemente la produccién acumulada de gas a esta presion:
Gp@at00psia = NpRy = 121414 X 1340 = 162.7 MMSCF

Iniciemos la iteracion de Tracy calculando el incremento en la produccién acumulada
de petréleo para una presion de reservorio igual a 1800 psia, los parametros iniciales

para nuestro ejemplo son:
N; = 10000000 — 121414 = 9878586 STE
“"rp.bE_fﬂ:"E = ﬂ

Gﬂlbifﬂ-‘"i =0

REB
B, = 1480 —

SCF
R, = 1340

Calculamos el promedio para el GOR que vamos a emplear en nuestros calculos a

SCF
partir del GORpefore = 133055 y un primer estimado que fijamos en 1890 SCF/STB:
1340 + 1890 SCF
GOR gyy = ———5—— = 16155

Seguidamente los parametros PVT:

B
Den = (B, — B,) + (R, — R,)B, + mB,, [E—"’ - 1] = (1.468 — 1.480) + (1340 — 1280) x 0.001518 = 0.0791
a5
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B,—R,B, 1.468—1280x 0.001518
Po=—Pon - 0.0791 = —6.006

6. - B, _0.001518
9~ Den~ 00791

= 0.0192

Luego el incremento en la produccién acumulada de petréleo es:

AN. = N —Npperore X o — Gpparore X Py _ 9878586

’ o+ GOR v x &, = 6006+ 1615 x 00192 o112 5TB

N, = Np,pefore + AN, = 0+ 395112 = 395112 5TB
El valor final corregido a reportar es:
N

@1200psia = Np@2100psia + Np = 121414 + 395112 = 517164 STB

Correspondientemente la produccién acumulada de gas sera:
AG, = AN, x GOR ;,,;, = 395112 x 1615 = 638.1 MMSCF

Gp = Gypagore + AG, = 0+ 638.1 = 638.1 MMSCF
Analogamente reportamos:

Gp@1soepsic = Gp@2100psia + Gy = 162.7 + 638.1 = 800.8 MMSCF

Ahora debemos confirmar si nuestro primer supuesto para el GOR es correcto,

calculamos la saturacion de Oil segun la ecuacion 1.2.4:

S,=(1- _s;mjll - TTp](BB_G) =- 0_15)[1 _ 395112 ](1.463

3878536 1.43(:) =081

Obsérvese que se empled en el célculo el valor no corregido de la produccion

acumulada de petroéleo, la saturacion total de liquidos es:

51 = Swire +5, =015+ 0.81 = 0.96
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Empleando nuestro polinomio de aproximacién para el cociente de permeabilidades

relativas tenemos:

!.t'“‘g = 350.435 — 1516.06 x 0.96 + 2472.62 x 0.96* — 1800.15 x 0.96® +493.191 x 0.96*

Kya

kg

= 0.0166

k:«'.:-
El segundo valor para el GOR es:

keo\[u.B 0.64 x 1.468 SCF
GOR.., =R. F—=—=]| = 1280 + (0.0166 =1895——
s ¥ ( )[;zgsg] +( }In.man % 0.001518 STB

Kro

Comparemos ambos estimados:

GOR,,. _ 1890

GOR... — 195 ~ 0%

GOR comp =

Por lo tanto al cumplirse la condicién 0.99 = GORCOMP = 1.01 termina el proceso
iterativo y nuestros “estimados” se consideran correctos, de no haber sido asi hubiese
sido necesario repetir el proceso para un nuevo estimado a partir del anterior GOR
incrementado, como se menciond, en un valor fijo. Los resultados de esta primera
iteracion resultan ser la condicion inicial para los célculos a la siguiente caida de

presion, es decir:
Ny, pefore = 395112 STB
Gppefore = 638.1 MMSCF

SCF
GGR before - 1'6 15ﬁ

A modo ilustrativo presentamos los resultados en forma tabular y grafica obtenidos con
la Macro disefiada para este propdsito, tanto para el cociente de permeabilidades

relativas calculado con el polinomio de aproximacion como el calculado con la
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correlacion de Torcaso & Wyllie, incluimos en la grafica a modo de comparacion los

resultados obtenidos con el método de Tarner y el polinomio de aproximacion:

Tabla7
Summary Tracy method
p psia 2400 2100 1800 1500 1200 900 600
Manual Np STB 0 120353 515633 1037001 1266526 1446000 1577138
Enty Gp SCF 0 161272689 799649855 2166939260 3048598738 3998128946 4910235295
GOR SCF/STB 1340 1340 1615 2623 3641 5291 955
Torcaso Np STB 0 120353 633973 1617598 2055797 2354420 2547545
and Wyllie Gp SCF 0 161272669 836662931 2383432981 3361165423 4351286757 5262414284
GOR SCF/STB 1340 1340 1315 14973 2231 3316 4718
Tarner method: Forecasted Cumulative Oil production
3000000
—a 2500000
/‘/
‘/ 2000000
// /'//. 1500000 ‘Z’_
/ 1000000
/// 500000
n/{ . 0
3000 2500 2000 1500 1000 500 0
p psia
—&— Polinomial Model —#—Torcaso and Wyllie Tarner
[lustracion 12
Tarner method: Forecasted Cumulative Gas production
6.0E+09
/ 5.0E+09
/ 4.0E+09
// 3.0E+09 %
]

2.0E+09

y
/

I .y

1.0E+09

e

3000 2500

Ag

T T 0.0E+00
2000 1500 1000 500 0

p psia

—&— Polinomial Model —#— Torcaso and Wyllie

Tarner

llustracion 13
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Tarner method: Forecasted GOR

8000

7000

/
yd

5000

/
payrd

1000

GOR SCF/STB

3000 2500 2000 1500 1000 500 0
p psia

‘—0— Polinomial Model —#—Torcaso and Wyllie Tarner ‘

[lustracion 14
Como era de esperarse los resultados obtenidos con ambos métodos usando el

mismo polinomio de aproximacion para el cociente de permeabilidades relativas son
similares; este prondstico relaciona las variables principales respecto a la caida de
presion en el reservorio, adicionar una dimension temporal requiere de mayores datos

como veremos a continuacion.

3. La produccion en el tiempo: La descripcion y
prediccion del desempefio de un pozo, el Inflow
Performance Relationship IPR

Hasta este punto hemos descrito los métodos de Tarner y Tracy como herramientas
que nos permiten predecir el comportamiento del reservorio como un todo,
relacionando la producciéon futura con la caida de presion asumida. Sin embargo
relacionar este tren de producciébn con el tiempo requiere de un elemento de
naturaleza practica en nuestro modelo: la descripcion y prediccion de la performance
de un pozo. Aunque nos limitaremos a hacer una aproximacion teérica'® creemos de
utilidad aclarar estos conceptos que son vitales al hacer una proyeccién econémica del

reservorio.

9 Un ejemplo préctico requeriria de datos reales de ensayos de pozos o test de produccién no disponibles.
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¢, Como describimos la performance de un pozo? La performance o desempefio de un
pozo es descrita por el comportamiento de dos variables interrelacionadas, el caudal y
la presion de fondo del pozo, la grafica de la relacion entre estas dos variables nos
permite “observar” la performance de un pozo a una cierta presion promedio del
reservorio, esta grafica se denomina el Inflow Performance Relationship IPR del pozo
y es caracteristico a él.

llustraciéon 15

presiure (pal

flow rote  AOF
SR day

El comportamiento lineal del IPR se mantiene hasta alcanzar el punto de burbuja,
debajo de este, como sefialan Muskat & Evinger (1942) y Vogel (1968), el
comportamiento del IPR se torna no lineal por lo que se requieren de aproximaciones
empiricas para describir este comportamiento.

Como mencionamos, sobre el punto de burbuja el IPR es descrito por una relacion
lineal entre el caudal y la presion de fondo, esta relacion se obtiene a partir de la
definicion de la eficiencia de un pozo para producir hidrocarburos.

¢ Cémo medimos la eficiencia o “capacidad” del pozo para producir hidrocarburos? La
respuesta es un indice que relaciona la cantidad producida de hidrocarburos en un
determinado lapso de tiempo (el caudal) con el “esfuerzo” requerido para obtener esa

produccion (la caida de presion), en otras palabras, el productivity index® J:

J= _ % - 2
Br —Pws Ap

Ecuacion 3.1

% Formalmente esta definicion de J es adecuada para describir la capacidad de un pozo libre de
produccién de agua, pero s este fuese el caso, el caudal estara referido al total de fluidos que el pozo
produce bgjo |a caida de presién que corresponda.
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Un arreglo conveniente de esta definicion nos permite encontrar la relacion lineal cuya

gréfica constituye el IPR del pozo encima de la presion de burbuja:

_ 1
Pu'f =Py - (T)Qa

Ecuacioén 3.2
Una pregunta inmediata es ¢Por qué el IPR se desvia del comportamiento lineal
debajo del punto de burbuja? Para responder a esta pregunta debemos redefinir el
productivity index J considerando el tipo de flujo en el reservorio en el que se mide, los
ensayos demuestran que el valor de J se estabiliza bajo flujo pseudo estable®*, por lo
que es medido en pruebas de produccion bajo ese estado®, a partir de la ecuacion
que define el flujo radial pseudo estable obtenemos una expresién para J que
evidencia su relacion con la completacion del pozo y los fluidos en él:
 0.00708k k(B — Pry)

Y= ..JGB[ ( )- a?5+5]

Ecuacién 3.3

El comportamiento no lineal del IPR debajo del punto de burbuja se explica
cualitativamente si analizamos la variacion del grupo de variables dependientes de la

presion, es decir, la permeabilidad relativa al oil, la viscosidad del oil y el factor de

0. = 0.00708kh (;Lc)
’ [.-‘n( U?5+s]

volumen de formacion, a partir de la ecuacion anterior:

Koya )
El tren de comportamiento con la variacion de la presion sobre el grupo (ﬂasa se

muestra en las figuras siguientes:

2L “\When the pressure at different locations in the reservoir is declining linearly as a function of time, the
flowing condition is characterized as pseudosteady — state flow” Advance Reservoir Engineering, Tarek
Ahmed & Paul D. McKinney, page 3.

22 gnce most of the well’s life is spent in a flow regime that is approximating the pseudosteady state, the
productivity index is a valuable methodology for predicting the future performance of wells’ Advance
Reservoir Engineering, Tarek Ahmed & Paul D. McKinney, page 343.
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llustracion 16

kro=1

llustracion 17

Kro

IJ"‘IL":- 'E:'n

Figura 3
Como observamos, sobre el punto de burbuja este grupo de variables presenta un
valor casi constante, la permeabilidad relativa al Oil es igual a la unidad por definicién
y el aumento en el valor del factor de volumen de formacion del Oil es compensado

con la disminucién en el valor de la viscosidad del Oil de modo que el denominador del

1
grupo (ﬂoﬁo) puede considerarse también constante.
Debajo del punto de burbuja el valor de estas variables cambia significativamente y J
deja de ser un valor constante, por ende, la relacién que gobierna el IPR se vuelve
compleja con la caida de presion en el reservorio y debe ser estimada por métodos ad
hoc. Existen varios métodos que se emplean para modelar el comportamiento no lineal
presente y futuro del IPR que podemos agrupar en dos categorias de acuerdo al tipo

de pozo; para pozos verticales:

1. El método de Vogel (1968) 4. El método de Fetkovich (1973)
2. El método de Standing (1970) 5. El método de Klins & Clark
3. El método de Wiggins (1993) (1993)
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Para pozos horizontales:

1. El método de Borisov (1984)

2. El método de Joshi (1991)
La descripcion de cada uno de estos métodos escapa al alcance de este trabajo por lo
gque hemos seleccionado a modo ilustrativo la aproximacion clasica de Vogel para

modelar el presente y futuro IPR de un pozo productivo.

3.1. El método clasico de Vogel

Esta es quizas la metodologia mas conocida para modelar el IPR de un pozo, se basa

en la siguiente relaciobn empirica propuesta por Vogel (1968):

Qo —_ 1 _ p‘_"-"' — .'u'-‘-'f :
,wF_l [ By ) 0'5{. B, )

Ecuacion 3.1.1

En esta ecuacion el valor del caudal méximo tedrico corresponde a una hipotética
presion de fondo igual a cero: “absolute open flow” AOF es denotado por (Qo)max Y 1as
presiones® estan en psig.

De este modo si disponemos de la presion de fondo TESTPWF y su respectivo caudal
estabilizados® TESTQ para una cierta presion de reservorio podemos calcular este
caudal méximo definiendo asi la ecuacién que modela al IPR actual del pozo en
cuestién, sin embargo la aplicacion directa de esta ecuacion requiere de ciertos
ajustes que, como sugiere Beggs, depende de la posicién relativa de dos variables: la
presion estabilizada o de prueba del pozo TESTPWF y la presion de reservorio PR

respecto a la presion en el punto de burbuja BPP, graficamente:

®Es  (til recordar que las presiones absolutas y manométricas se  relacionan

segun: bsig + 14.7 = psia
# El método de Vogel es especialmente sensible a la eleccion de esta data: el caudal y presion de fondo
estabilizados
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TESTPWF

@ TESTPWF

TESTPWFE

llustracion 18

Analicemos cada caso:

El reservorio es saturado: PR < BPP
Este es el caso mas simple y la aplicacion de la ecuacion de Vogel es directa,
calculamos el AOF a partir de:

TESTQ

TESTPWF
1-02(—%5z—)-o0s

AOF =

TESTPI VF)=
PR

Ecuacion 3.1.2
Luego simplemente definimos la ecuacion del IPR para varios valores posibles

de la presion de fondo PWF:

PWF PWFY?

Ecuacion 3.1.3

El reservorio es no saturado: PR = BPP
Cuando el reservorio es no saturado se presentan dos posibilidades:
a. La presion de fondo del test es mayor a la presion de burbuja:
TESTPWF = BPP
El primer paso en este caso es el calculo del indice de productividad

Q% 0

mediante la ecuacion 3.1: Br —Dwr Ap

Sobre el punto de burbuja la curva del IPR se define simplemente

mediante la ecuacién derivada de la definicion anterior:
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Q. = f(ﬁ* = pu'f']
Ecuaciéon 3.1.4

La curva del IPR bajo el punto de burbuja es descrita por:

_oo 1225 ]1 _02(P#rY - 08 (PrY
@0 = Qo 75| ﬂ'z(pb) D'B(pa)]

Ecuacion 3.1.5
Donde:
Qor = J(Br — 1)
Ecuacion 3.1.6
Consecuentemente para calcular el AOF empleamos la ecuaciéon 3.1.5
para una presion de fondo igual a cero:

Jps

AOF = Q. + is

Ecuacion 3.1.7
b. La presion de fondo del test es menor a la presion de burbuja:
TESTPWF < BEPP
El procedimiento es analogo al anterior s6lo que en este caso J es
calculado con la siguiente ecuacion:
Qe

_ P_e:[ -0.2(32)- t_z]
(B, p"“l.a 1-0.2 p;,) 0.8 ph)

f:

Ecuacion 3.1.8
Analogamente al caso anterior para presiones de fondo operativas por

encima del punto de burbuja la curva IPR es descrita por la ecuacion

3.1.4: Qo = J(Br = Pus) y por debajo por la ecuacion 3.1.5:

Una vez modelado el IPR actual del pozo nos enfrentamos a la tarea de pronosticar el

comportamiento futuro del mismo, a una nueva presion de reservorio @) por lo que
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es necesario estimar el caudal maximo correspondiente a esa nueva presion de
reservorio para completar la data que la ecuacion de Vogel requiere.
Para ello disponemos de dos aproximaciones:

1. Fetkovich propone emplear la siguiente relacion empirica para calcular el AOF

a la nueva presioén considerada:

5,).1°
(Qomax ];' = (Qomax };.: %]

Ecuacion 3.1.9
2. La segunda aproximacion es propuesta por Ahmed & McKinney, el calculo del
valor futuro del AOF se hace mediante la ecuacién siguiente:

Qorey = Qone 5] [02 00555

Ecuacion 3.1.10
Provistos del futuro caudal maximo, el proceso para obtener la ecuacién que describe
el futuro IPR del pozo se define para dos condiciones:
1. La futura presion del reservorio esta por debajo de la presion de burbuja.
Esta condicion es obvia para el caso de un reservorio saturado, sin embargo es
una posibilidad para el caso de un reservorio no saturado, en este caso el

futuro caudal del pozo se calcula mediante:

‘ PWF PWFY?
Q.; = AOF; [1 - 0. Z(PR; ) n.s(P—%) ]

Ecuacion 3.1.11
2. La futura presion del reservorio es igual o est4 por encima de la presion de
burbuja.
Esta condicién implica un reservorio inicialmente no saturado, el rango de
presiones que puede tomar la presion de fondo es por ende mas amplio, luego
la curva que describe el futuro IPR tiene dos partes:
a. La presion de fondo a emplear es mayor o igual a la presion en el punto
de burbuja. En este caso se considera constante el indice de
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productividad calculado anteriormente por lo que podemos definir el
futuro caudal del pozo de acuerdo a:
Qos =J(PR; — PWF)
Ecuacion 3.1.12
b. La presion de fondo a emplear esté por debajo de la presion de burbuja.

Nuevamente aplicamos directamente la ecuacibn de Vogel:

- PWF PWFY?
QD,f = AGF}: [1 - G.Z (W) = G.B(P—Rf) l

La aplicabilidad del método de Vogel se extiende a pozos con cortes de agua de hasta
un 97%, en este caso definimos un caudal total de liquidos que no es sino la suma del
caudal de petréleo mas el caudal correspondiente de agua.

Obtener el IPR tanto presente como futuro usando este método requiere algo de
esfuerzo, debemos sistematizar el calculo de modo que podamos plasmar la teoria en
un algoritmo préctico: el primer paso es “ubicar” a nuestro reservorio: si la presion del
mismo, PR en el diagrama de flujo, es menor o igual a la presion del punto de burbuja
BPP entonces nos encontramos frente a un reservorio de tipo saturado, este es el
caso mas simple, calculamos el Absolute Open Flow (AOF o0 QOMAX) a partir de la

ecuacion 3.1.2 y los datos obtenidos en el test de produccion:

AOF = — E,T:,__mﬂ,_,:, —— con lo que definimos el IPR mediante la relacién
I_G:IJE.J "r:-CEH-HPHF:
. PR \ PR
. _ ( PWF? aaw
propuesta por la ecuacion 3.1.3: QG:,{{)FU —:}_2( — ]—D.B[ on | ]que nos
. FR . £

permite calcular, para la presion de reservorio actual, el caudal QO que corresponde a
la presion de fondo seleccionada PWF sobre todo el rango de presiones considerado.
Hecho esto selecciono una futura presion de reservorio a considerar y calculo
seguidamente el futuro AOF segun alguna de las dos aproximaciones propuestas

(Ecuacion 3.1.9 o 3.1.10) esto nos permite calcular el futuro caudal del Oil para la
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presion de fondo considerada, no necesariamente la misma, con una relacion analoga
PWF PWFY?
QD;_AOFf[l—ﬂz(PR‘) D.S(E)l

El proceso se repite hasta alcanzar la presion final considerada.

a la ecuacion 3.1.3:

Si el reservorio es no saturado el procedimiento es mas complejo, en este caso
debemos “ubicar” la posicion relativa de la presién de fondo medida en el test de
produccion TESTPWF respecto al punto de burbuja BPP, si es mayor o igual
calculamos el indice de productividad J en base a su definicion estandar y los datos

TESTQO

del test de produccion correspondientes: | = Pl valor nos permitira a su

vez definir el IPR sobre el punto de burbuja, simplemente: Q0 = J(PR — PWF), sin
embargo nos “falta” definir esta misma relacién para presiones de fondo operativas por
debajo del punto de burbuja, ello requiere del célculo previo del caudal en este punto
QOB y el AOF segun:

Q0B = J(PR — BPP)

] x BPP
1.8

AOF = Q0B +

Con estos valores es “facil” obtener el IPR para el rango operativo de presiones de
fondo debajo del punto de burbuja:

IxBPP (o5 (PWFY _ ns{"—”,)

Brp J EPP /

Q0 = QOB +

¢ Qué sucede si la presion de fondo del test de produccion fue menor a la presion en el
punto de burbuja? En este caso simplemente reemplazamos la expresion que

empleamos para calcular el indice de productividad J por una ecuacion algo mas

“compleja”
/= TESTPWF
- BPP TESTPWF TESTPWFY’
(PR — BPP) + T (1 0.2 [.W.}_ n.s{_W_] j

Luego de este calculo el procedimiento para hallar el correspondiente IPR para

presiones operativas de fondo por debajo del punto de burbuja es el mismo.
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Hasta ahora soOlo hemos descrito el comportamiento actual del pozo ¢cémo
pronosticamos el IPR a las futuras presiones de reservorio a considerar?

El prondstico del futuro IPR requiere de un calculo previo, como vimos es hecesario
estimar el futuro AOF empleando alguna de las relaciones empiricas propuestas, luego
simplemente aplicamos la ecuacidon de Vogel directamente si la futura presion
considerada es menor a la presion del punto de burbuja o0 en caso contrario la
definicion del indice de productividad que asumimos constante a presiones de fondo
por encima del punto de burbuja y la ecuacién de Vogel para presiones operativas de
fondo menores a la presion en el punto de burbuja. Esperamos resumir las ideas

expuestas en los siguientes diagramas de flujo:
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TESTQO
TESTPWF
PWF

TI=0
PR =PI
PR <= BPP Yes AX = TESTQO /(1 - 0.2 (TESTPWF/PR) - 0.8 (TESTPWF/PR)A
QO = QMAX (1 - 0.2 (PWF/PR) - 0.8 (PWF/PR)"2)
No i
Yes
TESTPWF>=BPP =t =TESTQO /(PR - TESTPWF}

No

ESTQO / ((PR - BPP) + (BPP/1.8) (1 - 0.2 (TESTPWF/BPP) - 0.8 (TESTPWF/BPF.

A

QOB = J (PR - BPP)
OMAX = QOB + (JxBPP) /1.8~

l

PWF >= BPP

llustracion 19
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v

PR = NEXTPR

No Yes
. QMAX )
PR >= PAB o »<  PR<=BPP

No

No Yes
[:J = QMAX/ (PR - 4BPP/9)]<7 TESTPWEF >= BPP »[ J = (QMAX - QOB) 1.8/BPP]

PWF >= BPP

No

llustraciéon 20

3.2. Ejemplo de aplicacion
A modo ilustrativo del diagrama anterior supongamos que en nuestro hipotético
reservorio se realizé una prueba de produccién cuyos resultados son los siguientes: a

una presion estabilizada de fondo igual a Pwr = 1800 psig se obtuvo un caudal

_ DDSTH
estabilizado de petréleo iguala *° day

El reservorio esta inicialmente no saturado: p: = 2400 — 14.7 = 2385.3 psig y ademas

la presion estabilizada de fondo es menor a la presion de burbuja



pp = 2100 - 14.7 = 20853 psig |o que nos ubica en la opcién “b” del segundo caso,

luego calculamos el indice de productividad J actual segun:

Q. 500
J=
o pov Bl -00) - onB] | coess-sos+ B 02 ) -oa |
STB
day
J =0.88 psi

Consecuentemente la ecuacion que define el IPR por encima del punto de burbuja es:
= J(P, — pws) = 0.88(23853 - p,.7)
Seguidamente calculamos el caudal de Qil en el punto de burbuja para obtener el IPR

para puntos por debajo del punto de burbuja:

Qs = J(B, — py) = 0.88(2385.3 — 2085.3) = 25+E
Luego:
Jpy (F’uf) (pﬁ-f)’ 0.88 x 3035.3[ Prs P =]
= 1-02 08|— =198+ —|1-0.2 -08
Q= Qar +7g s Y 13 (2085.3) (2085.3)

0, = 264 + 1019.48 [1 0.2 (ZE;; 3) 0.8 (2;;;;3)‘]

El AOF actual es:
STE
AOF = 264+ 101948 = 1283.48——
aay

Definido el IPR actual escogemos por ejemplo la relaciéon propuesta por Ahmed &
McKinney para calcular el futuro AOF para una presion de reservorio de
600 psia = 585.3 psig -

(pr)f

AGF;’ = {Qmux}p {p ]
rip

®,)f 585.3 585.3
2 = 2
][D + 0. E{pr}p] 1283.48 [2385.1—]] [D.u + 0.6 x 23353]
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5TE
A GFJJ = 12"1'8—
aay

Esta nueva presion esta por debajo del punto de burbuja y la forma de calculo del IPR

corresponde al primer caso, simplemente:

PWF PWF\? PWF PWF
s =AO0F:|1-02[——)-08[——) |=1248]|1-0.2 -08
Qo . [ (PR,.- ) (PR;) ] [ (535.3) (585.3

)|

Gréficamente:
IPR
2600
2400
2200
1800
1600 ‘\\
§ 1400 \ ——Pr = 2400
2 =
a 1200 psia
1000 T, ~8-Pr =600
\ psia
800 \
600 \
400 \
200 \
0 - @ 3
0 100 200 300 400 500 600 700 800 900 1000 1100 1200 1300 1400
Qo STB/day
llustracion 21

Por lo general disponemos de dos formas de controlar la produccion en el pozo: la
primera opcion es tratar de mantener un caudal objetivo constante a través de la vida
atil del reservorio, la segunda es mantener una presion de fondo constante de modo
que optimicemos el caudal. Del grafico podemos concluir a priori que es posible
sugerir mantener una presion de fondo igual a 200 psig a través de la vida productiva
del reservorio de modo que el caudal se acerque razonablemente al AOF.

El Inflow Performance Relationship nos ayuda a contestar, bajo la configuracion

actual®

, la interrogante: ¢cuanto petréleo es capaz de producir el reservorio? Sin
embargo ahora debemos responder a una segunda pregunta: ¢cuénto tiempo le va a

tomar hacerlo?

% Entiéndase por ello las actuales condiciones bajo las que e reservorio es explotado, disposicion y
nimero de pozos, tipo de completacion, mecanismo de recuperacion, facilidades, etc. o la estrategia de
explotacion propuesta como caso base.
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Por supuesto esta segunda pregunta requiere que estimemos el caudal de produccion
del campo entero, esto depende evidentemente de la estrategia de explotacion
dispuesta, el nUmero de pozos y sus caracteristicas particulares determinan el caudal
total del campo. Sin embargo la respuesta, es desde cierto punto de vista, bastante

sencilla ya que se basa en la definicion del caudal:

N,
_F
Q=+

Ecuacion 3.2.1
Es decir si se dispone de la produccién acumulada de petréleo o gas para una cierta
caida de presion y si disponemos también de un caudal promedio asociado a una
cierta presion en el reservorio es posible obtener el tiempo promedio entre ambos
estimados de la produccion acumulada, definamos nuestras variables:
N, = N,@p; — N, @p;
Ecuacion 3.2.2

Qc@p_f + Q.‘:@p:
Qﬁ‘ = Z

Ecuacion 3.2.3
Luego:
_ :V;_,@p;- - N;@.U:

tipes =
ave (Qc@p;’ + Qc@.u:)
2

Ecuacion 3.2.4
Obviamente la precision de esta aproximacion depende de la amplitud del intervalo
productivo, la Macro incluye una pequefia subrutina para estimar el tiempo acumulado
gue le toma al reservorio la produccién de petréleo y gas, nos permite ademas
seleccionar previamente entre un régimen de caudal constante y uno de caudal
variable controlado por el IPR del pozo, a modo ilustrativo presentamos para nuestro
ejemplo de aplicacion los resultados para la prueba de pozo propuesta y una presion

operativa de 200 psig:
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D psia 2400 2100 1800 1500 1200 900 600
Np STB 0 120502 476164 910862 1068934 1177608 1256644
Qo STB/day 1257 835 521 297 149 60 16
TG 0 115 640 1703 2412 3453 5536
Time days
Tabla8
2400 1
2200
2000
1800 \.\
1600 \-\
1400 N ——Np MSTB
4 — == Pr psia
1200 . Qo STB/day
1000 -+
800 +
—
600 // I
400 /7
200
0 ‘ ‘ | ‘ i —
0 1000 2000 3000 4000 5000 6000
Time days
Ilustracion 22

4.

Veamos ahora un caso préactico, se trata de la formacion Mogollon ubicada en la
cuenca Talara en el noroeste del Peru, sus afloramientos se encuentran a unos 40 km
al SE del campo Pefia Negra, es una formacion con un rango relativamente bajo de
permeabilidades: entre 0.01mD hasta 2mD con una porosidad de 3% a 20%, sin
embargo su atractivo como reservorio lo constituye su espesor que en promedio es
igual a 2000 ft.?°

El estimado volumétrico del OOIP es igual a 10 MMSTB, la produccion se inicia a una

presion inicial de 1777 psia, la presion de burbuja es de 2500 psia y la saturacion de

El prondéstico determinista: Estudio de caso

agua irreducible es de 33%. Los datos del ensayo PVT son los siguientes:

% |nformacion recopilada de la Tesis de Grado Profesional: Modelamiento G