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GLOSARIO

COMPRESIBILIDAD: la compresibilidad es una propiedad de roca que puede ser
definida de manera isotérmica o no. En el caso de estudio es isotérmica y se
considera como una medida del cambio de volumen normalizado con respecto a la
presion.

CORRELACION: es una herramienta matematica que permite obtener de manera
aproximada una variable en funcion de otras independientes. Esta herramienta se
obtiene como una aproximacion a resultados experimentales.

DANO DE FORMACION: el dafio de formacion es una medida de la alteracion que
sufre la cara del pozo debido a distintas actividades asociadas a la extraccion de
hidrocarburos.

FACTOR VOLUMETRICO DE FORMACION: es una propiedad de los fluidos del
yacimiento que determina como es la relacién volumétrica entre un el volumen de
fluido en el yacimiento con respecto al volumen de superficie.

GAS EN SOLUCION: el gas en solucion hace referencia a la cantidad de gas
disuelto en el petroleo en el yacimiento.

GRAVEDAD API: la gravedad API es una medida directa de la densidad que tiene
el petréleo a condiciones estandar.

GRAVEDAD ESPECIFICA: la gravedad especifica es una medida adimensional
que compara la densidad de un fluido determinado (en este caso petréleo) con la
densidad del agua a condiciones estandar.

MODELO DINAMICO: un modelo dinamico es una aproximacion numérica que
toma en cuenta las variables que cambian con el tiempo en el yacimiento. Este
modelo es construido a partir de un modelo estatico.

MODELO ESTATICO: un modelo estatico es un modelo discreto del yacimiento que
incluye la interpretacion de las propiedades del yacimiento que no cambian con el
tiempo, asi como la estructura y estratigrafia de éste.
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MOJABILIDAD: la mojabilidad es una propiedad de la roca que se define como la
afinidad que tiene ésta a un fluido determinado cuando este se encuentra en
presencia de otro fluido inmiscible.

PERMEABILIDAD: la permeabilidad es una propiedad de la roca y se define como
la capacidad que tiene esta para que un fluido pase a través de ella. Esta definicion
pertenece al término conocido como permeabilidad absoluta.

POROSIDAD: la porosidad es una propiedad de la roca que habla de la fraccion de
volumen poroso con respecto al volumen total del yacimiento.

PRESION CAPILAR: la presién capilar es la presion que se presenta entre dos
fases inmiscibles; mas exactamente, es la diferencia de presion entre la fase no
mojante y la fase mojante.

PRESION DE YACIMIENTO: la presion de yacimiento es la presion de poro que se
encuentra presente en la roca y es gracias a ella que se obtiene la energia del
yacimiento.

SALINIDAD: es la cantidad de sales (cloruros y sodios principalmente) disueltas en
un fluido. Esta medida se usa especialmente en el agua.

SATURACION DE AGUA IRREDUCIBLE: es la saturacién remanente de agua
después de un proceso de drenaje por parte del petréleo.

SATURACION DE PETROLEO RESIDUAL: es la saturacion de petréleo que queda
después de un proceso de desplazamiento.

SIMULACION DE YACIMIENTOS: la simulaciéon de yacimientos es el
procedimiento matematico que permite obtener una prediccidon de la explotacion de
un yacimiento bajo distintos escenarios.

RESERVAS: las reservas son la cantidad de hidrocarburos que se pueden extraer
de una manera econdmicamente viable bajo escenarios determinados. Las reservas
se dividen en reservas probables, posibles, y probadas.
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VISCOSIDAD: la viscosidad es una propiedad de los fluidos que dice como estos
se oponen a un esfuerzo de cizalla.

YACIMIENTO: es una roca que tiene las capacidades econdmicas para que sea
explotada para obtener un recurso natural (por ejemplo, petréleo, gas o minerales).
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RESUMEN

El presente trabajo de grado determina el potencial de produccion de las Areniscas
T del Campo A de Ecopetrol S.A. mediante simulacion numérica. Para ello, se ha
hecho la construccion de un modelo dinamico y se ha evaluado un total de 14
escenarios, simulando en primer lugar un Escenario Base y a partir de los resultados
de dicho escenario, se ha llevado a cabo la elaboracion y la prediccion de otros 13
escenarios.

En general el Campo A cuenta con una cantidad de petréleo original in situ de 4
millones de barriles de petréleo. Por medio de las simulaciones de los escenarios
planteados con anterioridad y para un periodo de tiempo de 20 afios, se ha estimado
que el Escenario 13 permite obtener un factor de recobro del 6.52%, o lo que
equivale a un total de 264.115 STB.

La simulacién de todos estos escenarios permite llegar a la conclusion de que las
Areniscas T pueden llegar a ser producidas mediante pozos horizontales, sin
embargo, las altas saturaciones de agua y las bajas permeabilidades del yacimiento
sera un factor que provocara la rapida declinacion de estos pozos.

PALABRAS CLAVE: propiedades petrofisicas, modelo estético, areniscas T, factor
de recobro, simulacion numérica.

23



INTRODUCCION

En el desarrollo de campos petroliferos se procede a extraer petréleo de los
yacimientos con menor riesgo de fracaso econdmico. Lo anterior, debido a que un
campo puede contener uno 0 mas yacimientos asociados a éste y es decision de la
compafia operadora cuales yacimientos explotar y cuales no. Tal es el caso del
Campo A que a la fecha cuenta con la explotacion de la formacién Caballos, dejando
de lado la explotacion de los otros yacimientos que posee como lo son las Areniscas
T.

Las Areniscas T son un miembro de la Formacion Villeta que se encuentra
comprendida a lo largo del sur occidente de la Cuenca del Caguan-Putumayo y que
se extiende hasta la Cuenca de Oriente de Ecuador. Dichas Areniscas no han sido
aun explotadas en Colombia por parte de Ecopetrol pues la calidad de la roca es
bastante regular y debido a que se tiene yacimientos con mejores condiciones de
explotacion, estas Areniscas se han dejado de lado. No obstante, y en lo que
concierne al Ecuador, dichos yacimientos han sido explotados ampliamente,
llegando a ser unos de los yacimientos de mayor relevancia para el pais.

Ahora bien, debido a los problemas de orden publico y a la crisis petrolera que ha
afectado de manera negativa la actividad exploratoria y extractiva de la Cuenca
Caguéan-Putumayo, las reservas de los campos de Ecopetrol que se encuentran en
dicha Cuenca no superan los 5 afios. Esto ha llevado a que sea necesario la
evaluacion de nuevos proyectos de recobro mejorado y asi se determine el potencial
petrolifero de otros yacimientos.

Siguiendo este orden de ideas, en actividades previas de evaluacién de desarrollo
del Campo A, Ecopetrol determind la presencia de hidrocarburos en las Areniscas
T en dicho campo. No obstante, ain no se ha llevado a cabo la determinacion del
potencial de produccion de las Areniscas T en el Campo A, por lo que este proyecto
plantea predice mediante simulacion numérica dicho potencial.
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OBJETIVOS

OBJETIVO GENERAL

Evaluar el potencial de produccion de las Areniscas T en el Campo A mediante
simulacion numérica.

OBJETIVOS ESPECIFICOS

1.Describir las caracteristicas generales y geoldgicas de las Areniscas T del Campo
A.

2.Describir el modelo estatico de las Areniscas T del campo A.

3.Construir un modelo dinAmico que permita la caracterizacién del yacimiento en
estudio.

4.1dentificar los puntos de drenaje para la implementacion de nuevos pozos segun
distintos escenarios de reservas.

5.Estimar el potencial de las Areniscas T mediante simulacion numérica a partir de
datos de yacimientos analogos y haciendo uso de las curvas de declinacion.
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1. GENERALIDADES GEOLOGICAS DEL CAMPO A

Este capitulo tiene como objetivo brindar al lector la informacion general sobre el
area de estudio y la descripcién de los aspectos geoldgicos mas relevantes del
Campo A.

Se debe sefialar que debido a que este proyecto se trata de la evaluacion de un
potencial de produccién de un yacimiento que aun no ha sido explotado, este
capitulo no contendra curvas de produccion ni tampoco el mecanismo de produccion
con el que cuenta el campo pues esto sera algo a evaluarse a lo largo del proyecto.

1.1 HISTORIA DEL AREA DE ESTUDIO

El Campo A se encuentra ubicado en la subcuenca del Putumayo que se caracteriza
por sus areas prospectivas que son el area sur y el area de occidente. En general,
estas areas son algunas de las mas proliferas de la Cuenca del Caguan-Putumayo.

La Cuenca del Caguan-Putumayo empezé a ser explorada desde el afio 1941 por
la compafiia norteamericana Texas Petroleum Company la cual descubrié en 1963
hidrocarburos y a partir de esto llevo a cabo una amplia exploracién en todo el sur
de la Cuenca.! En los afios siguientes dicha compafiia encontré yacimientos con a
lo largo de la Cuenca luego de una campafa de perforacion de 60 pozos
exploratorios. A finales del afio 1971, la compafiia de Texas Petroleum Company
declara comercialmente exitoso el Campo A gracias a que se encontro petréleo con
la perforacion del Pozo 1 en la Formacion Caballos.

En el afio de 1980, la Texas Petroleum Company entreg6 el 100% de los contratos
de exploracion y explotacion de los campos del Putumayo a la Sociedad Petrolera
del Rio de Panama, la cual renunciaria y entregaria dichos contratos a Ecopetrol
para el afio de 1981.2 A partir de este afio, Ecopetrol llevé a cabo la implementacion
y expansion de los planes de desarrollo elaborados por la Texas Petroleum
Company, esto lo llevo a incrementar el nimero de pozos de desarrollo que se
encuentran en la zona.

Siguiendo este orden de ideas, hoy en dia Ecopetrol se encuentra extrayendo
hidrocarburos en el Campo A por medio de un total de 8 pozos. Dicha extraccion se
esta haciendo en la Formacion Caballos. No obstante, desde el afio 2018, Ecopetrol
ha despertado un interés especial en lo que es la evaluacién de yacimientos que
antes no eran muy prospectivos como lo son las Arensicas T. En el caso del Campo
A, dichas Areniscas se dividen en lo que son las Areniscas T Superior y las

1 DEVIA ACOSTA, Claudia. “Orito y la explotacion petrolera. Un caso de colonizacién en el medio
Putumayo 1963-1985”. Tesis de Pregrado. Universidad Nacional de Colombia, 2004. p. 75.

2 Ibid., p.81.
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Areniscas T Inferior, yacimientos que como se dijo anteriormente, se estudiaran a
lo largo de este trabajo.

1.2 UBICACION GEOGRAFICA

El Campo A se encuentra ubicado en la Cuenca del Caguan-Putumayo en Colombia
(Ver Figura 1). Dicha cuenca limita al sur con la Cuenca de Oriente de Ecuador, al
occidente con la Cordillera Oriental, al norte con la Serrania de la Macarena y al
oriente con el Escudo de la Guyana3. Asimismo, el pozo 1 se encuentra con las
coordenadas 0°37'25.1237"N y 76°59'58.8934"W.

El acceso al Campo A se puede realizar por via terrestre o bien por via aérea. La
trayectoria terrestre inicia con un recorrido de distancia total de 756 kildmetros con
una duracion aproximada de 15 horas. Dicho recorrido empieza tomando la
Autopista Sur de la ciudad de Bogotd, para luego seguir por la carretera Silvania-
Granada pasando por los municipios de Fusagasuga. Al avanzar casi 50 km se debe
continuar por la via principal Bogota / Girardot / Melgar-Boqueron para después de
35 km de recorrido proseguir por la carretera 45 via Neiva-Espinal/Saldana-Guamo
en un recorrido de 228 km. Al llegar a Neiva se procede a tomar la via Neiva-San
Agustin para que después de avanzado 120 km se toma la via Mocoa-Pitalito la cual
luego de un recorrido de 164 km se conecta con la ruta de Puerto Caicedo-
Villagarzon. Al seguir un recorrido de casi 97 km se llega a Puerto Asis para finalizar
tomando la ruta Hormiga-Orito por medio de un recorrido aproximado de 29 km.

Para la trayectoria aérea desde Bogota a la zona de estudio se toma un vuelo desde
el Aeropuerto Internacional el Dorado hasta el Aeropuerto de Villagarzon realizando
un recorrido de aproximadamente 500 kilbmetros. Una vez en el Aeropuerto de
Villagazén se debe tomar un transporte vehicular por medio de la ruta Hormiga-Orito
para asi llegar al area de estudio.

3 AGENCIA NACIONAL DE HIDROCARBUROS. Sistemas hidrocarburiferos y andlisis de plays en
la Cuenca Caguan-Putumayo. Bogota D.C. 2009.
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Figura 1. Mapa de la localizacion del Campo A.

- . Ruta de accesoal Campo.

80°'W 00’ 75'W 00’ 70°W 00 65'W 00 78°W 00 76°W 00’ 74°W 00’ 72°W %0°’N o0
N N putunenco f’i““ ‘ri«] 1 Soq.lgwso S
— = 15°N Quibdo T
LOS CAYOS A A @ @ L@ Voga\
Mangales
Perglra § 'S D.C
Ameniao - Ibagué )
S (&
viocenctp‘ {20}
Buenngemura ) 2£9) 4°N 00’
10°N 00’ =
Cali i .
g f el Colombia
Cafo Canoas
NP;\rci~={\| {é‘;
&) Natural.
Pcpgyan e
& /
5'N 00’ S 2°N 00’
\ 1 4 07 Paglo
Esmeraldas )
wipiale: Q Cagipo A
= e Ibarra »[/2.‘ 3 |
[P % @ e &
0°S 00 oo X (5 e
pomjose 7' opte @ feseaies F— 80km | onoo
Convenciones
5'S 00° = : Carretera Nacional. 4 : Cuenca Caguan Putumayo,

Fuente: elaboracion propia, con base en: GOOGLE MAPS [sitio web]. Mapa de ubicaciones y georefereciamiento.

[Consulta 25 de julio 2019]. Disponible en: https://www.google.com/maps/dir/.

28




1.3 MARCO GEOLOGICO

Esta seccion tiene como objetivo discutir la estratigrafia general del area de estudio;
asi como también, llevar a cabo una breve descripcion de lo que es la geologia
estructural del Campo A y asi mismo su estratigrafia, explicando las formaciones y
los miembros con los que cuenta el campo.

1.3.1 Columna estratigrafica. La Cuenca del Caguan Putumayo se puede dividir
estratigraficamente en dos regiones principalmente que son: la region sur y la region
norte. La region sur es conocida como la subcuenca del Putumayo; mientras que,
la regidn norte es conocida como la subcuenca del Caguan. Segun la Agencia
Nacional de Hidrocarburos, la presencia de dos subcuencas indica que se esta
teniendo dos sistemas petroliferos distintos. La Figura 2 muestra la columna
estratigrafica generalizada de estas dos subcuencas; y, asimismo, indica el sistema
petrolifero en cada una.
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Figura 2. Columna estratigrafica generalizada de la Cuenca Caguan-Putumayo.
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1.3.2 Estratigrafia del campo. En esta seccion se describe cada una de las
formaciones que conforman el campo de estudio desde superficie empezando por
la Formacion Orito-Belén y finalizando en la Formacion Motema. Se debe resaltar,
que debajo de esta ultima Formacion se tiene lo que se conoce como Basamento;
gue en general, son rocas metamorficas con alto contenido en silice y que son
consideradas como cuarcitas altamente exfoliadas. La descripcién se haré desde lo
mas profundo hasta lo mas somero ayudandose de la Figura 3 la cual presenta una
columna estratigréfica especifica del area de estudio y basandose en los registros
de Mud Logging entregados por Ecopetrol.

Figura 3. Columna estratigrafica del campo
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Figura 3. (Continuacion)
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Figura 3. (Continuacion)

Tope | Base . .
(ft) (ft) Periodo Epoca
7476 | 7512
7512 | 7600
7600 | 7632
7632 | 7940
(@)
=
7940 | 8010 @
=

Conglomerado
- Marga

Fuente: elaboracion propia, con base en: ECOPETROL S.A.

33

Formacion |Litologia
T e T
A e AT
; BT =TT
Miembro e = =
Lt
Arena T R iyl
Superior
g Miembro
= |Arena T
> |Inferior
Miembro C
Caballos
/.- f'.- F .--r .--;'
T T T T
N X ¥ A4l
J‘: f‘: .;’: r": ;‘
Motema 0 a0 a0 s
NI ID
M T TR T
R

= caliza

“2=7 Arenisca Calcarea

-t




1.3.2.1 Formacion Motema. La Formacién Motema es una formacion considerada
como el inicio del basamento de la cuenca. En general, se trata de rocas igneas
principalmente granitos. No obstante, a la base, se tiene un aumento de temperatura
que sugiere la posible formacién de rocas metamorficas.

En general, es la ultima formacion que alcanzan los pozos que son perforados en la
subcuenca del Putumayo. Esta formacion pertenece al Jurasico Superior.

1.3.2.2 Formacion Caballos. La Formacion Caballos es posiblemente la formacion
con mayor prospectividad de la Cuenca de Caguan Putumayo. Esta formacién hace
parte del altimo periodo de depositacion del Cretacico Inferior y se relaciona con un
ciclo regresivo que permitié la deposicitacién de grandes cuerpos de arena.

Esta arena se caracteriza por ser de grano medio y contar con bajas proporciones
de arcilla. Ademas, se cuenta con algunas intercalaciones de limolitas que hacen
un ligero sello entre los cuerpos de arena.

1.3.2.3 Formacién Villeta Miembro C. El miembro C de la formacion Villeta puede
ser considerado como el miembro mas importante en términos de poder ser roca
sello y al mismo tiempo ser roca generadora para lo que seria el sistema petrolifero
de la Formacion Villeta, especificamente, el sistema de las rocas almacén Areniscas
Ty Calizas Ay B.

Este miembro fue también depositado en el Cretacico Inferior y se caracteriza por
tener ligeras intercalaciones de limolitas con arcillolitas grisaceas hacia la base y
arcillolitas hacia el tope. La formacion evidencia una depositacion de un ambiente
marino somero en un periodo de transgresion.

1.3.2.4 Formacion Villeta Areniscas T Inferior. Las Areniscas T Inferior son las
Areniscas de menor espesor de arena en la Formacion Villeta pero que aun asi
puede llegar a ser prospectivo. Sumado a ello, la formacién presenta intercalaciones
con limolitas y arcillolitas; no obstante, tienen algunas partes calcareas con
mineralogias de distintos tipos de arcilla, incluyendo la glauconita. Este mineral es
mas abundante en el miembro de las Areniscas T Superior.

1.3.2.5 Formacion Villeta Areniscas T Superior. La Formacion Villeta T Superior
o también conocida como el Miembro de Areniscas T Superior, es un miembro que
se caracteriza por una mayor proporcion de cuerpos de arena a comparacion del
miembro explicado anteriormente.
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1.3.2.6 Formacion Villeta Caliza B. El miembro Caliza B es el primer miembro en
depositarse en el Cret4cico Superior. La litologia de esta Caliza se caracteriza por
tener en su base una presencia de limolitas y arcillolitas que efectian un sello para
las Areniscas T.

Asimismo, hacia el tope se cuenta con la presencia de margas fracturadas que
también permiten la acumulacién de hidrocarburos en este miembro, haciendo que
este se tenga en cuenta para la explotaciéon o desarrollo de futuros proyectos. La
depositacion de esta Caliza B se evidencia que fue en un ambiente de muy baja
energia a otro de baja energia que permitié la acumulacién de carbonatos hacia el
tope de la formacion.

1.3.2.7 Formacion Villeta Areniscas U. Las Areniscas U son un miembro de poca
calidad de roca. En general, se trata de intercalaciones de estratos delgados de
areniscas con limolitas. Es un miembro poco prospectivo que incluso se considera
sello para las acumulaciones de hidrocarburos que se encuentran en la Caliza B.

1.3.2.8 Formacion Villeta Caliza A. Al igual que la Caliza B, la Caliza A es un
miembro caracteristico por la presencia de margas y limolitas principalmente. Sin
embargo, no es considerado tan prospectivo debido a que no tiene espesores de
marga fracturada tan grandes como los tiene la Caliza B. La depositacion de estas
rocas indican un ambiente transgresivo de baja energia, pero cercano a la linea de
costa para permitir la depositacion de carbonatos.

1.3.2.9 Formacién Villeta Miembro M. Esta formacion se caracteriza por seguir un
ciclo transgresivo desde su base hacia el tope. Desde la base inicia con una
depositacion de areniscas calcareas con algunas alteraciones muy ligeras de
limolitas.

Hacia el tope se cuenta con una depositacién de material calcareo el cual pierde su
calidad matricial al llegar al tope de la formacion. La matriz de las calizas se vuelve
lodosa, haciendo que se presente un alto periodo de depositacion de margas para
finalizar con una depositacion de arcillolitas. Este Miembro junto con el Miembro N
son los intervalos menos prospectivos de esta formacion.

1.3.2.10 Formacion Villeta Miembro N. El miembro N de la Formacion Villeta es el
altimo miembro de la formacion proveniente del Cretacico Superior. La depositacion
de este miembro muestra un ambiente profundo que permitio la depositacion de las
arcillolitas y las limolitas a la base de este miembro. Pese a ello, se evidencia que
hay una disminucion en el nivel del mar que permite la depositacion de margas,
areniscas calcareas y posteriormente calizas.
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1.3.2.11 Formacion Rumiyaco. La Formacién Rumiyaco indica el inicio de un
nuevo ciclo transgresivo en la region del Campo; dado que, se muestra tiene una
gran cantidad de arcillolita rojiza caracteristica de una alta oxidacion durante y
después del periodo de deposicion. Se debe sefialar que, también se cuenta con
presencia de limolitas rojizas y algunas areniscas sucias o de baja calidad de grano.
Esta formacion se depositd en el Paleoceno seguido a la depositacion de la
Formacion Villeta.

1.3.2.12 Formacion Pepino. La Formacién Pepino es una formacién que data de
la edad del Eoceno. Y, a pesar de ser una unidad litoestratigrafica joven es una de
las formaciones con mayor capacidad de conformar un sistema petrolifero; puesto
que, el espesor total que tiene en su gran mayoria se tiene una presencia de
areniscas y conglomerados polimigticos. Esta formacion cuenta con pequefias
intercalaciones de limolita grisaceas y poco hinchables.

1.3.2.13 Formacién Orteguaza. La Formacion Orteguaza es una formacion del
Oligoceno caracteristica principalmente por ser en su mayoria de limolita lo que
indica claramente una deposicion en un ambiente somero. La presencia de
areniscas indica pequeios ciclos de regresion; no obstante, se puede decir que se
cuenta con un ambiente transgresivo principalmente.

1.3.2.14 Formacion Orito-Belén. Esta formacion se caracteriza por tener en su
tope conglomerados polimigticos de alta esfericidad. Ademas, presenta una
intercalacion de arcillolitas cafés y grises. Dichas arcillolitas se caracterizan por ser
altamente hinchables. Asimismo, se tiene la presencia de arenisca ligeramente
sucia entre los estratos de arcillolitas hinchables. Esta formacion es de las mas
jovenes de la cuenca pues se depositd en Epoca del Mioceno.

1.3.3 Geologia estructural del campo. Segun Barrero* et al, la Cuenca en estudio
se puede definir como una Cuenca tipo Foreland la cual cuenta con dos plays
estructurales que la caracterizan. Dichos plays son (1) fallas inversas de alto angulo
y (2) pliegues anticlinales siendo estos ultimos las estructuras mas comunes en
almacenar petroleo.

Ahora bien, como se observa en la Figura 4, con respecto a la geologia estructural
del area de estudio se puede decir que los yacimientos se encuentran plegados
gracias a la presencia de una falla inversa lo que conforma una trampa petrolifera
mixta.

4 BARRERO, D., PARDO, A., VARGAS, C. A. y MARTINEZ, J. F. Colombian sedimentary basins:
Nomenclature, boundaries and petroleum geology, a new proposal. Bogota: Agencia Nacional de
Hidrocarburos (ANH), 2007. ISBN: 978-958-98237-0-5.
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Figura 4. Sismica del area de estudio
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1.4 SISTEMA PETROLIFERO

La Cuenca del Caguan-Putumayo cuenta con 19 campos petroliferos que juntos
abarcan unas cantidades de 370 Millones de Barriles de Petréleo y 310 Giga Pies
Cubicos de Gas.®> Ahora bien, asi mismo esta cuenca puede ser dividida en dos
sistema petroliferos que abarca la subcuenca de Caguan y la subcuenca del
Putumayo®. A continuacion, se describe la subcuenca del Putumayo:

1.4.1 Roca generadora. Las rocas generadoras de esta Cuenca provienen de los
shales de la Formacion Caballos que tienen una Edad del Aptiano Medio. Asi mismo
las calizas en la base de la Formacion Villeta y sus intercalaciones con algunos
shales de Edad Campaniano son consideradas también como rocas generadoras’.

1.4.2 Roca reservorio. Las Formaciones Caballos, Villeta y Pepino son
consideradas como las principales rocas almacenadoras de hidrocarburos. Por otro

5 BARRERO, D., PARDO, A., VARGAS, C. A. y MARTINEZ, J. F. Colombian sedimentary basins:
Nomenclature, boundaries and petroleum geology, a new proposal. Bogota: Agencia Nacional de
Hidrocarburos (ANH), 2007. ISBN: 978-958-98237-0-5. p.20

6 GARCIA, M., MIER, R., CRUZ, L. y VASQUEZ, M. Evaluacion del potencial hidrocarburifero de las
cuencas colombianas. Bogota: Universidad Industrial de Santander-Agencia Nacional de
Hidrocarburos. 2009. P.8

7 MONTENEGRO, G., BARRAGAN, M. Petroleum Geology of Colombia. Agencia Nacional de
Hidrocarburos (ANH). 2011. p.91.

37



lado, la Formacion Rumiyaco tiene en ciertas regiones de la Cuenca potencial de
roca almacenadora®.

1.4.3 Roca sello. Existen principalmente dos tipos de rocas sellos que son en
primer lugar la Formacion Villeta, en especifico los shales en el tope de esta
Formacion, asi como las calizas y las margas presentes en los topes de los
miembros T y U. Asi mismo el shale C es sello caracteristico para la Formacion
Caballos. Por otro lado, la Formacion Rumiyaco y Orteguaza son sellos
caracteristicos para las Formacion Pepino®.

1.4.4 Migracion y entrampamiento. La migracion se presentdé de manera lateral
en toda la Cuenca donde los hidrocarburos provienen prncipalmente del sistema
petrolifero de la Cuenca de Oriente del Ecuador. Esta migracion se dio entre el
Mioceno y el Plioceno donde los hidrocarburos se entraparon en estructuras como
lo son fallas inversas de alto angulo y anticlinales relacionados a fallas inversas?°.

8 Ipid. p.91.

9 POSADA, C. Geologia del Petroleo: Cuenca Caguan-Putumayo. Agencia Nacional de
Hidrocarburos. Open Round Colombia. 2010. p.16.

10 |bid p.16.

38



2. GENERALIDADES PETROFISICAS DEL CAMPO A Y DESCRIPCION DEL
MODELO ESTATICO

Este capitulo tiene como objetivo describir las propiedades petrofisicas y el modelo
estatico de las Areniscas T del Campo A. Para ello, se explicara en primer lugar las
propiedades petrofisicas para cada uno de los pozos del campo de estudio. Y,
seguidamente, se explicara el modelo estatico del Campo. Se debe sefialar que se
accedio al Software de Techlog y Petrel haciendo uso de los computadores de
Ecopetrol S.A en el tiempo de la elaboracién de dicho capitulo.

2.1 GENERALIDADES DE LAS PROPIEDADES PETROFISICAS

Esta seccién tiene como objetivo presentar los conceptos béasicos de las
propiedades petrofisicas a explicar de los pozos del Campo en estudio. Sumado a
ello, se presentan las formulas con las que se calcularon dichas propiedades.

2.1.1 Volumen de arcilla. El volumen de arcilla se define como una fraccion que
mide el volumen de arcilla que tiene una roca con respecto al volumen total de dicha
roca. Segun Schlumberger (2015)1, el volumen de arcilla se puede determinar
haciendo uso de la ecuacion 1:

Ecuacion 1. Determinacion del volumen de arcilla.

GR — GRyyip

Vsh =
GRshale - GRmin

Fuente: SCHLUMBERGER, Techlog Fundamentals (Workflow and Solutions
Training). Schlumberger Information Solutions. 2015. p.10.

Donde:
GR: Lectura de Gamma Ray a una profundidad dada, API.

GRpin: Lectura de Gamma Ray minima (en este caso se asume que es la lectura en
zona de 100% arena), API.

GRgpale: Lectura de Gamma Ray maxima (en este caso se asume que es la lectura
en zona de 100% shale), API.

Vsh: Volumen de arcilla, fraccion.

2.1.2 Porosidad. La porosidad (@) es una propiedad intrinseca de las rocas y se
representa por una fraccion. Dicha fraccion es la razén entre volumen poroso (o

11 SCHLUMBERGER, Techlog Fundamentals (Workflow and Solutions Training). Schlumberger
Information Solutions. 2015. p.10.
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libre) de una muestra de roca con respecto al volumen total de dicha muestral?,
Dicha propiedad viene definida por medio de la ecuacién 2 de la siguiente forma:

Ecuacion 2. Ecuacion de porosidad

Volumen total de roca — Volumen de los granos

Volumen total de roca

Fuente: AHMED, T. Resevoir Engineering Handbook. United States of America.
Elservier. 2010. ISBN 978-1-85617-803-7. p.100.

2.1.3 Porosidad efectiva. Uno de los inconvenientes de la definicion de porosidad
es que dicha fraccion no diferencia los poros interconectados, por este motivo,
Ahmed *2 afiade el concepto de porosidad efectiva que es la fraccion de volumen
poroso interconectado con respecto al volumen total.

Dicha fraccion es la que en verdad importa en cualquier calculo de ingenieria o
geologia de yacimientos puesto que representa el espacio interconectado que
puede almacenar hidrocarburos. Ahora bien, la porosidad efectiva se determina por
lo general con experimentos de laboratorio.

No obstante, debido a que el Campo de estudio no presenta nucleo, esta propiedad
puede ser estimada haciendo uso de datos de registros eléctricos. Como la mayoria
de los pozos del campo tiene registro sonico en las zonas de estudio, la porosidad
efectiva puede estimarse mediante la siguiente ecuacién 3

Ecuacion 3. Ecuacion de porosidad efectiva a partir del registro sénico

_At— Aty

De Aty — Aty

sh

Fuente: SCHLUMBERGER, Techlog Conventional Log Analysis (Workflow and
Solutions Training). Schlumberger Information Solutions. 2010. p. 15.

Donde:

?. : Porosidad efectiva obtenida de la interpretacion del registro sénico.

12 AHMED, T. Resevoir Engineering Handbook. United States of America. Elservier. 2010. ISBN 978-1-85617-
803-7. p.100

13 Ibid. p.100

14 SCHLUMBERGER, Techlog Conventional Log Analysis (Workflow and Solutions Training). Schlumberger
Information Solutions. 2010. p. 15.
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At: Tiempo de viaje en la zona de interés, us/ft.
At,,: Tiempo de viaje en la matriz de la roca, psf/ft.

At; : Tiempo de viaje en el fluido de perforacion, ps/ft.

2.1.4 Saturacion de agua. La saturacion es una fraccion del volumen de fluido, ya
sea agua, petrdleo o gas que se encuentra ocupando el volumen poroso de una
roca. Seglin Schlumberger (2010)*, la saturacién de agua puede calcularse ya sea
para formaciones limpias usando la ecuacion de Archie; o bien, haciendo
modificaciones si dicha formacién es arcillosa. Debido a que el yacimiento de
estudio es arcilloso, es necesario entonces hacer uso de un método modificado a
partir del volumen de arcilla. Dicho método se describe a continuacion en las
ecuaciones 4,5y 6.

Ecuacion 4: Saturacion de agua modificada a partir del Vsh.

Sw=(A+B*)% -B

Fuente: SCHLUMBERGER, Techlog Conventional Log Analysis (Workflow and
Solutions Training). Schlumberger Information Solutions. 2010. p. 21.

Donde:
Sw: Saturacion de agua.
Ay B: Constantes que se calculan en las ecuaciones 5y 6.

Ecuacién 5. Determinacion del factor A para el célculo de Saturacion de agua

— Ro * (1 _Vsh)

A
R¢

Fuente: SCHLUMBERGER, Techlog Conventional Log Analysis (Workflow and
Solutions Training). Schlumberger Information Solutions. 2010. p. 21.

Donde:

R,: Resistividad de la roca leida en zona 100% de agua, ohm-m.
V¢ Volumen de arcilla, fraccion.

R;: Resistividad de la roca leida en la zona de interés, ohm-m.

A: Factor de correlacion, fraccion.

15 SCHLUMBERGER, Techlog Conventional Log Analysis (Workflow and Solutions Training). Schlumberger
Information Solutions. 2010. p. 21.
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Ecuacion 6: Determinacion del factor B para el calculo de Saturacion de agua

B_Vsh*(l_vsh)*Ro
Z*Rsh

Fuente: SCHLUMBERGER, Techlog Conventional Log Analysis (Workflow and
Solutions Training). Schlumberger Information Solutions. 2010. p. 21.

Donde:

R,: Resistividad de la roca leida en zona 100% de agua, ohm-m.
V¢, Volumen de arcilla, fraccion.

Ry, Resistividad de la roca leida en zona de 100% arcilla, ohm-m.
B: Factor de correlacion, fraccion.

2.1.5 Permeabilidad. El concepto de permeabilidad se divide en tres partes que se
describen brevemente a continuacion.

2.1.5.1 Permeabilidad absoluta. Descrita como la habilidad que tiene una roca a
que un fluido se mueva a través de sus poros cuando dicha roca esté saturada 100%
de este fluido. Toda permeabilidad se determina mediante pruebas de flujo de
fluidos a través de la roca; no obstante, y debido a que no se tienen nucleos, la
permeabilidad puede entonces ser estimada a partir del analisis de registros
eléctricos. Schlumberger (2015)'¢ afirma que uno de los mejores métodos para
calcular la permeabilidad es el de Wyllie-Rose, el cual viene dado por la ecuacién
7.

Ecuacion 7. Determinacion de la permeabilidad absoluta.

6.0
e

)
K = 65000 * ——

wirr

Fuente: SCHLUMBERGER, Techlog Fundamentals (Workflow and Solutions
Training). Schlumberger Information Solutions. 2015. p.24.

Donde:
K: Permeabilidad absoluta, mD.
?.: Porosidad efectiva, fraccion.

Swirr: Saturacion de agua irreducible, fraccion.

16 SCHLUMBERGER, Techlog Fundamentals (Workflow and Solutions Training). Schlumberger Information
Solutions. 2015. p.24.
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2.1.5.2 Permeabilidad efectiva. Definida como la habilidad que tiene una roca a
que un fluido se mueva a través de ella cuando dicha roca esta saturada de 2 0 mas
fluidos inmiscibles entre si.

2.1.5.3 Permeabilidad relativa. Es una fraccion que se define para cada fluido
inmiscible que satura una roca y viene dada por la razén entre la permeabilidad
efectiva de dicho fluido dividido la permeabilidad absoluta.

Para el estudio de las propiedades petrofisicas y el analisis y construccién del
modelo estatico, no fue necesario hacer uso de las curvas de permeabilidad relativa.
No obstante, el capitulo 3 presenta la elaboracién de dichas curvas y con ellas la
construccion del modelo dinamico.

2.2 PROPIEDADES PETROFISICAS DE LAS ARENISCAS T EN EL CAMPO DE
ESTUDIO

El Campo de estudio cuenta con un total de 8 pozos. La Figura 5 muestra la
ubicacion de los pozos a lo largo del campo.

Figura 5. Ubicacion de los pozos en el campo de estudio

-5000.00

-5600.00

-6200.00

— -6800.00

1:33155

Fuente: elaboracion propia, con base en ECOPETROL S.A.
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Ahora bien, estos 8 pozos fueron perforados con el objetivo de llegar a la Formacién
Caballos, formacion que se encuentra a aproximadamente 100 pies por debajo de
las Areniscas T. Teniendo esto en cuenta y al no ser las Areniscas T el yacimiento
principal del Campo de estudio, no todos los pozos cuentan con registros en dichas
rocas. De hecho, solamente los Pozos 1 al 4 y los Pozos 7ST y 8 cuentan con ellos.

La especificacion de los registros eléctricos para cada uno de los pozos del Campo
de estudio se hace con el fin de sefialar que las propiedades petrofisicas de cada
uno de los pozos se han calculado a partir de solamente la interpretacion de los
registros de pozo pues los yacimientos de estudio no cuentan con un nucleo en
alguno de los pozos.

Siguiendo este orden de ideas, la Tabla 1 presenta un resumen de los registros con
los que cuenta cada pozo en el area de interés. El término “INCP T INF” se
especifica para los pozos 7ST y 8, los cuales tienen de manera parcial el set de
registros en la Areniscas T Inferior haciendo que las propiedades petrofisicas en
estos dos pozos estén calculadas de manera incompleta.

Tabla 1. Resumen de registros por pozo

Pozo \ Neménico GR SP RESD RESM RESS RHOB NPHI DTC PEF
POZO-1 NO N Sl NO NO NO NO S NO
POZO-2 Sl N S| NO NO NO S| S| NO
POZO-3 Sl N HUECOS NO NO NO N S| NO
POZO-4 S| N HUECOS NO NO NO S| S NO
POZO-5 NO NO NO NO NO FALTAU FALTA U NO NO

POZO-5ST FALTA U NO NO NO NO NO NO NO NO
POZO-6 HUECOS NO NO NO NO NO S| NO NO
POZO-7 SOLON NO NO NO NO NO NO NO NO

POZO-7ST FALTAT N FALTAT FALTAT FALTAT CALIZA B FALTAT NO S|
POZO-8 NI N N S N N S| S NI

Fuente: elaboracion propia, con base en ECOPETROL S.A.

Con los registros que se contaba para cada uno de los pozos, se logré obtener en
general modelos de arcillosidad, porosidad total, porosidad efectiva, saturacién de
agua y permeabilidad. A continuacion, se mostrara las propiedades petrofisicas
para cada uno de los pozos.

Se debe sefalar que, los célculos de dichas propiedades, asi como los métodos
utilizados para la determinacion de los espesores netos y los valores de corte no
son del alcance de este trabajo por lo que solamente se presentaran las
propiedades petrofisicas y los espesores ya calculados. Las Figuras 6 a 11
muestran las propiedades petrofisicas para cada uno de los pozos del area de
estudio.

De la misma manera, es necesario resaltar que en cada una de las figuras se podra
observar un espesor de net sand (resaltada en color amarillo), un espesor de net
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reservoir (resaltado en color verde) y 3 espesores de net pay (resaltados con color
rojo). Los espesores se encuentran calculados de la siguiente forma:

¢ Net Sand: Calculado con el valor de corte de volumen de arcilla (Vshale) igual al
51%.

¢ Net Reservoir: Calculado con el valor de corte de porosidad efectiva (PHIE) igual
al 6%.

e Net Pay: Calculado con 3 valores de cortes para 3 escenarios distintos de
saturacion de agua (Sw). En este caso son saturaciones del 85, 77 y 70%.

2.2.1 Descripcion Pozo 1. El Pozo 1 es uno de los mejores pozos en términos de
calidad de roca puesto que cuenta con un espesor de arena neta de 43 pies para T
Superior y de 34 pies para T inferior. No obstante, para T Superior, se tiene que la
saturacion de agua supera en su mayoria los valores de corte incluso del primer
escenario haciendo que solo se tenga 8 pies de espesor neto para dicho caso.

Esto cambia claramente para T inferior pues como se observa en la Figura 6, se
llegan a obtener intervalos de espesor neto de hasta 15 pies consecutivos. La alta
calidad de la roca puede ser un factor negativo ya que debido a las altas
saturaciones de agua se tienen condiciones desfavorables con respecto a una
buena razén de movilidad.

2.2.2 Descripcion Pozo 2. A diferencia del Pozo 1, el Pozo 2 es un pozo que tiene
mayor prospectividad en el yacimiento T Superior que en el yacimiento T Inferior
pues las saturaciones de agua son bajas en casi todo el espesor de roca.

Segun la Figura 7, el Pozo 2 tiene un espesor de arena neta igual a 24 y 17 pies
tanto para T Superior como para T Inferior respectivamente. Con respecto a T
Superior, se tiene que dicho espesor de arena neta es relativamente bajo pues casi
el 50% del espesor gross tiene un volumen de arcilla promedio de 70%. El net pay
en este yacimiento llega a ser igual a 16 pies con valores de porosidad promedio
del 13% y permeabilidad promedio de 182 mD.

Ahora bien, para T inferior se tiene que la calidad de la roca es bastante mala lo que
muestra que solamente hay 11 pies de net reservoir de los cuales solo 9 son
considerados net pay. No obstante, de este net pay solamente 3 pies son los que
en verdad se toman en cuenta pues los 6 pies que se muestran en la parte inferior
del yacimiento estan abarcando una zona de transicién que cumple con el cut off de
saturacion de agua pero que claramente indica que no deberia hacerse un
completamiento en estas zonas.

2.2.3 Descripciéon Pozo 3. El Pozo 3 es uno de los pozos con mayor net reservoir;
sin embargo, sus altas saturaciones de agua disminuyen la prospectividad de este
pozo. En general, se tiene un net reservoir de 52 pies para T superior y 16 pies para
T inferior. Haciendo un énfasis en T Superior, se tiene que casi la mitad del net
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reservoir pasa a ser net pay en el mejor escenario dando valores de porosidad
promedio del 12% y permeabilidades promedio de 70 mD. La calidad de la roca para
este yacimiento es bastante buena desde los 5355 ft TVDss a los 5415 ft TVDss lo
gue explica los buenos valores de porosidad efectiva. Pese a ello, dicha calidad se
pierde desde los 5415 ft TVDss a la base de estas arenas, provocando un aumento
en la saturacién de agua y disminuyendo la porosidad efectiva.

Ahora bien, como se observa en la Figura 8, los valores de saturacién de agua
superan el 85% en casi todo el intervalo de T Inferior y en general la calidad de la
roca muestra valores de permeabilidad menores incluso a 10 mD. En general, esta
es una de las zonas con menor prospectividad del yacimiento T Inferior.

2.2.4 Descripcion Pozo 4. El Pozo 4 cuenta con un net reservoir de 40 pies para T
Superior y de 13 pies para T Inferior. Con respecto a lo que es T Superior, se tiene
una roca que disminuye su calidad desde el tope hacia la base. Asimismo, se tiene
bajas saturaciones de agua que aumenta la prospectividad de este pozo; se debe
sefalar que la zona que aparece con menor saturacion de agua y que se encuentra
ubicada entre los 5300 ft y 5310 ft TVDss, no aparece como net pay debido a su
bajo valor de porosidad efectiva, no obstante, no se descarta del todo a que pueda
contarse como un espesor net pay.

Como se puede observar en la Figura 9, al igual que con el Pozo 3, la calidad de la
roca en T Inferior es mala lo que hace que se tenga volumenes de arcilla superiores
al 60%, porosidades efectivas menores al 10% y saturaciones de agua mayores al
90% lo que hace que la prospectividad en este yacimiento sea nula.

2.2.5 Descripcion Pozo 7ST. El pozo 7ST es uno de los mejores pozos en términos
de net pay para el yacimiento T Superior. En general, tiene un net reservoir de 29
pies y un net pay de 9 pies, de este net pay se tiene una porosidad efectiva promedio
del 8% pero una permeabilidad bastante baja que no supera los 12 mD promedio.
En adicion, su saturacion en la zona de net pay tiene un valor promedio del 35%,
valor bastante superior a las saturaciones vistas en los anteriores pozos.

Debido a la falta de informacion que se tiene con respecto a T Inferior, no se puede
determinar la prospectividad de esta zona. La Figura 10 muestra la seccién
parcialmente completa de T Inferior; sin embargo, esta zona muestra que no tiene
prospectividad alguna pues los espesores de net pay no superan el valor a 1 pie.

2.2.6 Descripcion Pozo 8. Al igual que el Pozo 7ST, el Pozo 8 es uno de los
mejores pozos prospectivos para T Superior. Este pozo cuenta con un net reservoir
de 25 pies de los cuales 16 pies cuentan como net pay teniendo valores de
permeabilidad promedio de 90 mD con porosidades efectivas del 11% y valores de
saturacion de agua promedio del 49%. En general, la calidad de la roca en este
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yacimiento disminuye desde el tope hacia su base lo que hace que solamente haya
una prospectividad de este yacimiento en sus primeros 30 pies.

Con respecto a T Inferior y tal y como se observa en la Figura 11 este pozo no tiene
la informacion suficiente para evaluar por completo este yacimiento, aunque, de la
informacion que se tiene, se puede observar que la prospectividad en los primeros
18 pies es nula debido al alto volumen de arcilla en la zona. No obstante, al parecer
desde los 5418 ft TVDss se observa una significativa mejora en la calidad de roca;
es necesario obtener el intervalo faltante para determinar o no la prospectividad de
esta zona
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Figura 6. Propiedades petrofisicas Pozo 1
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Figura 7. Propiedades petrofisicas Pozo 2
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Figura 8. Propiedades petrofisicas Pozo 3
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Figura 9. Propiedades petrofisicas Pozo 4
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Figura 10. Propiedades petrofisicas Pozo 7ST
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Figura 11. Propiedades petrofisicas Pozo 8
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La Tabla 2 presenta un resumen de las propiedades petrofisicas para caso de valor de corte de saturacion de agua
del 85%. Dicha tabla sintetiza lo discutido en los anteriores numerales, asi como también lo visto en las Figuras 6 a
11.

Tabla 2. Resumen de propiedades petrofisicas. Caso de cut off de Sw = 85%

Tope Base Gross Net Net _ Net Net _ Net Pay Vsh Effecti've Wate_r o
(ft) (ft) (ft) Sand Reservoir Pay Reservoir to Porosity  saturation Permeability (mD)
(ft) (ft) (ft) to Gross Gross (frac) (frac)
Pozo-1 ARENA_T_SUP 7256 7298 43 43 39 8 0.92 0.19 0.10 0.15 0.79 295.73
Pozo-1 ARENA_T_INF 7298 7332 34 34 29 23 0.85 0.67 0.19 0.14 0.64 168.96
Pozo-2 ARENA_T_SUP 7406 7451 45 24 20 16 0.45 0.35 0.21 0.12 0.70 107.94
Pozo-2 ARENA_T_INF 7451 7486 36 17 11 9 0.31 0.27 0.13 0.14 0.64 182.63
Pozo-3 ARENA_T_SUP 7362 7444 82 59 52 26 0.63 0.31 0.34 0.12 0.70 70.50
Pozo-3 ARENA_T_INF 7444 7484 40 28 16 8 0.40 0.20 0.22 0.09 0.51 41.54
Pozo-4 ARENA_T_SUP 7383 7433 50 46 40 16 0.79 0.31 0.28 0.11 0.63 44.28
Pozo-4 ARENA_T_INF 7433 7463 30 15 13 3 0.45 0.08 0.22 0.11 0.65 64.33
Pozo-7ST ARENA_T_SUP 7347 7382 36 29 25 9 0.71 0.26 0.14 0.08 0.35 12.61
Pozo-7ST ARENA_T_INF 7382 7500 117 - - - - - - - - -
Pozo-8 ARENA_T_SUP 7421 7472 51 25 25 16 0.48 0.31 0.16 0.11 0.49 94.89

Pozo-8 ARENA_T_INF 7472 7502 30 - - - - - - - - -

Fuente: elaboracion propia, con base en: ECOPETROL S.A.
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2.3 GENERALIDADES DE LA GEOESTADISTICA PARA LA CONSTRUCCION
DEL MODELO ESTATICO

Esta seccion presenta las generalidades y los conceptos basicos necesarios para
entender el analisis y la descripcion del modelo estéatico a discutirse en la seccion
2.4.

2.3.1 Modelo estatico y geoestadistica. Un modelo estético puede ser definido
como la aglomeracion de varios modelos los cuales en conjunto describen aquellas
propiedades que no cambian con el tiempo. Como se vera en la seccion 2.4. un
modelo estatico se conforma entonces de tres modelos que son el modelo
estructural, el modelo de facies y el modelo petrofisico.

El modelo estructural se encarga de presentar la grilla del yacimiento. Dicha grilla
representa las fallas geoldgicas en yacimiento; asi como también, los horizontes de
la linea sismica que pueden verse traducidos en superficies de topes y bases para
cada arena prospectiva.

Por otro lado, el modelo de facies representa los distintos tipos de facies que hay
en el yacimiento y se encuentran representados en valores a través de la grilla.
Finalmente, el modelo petrofisico abarca el poblamiento de las propiedades
petrofisicas de los pozos (volumen de arcilla, porosidad, permeabilidad, net to gross)
a lo largo de la grilla.

El poblamiento de cada propiedad se realiza haciendo uso de la geoestadistica, que
puede definirse como la ciencia encarga del andlisis del comportamiento estadistico
de distintos parametros geoldgicos en una region determinada.

La herramienta base de la geoestadistica es el variograma y su aplicabilidad se da
a partir de simulaciones que se encargan de interpolar y extrapolar valores base ya
conocidos.

A continuacién, se presenta una breve definicion de lo que es un variograma y su
aplicabilidad para los distintos métodos de interpolacion.
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2.3.2 Variograma. Un variograma es una medida cualitativa de la variabilidad de un
conjunto de N datos que se encuentran separados a una distancia h entre si.’
Matematicamente un variograma se puede describir por medio de la ecuacién 8.

Ecuacion 8. Ecuacion de variograma

2Y(W) = s [0 — 2u + D

N(h)

Fuente: GRIGARTEN, E., DEUTSCH, C. Methodology for Variogram Interpretation
and Modeling for Improved Reservoir Characterization. Society of Petroleum
Engineers (SPE). 56654-MS. 1999. p.2.

Donde:

2y(h): Variograma dado, adimensional

z(u): Funcién geoldgica dependiente de u.

u: Variable independiente, definida por lo general como una distancia, ft.
h: Distancia entre dos valores de la funcién geoldgica z(u), ft.

N: Namero de datos.

Por el alcance de esta tesis, solamente es necesario tener presente que el
variograma es la base de toda simulacién geoestadistica, el disefio de los
variogramas usados para la construccion del modelo estatico, asi como las
incertidumbres no seran presentados en este trabajo.

De esta manera, exclusivamente se presentaran los resultados que posteriormente
se utilizaran en la construccién del modelo dinamico.

2.3.3 Método de Krigging. ElI método de interpolacion de Krigging es un método
de interpolacién deterministico que asume los datos como estacionarios y toma una
distribucion probabilistica hacia un modo de interpolacion, dando como resultado un
solo output®®. Este método se determina a partir de la ecuacion 9.

17 GRIGARTEN, E., DEUTSCH, C. Methodology for Variogram Interpretation and Modeling for
Improved Reservoir Characterization. Society of Petroleum Engineers (SPE). 1999. p.2

18 SCHLUMBERGER. Petrel Property Modelling Course. Next- A Schlumberger Company. 2012.
p.10.
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Ecuacion 9. Ecuacion método de Krigging

Z(u,) = z A Z(wy)

Fuente: SCHLUMBERGER. Petrel Property Modelling Course. Next- A
Schlumberger Company. 2012. p.10.

Donde:

Z(u,): Funcion geologica Z desconocida en la posicion u,.

A;: Pesos ponderados calculados a partir del modelo de variograma.
Z(u;): Funcion geoldgica Z conocida en la posicion u;.

Este tipo de interpolacion es usada cuando se tiene una amplia cantidad de input
de datos. En caso contrario, se recomienda hacer uso de un método estocastico
encargado de modelar una baja densidad de datos. En este caso, un método
estocastico se basa en escenarios de misma probabilidad de ocurrencia en donde
a cada ocurrencia se le asigna un output determinado, las probabilidades de
ocurrencia dependen de cada caso, pero a diferencia del método deterministico,
una simulacién estocastica puede dar como resultado mas de un output distinto!®,
La Figura 12 presenta el esquema de interpolacion para el método de Krigging.

Figura 12. Esquema de interpolacion para el método de Krigging.
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Fuente: SCHLUMBERGER. Petrel Property Modelling Course. Next- A
Schlumberger Company. 2012. p.19.

19 SCHLUMBERGER. Petrel Property Modelling Course. Next- A Schlumberger Company. 2012.
p.19.
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2.3.4 Simulacion Gaussiana Secuencial. La Simulacion Gaussiana Secuencial es
una simulacion que interpola los datos determinados basandose en una direccién
de mayor continuidad (dada por el variograma) y asumiendo que los datos estan
asociados entre si por medio de una distribuciéon normal??, esto Ultimo es lo que la
diferencia de la interpolacion de Krigging.

Asi mismo toda Simulacién Gaussiana Secuencial parte de la idea de que se tiene
el valor de una semilla determinada. Dicha semilla es un conjunto de numeros
aleatorios que permiten modificar los distintos escenarios probabilisticos que daran
distintos escenarios de output.

2.3.5 Método de Co-Krigging y su combinacion con la Simulacion Gaussiana
Secuencial. EI método de Co-Krigging es un método que permite realizar una
interpolacion a partir de dos variables ya conocidas en un espacio determinado.
Bahar?! sefiala que este método se define de manera analitica por medio de la
ecuacion 10.

Ecuacién 10. Ecuacion de Co-Krigging

n

Z06) = ) M)+ )y Y(w)
j

1

Fuente: BAHAR, A. Applied Geostatistics for Integrated Reservoir Modeling. Kelkar
and Associates Incorporation. Oklahoma, USA. 2009.

Donde

Z(u,): Variable geoldgica Z desconocida en la posicion u,
Z(u;): Variable geoldgica Z conocida en la posicion y;
Y(u;): Variable geoldgica Y conocida en la posicion u

Como se observa en la ecuacion 10 se puede hacer uso entonces de dos modelos
geoldgicos generados con Simulacién Gaussiana Secuencial, o bien, tomar uno
generado con una Simulacion Gaussiana Secuencial y otro como aquel sin
Simulacién Gaussiana para asi obtener un nuevo modelo haciendo uso de la
estimacion del método de Co-Krigging.

20 |pid. p.23.

21 BAHAR, A. Applied Geostatistics for Integrated Reservoir Modeling. Kelkar and Associates
Incorporation. Oklahoma, USA. 2009.
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2.4 MODELO ESTATICO DE LAS ARENISCAS T EN EL CAMPO DE ESTUDIO

El modelo estatico es un modelo que describe la geologia de las areniscas T y las
propiedades del yacimiento que no cambian con el tiempo de la explotacion de éste
tal como la porosidad efectiva, el volumen de arcilla, el net to gross y la
permeabilidad. Paralelamente, este modelo tiene la capacidad de describir la
ubicacion regional de las facies sedimentarias y la estructura del yacimiento mismo.

Tomando esto en cuenta, todo modelo estatico se conforma de 3 modelos: el
modelo estructural, el modelo de facies y finalmente el modelo petrofisico (ver
Figura 13). A continuacion, se describe cada uno de estos modelos.

Figura 13. Composicion basica del modelo estético

~ Modelode
Facies

Modelo Estatico

~ Modelo Modelo
Estructural petrofisico

Fuente: elaboracion propia.

2.4.1 Modelo estructural. Un modelo estructural tiene como objetivo caracterizar
estructuralmente al yacimiento de estudio. Dicho modelo se construye en tres
pasos:

1. Construccién de la superficie estructural: la cual es obtenida por medio de la
interpretacion del horizonte sismico del area de estudio.

2. Construccion de fallas: son aquellas que se encuentran en el yacimiento y
pueden ser obtenidas por medio de la interpretacion de una linea sismica.

3. Creacion del layering: este layering se hace dependiendo de los aumentos o las
disminuciones repentinas de alguna propiedad petrofisica, lo que permite indicar
un cambio significativo en la calidad de roca; y, por lo tanto, permitiéndola
identificar como un nuevo estrato.
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Una vez obtenido las superficies estructurales, las fallas del campo y el layering de
cada yacimiento, se obtiene finalmente la grilla caracteristica de los yacimientos a
analizar que es simplemente un modelo tridimensional que incluye las
caracteristicas mencionadas con anterioridad.

2.4.1.1 Superficies estructurales de T Superior y T Inferior. Como se mencioné
anteriormente, la generacion de cualquier superficie estructural debe hacerse por
medio de la interpretacion de horizontes sismicos donde con esta interpretacion se
tiene como output una superficie que se ajusta a los topes de los pozos en donde
corta la superficie deseada. No obstante, existen casos en los que el horizonte
sismico para un yacimiento dado no es del todo claro. Por lo que, es necesario
realizar la interpretacién de una superficie de otro yacimiento en estudio y reajustarla
a los topes del yacimiento deseado.

Como se observa en la sismica del campo (ver Figura 4) todos los yacimientos
tienen buzamiento y orientacion similar lo que hace valido el poder interpretar un
horizonte sismico para un yacimiento que no es el de estudio para después ajustarlo
a los topes deseados.

Esta metodologia se encuentra implementada en las Areniscas T, pues el horizonte
simico de dichas Arenas no es del todo claro, pero si el de una formacién a 100 pies
por debajo de éstas que es la Formacion Caballos. Con esto, la creacién de la
superficie de dichas Arenas (T Superior y T Inferior) se ha hecho con el reajuste de
la superficie de la Formacién Caballos a los topes de estas. Las Figuras 14 y 15
muestran los mapas estructurales tanto para T superior como para T Inferior.
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Figura 14. Mapa estructural Arena T Superior
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Fuente: elaboracion propia, con base en: ECOPETROL S.A.
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Figura 15. Mapa estructural Arena T Inferior
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Fuente: elaboracién propia, con base en: ECOPETROL S.A.
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2.4.1.2 Fallas en los yacimientos T Superior y T Inferior. Las fallas de estos
yacimientos se extienden desde la base de la Formacién Caballos hasta el tope de
la Formacion Villeta lo que afecta claramente a los yacimientos T Superior y T
Inferior. La Figura 16 muestra la ubicacion de estas fallas en el Campo de estudio
vistas en planta mientras que la Figura 17 presenta estas fallas ubicadas
tridimensionalmente.

Figura 16. Ubicacion de las fallas en el Campo A

1 1000m
1:35429

Fuente: elaboracion propia, con base en: ECOPETROL S.A.

2.4.1.3 Creacion del layering y de la grilla. La Figura 18 muestra el layering para
las areniscas T. En este caso, la determinacién que se hizo del layering fue hecha
basandose en el analisis de la porosidad efectiva en el pozo 3. La eleccion de dicha
propiedad se realizé debido a que se encontraba en funcién del volumen de arcilla
la cual daba una idea de la cantidad de arcilla en cada estrato, pero, conjugando
también la calidad de la roca para diferenciar mejor dicho estrato. En este caso, y
como se muestra en la Figura 18, se tiene un total de 32 layers.
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Figura 17. Distribucion de las fallas a lo largo de la zona en estudio.
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Fuente: elaboracion propia, con base en: ECOPETROL S.A.
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Figura 18. Determinacién del layering
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Fuente: elaboracion propia, con base en: ECOPETROL S.A.
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Ahora bien, una vez obtenido el layering y con las superficies estructurales y las fallas del Campo de estudio, se puede
generar entonces la grilla que caracteriza cada uno de los yacimientos. Dicha grilla se presenta para ambos

yacimientos en la Figura 19. Esta grilla cuenta con un total de 57.152 celdas de orden (i,},k) igual a 38x47x32 con un
tamafo de celda 328ft en X, 329ften Y y 17ften Z.

Figura 19. Grillado para la Arenisca T Superior y T Inferior
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Fuente: elaboracion propia, con base en: ECOPETROL S.A.
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2.4.2 Modelo de facies. El modelo de facies se basa en plasmar cada una de las
facies con las que cuenta el yacimiento a lo largo de la grilla de éste. En general,
las facies de un yacimiento pueden ser obtenidas de dos formas, la primera se hace
con la integracién de informacién de campos cercanos y la interpretacion de los
registros de pozos para determinar las distintas electrofacies del yacimiento; la
segunda, y mas precisa, es por medio de la interpretaciéon de un nucleo del
yacimiento en estudio.

Debido a que el yacimiento en estudio no poseia un nucleo, las facies que se
presentaran a continuacion han sido determinadas por medio del primer método.
Asimismo, todo modelo de facies puede ser complementado por medio de la
elaboracion de mapas de espesor de arena neta que permite determinar en qué
regiones se tiene un mayor intervalo neto de arena.

Siguiendo con este orden de ideas, a continuacion, se presentaran los mapas de
arena neta, las facies con las que cuenta el campo, los mapas de facies para cada
yacimiento, la interpretacion de los registros para la eleccién de las electrofacies y
finalmente el poblamiento de dichas facies.

2.4.2.1 Mapas de espesores de arena neta. Los mapas de arena neta son mapas
elaborados a partir de la interpretacion de los registros de gamma ray y de volumen
de arcilla. En general, estos mapas se elaboran una vez ya se ha determinado el
valor de corte para el volumen de arcilla, que, como se mencioné en la seccion de
propiedades petrofisicas, dicho valor de corte fue igual al 51% para cada uno de los
pOzos.

Tomando el valor de corte de volumen de arcilla y determinando las secciones de
espesores de arena neta para cada uno de los pozos, se puede elaborar entonces
un mapa de espesor de arena neta para cada yacimiento; es decir, un mapa de
espesores para T Superior y otro mapa de espesores para T Inferior.

El método por el cual se hace la elaboracion de dichos mapas es un método basado
en la geoestadistica que se quiera manejar; no obstante, dicho tema esta fuera del
alcance de este proyecto y basta solamente con decir que los mapas de espesor de
arena neta fueron elaborados por medio del método de simulacién gaussiana. Las
Figuras 20y 21 muestran los mapas de espesor de arena neta tanto para T Superior
como para T Inferior respectivamente.
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Figura 20. Mapa de espesor de arena neta. T Superior
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Fuente: elaboracién propia, con base en: ECOPETROL S.A.

Se debe sefalar que, dichos mapas presentan una amplia incertidumbre en el
sentido de que no se encuentran validados por medio de la informacion de un
nacleo; de igual modo, los espesores en algunas zonas como el que se observa en
la region SW de la Figura 20 no ajustan especificamente con lo que en la realidad
se tiene pues como se observa se exagera un valor de espesor de arena neta en el
pozo 4 cuando la tendencia es tener un valor de arena neta bajo, como se observa
en el comportamiento del resto de los pozos.
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Figura 21. Mapa de espesor de arena neta. T Superior
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Fuente: elaboracién propia, con base en: ECOPETROL S.A.
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2.4.2.2 Mapas de facies del campo. Los mapas de facies del campo han sido
construidos basandose en la informacion de las facies existentes en otros campos
y por medio de la interpretacion de las electroformas de los registros eléctricos.
Dichas electrofacies pueden ser leidas claramente de los registros gamma ray o,
con mayor incertidumbre, del registro SP. La Figura 22 muestra un ejemplo de las
principales electrofacies que se pueden observar.

Figura 22. Electrofacies a partir del registro GR
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Fuente: EMERY, D. MYERS, K.J. Sequence Stratigraphy. Victoria, Australia
Blackwell Science Ltd, 1996.

En el caso de los yacimientos de estudio se han determinado en general 4 facies,
grano creciente, grano decreciente, aserrado o en pico y finalmente shale. Las
Figuras 23 y 24 muestran los mapas de facies para cada uno de los yacimientos de
estudio, se debe indicar que por simplicidad no se encuentra sefialado la parte de
shale que si vendra a ser mostrada cuando se presente el poblamiento de las facies.
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Figura 23. Mapa de facies para T Superior
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Fuente: elaboracién propia, con base en: ECOPETROL S.A.
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Figura 24. Mapa de facies para T Inferior
Grano creciente
Grano decreciente
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Fuente: elaboracién propia, con base en: ECOPETROL S.A.

Ahora bien, con el conocimiento de las facies que ya se habian determinado por la
recopilacion de campos cercanos que contienen las areniscas T, se puede entonces
obtener las electrofacies para cada uno de los pozos. Esta interpretacion se ha
hecho basandose en la Figura 22 y los resultados para cada una de las
profundidades de los 6 pozos de estudio se muestran en la Figura 25.
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Figura 25. Analisis de facies para cada pozo
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2.4.2.3 Poblamiento de facies y metodologia general. El poblamiento de las
facies es un método en el cual se hace uso de la geoestadistica para dar un valor
de facie a cada celda de la grilla del modelo estructural. En general, dicho
poblamiento hace uso de un variograma y de un método geoestadistico que puede
ser o bien deterministico o bien estocéstico.

Debido a que esto va mas alla del entendimiento y de los objetivos de este proyecto
de grado, esta seccidn explicara brevemente cOmo se encuentra el poblamiento de
las facies tanto para T Superior como para T Inferior explicando brevemente la
metodologia implementada para la construccion de estos modelos. Esta
metodologia puede ser en general implementada para el poblamiento de cualquier
propiedad ya sea petrofisica o bien de facies. Los siguientes parrafos detallan la
metodologia ya mencionada.

En primer lugar, se debe hacer un upscalling de los registros de pozos; o, en este
caso, de los registros de facies. Un upscalling (también conocido como scale up)
consiste solamente en promediar ya sea de manera aritmética, arménica o bien por
conteo, una determinada propiedad en un intervalo de profundidad definido
correspondiente. Dicho intervalo sera el tamafio de una celda determinada. Es decir,
si una celda dada tiene un espesor 15 pies y para cada pie se tiene un valor de
porosidad, entonces el valor de porosidad de esta celda sera el resultado del
promedio de los 15 valores de porosidad de ésta. En el caso de las facies, solamente
se hace por conteo, es decir se cuenta la mayoria de profundidades que tengan
definidas una facie dada.

Tomando esto en cuenta, una vez hecho el scale up de los registros, se procede a
realizar un variograma segun el nimero de pozos y por medio de un método
geoestadistico, se hace la estimacion de propiedades para cada una de las celdas
del yacimiento de estudio. En este caso el método geoestadistico implementado fue
un método estocastico conocido como una simulacién gaussiana secuencial.

Dicho poblamiento puede ser ayudado por otros parametros como mapas o
poblamientos hechos con anterioridad que permiten dar tendencia a las
interpolaciones a realizar. En el caso del modelo de facies se us6 como ayuda
mapas de probabilidad hechos a partir de los mapas facies que se muestran en las
Figuras 26 y 27. Esto dio como resultado la obtencién del poblamiento de dichas
facies, poblamiento que puede observarse en las Figuras 26 y 27 tanto para T
Superior como para T Inferior.
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Figura 26. Modelo de facies T Superior.
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Fuente: elaboracion propia, con base en: ECOPETROL S.A.
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Figura 27. Modelo de facies T Inferior.
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Fuente: elaboracién propia, con base en: ECOPETROL S.A.

2.4.3 Modelo petrofisico. EI modelo petrofisico presenta el poblamiento de las
propiedades petrofisicas presentadas anteriormente en este trabajo (...véase
numeral 2.2...). Aligual que con el modelo de facies, para poder hacer dicho modelo
petrofisico es necesario hacer un escalamiento de pozos y llevar a cabo un método
geoestadistico para el poblamiento de todas las propiedades. Con respecto a las
propiedades petrofisicas modeladas, dichas propiedades fueron el volumen de
arcilla, el net to gross, la porosidad total, la porosidad efectiva y la permeabilidad.

Se debe sefialar, que no es correcto hacer un poblamiento de la saturacion de agua,
pues las curvas de registros eléctricos dan algo cualitativo de la presencia de
hidrocarburos, pero no permiten como tal estimar con exactitud cuanta cantidad hay
de estos. En general el modelo de saturacion es algo que se construye en el modelo
dindmico a partir de las curvas de presion capilar, curvas que no han sido tomadas
en cuenta en la elaboracién del modelo estatico. Ademas, el hecho de que se tenga
tan poca informacion (en términos de densidad de pozos) no permite realizar una
buena interpolacién de saturacion de agua entre celdas lo que haria que en caso de
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que se hicieran dichas interpolaciones, se obtuviesen zonas de agua en lugares
donde no se tiene este fluido.

2.4.3.1 Modelo de volumen de arcilla. El escalamiento de los pozos para el
volumen de arcilla se hizo mediante el método aritmético mientras que el método
geoestadistico utilizado para el poblamiento fue el método de simulacion gaussiana
secuencial. El modelo de V Shale tanto para T Superior como para T Inferior se
muestra en las Figuras 28 y 29.

Figura 28. Modelo de volumen de Arcilla T Superior
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Fuente: elaboracién propia, con base en: ECOPETROL S.A.
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Figura 29. Modelo de volumen de Arcilla T Inferior

Fuente: elaboracion propia, con base en: ECOPETROL S.A.

Las Figuras 28 y 29 muestran que la mejor calidad de roca en términos Unicamente
de volumen de arcilla se encuentra en las partes mas altas de la estructura; aun asi,
también dan un indicativo cualitativo de la alta heterogeneidad del yacimiento pues
varias de estas zonas presentan valores de Vsh superiores al valor de cut-off del
51% (...véase numeral 2.2...) lo cual muestra las amplias zonas que no se
consideran como arena neta.
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2.4.3.2 Modelo de net to gross. Para el net to gross se hizo el mismo escalamiento
implementado en el volumen de arcilla; y, conjuntamente, una simulacion gaussiana
secuencial como meétodo geoestadistico para el poblamiento de la grilla. Las
Figuras 30 y 31 presentan el modelo para los dos yacimientos en estudio.

Figura 30. Modelo de Volumen de net to gross T Superior
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Fuente: elaboracién propia, con base en: ECOPETROL S.A.
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Figura 31. Modelo de volumen de net to gross T Inferior
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Fuente: elaboracion propia, con base en: ECOPETROL S.A.

Al igual que con las Figuras 28 y 29, las Figuras 30 y 31 son evidencia de la alta
heterogeneidad que se encuentra en el yacimiento especialmente en la Arenisca T
Inferior, donde los bajos valores de net to gross (es decir, valores menores a 0.20)
se presentan en la mayoria del yacimiento, lo que evidencia la baja calidad de roca.
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2.4.3.3 Modelo de porosidad efectiva. EIl modelo de porosidad efectiva esta hecho
para 4 escenarios distintos. El primer escenario fue un poblamiento usando una
simulaciéon gaussiana secuencial y el resto fue llevando a cabo el mismo
poblamiento junto con un Co Krigging de anteriores poblamientos. En este caso, fue
del modelo de facies, del modelo gamma ray y de los mapas de arena neta.
Paralelamente, los mejores resultados fueron los generados por medio del Co
Krigging de Gamma Ray y el Co Krigging de facies.

Esto se debe, a que los registros de Gamma Ray eran intrinsecos para cada pozo
y no habian sido generados por ningin método analitico; sino que por el contrario,
los datos eran resultados de mediciones reales. Asimismo, el mapa de Facies era
un mapa creado a partir de la interpretacion de las electrofacies del registro Gamma
Ray lo cual le da de nuevo su validez como inputs para el Co Krigging. Con el animo
de que no se genere una propagacion de errores, se decidié tomar como caso base
(es decir, el modelo para la construccion del modelo dindmico) el modelo obtenido
con Co Krigging de GR. Este modelo se presenta en las Figuras 32 y 33.

Figura 32. Modelo de porosidad efectiva T Superior

PHIE_FIHAL _GR. [U]
P tive fta

e Ftama)

Fuente: elaboracion propia, con base en: ECOPETROL S.A.
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Figura 33. Modelo de porosidad efectiva T Inferior

PHIE_FINAL_GR

Porosity - effective f3M3]

Fuente: elaboracion propia, con base en: ECOPETROL S.A.

2.4.3.4 Modelo de permeabilidad. Al igual que con el modelo de porosidad
efectiva, el modelo de permeabilidad se ha hecho con 4 escenarios distintos los
cuales siempre hicieron uso del Co Krigging de los 4 poblamientos del modelo de
porosidad efectiva. Esto se hizo debido a que, como se menciond en la seccion 2.1
la permeabilidad fue calculada a partir de la porosidad efectiva. Como es de esperar,
el mejor escenario fue el obtenido del poblamiento de porosidad efectiva usando Co
Krigging de facies. Dicho modelo se presenta en las Figuras 34 y 35.
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Figura 34. Modelo de permeabilidad T Superior

PERM_WR_GR [U]

Perrmeability [mi]

1.0000

— 0.1000

Fuente: elaboracién propia, con base en: ECOPETROL S.A.
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Figura 35. Modelo de permeabilidad T Inferior

PERM_WR_GR
Fermeability [rmb]

1.0000

— 01000

Fuente: elaboracion propia, con base en: ECOPETROL S.A.
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3. METODOLOGIA: CONSTRUCCION DEL MODELO DINAMICO DE LAS
ARENISCAS T Y ELABORACION DE ESCENARIOS

Este capitulo tiene como objetivo presentar la metodologia que se llevo a cabo en
este proyecto y que abarca la construccion del modelo dinamico y el planteamiento
y elaboracion de los escenarios a simular.

La metodologia que se llevara a cabo en este proyecto se explica a continuacion:
en primer lugar, se hara una recopilacion de datos del Modelo Estatico ya
presentado en el capitulo anterior, después de ello se llevara a cabo la construccion
del modelo dinamico y junto a este la determinacion de la distribucion de las
saturaciones presentes en el yacimiento de estudio. Con estas saturaciones se
procedera a llevar a cabo la elaboracion de los escenarios para después llevar
finalmente a cabo la prediccion de la explotacion de estos.

Asi mismo debe resaltarse que la construccién de dicho modelo se hizo haciendo
uso del software CMG, el acceso a este programa se hizo gracias a la licencia
estudiantil solicitada y proveida por parte de CMG y con numero unico de log:
20190715131710.lic.

Todo modelo dinamico consta de nueve secciones (ver Figura 36) las cuales en
conjunto conforman toda la informacion basica necesaria para llevar a cabo las
simulaciones de yacimientos y evaluar distintos escenarios. Siguiendo este orden
de ideas, los siguientes numerales daran a conocer al lector la construccion de cada
seccién a excepcion de las secciones de edicion y de métodos numéricos las cuales
se han dejado como estandar por parte del simulador.

Se debe sefalar que la seccién 9 de informacién de pozos y datos recurrentes sera
tratada en el numeral 3.8 para la discusion de los distintos escenarios elaborados.
Asimismo, la seccion 8 de sumario sera tratada en el capitulo 4 para la elaboracion
de andlisis de resultados.
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Figura 36. Secciones basicas que conforman un modelo dinamico.

9. Seccion de
informacion de pozos
y datos recurrentes

1. Seccidén de

encabezado

2. Seccién de

geometria del modelo -
8. Seccioén de sumario
o
Modelo Dinamico
7. Seccion de
meétodos numeéricos

6. Seccion de

3. Seccidén de edicion

4. Seccién de
propiedades del fluido

5. Seccion de condiciones iniciales
interaccion roca-fluido

Fuente: elaboracion propia

Se debe resaltar que, antes de dar inicio con la explicacion de la construccion del
modelo, se tratardn los conceptos basicos de un simulador de yacimientos,
haciendo énfasis especialmente en la metodologia y el funcionamiento de cualquier
tipo de simulador de yacimientos. Esto con el animo de que se dé a entender no
solamente los pasos necesarios para una construccion de un modelo de simulacién,
sino también la metodologia que sigue cada simulador.

3.1 GENERALIDADES DE LA SIMULACION DE YACIMIENTOS

La simulacion de yacimientos es un procedimiento matematico ampliamente
utilizado en la industria del petréleo que permite predecir el comportamiento de la
explotacion de un yacimiento bajo uno o mas escenarios dados.

3.1.1 Pasos basicos de un simulador. Segin Abou-Kassem et al??, todo simulador
de yacimientos tiene intrinseco 6 pasos para llevar a cabo la prediccion de la
explotacion. Estos seis pasos se llevan a cabo una vez se ha especificado y creado

22 ABOU-KASSEM, J., FAROUQ ALI, S.M. y RAFIQUI, I. Petroleum Reservoir Simulation: A basic
approach. Gulf Publishing Company. Houston, Texas. USA. 2006. ISBN-13: 978-0-9765113-6-6.p.1.
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las secciones basicas de un simulador. Los pasos mencionados anteriormente se
describen a continuacion:

3.1.1.1 Formulacion. La formulacion se basa en describir matematicamente lo que
sucede en una region determinada del yacimiento. Para ello, la formulacion toma en
cuenta determinadas leyes fisicas dependiendo del simulador para modelar asi el
cambio que sucede en el yacimiento:

e Ley de la conservacion de la masa: Descrita a través de la Ecuacion de
continuidad.

¢ Ley del movimiento en medios porosos: Descrita a través de la Ecuacion de Darcy
para una o mas fases (dependiendo del yacimiento en estudio).

¢ Leyes de la termodinamica: Descritas a través de las ecuaciones de Estado.

¢ Ley de Fick: Descrita por medio de las ecuaciones de difusividad

e Ley de Hooke.

Por lo general, estas formulas llevan al final a la formulacién de ecuaciones
diferenciales parciales que dependeran de variables como la presion, la saturacion
y el tiempo. Se debe sefalar que, un simulador basico de yacimientos cuenta con
la aplicaciéon de tres leyes fundamentales que son la ley de continuidad, la ley de
Darcy la ecuacion de Estado. La aglomeracion de estas leyes en el analisis de una
porcion de roca determinada da como resultado la ecuacién base de simulacion de
yacimientos, también conocida como ecuacion de difusividad.

3.1.1.2 Discretizacion. La discretizacion es el procedimiento por el cual se pasa de
un dominio continuo a un dominio discreto. Toda ecuacién diferencial parcial que en
general necesita métodos analiticos complejos para su resoluciéon puede ser
considerada como una ecuacion de dominio continuo. A su vez, todo yacimiento
gue no ha sido atin modelado también puede considerarse de dominio continuo. La
discretizacion tiene como objetivo dar valores concretos a porciones concretas del
espacio, lo que se traduce en la creacién de una grilla en la simulacion de
yacimientos, o bien, traducir las ecuaciones diferenciales parciales a ecuaciones
algebraicas para intervalos de tiempo concretos.

La forma en la que se realiza la discretizacion de estas ecuaciones se hace
mediante la aplicacion de diferencias finitas (método mas usado por los
simuladores) o bien haciendo uso de la formulacion de integrales numéricas, las
cuales deben haber sido planteadas como discretizacién de ecuaciones integro
diferenciales parciales.?®

23 ABOU-KASSEM, J., FAROUQ ALI, S.M. y RAFIQUI, I. Petroleum Reservoir Simulation: A basic
approach. Gulf Publishing Company. Houston, Texas. USA. 2006. ISBN-13: 978-0-9765113-6-6.p.2.
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3.1.1.3 Representacion de pozos. La representacion de pozos se puede
considerar en conjunto con la discretizacion y se basa en representar las zonas de
drenaje en el yacimiento (en el caso de pozos productores) y las zonas de inyeccion
(para pozos inyectores). Las representaciones de dichas zonas de drenaje agregan
nuevos términos a la ecuacion de difusividad puesto que afectan factores como el
comportamiento de la presion y de la saturacion del yacimiento.

La razén por la cual la representacion de pozos es considerada a parte de la
discretizacion es debido a que dicha representacién variara dependiendo del
escenario a evaluar, con lo cual cada representacion distinta de pozos hara
referencia a un escenario distinto que el Ingeniero de yacimientos desea evaluar.

Se debe sefalar que la representacion de pozos no se basa Unicamente en agregar
puntos de drenaje o de inyeccidn; sino también, es necesario especificar parametros
mas caracteristicos de cada pozo, como su angulo de drenaje, el dafio asociado, la
presion de fondo, el caudal a manejar, etc.

3.1.1.4 Linealizacién. La linealizacion es la siguiente etapa fundamental en todo
proceso de simulacion de yacimientos y es aquella etapa que se convertir las
ecuaciones algebraicas en ecuaciones lineales que dependan Unicamente de
parametros como la presion, la saturaciéon y el tiempo. Dichas ecuaciones tienen la
ventaja de poderse solucionar por medio de la aplicaciéon de métodos numéricos.

Por lo general, cada linealizacion dependera del tipo de proceso a simular y de las
incertidumbres que se quieran manejar; asi como, también de los tiempos
necesarios para llevar a cabo estas simulaciones. La linealizacion se aplica en
general para resolver dos conjuntos de ecuaciones de manera simultanea. El primer
conjunto se refiere a las presiones y su comportamiento en el yacimiento con el
tiempo. El segundo conjunto hace referencia al comportamiento de las saturaciones
a lo largo del yacimiento. Cuando se obtienen estos datos con el tiempo es posible
describir a detalle cualquier escenario de explotacion del yacimiento.

En general, cualquier linealizacion se puede hacer de dos formas que son la forma
explicita y la forma implicita. La manera explicita hace referencia a que todas las
incégnitas se encuentran a resolver para el tiempo actual, mientras que la
formulacion implicita se formula para las incégnitas en un tiempo posterior o como
tal distinto al tiempo actual. La diferencia radica en que los tiempos computacionales
son muchos mas largos para la formulacién implicita no obstante este método
presenta propagaciones de error mucho mas bajas que la formulacién explicita y no
presenta problemas de estabilidad. Esto hace la preferencia de manejar las
formulaciones implicitas.
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Aziz et al.?* explica que los métodos de linealizaciéon mas utilizados son:

e Método de Simulacion Simultanea: Método que deja de manera explicita tanto
la presion como la saturacion.

e Método IMPES: Método que deja implicita la presion y explicita la saturacion.

e Método de Solucion Secuencia Simultdnea: Método que deja de manera
implicita la presion y la saturacion.

3.1.1.5 Solucion. El proceso de solucion es uno de los procesos mas complejos de
los simuladores y alli radica junto con la linealizacidn el éxito de estos. La solucion
se basa en obtener el comportamiento de las presiones y de las saturaciones con
el tiempo para cada una de las celdas del modelo.

Todo simulador basa sus soluciones en términos de soluciones iterativas, esto con
el &nimo de optimizar tiempo y no desgastarse buscando una solucion exacta al
sistema de ecuaciones planteadas. Ademas, esto resulta practico a la hora de
resolver en conjunto dos sistemas de ecuaciones que se diferencia entre si. Los
principales métodos para obtener las soluciones son?>:

e Meétodo de Jacobi: Es un método iterativo que se basa en construir una serie
convergente donde el limite de esta serie es la solucién del sistema. En este
caso, la solucion inicial elegida es intrinseca del propio sistema.

e Método de Gauss-Seidel: Es el método de Jacobi simplificado pero aplicable
Gnicamente a matrices diagonalmente dominantes o simétricas. Se basa en
asumir una solucion inicial y aplicarla para el nuevo sistema de ecuaciones.

e Meétodo de Gauss-Seidel por relajacion: Es un método de Jacobi mejorado que
incluye un factor de relajacion propio de cada sistema de ecuaciones y que
permite reducir el tiempo en la iteracion y los errores asociados a esta.

3.1.1.6 Validacién e interpretaciéon. La validacion de la simulacion y la
interpretacion de esta es la Ultima etapa que depende de la manera en cémo el
simulador presenta los resultados y como el Ingeniero de yacimientos los interpreta.
En este caso, se debe analizar que se haya hecho la corrida en su totalidad, que los
datos simulados ajusten con el histérico de produccion, que no se presenten errores
en la simulacién y que los datos usados como input sean validos.

24 AZIZ, K. y SETTARI, A. Petroleum Reservoir Simulation. Applied Science Publshers LTD. London.
England. 1979. ISBN 0-85334-787-5, p.125.

25 CHAPRA, S.C., CANALE, R. P. Métodos numéricos para ingenieros. McGraw-Hill. 2007. p. 315
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3.1.2 Tipos de simuladores. Todo simulador puede ser clasificado en dos grupos,
el primer grupo se da segun el tipo de fluido que se tiene en el yacimiento y el
segundo grupo segun el proceso de recuperacion a implementar?®. A continuacion,
se explica brevemente cada grupo:

3.1.2.1 Simuladores segun el tipo de fluido. Este grupo abarca los simuladores
gue se adecuan para manejar distintos tipos de fluidos que se encuentran en la
siguiente lista:

e Simuladores de gas

e Simuladores de aceite negro

e Simuladores de aceite negro modificados.

e Simuladores de aceite volatil y de gas condensado (también conocidos como
simuladores composicionales).

3.1.2.2 Simuladores segun el tipo de proceso. Este grupo hace referencia al tipo
de recuperacion que se simula y son los simuladores que se encuentran en la
siguiente lista:

e Simuladores de procesos primarios e inyeccion de agua
e Simuladores de recuperacion quimica

e Simuladores de recuperacion con sustancias miscibles
e Simuladores de recuperacion térmica

3.2 CONSTRUCCION DE LA SECCION DE ENCABEZADO

En esta seccion se hace la especificacién de parametros como la fecha de inicio de
la corrida, las unidades de trabajo, el tipo de modelo de fluido y el modelo de
porosidad a manejar. En este caso, estos parametros fueron introducidos en Builder
tal y como se observa en la Figura 37.

26 SEPULVEDA, J.A. y ESCOBAR, F.H. Simulacion de yacimientos: Principios, Conceptos y
Construccion de Mallas. Universidad Surcolombiana. 1996. p. 32.
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Figura 37. Construccion de la seccidon de encabezado

&3
Simulator Waorking Linits Porosity Shape Factor
(OGEM Osl (®) Single Porosity Gilman and Kazemi
@ IMEX © Field (O DUALFOR Warmen and Root
(O STARS O Lab (7) DUALPERM
Advanced () SUBDOMAIN

Subdivisions for Matrix Blocks
Mumber of subdivisons 2
Wolume fractions
(2 values expected)

Simulation Start Date

Year: (2019 | Morth:l4 | Day: [1 |
oK Cancel

Fuente: elaboracion propia, con base en: CMG, Builder.

Ahora bien, como se observa en la Figura 37, el tipo de simulador que se manejo
fue el simulador de IMEX pues se trata de un fluido tipo black oil. Paralelamente, las
unidades de trabajo se escogieron como unidades estandar de campo las cuales se
refieren practicamente al sistema inglés. El modelo de porosidad es un modelo de
porosidad Unico pues se considerd que las fallas del yacimiento no poseen ningun
tipo de transmisibilidad, y solo se tomara en cuenta el flujo de la matriz. Finalmente,
la fecha de la corrida se especific6 como el 4 de abril de 2019 puesto que los
yacimientos a investigar nunca se han puesto a producir.

3.3 CONSTRUCCION DE LA SECCION DE GEOMETRIA DEL MODELO Y
PROPIEDADES ESTATICAS

Como su nombre lo indica, la seccion de geometria del modelo y de las propiedades
estaticas es una seccion que aglomera el modelo estatico y en conjunto adiciona
nuevos parametros petrofisicos como la permeabilidad vertical y la compresibilidad
de la roca. Para esta seccidn se utilizo el modelo estatico explicado con
anterioridad...véase seccidon 2.4...asi como también el conjunto de una serie de
ecuaciones obtenidas de la literatura debido a que no se tenia la informacion de
laboratorio

3.3.1 Importacion del modelo estatico. Lo primero que se hizo para la
construccion de la geometria del modelo fue la importacion del modelo estatico. En
general el modelo estatico se encontraba en un archivo RESCUE ideal para hacer
la importacion. Una vez importado el modelo se selecciond la importacion de las dos
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unidades tratadas con anterioridad; es decir, las Areniscas T superior y T inferior.
Con el &nimo de evaluar la produccion de dichas rocas en conjunto, se import6
ambas para ser tratadas como un solo yacimiento puesto que como se presenta en
los registros, el contenido de arcilla no es lo suficientemente alto como considerar
una produccion individual de las Arenas T Superior y de las Arenas T Inferior.

Una vez finalizado este paso se procedio a importar las propiedades estaticas que
fueron pobladas en el modelo estatico. En este caso, se importd las propiedades de
porosidad, permeabilidad y net to gross. Se debe sefialar que, debido a que se habia
hecho una construccion de 4 modelos de porosidad, asi como 4 modelos de
permeabilidad, CMG solamente permitia importar un Unico modelo para la grilla
seleccionada, motivo por el cual se decidid importar el mejor modelo de cada
propiedad.

Siguiendo con lo anterior y como se mencioné con anterioridad...véase secciéon
2.4...se importd el modelo de porosidad generado con Simulacién Gaussiana
Secuencial y Co-Krigging de Gamma Ray, asi como el modelo de permeabilidad
generada por Simulacién Gaussiana Secuencial y con Co-Krigging del modelo de
porosidad antes mencionado. La Figura 38 muestra la importacién de las
propiedades petrofisicas mientras que la Figura 39 muestra la grilla 3D de
porosidad ya importada.

Figura 38. Importacion de poblamiento de propiedades petrofisicas

2 |
Select RESCUE property to import: Select CMG property to import to:
.- Contact set 1 (Dummy A NULL Blocks A
‘... Contact set 2 (D Oil Saturation
ormact s Uy JilGas Suface Tension
-~ Corttact set 3 {Dummy e m————
-~ Contact set 4 (Dummy Permeability J
Contact set 5 (Dummy Pemmeability K
- Contact set § (Dummy Finchout Array
- Facies 1 {Dummy Unit Efer::ﬁ?re v
£ > £ >

Min: J0.00038887 Max: [773.254

Add to Selected List

Selected List

PHIE_FINAL_GR (Dummy Unit Of Measure) imported to Porosity
NTG {Dummy Unit Of Measure) imported ta Net to Gross Ratio
PERM WR GR (Dummy Unit Of Measure) imported to Permeabili

Remave from Selected List

oK Cancel

Fuente: elaboracion propia, con base en: CMG, Builder.
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Figura 39. Modelo estatico importado en CMG
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Fuente: elaboracion propia, con base en: CMG, Builder.
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3.3.2 Determinacién de la permeabilidad vertical. Debido a que se tenia la
permeabilidad horizontal del yacimiento (pues se asumio que la permeabilidad en la
direccion | era la misma que en la direccién J) y ya que no se contaba con datos de
nacleo, se procedid a calcular la permeabilidad vertical.

Ahora bien, debido a que el yacimiento de estudio tiene un alto contenido de arcilla,
se decidi6 buscar en la literatura ecuaciones que permitieran obtener la
permeabilidad vertical en funcién de la permeabilidad horizontal y tomando en
cuenta a su vez la presencia de arcilla. Debido a que no se tiene muestra de ripios
no se puede determinar qué tipo de mineral de arcilla se tiene por lo cual se decidio
tomar en cuenta la ecuacién propuesta por Tiab?’ para rocas arcillosas (ver
ecuacion 11), asumiendo que la roca en estudio tenia igual contenido de lllita y
Caolinita, siendo estos los minerales de arcilla mas comunes en las rocas
sedimentarias.

Ecuacion 11. Permeabilidad vertical para rocas arcillosas con igual contenido de
lllita y Caolinita

2.1675

k, = 0.0535 Ky
= V. * —
v @

Fuente: TIAB, D., DONALDSON, E. C. Petrophysics: theory and practice of
measuring reservoir rock and fluid transport properties. Gulf professional publishing,
2004. p. 154,

Donde:

k,: Permeabilidad vertical, mD.
ky: Permeabilidad horizontal, mD.
@: Porosidad efectiva, fraccion.

La Figura 40 presenta el modelo de permeabilidad vertical obtenido aplicando la
ecuacion 11.

2T TIAB, D., DONALDSON, E. C. Petrophysics: theory and practice of measuring reservoir rock and
fluid transport properties. Gulf professional publishing, 2004. p. 154.
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Figura 40. Modelo de permeabilidad vertical
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Fuente: elaboracion propia, con base en: CMG, Builder.

95




3.3.3 Calculo de la compresibilidad. Al igual que con la permeabilidad vertical y
debido a la falta de datos, el célculo de la compresibilidad se basé en lo propuesto
por Yale et al?®.Siguiendo este orden de ideas, y asumiendo debido a la profundidad
que el yacimiento de estudio es consolidado, el célculo de esta propiedad se hizo
aplicando las ecuaciones 12, 13, 14, 15y 16.

Ecuacion 12. Ecuacion de compresibilidad de la formacién

Cc=A*(0—-B)+D

Fuente: YALE, D. P., NABOR, G. W., RUSSELL, J. A., PHAM, H. D., & YOUSEF,
M. Application of Variable Formation Compressibility for Improved Reservoir
Analysis. Society of Petroleum Engineers. doi:10.2118/26647-MS. 1993. p.438.

Donde:

C¢: Compresibilidad de la formacion, psi?.

o: Esfuerzo efectivo (determinado haciendo uso de la ecuacion 13), psi.
A: -2.399x10°, valor estandar para rocas consolidadas.

B: 300, valor estandar para rocas consolidadas.

C: 0.06230, valor estandar para rocas consolidadas.

D: 4.308*10, valor estandar para rocas consolidadas.

Ecuacion 13. Calculo del esfuerzo efectivo

o = K; * (Overburden Stress) — K, * P, + K5 * (P, — P)

Fuente: YALE, D. P., NABOR, G. W., RUSSELL, J. A., PHAM, H. D., & YOUSEF,
M. Application of Variable Formation Compressibility for Improved Reservoir
Analysis. Society of Petroleum Engineers. doi:10.2118/26647-MS. 1993. p.438.

Donde:

o: Esfuerzo efectivo, psi.

K,:0.85, valor estandar para rocas consolidadas.
K,:0.80, valor estandar para rocas consolidadas.

K5:0.45, valor estandar para rocas consolidadas.

22 YALE, D. P., NABOR, G. W., RUSSELL, J. A., PHAM, H. D., & YOUSEF, M. Application of Variable
Formation Compressibility for Improved Reservoir Analysis. Society of Petroleum Engineers.
doi:10.2118/26647-MS. 1993. p.438.
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Overburden Stress: Esfuerzo de la columna litoestéatica (determinado haciendo uso
de la ecuacion 14), psi.

P.: Presion inicial del yacimiento (determinada haciendo uso de la ecuacion 15), psi.
P: Presion actual del yacimiento, psi.

Ecuacion 14. Calculo del esfuerzo de la columna litoestatica.

Overburden stress = L; * Datum

Fuente: CRAIN, E.R. Crain’s Petrophysical Handbook. [Sitio Web]. Spectrum 2000
Mindware Limited [consulta: 10 de mayo 2019]. Disponible en:
https://www.spec2000.net/.

Donde:

Overburden Stress: Esfuerzo de la columna litoestatica, psi.

L;: Gradiente litoestético, psi/ft.

Datum: Datum de referencia (determinado haciendo uso de la ecuacion 16), ft.

Ecuacién 15. Calculo de la presiéon de yacimiento

P; = B,y *x Datum

Fuente: CRAIN, E.R. Crain’s Petrophysical Handbook. [Sitio Web]. Spectrum 2000
Mindware Limited [consulta: 10 de mayo 2019]. Disponible en:
https://www.spec2000.net/.

Donde:

P;: Presion inicial de yacimiento, psi.

Pp: Gradiente de presién de poro, psi/ft.

Datum: Datum de referencia (determinado haciendo uso de la ecuacién 16), ft.

El Datum hace referencia a la profundidad que divide a un yacimiento en dos
unidades hidraulicas de mismo volumen. CMG permite obtener dicho valor por
medio del promedio del volumen poroso segun un set de profundidades dadas. En
este caso, debido a que se tiene el set de profundidades tope y el set de
profundidades base se debe obtener dos valores de datum y dichos valores
promediarlos. Adicional a eso, una vez hecho este promedio, se debe sumar la
altura de la kelly bushing al datum pues las profundidades dadas por CMG se
encuentran en TVDss. Este procedimiento se puede resumir en la ecuacion 16. Se
debe sefalar que, la altura de la kelly bushing se tom6 como el promedio de alturas
de kelly bushing para los 8 pozos ya perforados.
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Ecuacion 16. Determinacion del datum

Datumy,, + Datumy,q,
2

Datum = KB +

Fuente: CMG.

Donde:

KB: Kelly bushing, ft.

Datum,,: Datum obtenido con el set de datos del tope de cada celda, ft.
Datum,,.. Datum obtenido con el set de datos de la base de cada celda, ft.

Adicional a esto y con el animo de tener un analisis completo, se realizé el calculo
de la presioén de fractura por medio del método de Eaton?°. Este método se puede
ver traducido en la ecuacion 17.

Ecuacion 17. Determinacion de la presién de fractura

+P

Pr = (Overburden stress — P) x T

Fuente: EATON, B. A. Fracture Gradient Prediction and Its Application in Oilfield
Operations. Society of Petroleum Engineers. doi:10.2118/2163-PA. 1969.

Donde:

P Presion de fractura, psi.

Overburden stress: Esfuerzo litoestético, psi.
v: Razén de Poisson, adimensional.

P: Presioén del yacimiento, psi.

En este caso y debido a que las areniscas contienen material arcilloso, pero son de
tipo consolidado, se decidi6 optar por el valor sugerido por Crain®® de razén de
Poisson igual a 0.26.

29 EATON, B. A. Fracture Gradient Prediction and Its Application in Oilfield Operations. Society of
Petroleum Engineers. doi:10.2118/2163-PA. 1969.

30 CRAIN, E.R. Crain’s Petrophysical Handbook. [Sitio Web]. Spectrum 2000 Mindware Limited
[consulta: 10 de mayo 2019]. Disponible en: https://www.spec2000.net/.
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La tabla 3 presenta el célculo de la compresibilidad de la roca haciendo uso de las
ecuaciones 12 a 16, asi como la presion de fractura calculada con la ecuacion 17.
El resultado obtenido fue de una compresibilidad igual a 3.052x107® psi la cual fue
introducida en el simulador; para asi, finalizar el proceso de construccion de la
seccion geometria del modelo. Como también se muestra en la tabla 3, la presion
de fractura obtenida tiene un valor de 5030 psi.

Tabla 3. Determinacion de la compresibilidad de la formacion

KB (ft) 2112.4
Datum_top (ft) 5837.93
Datum_base (ft) 5845.66
Datum (ft) 7954.2
Ppg (psi/ft) 0.4333
Pi (psi) 3446.6
Lg (psi/ft) 1
Overburden stress (psi) 7954.2
P (psi) 3446.6
o (psi) 4003.8
% 0.26
Cf (1/psi) 3.05E-06
Pf (psi) 5030.28887

Fuente: elaboracion propia.
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3.4 CONSTRUCCION DE LA SECCION DE PROPIEDADES DE FLUIDO

La seccion de propiedades del fluido es la seccidon que almacena toda la informacion
de las propiedades PVT de los fluidos que se encuentran en el yacimiento. La
construccion de esta seccion se hard por medio de la combinacion de datos de
laboratorio y haciendo uso de las correlaciones PVT. Es necesario enfatizar que, los
datos de laboratorio tomados no son de este yacimiento, sino que por el contrario
son datos de un fluido de un yacimiento de las Arenas T pero de otro campo
perteneciente a Ecopetrol. Los datos que se tienen de dicho fluido se resumen en
la tabla 4, adicional a esto, se presentan también los valores de temperatura y
presion para el yacimiento en estudio.

Tabla 4. Datos PVT

Parametros Valores
API 25.98
Gravedad especifica del gas 1.00
GOR (SCF/STB) 224.30
Temperatura critica (R) 477.14
Presion critica (psi) 649.07
Temperatura del yacimiento (°F) 176.00
Presion del yacimiento (psi) 3446.53
Temperatura pseudoreducida 1.32
Presion psudoreducida 5.31

Fuente: elaboracién propia, con base en: ECOPETROL S.A.

Ahora bien, la determinacién de las propiedades del petréleo y del gas se llevo a
cabo por medio del uso de correlaciones numéricas. Paralelamente, para
determinar cual correlacion se iba a utilizar, se hizo una comparacion de
aplicabilidad con respecto a cada correlacion. Ademas, se tomo6 en cuenta que en
general el calculo de las propiedades de los fluidos de las Areniscas T de los campos
de Ecuador (Auca, Cononaco, Yuca, Yulebra y Cuyabeno) se ha hecho a partir de
las correlaciones de Beggs and Brill y de Vasquez y Beggs3! , por lo que, de ser
posible y de contar con la aplicabilidad, se elegiria alguna de estas correlaciones,
tomando en cuenta claramente el error asociado a cada correlacion. Dichos rangos
de aplicabilidad se obtuvieron del libro “Correlaciones Numéricas P.V.T” de Carlos
Banzer la seleccidén de cada correlacion se llevo a cabo eligiendo la correlaciéon de
menor error. Los rangos de aplicabilidad de las correlaciones tanto para gas como
para el petroleo se presentan en la tabla 5.

31 TORRES, A., TORRES J.L. Estudio para la optimizacion de produccion mediante los sistemas de
completacion inteligente en pozos del area Auca y Cuyabeno. Trabajo de grado Ingeniero de
petroleos. Ecuador. Escuela Politécnica Nacional. Facultad de Ingenieria en Geologia y en Petrdleos.
2014. p. 127.
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Tabla 5. Determinacion Rango de aplicabilidad correlaciones PVT

T yac (°F) P yac (psi) AP| G.E Gas GOR (SCF/STB) Pb (psi) Te(R) Pc (psi) Tsr Psr
230 4123 " 25 98469672 1.0015 2243 1188.000 477.140 649.070 1.446 6.352
176 " 22949 " 2598469672 1.0015 2243 1205.000 477140 649.070 1.333 3.5636

TABLA DE CORRELACIONES ESTADISTICAS PARA PETROLEO Y GAS

RANGO DE ERROR DESVIACION
Grave Esp Gas ABSOLUTO (%) ESTANDAR (%)

AUTOR TIPODE  ppOPIEDAD RANGODET (°F) RANGO DEP (psia)  RANGO DE API

FLUIDO APLICABILIDAD

Dranchuk and Robinson Gas z 1.05- 3.0 (Tr) 0.2-30.0 (Pr) ND ND 0.54
Beggs and Brill Gas z 13-17() 00-50(Pr) MD MD 019®
Beggs and Brill Gas z 1.2-24(m) 0.0 - 13.0 (Tr) ND ND 0.02®@
Hall-Yarborough Gas z 1.2-3.0(Tr) 0.1-24.0(Pr) ND ND -0.518
Standing Gas z 40 -300 154 - 7026 ND ND 0.97
Papay Gas z 12-3.0(T) 0.2-15.0(Pr) HD MD 4873
Dranchuk and Kassem Gas z 1.0-3.0(Tr) 0.2-30.0 (Pr) ND ND 0.307
Sarem Gas z 0.1-14.9 (Pr) 1.05 - 2.95 (Tr) ND ND 0.40%
Lee etal. Gas Mug 100 - 340 100 - 8000 ND ND
Carr et al. Gas Mug 100 - 300 ND ND 0.55 - 1.55 0.38
Lasater Petroleo Rs 82-272 48 - 5780 17.9-51.1 0.574-1.233 3.8
Standing Petroleo Rs 100 - 258 130 - 7000 16.5- 63.8 0.59-0.95 10
Vasquez and Beggs Petroleo Rs 162 (T prom) 15-4572 (Pb) 5.3-30 0.511- 1.351 -0.7
Vasquez and Beggs Petroleo Rs 180 (T prom) 15 - 6055 (Pb) 30.6-59.5 0.53 - 1.259 -0.7 ND NO APLICA
Glaso 0 Petroleo Rs 80- 280 165 - 7142 (Ph) 22.3-48.1 0.65- 1.276 1.28 6.98
Petrosky and Farshad Petroleo Rs 114 - 288 FRD=EER([H] 16.3-45.0 0.5781- 0.8519 (-)0.05® 4.79
1574 - 6523 (Ph)
standing Petroleo Bo 150 - 1880 130 - 7000 (Pb) 16.5-63.8 0.59-0.95 0.01 0.34
Vasquez and Beggs Petroleo Bo 162 prom 15-4572 (Pb) 5.3-30.0 0.511- 1.351 4.7 ND NO APLICA
Vasquez and Beggs Petroleo Bo 180 prom 15 - 6055 (Pb) 30.6-59.5 0.53 - 1.259 4.7 ND
Glaso Petroleo Bo 80- 280 165 - 7142 {Pb) 22.3-43.1 0.65- 1.276 -0.43 2.18
1700 - 10692 (P)
Petrosky and Farshad Petroleo Bo 114- 288 16.3 - 45.0 0.5781- 0.8519 -0.01 0.86
1574 - 6523 (Pb)
Vasquez and Beggs Petroleo Co 141-9515 15.2-59.5 0.511- 59.5 ND ND
Petrosky and Farshad Petroleo Co 114 - 288 ] 16.3-45.0 0.5781- 0.8519 -0.17 11.32
1574 - 6523 (Pb)
Beggs and Robinson Petroleo Muo 70- 295 15- 5265 16-58 ND -0.64 13.53
Beal Petroleo Muo 98- 250 ND 10-52.5 ND -1.58 9.4
Glaso (dead oil) Petroleo Muo 50- 300 ND 20.1-48.1 ND ND ND
Lasater Petroleo Pb 82-272 48 - 5780 17.9-51.1 0.574-1.233 3.8 ND
Standing Petroleo Pb 100 - 258 130 - 7000 16.5- 63.8 0.59-0.95 10 ND
Vasquez and Beggs Petroleo Pb 162 (T prom) 15-4572 (Pb) 5.3-30 0.511- 1.351 -0.7 ND
Vasquez and Beggs Petroleo Pb 180 (T prom) 15 - 6055 (Pb) 30.6-59.5 0.53 - 1.259 -0.7 ND NO APLICA
Glaso 0 Petroleo Pb 80- 280 165 - 7142 (Pb) 22.3-481 0.65- 1.276 128 6.98
Petrosky and Farshad Petroleo Pb 114 - 288 170010692 (P) 16.3-45.0 0.5781- 0.8519 (-)0.05® 4.79

1574 - 6523 (Pb)

Fuente: elaboracion propia.
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3.4.1 Determinacion de las propiedades del petréleo. Las propiedades del
petrdleo que se calcularon fueron la presion de burbuja, el factor volumétrico del
petréleo, el gas en solucion y la viscosidad. Dichas propiedades se calcularon en
funcién de la presion a partir de un valor de 30 psi hasta un valor de 5000 psi. Es
decir, 30 psi menos que el valor de la presion de fractura. A continuacion, se explica
el célculo de cada propiedad con su respectiva correlacion.

3.4.1.1 Determinacion de la presion de burbuja: La presion de burbuja se
determind por medio de la correlacion de Vasquez and Beggs. Esta correlacion
viene dada por la ecuacion 18.

Ecuacion 18. Ecuacion para la presion de burbuja.

1.0937
Rsb

Pb:

25.724 °API)

0.0362 * yy. * exp( T T 460

Fuente: BANZER C, “Correlaciones Numéricas P.V.T” Maracaibo: Ed Preliminar,
1996. p. 54.

Donde:

P,: Presion de burbuja, psi.

R,,: Gas en solucién inicial, SCF/STB.
°API: Gravedad API.

T: Temperatura, °F.

La tabla 6 presenta los resultados obtenidos aplicando la ecuacién 18, como se
puede observar en esta tabla la presion de burbuja que se determiné tuvo un valor
de 1205 psi.

Tabla 6. Determinacion de la presion de burbuja

Rsb (SCF/STB) 224.3
Ygc 1.0015
°API 25.9846
Tyac (°F) 176
Pb (psi) 1205

Fuente: elaboracion propia.
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3.4.1.2 Determinacion del gas en solucién. La determinacién del gas en solucién
se determind por medio de la correlacion de Vasquez and Beggs. Esta correlaciéon
viene dada en la ecuacion 19.

Ecuacion 19. Determinacion del gas en solucion.

25.724 « °API
Rs = 0.0362 %y, * P1097 x exp (—)

T + 460

Fuente: BANZER C, “Correlaciones Numéricas P.V.T” Maracaibo: Ed Preliminar,
1996. p. 66.

Donde:

R,: Gas en solucién, SCF/STB.

Y4c. Gravedad especifica del gas, adimensional.
P: Presion, psi.

°API: Gravedad API.

T: Temperatura, °F.

Como se menciono con anterioridad, esta ecuacion se aplico para un amplio rango
de presién que va desde los 30 psi hasta los 5000 psi. EI comportamiento del gas
en solucién en funcion de la presion se puede observar en el Gréfico 1.

Gréfico 1. Gas en solucion vs presion
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Fuente: elaboracion propia.
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3.4.1.3 Determinacion del factor volumétrico del petréleo. El factor volumétrico
del petréleo se determind por medio de la correlacion de Vasquez and Beggs y que
se presenta en la ecuacion 20.

Ecuacion 20. Célculo del factor volumétrico del petréleo

°API °API
B, = 1.0 + C;R, + C,(T — 60) + C3R,(T — 60)
Ygc Ygc

Fuente: BANZER C, “Correlaciones Numéricas P.V.T” Maracaibo: Ed
Preliminar,1996. p. 66.

Donde:

C, =4.677 107

C, =1.751%107°

C; = —1.8106 x 1078

T: Temperatura, °F.

R,: Gas en solucién, SCF/STB
°API: Gravedad API, °API.

Y4c. Gravedad especifica del gas

Los resultados obtenidos con la ecuacion 20 pueden apreciarse en el Gréafico 2
que presenta el comportamiento del factor volumétrico en funcion de la presion.

Grafico 2. Factor volumétrico vs Presion
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Fuente: elaboracion propia.
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3.4.1.4 Determinacion de la viscosidad del petréleo. La viscosidad del petroleo
se determiné haciendo uso de las correlaciones de Beggs and Robinson para
determinar la viscosidad del petréleo con gas disuelto y la del petrdleo muerto,
propiedades que se determinaron usando las ecuaciones 21y 22 respectivamente.

Ecuacion 21. Viscosidad del petréleo con gas en solucion

0.388

Uy = 10,715 % (Rs + 100)—0.515 % (Mod)5.44-*(RS+150)_ -1

Fuente: BANZER C, “Correlaciones Numéricas P.V.T” Maracaibo: Ed Preliminar,
1996. p. 102.

Donde:
R,: Gas en solucion, SCF/STB.
Uoq: Viscosidad del petroleo muerto (determinada a partir de la ecuacién 22), cP.

Ecuacion 22. Viscosidad del petréleo muerto

toa = 10¥ —1

Fuente: BANZER C, “Correlaciones Numéricas P.V.T” Maracaibo: Ed Preliminar,
1996. p. 99.

Donde:
Uoq: Viscosidad del petréleo muerto, cP.
x: Factor x (determinado a partir de la ecuacion 23), adimensional.

Ecuacidon 23. Determinacion del factor x

x = T—1.163 * 103.0324—0.02023* API

Fuente: BANZER C, “Correlaciones Numéricas P.V.T” Maracaibo: Ed Preliminar,
1996. p. 99.

Donde

x: Factor x, adimensional.
T: Temperatura, °F.

°API: Gravedad API, °API.

Los resultados obtenidos de la viscosidad del petréleo con gas en solucion
(correspondiente a la viscosidad que se tiene en el yacimiento) se presentan en el
Grafico 3.
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Gréfico 3. Viscosidad del petréleo vs presion
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Fuente: elaboracion propia.

3.4.2 Determinacion de las propiedades del gas. Las propiedades del gas que se
calcularon fueron el factor de compresibilidad y la viscosidad. Los siguientes
numerales explican y presentan los calculos hechos para la determinacion de estas
propiedades junto con las correlaciones elegidas a partir de la tabla 5.

3.4.2.1 Determinacion del factor de compresibilidad del gas. La compresibilidad

del gas se determind por medio de la correlacion de Beggs and Brill que se detalla
en la ecuacién 24.

Ecuacién 24. Determinacién del factor de compresibilidad

-4 "\ D

z=A+ +Cp,
exp(B)

A=139 (T, -0.92)* =036 T, - 0.10

, 0.066 T, o3
B= I{ﬂﬁ-?. ~0.23 I,, ) P, * m - [!I.I]}T_!;J" + W p"u
C=0.132-0.32 logT,

D = antilog(0.3106 - 0.49 T, +0.1824 7,7)

Fuente: BANZER C, “Correlaciones Numéricas P.V.T” Maracaibo: Ed Preliminar,
1996. p. 20.

Donde:

z: Factor de compresibilidad del gas, adimensional.
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P,,: Presion pseudoreducida, adimensional.
T,: Temperatura pseudoreducida, adimensional.

Se debe recordar que, la temperatura pseudoreducida se mantuvo constante pues
se model6 un proceso isotérmico donde lo Unico que cambiaba era la presion
pseudoreducida. EI comportamiento del factor de compresibilidad del gas versus la
presion se puede observar en el Grafico 4.

Gréfico 4. Factor de compresibilidad del gas vs presion
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Fuente: elaboracion propia.

3.4.2.2 Determinacion de la viscosidad del gas. La viscosidad de gas se calculd
por medio de la correlacién de Lee et al., la ecuacidn 25 presenta esta correlacion.

Ecuacién 25. Determinacién de la viscosidad del gas.

Kexp(Xp,")
l'“x - ml
5
= 04+002M) T Y=24-02X
09+19M+T oM
=14935 x 107 *—
.T=3.5+E;§+[I.UIH Py :T

Fuente: BANZER C, “Correlaciones Numéricas P.V.T” Maracaibo: Ed Preliminar,
1996. p. 20.
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Donde:

g Viscosidad delgasa Py T, cP.

pg- Densidad del gas, g/cc.

M: Masa molecular del gas, Ib/lb-mol.

z: Factor de compresibilidad del gas, adimensional.

Los resultados obtenidos de la viscosidad del gas versus la presion se pueden
observar en el Gréfico 5.

Gréfico 5. Viscosidad del gas vs presion
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Fuente: elaboracion propia.

3.4.3 Propiedades del agua. Las propiedades del agua se asumieron como las
propiedades estandar que calcula el simulador. Lo anterior, debido a que no se tenia
informacion sobre este fluido. El resumen de estas propiedades, asi como los
parametros estandar de las propiedades de los fluidos, se puede observar en la
Figura 41.

108



Figura 41. Resumen propiedades de los fluidos

n

PVT Region |1 o >

PVT Table General  Undersaturated Data
Tools »
# Description | Option Default Value )
1 Reservoir temperature (TRES) 176 F
2 DEMSITIES
3 Qil density (DENSITY OIL) Stock tank oil density ™ 56.0354 bAt3
4 (Gas density/gravity (DENSIT... Gas gravity (&ir=1) ™ 1.0015
5 Water phase density (DEMSI... 624 |bAt3
6 Undersaturated Co (CO)
7 Vo pressure dependence (CVO) 0 cp/psi
8 Water properties
9 Formation Volume Factor (BWI) 1.02016
10 Compressibility (CW) 2.952597e-006 1/psi
11 Reference pressure for FVF (... 3446 532112 psi
12 Viscosity (VW) Tep 0.354634 cp
13 Pressure dependence of visc... 0 cp/psi 0 cp/psi v
£ >

Fuente: elaboracién propia, con base en: CMG, IMEX.

Una vez hecha la determinacion de las propiedades de los fluidos en funcion de la
presion, se procedio a hacer el llenado de la tabla PVT y la tabla de subsaturados
requeridos por el simulador. La Figura 42 muestra el resumen de la tabla PVT la
cual se llen6é con la informacién del gas en solucién, el factor volumétrico del
petréleo, el factor de compresibilidad del gas, la viscosidad del petrdleo y la
viscosidad del gas. Dicha tabla contiene el llenado de propiedades de los datos
saturados; es decir, desde la presion base, tomada como 30 psi, hasta la presion
de burbuja calculada anteriormente y que es igual a 1205 psi.
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Figura 42. Tabla PVT
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PVT Table General Undersaturated Data
PVT Table Type: | il and gas (PYT) ~ Table Uses: | Gas compressibility factor (ZG) v

[ Include il Compressibility in PVT Table Diferential liberation table parameters

Bubble paint pressure

Include Gas-oil Interfacial Tension in PYT Table
Cil formation vol. factor

Tools b Solution gas-oil ratio

B p Rs Bo z viso visg Commen A
psi ft3/bbl cp cp

1 0 1551318317 1.057064048 | 0994660852 5223117156 |0.011450206

2 55 7667418616  1.058585093 |0.990148577 5.061038761 |0.011470927

3 80 11551118 1.060182918 ' 0.985583581 | 4.9502415958  0.011495422

4 105 1555210708 1.0618243877 |0.9805970245 4.749433703 |0.011522573

5 130 1964415594 1.063504225 |0.976312885 4602855302 |0.011553215

6 155 23.811145 1.065214291 | 0.571615795% | 4463036555 | 0.011585901

7 180 28.04180986 | 1.066550506 | 0966883236 | 4.32981744 0.01162088

8 205 31232806415  1.068709535 |0.962119438  4.203054658 |0.011658049

9 230 3666365536  1.070488828 | 0957328553  4.082450102 |0.011657334

10 255 4104379377 | 1.07228637 0.95251485 1967828593 | 0011738686 b

£ >

Err

oK Cancel Apply Help

Fuente: elaboracién propia, con base en: CMG, IMEX.

La Figura 43 muestra el llenado de los datos insaturados; en otras palabras, indica
los datos por encima de la presion de burbuja. En este caso, solamente fue
necesario hacer el llenado de las tablas de factor volumétrico y viscosidad del
petrleo. Debido a que no se va a hacer una inyeccién de agua y debido a la falta
de un valor de gradiente de fractura, no se calculd la presién de fractura y se asumio
un valor de rango final igual a 5000 psi.
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Figura 43. Tabla de datos subsaturados

I Imex PYT Regions

PVT Region |1

PVT Table General

Undersaturated Data

- BOT Tables EG/BG/ZGUST table uses:
i e Table:d
COT Tables H p viso Comments
=- \l":OT Tables psi ep
— 1 120 1887795763
2 1255 1.892096714
3 1280 1.896503032
4 1305 1.907013231
5 1330 1505625882
5 1355 151033561
Fi 1380 1.91515309
8 1405 1.920065051
9 1430 1525074268
New Table 10 1455 1.930179561
11 1480 1.535375753
Insert Table 12 |1505 1.940673867
Copy Tobie 13 1530 1.546060727
14 1555 1951539351
Delete Table 15 1580 1.857108756
£ < o - >
oK Cancel Apply

Help

Fuente: elaboracién propia, con base en: CMG, IMEX.
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3.5 CONSTRUCCION DE LA SECCION DE INTERACCION ROCA-FLUIDO

La seccion de interaccion roca-fluido es la seccion encargada de recopilar toda la
informacion del sistema roca-fluido. La informacion esencial del sistema roca-fluido
incluye los end points de saturacion, las curvas de permeabilidad relativa y la
presion capilar para un tipo de roca determinado.

En general, las curvas de permeabilidad relativa se modelan para dos sistemas
bifasicos para que después el simulador junte dichos sistemas y lo acople en un
sistema trifasico haciendo uso del método de Stone Il...véase numeral 3.5.5... Por
otro lado, los datos de presion capilar permiten definir la distribucién de saturaciones
del modelo.

Se debe sefalar que, en este caso, no se tenia informacion del sistema roca-fluido
por lo que se hizo uso de ecuaciones numéricas para el calculo de los endpoints de
saturacion, las permeabilidades relativas y de la presion capilar. EI método que
contiene dichas ecuaciones fue el método de Brooks y Corey de 1966. Este es una
mejora del método de Corey; y ademas, toma en cuenta la distribucion del tamafio
de poro®2. De esta manera, es el método ideal para el presente caso de estudio,
pues las Arenas T son un yacimiento de alto contenido de arcilla lo que genera una
alta heterogeneidad del medio poroso.

El método de Brooks y Corey se basa en el célculo del indice de distribuciéon de
tamafio de poro (1) el cual permite describir la heterogeneidad del medio en funcion
de la permeabilidad promedio y la porosidad efectiva promedio del yacimiento. Este
indice se puede calcular por medio de la ecuacion 26.

Ecuacién 26. indice de distribucion de tamafio de poro

A =0.9651 * exp(0.0029 * k * @)

Fuente: AHMED, T. Resevoir Engineering Handbook. United States of America.
Elservier. 2018. ISBN 978-0-12-813649-2. p. 254.

Donde:

A: indice de distribucion de tamafio de poro, fraccion.

@: Porosidad efectiva promedio de la formacion, fraccion.

k: Permeabilidad promedio de la formacién, mD.

32 AHMED, T. Resevoir Engineering Handbook. United States of America. Elservier. 2018. ISBN 978-
0-12-813649-2. p. 246.
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En este caso, la permeabilidad promedio de la formacién y la porosidad efectiva
promedio se pueden obtener haciendo uso del simulador CMG en la seccion de
estadisticas. La tabla 7 presenta los valores de estas propiedades junto con el
calculo del indice de distribucion de tamafio de poro.

Tabla 7. Célculo del indice de distribucion de tamafio de poro

0 0.08617288
k 88
A 0.9866

Fuente: elaboracion propia.

Las siguientes secciones presentan el calculo de los endpoints de saturacion, las
permeabilidades relativas y la presion capilar para el yacimiento. Se debe sefalar
que, se asumid que el yacimiento cuenta con un unico rock type, al cual se le haran
todos estos calculos.

3.5.1 Estimacion de la saturacion residual del petréleo, la saturacion de agua
irreducible y la saturacion critica de gas. Las ecuaciones 27, 28 y 29 presentan
los céalculos de los endpoints de saturacion, es decir la saturacion de agua
irreducible, la saturacion de petréleo residual y la saturacion de gas critica.

Ecuacion 27. Saturacion de agua irreducible

4.1443 x @
Swirr = 0.283

[ k —0.01665 * exp(31.9304 * §)]

Fuente: AHMED, T. Resevoir Engineering Handbook. United States of America.
Elservier. 2018. ISBN 978-0-12-813649-2. p. 300.

Swirr Saturacion de agua irreducible, fraccion.
k: Permeabilidad promedio de la formacién, mD.
@: Porosidad promedio de la formacién, fraccion.

Ecuacién 28. Saturacion de petréleo residual

_ 0.26018
orw — 1 0.04704

Fuente: AHMED, T. Resevoir Engineering Handbook. United States of America.
Elservier. 2018. ISBN 978-0-12-813649-2. p. 300.

Donde:

Sorw: Saturacion de petréleo residual, fraccion.
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k: Permeabilidad promedio de la formacién, mD.

Ecuacion 29. Saturacion de gas critica

Sge = 0.15 — 0.05 * log (k)

Fuente: AHMED, T. Resevoir Engineering Handbook. United States of America.
Elservier. 2018. ISBN 978-0-12-813649-2. p. 300.

Donde:

Sgc: Saturacion de gas critica, fraccion.

k: Permeabilidad promedio de la formacién, mD.

La tabla 8 presenta los valores de saturacién calculados haciendo uso del método
de Brooks y Corey.

Tabla 8. Determininacién de los endpoints de saturacion

Swirr 0.1072
Sorw 0.2108
Sgc 0.0527

Fuente: elaboracion propia.

3.5.2 Determinacion de las curvas de permeabilidad relativa para un sistema
agua-petrdleo. La determinacion de las curvas de permeabilidad relativa para un
sistema agua-petréleo se hizo por medio de la aplicacion del método de Brooks y
Corey. Cabe resaltar que, el yacimiento de estudio fue considerado como un
yacimiento mojado por agua debido a la alta saturacién de agua inicial que se
observoé en los registros eléctricos.

Siguiendo este orden de ideas, las curvas de permeabilidad relativa que se usaron
fueron las curvas para un proceso de imbibicion donde la fase mojante (agua)
desplaza a la fase no mojante (petroleo). Las ecuaciones 30 y 31 presentan la
determinacion de la permeabilidad relativa al aceite y la permeabilidad relativa agua
respectivamente.

Ecuacién 30. Permeabilidad relativa al aceite para un proceso de imbibicion

2

Sw - Swirr )

- Swirr - Sorw

krow = (131 — 2.62 % Swirr + 11+ SWirrZ) * (1 B 1

2+

" 1_(1 Sw_Swirr )A

- Swirr - Sorw
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Fuente: AHMED, T. Resevoir Engineering Handbook. United States of America.
Elservier. 2018. ISBN 978-0-12-813649-2. p. 300.

Donde:

k..w: Permeabilidad relativa al petréleo en un sistema petroleo-agua.
S+ Saturacion de agua, fraccion.

Swirr+ Saturacion de agua irreducible, fraccion.

Sorw: Saturacion de petréleo residual, fraccion.

A: indice de distribucién de tamafio de poro, fraccion.

Ecuacion 31. Permeabilidad relativa al agua para un proceso de imbibicion

2434

k — (Sw - Swirr) z
™ 1- Swirr

Fuente: AHMED, T. Resevoir Engineering Handbook. United States of America.
Elservier. 2018. ISBN 978-0-12-813649-2. p. 300.

Donde:

k..,: Permeabilidad relativa al agua en un sistema petrdleo-agua.
S,,: Saturacion de agua, fraccion.

Swirr Saturacion de agua irreducible, fraccion.

A: Indice de distribucién de tamafio de poro, fraccion.

El Grafico 6 muestra las curvas de permeabilidad relativa obtenidas. Se debe
observar que, la permeabilidad relativa al petréleo es casi nula para valores de
saturacion de agua superiores al 50%. Seguido a ello, el punto de equilibrio en estas
curvas corresponde a una saturacion de agua del 50%m lo que podria indicar una
preferencia de roca de mojabilidad neutra. No obstante, y por mantener la
simplicidad en el modelo, aln se seguird asumiendo una roca mojada por agua.

115



Gréafico 6. Permeabilidades relativas para un sistema agua-petroleo para un
proceso de imbibicion.
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Fuente: elaboracion propia.

3.5.3 Determinacion de permeabilidades relativas para un sistema liquido-gas.
Las ecuaciones 32 y 33 presentan la determinacion de las permeabilidades
relativas al gas y al petréleo en un sistema liquido-gas respectivamente.

Ecuacion 32. Permeabilidad relativa al gas

1—S, —S. . \?
krg = (1-31 — 26285, + 11+ Swirrz) % ( g WlT‘T‘)
1= Swirr
242
* 1—(1_59 _SWirr> A
1—Swirr

Fuente: AHMED, T. Resevoir Engineering Handbook. United States of America.
Elservier. 2018. ISBN 978-0-12-813649-2. p. 300.

Donde:

k,q4. Permeabilidad relativa al gas en un sistema gas-liquido, adimensional.

S4- Saturacion de gas, fraccion.
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Swirr. Saturacion de agua irreducible, fraccion.
A: Indice de distribucion de tamafio de poro, fraccion.

Ecuacion 33. Permeabilidad relativa al petroleo

2+31
_ (1 - Sg - Swirr) 1
rod 1- Swirr

Fuente: AHMED, T. Resevoir Engineering Handbook. United States of America.
Elservier. 2018. ISBN 978-0-12-813649-2. p. 300.

Donde:

k.oq: Permeabilidad relativa al petréleo en un sistema gas-liquido, adimensional.
S4- Saturacion de gas, fraccion.

Swirr. Saturacion de agua irreducible, fraccion.

A: Indice de distribucién de tamafio de poro, fraccion.

Grafico 7. Curva de permeabilidades relativas sistema gas-liquido
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Fuente: elaboracion propia.
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3.5.4 Construccion de la Curva de Presion Capilar. Una vez finalizada la
elaboracion de las curvas de permeabilidad relativa, se procedié a realizar el calculo
de la curva de presion capilar. Se debe sefalar que, esta curva permite obtener la
distribucion inicial de los fluidos por lo que, asumiendo que el crudo presente en el
yacimiento proviene de un proceso de migracién donde inicialmente la roca estaba
saturada por agua. Posteriormente, se debe calcular la curva de presion capilar para
un proceso de drenaje donde la fase no mojante (petroleo) desplaza a la fase
mojante (agua). El calculo de esta curva se hizo por medio de las ecuaciones 34y
35.

Ecuacion 34. Presidn capilar sistema agua-petréleo para un proceso de drenaje.

_1
Sw - Swirr ) 1

1- Swirr - Sorw

P.o_w = Pd * (

Fuente: AHMED, T. Resevoir Engineering Handbook. United States of America.
Elservier. 2018. ISBN 978-0-12-813649-2. p. 247.

Donde:

P.,_: Presion capilar para un sistema agua-petréleo.

Pd: Presion de desplazamiento (determinada a partir de la ecuacién 34).
S,. Saturacion de agua, fraccion.

Swirr+ Saturacion de agua irreducible, fraccion.

Sorw: Saturacion de petréleo residual, fraccion.

A: Indice de distribucién de tamafio de poro, fraccion.

Ecuacion 35. Presién de desplazamiento sistema agua-petroleo

50.86

Pd=m

Fuente: AHMED, T. Resevoir Engineering Handbook. United States of America.
Elservier. 2018. ISBN 978-0-12-813649-2. p. 247.

Donde:

Pd: Presiéon de desplazamiento, psi.

@: Porosidad promedio de la formacion, fraccion.

k: Permeabilidad promedio de la formacién, mD.
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Los resultados obtenidos con el uso de las ecuaciones 34 y 35 se pueden observar
en el Gréafico 8. La discusion de las distribuciones de saturaciones iniciales y su
aplicabilidad para los escenarios de estudio se llevara a cabo en la seccion 3.8.

Gréfico 8. Curva de presion capilar para un proceso de drenaje.
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Fuente: elaboracion propia.
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3.5.5 Cargue de datos. Una vez finalizada la construccion de las curvas de
permeabilidad relativa y de presion capilar, se procedié a hacer el cargue de dichas
curvas en la seccion de interaccion roca-fluido para un solo tipo de rock type.

Al mismo tiempo, dicho cargue se hizo tanto para la seccion de interaccion agua-
petréleoy gas-liquido. La plantilla de cargue junto con la tabla que contiene los datos
de presion capilar y de permeabilidad relativa se puede observar en la Figura 44.

Figura 44. Cargue y presentacion de los datos de interaccion roca-fluido

] Rock Types @
kT o]
Rocktype Properti Relative P bility Tables  Hy is Modeling

Liquid-Gaz Kr Table
dependency:

Liquid Saturation
Gas Saturation

Relative Pemeabilty Table: |WaterOil Table

V|

[~ Include capillary pressure (drainage curve if using hysteresis)
[include capillary pressure hysteresis {mbibition curve)

Include water gas relative permeability in table

Include imeducible oil saturation due to water blocking in table

Smoothing method for table end-points: | Power law or quadratic smoothing ~ |

[ Specied threshold value for end-point detemination: | 5e-007
[#] Use new option for rel. pem. table end point scaling (8 end points ve. 4)

Measured liquid saturation does not include connate water saturation

Sw krw krow Pcow Comment
psi

1 om0 1 500

2 (0149738 33348008 0821241  |517.150787
3 (0192375 1.10591e-006 0665331  255.7573745
4 (0235013 857524e-005 0530672 | 169.4787804
5 (027765 366753005 0415671  126.580204
6 (0320288 0000113218 0318741 | 100.3411472
7 |0.362925 000028433 0238302 835006108
3 (0405563 0.000619555 0172782 71.75860457
5 (04432 000121626 0120617 | 6267135028
10 (0430238 0.00220507 00802501 5561611694
11 |0.533475 000375463 00501363  49.38107977
12 |0.576113 000807662 | 0.0287433 4537707603
13 (061875 0.00943085 00145434 | 4154545817
(14 (0661388 00141303 000604735 | 38.3070723
15 |0.704025 00205462 000175478 3553433407
16 |0.746663 00291133  0.000211656 33.13376753
17 (07893 0040337 0 310352365
18 [1 1 0 2162391592

Reduce vertical extent of Pecow cycle for trapped oil hysteresis (DAMP-PCOW-TROIL)

| Ok || Cancd || emy |

Fuente: elaboracién propia, con base en: CMG, IMEX.
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Ahora bien, ya habiendo cargado los datos de interaccion roca-fluido, el simulador
se encarga de generar un sistema trifasico de permeabilidades relativas. La
generacion de este sistema lo hace por el método de Stones Il.

Este método asume que la permeabilidad relativa al agua, asi como la
permeabilidad relativa al gas, no cambian. Y que lo Unico que si lo hace es la
permeabilidad relativa al petréleo®. Tomando lo anterior en cuenta, la
permeabilidad al petréleo se obtiene por medio de la combinacién de las otras dos
permeabilidades. La manera en que se calcula esta permeabilidad se expresa en la
ecuacion 36.

Ecuacion 36. Determinacion de la permeabilidad relativa al petréleo para un
sistema trifasico

k k
kro = (krow)swirr * l<$ + krw) * <# + krg) - (krw + krg)l

(krow)swirr (krow)swirr

Fuente: AHMED, T. Resevoir Engineering Handbook. United States of America.
Elservier. 2010. ISBN 978-1-85617-803-7. p. 326.

Donde:
k... Permeabilidad relativa al petréleo para un sistema trifasico, adimensional.

(krow)s... . Permeabilidad relativa al petrdleo leida en la saturacibn de agua
wirr
irreducible, adimensional.

k..w: Permeabilidad relativa al petréleo en un sistema agua-petréleo, adimensional.
k.o4: Permeabilidad relativa al petrdleo en un sistema gas-liquido, adimensional.
k..,,: Permeabilidad relativa al agua en un sistema petréleo-agua.

k,q4. Permeabilidad relativa al gas en un sistema gas-liquido, adimensional.

La Figura 45 presenta la gréfica de la permeabilidad relativa al petréleo para un
sistema trifasico.

33AHMED, T. Resevoir Engineering Handbook. United States of America. Elservier. 2010. ISBN 978-
1-85617-803-7. p. 326.
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Figura 45. Permeabilidad relativa al petréleo para un sistema trifasico
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Fuente: elaboracion propia, con base en: CMG, IMEX.
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3.6 CONSTRUCCION DE LA SECCION DE CONDICIONES INICIALES

La seccion de condiciones iniciales es donde se estable los parametros iniciales de
la corrida como son: el tipo de equilibrio de los fluidos que se tienen, la presion de
yacimiento, el datum, el contacto agua-petréleo y la presion de burbuja. La
importancia de estos parametros determina la distribucion inicial de fluidos que se
tiene en el yacimiento a la fecha de inicio de la simulacion.

Algo que se debe sefialar antes de presentar la construccion de esta seccion es que
el contacto agua-petréleo fue determinado por medio de la interpretacion de los
registros eléctricos, en este caso, dicho contacto se obtuvo por medio del analisis
del Pozo 2 donde se obtuve una profundidad de contacto igual a 5332ft TVDss, La
Figura 46 presenta la determinacion del contacto al notar una clara disminucion de
la resistividad del fluido en la arenisca T.

Figura 46. Contacto agua-petroleo

SSTVD GR ILD Fass i
1:315 |0.00 gAP] 160000 52000 chen = 2,000.0000
I Gam_
ARENA TSUP ({52531 | ! JARENE TSUPL T apens 7o
5270 3
5280 -
Shale
5290 3 |
arena e (53003 | Lol | Toapewa T
5310 3 Shale
5320 3
0] & ,
nvoc 1 @ 45321 . S || AL (e @ woc 1
C SHALE! : — . T T | DC.sHALE
5340 4
5350
5370

Fuente: elaboracion propia, con base en: Ecopetrol S.A.
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Teniendo en cuenta este orden de ideas, la Figura 47 presenta los parametros
ingresados para la construccién de la seccién de condiciones iniciales. Se debe
resaltar que, en la seccion de parametros avanzados se agrego el valor de la presion
capilar presente en el contacto agua petréleo que, como se observa en la Figura
46, tiene un valor de 23.62 psi.

Figura 47. Interfaz seccion de condiciones iniciales

Perform Gravity-Capillary Equilibrium of A Reservair Inttially Cortaining
() Water, Oil, Gas { VERTICAL DEFTH_AVE WATER_OIL_GAS EGQUIL )

(®) Water, Oil (VERTICAL DEPTH_AVE WATER_OIL EQUIL )

() Water, Gas { VERTICAL DEPTH_AVE WATER_GAS EQUIL NOTRANZONE )
There will be no residual saturation in Gas Cap ( GASZOMNE NOOIL )

Reference Pressure and Depth Phase Contact Depths
Water-Oil Contact { DWOC ) |5332 ft

Pressure (REFPRES ) |3446.532112 pai |

Depth (REFDEPTH) (58417975 ft |

Datum Depth for Output Pressure
Mote: This item is optional.
Depth { DATUMDEPTH depth ) |E-E-4'I_?Er?5 ft |

For mare options use the

Pressure will be comected using the initial equilibrium Eehrneed biatace

pressure distibution { DATUMDEPTH depth INITIAL )

Bubble Poirt Input Format Advanced
(") Reservair inttially saturated (FE =P )

(® Constant Bubble Point Pressure (PB) | 1205 psi |

E’ 4 QK Cancel Apphy Help

Fuente: elaboracion propia, con base en: CMG, IMEX.
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3.7 VALIDACION Y PRIMERA CORRIDA

Como se menciond al inicio de este capitulo, y con el animo de poder discutir a
fondo la creacion y la evaluacion de diferentes escenarios de perforacion y
planteamiento de pozos, la seccién de pozos y datos recurrentes serd analizada en
la seccion 3.8 a través de la discusion sobre la construccion del caso base.

Debido a que ya se ha finalizado la construccion del modelo dinamico, es posible
entonces realizar una primera corrida para validar que no haya errores en la
construccion; y, asi mismo, obtener los parametros basicos de volumenes de fluidos
totales en el yacimiento, asi como el volumen poroso y total de éste. Los valores de
los parametros mencionados anteriormente se encuentran en la Figura 48 que
presenta los resultados iniciales de la primera corrida.

Figura 48. Resultados validacién y primera corrida

& [kem [ Urits [Value
1 | Total ol in place STB 0.40430E+07
2 |Totalwaterinplace  STE 0.24035E+03
3 Total gas in place SCF 0.50315E=0%
7 |kem Urits SECTORD
1 HC. Pore Violume M BBBL 45563
2 Total Pore Volume. M REBL 25040

Fuente: elaboracién propia, con base en: CMG, IMEX.

Como se observa en la figura, el yacimiento en estudio tiene un volumen total de
petroleo original de 4 millones de barriles asociados con un volumen de gas in place
de 900 millones de pies cubicos. Por otro lado, el volumen de agua original es igual
a 240 millones de barriles.

3.8 ELABORACION DEL ESCENARIO BASE

Debido a que el Campo A ya cuenta con pozos que producen de la Formacion
Caballos, se decidié tomar dichos pozos y plantear intervalos de cafioneo para que
estos produjeran de las Areniscas T. De la misma manera, y debido a la falta de
datos de una prueba inicial de produccion, fue necesario calcular parametros base
para cada pozo, como el dafio de formacion y la presion de fondo que se iba a tomar
como constrain.

La tabla 9 muestra el valor inicial y final de los pozos del campo de estudio. Estos
pozos poseen desviaciones, con lo cual, las trayectorias de los pozos pueden verse
en la Figura 49.
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Tabla 9. Coordenadas iniciales y finales sin incluir trayectorias de los pozos del
Campo A

uwip X-COORD Y-COORD DEPTH-MD ™D TVDSS
Pozo_1 1005041.65 560407.15 0 0 2145
Pozo 1 1009065.18 560455.98 7699 7691.81 -3342.81
Pozo_2 1007763.51 557817.98 0 0 2150
Pozo_2 1007715.85 557831.3 7779 7776.15 -5626.15
Pozo_3 1010596.08 561693.09 0 0 2003
Pozo_3 1010626.71 361677.00 7805 7788.81 -3783.81
Pozo_ 4 1007037.05 557339.48 0 0 2083
Pozo_4 1007037.05 557339.48 7903 7903 -5820
Pozo_ 35T 1007779 357858 0 0 2147
Pozo_ 55T 1008033.3 558320.78 8250 7931.25 -5784.25
Pozo_6 1008133.99 558835.22 0 0 2182
Pozo_6 1008333.62 558749.6 8147 8052.28 -5870.28
[Rero QY 1007111.03 357305.83 0 0 2112.3
er BT 1007316.99 557436.6 2040 7897.11 -5784.81
Pozo_8 1007116.9 557301.05 0 0 2072.5

Pozo 8 1006859.04 557032.1 8170 7981.07 -3908.57

Fuente: elaboracion propia, con base en: Ecopetrol S.A.

Figura 49. Trayectorias de los pozos del Campo A.

Grid Top (ft) 2019-04-01

File: CasoBaseEscrito.dat,
User: Juan Dumez

[Boze 3] | [zt 1.00:1

Fuente: elaboracion propia, con base en: CMG, IMEX.
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3.8.1 Seleccion de pozos e intervalos cafionear. A pesar de que tenia el
conocimiento de la profundidad del contacto agua-petroleo...véase seccién 3.6...
no se tenian aun los argumentos técnicos que sustentaran los pozos y los intervalos
a cafionear. Para poder llevar a cabo esta labor se procedié entonces a obtener la
saturacion inicial de fluidos. Y, una vez determinada, se combino con los valores de
corte de saturacion de agua calculados en el modelo petrofisico. A continuacion, se
presentan los resultados obtenidos en estos calculos.

La saturacion inicial de fluidos se calculé haciendo uso de la curva de presion capilar
determinada en el numeral anterior...véase seccion 3.5.4... en este caso la clave
era convertir dichos datos de presion capilar a datos de profundidades del
yacimiento ya que el hecho de tener un valor de saturacion para cada punto de
presion capilar (ver Grafico 8) permite obtener un valor de saturacién para cada
punto de profundidad. Se debe sefalar que dicha conversion no es automatica, sino
gue debe determinarse primero la altura sobre el nivel de agua libre.

Recordemos que el nivel de agua libre se define como la profundidad a la cual la
presion capilar del sistema es igual a cero; es decir, es la profundidad donde la
presion de la columna de hidrocarburos del yacimiento iguala la presion de la
columna de agua.

Debido a que con la disminucion de la profundidad empieza a aumentar la presion
capilar; entonces, conociendo las densidades de las dos fases inmiscibles, se puede
calcular el espesor que hay entre el nivel de agua libre y el punto donde se tiene un
determinado valor de presién capilar. Esto se puede hacer mediante el uso de la
ecuacion 37.

Ecuacién 37. Determinacién de la altura sobre el nivel de agua libre

P

H =
0.433 = [po - pw]

Fuente: AHMED, T. Resevoir Engineering Handbook. United States of America.
Elservier. 2010. ISBN 978-1-85617-803-7. p. 212.

Donde:

H: Altura sobre el nivel de agua libre, ft.
P.: Presion capilar, ft.

po- Densidad del petroleo, g/cc.

pw- Densidad del agua, g/cc.

Una vez determinada las alturas sobre el nivel de agua libre, se debe entonces
obtener el valor de la profundidad a la cual se encuentra dicho nivel, para asi
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transformar las alturas determinadas con la ecuacién 37 en valores de profundidad.
La determinacion del nivel de agua libre se hace por medio de la ecuacion 38.

Ecuacion 38. Determinacion del nivel de agua libre

Py

FWL = WOC +
0.433 * [po - pw]

Fuente: AHMED, T. Resevoir Engineering Handbook. United States of America.
Elservier. 2010. ISBN 978-1-85617-803-7. p. 214.

Donde:

FWL: Nivel de agua libre, ft.

WOC: Contacto agua-petroleo, ft.
P,: Presion de desplazamiento, psi.
po. Densidad del petrdleo, g/cc.

pw- Densidad del agua, g/cc.

Como se observa en la ecuacién 38, a pesar de que tanto en el nivel de agua libre
como en el contacto agua-petréleo la saturacion de agua es igual al 100%, el
contacto agua-petréleo es la profundidad donde por encima de esta se puede
encontrar hidrocarburos, con lo cual, existe un diferencial de presién minimo,
llamado presion de desplazamiento, que diferencia dichos niveles entre si y que
como tal permiti6 que se diera inicio al almacenamiento de hidrocarburos en su
proceso de migracion.

Ahora bien, debido a que se tenian los datos del contacto agua petréleo...véase
numeral 3.6... asi como los datos de la presion de desplazamiento...véase seccion
3.5.4... y las densidades del petrdleo y del agua (ver Figura 41), se procedio
entonces a calcular el nivel de agua libre. Los resultados obtenidos se presentan en
la tabla 10.

Tabla 10. Calculo del nivel de agua libre

WOC (ft) 5332
Pd (psi) 23.624
0.8985

1.000
FWL (ft) 5868.90

Fuente: elaboracion propia.

Habiendo hecho el célculo del nivel de agua de libre, se procedid finalmente a
determinar las profundidades con respecto a dicho nivel haciendo uso de la
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ecuacion 39. Una vez hecho esto, y haciendo uso de los datos con los que se
obtuvo el Gréfico 8 se determind la distribucion inicial de saturaciones en el
yacimiento. El Gréfico 9 presenta esta distribucion.

Ecuacion 39. Determinacién de la profundidad

Depth = FWL — H

Fuente: AHMED, T. Resevoir Engineering Handbook. United States of America.
Elservier. 2010. ISBN 978-1-85617-803-7. p. 214.

Donde:
FWL: Nivel de agua libre, ft.
H: Altura por encima del nivel de agua libre, ft.

Gréfico 9. Distribucion de saturacion inicial segun la profundidad
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Fuente: elaboracion propia.

La Figura 38 muestra que todo el yacimiento en estudio se encuentra en la zona de
transicion, con un valor de saturacion de agua del 58% en su tope ubicado a 4862
pies. Esto es causado debido a la alta variacion en la distribucion del tamafio de
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garganta de poro, la cual evidentemente es baja por los elevados contenidos de
volumen de arcilla que hay a lo largo del yacimiento (ver Figuras 27 y 28).
Asimismo, se puede sacar la conclusion inicial de que no es viable realizar cafioneos
en todo el intervalo que se encuentra por encima del contacto agua petroleo.

Con el objetivo de determinar un criterio para ubicar los cafioneos de los pozos, se
hizo uso de los valores de corte de agua que se calcularon en el modelo
petrofisico...véase seccién 2.2.... El calculo de dichos valores se hizo por medio del
método del porcentaje de la columna de hidrocarburos, este método se presenta en
la ecuacion 39.

Ecuacidn 39. Porcentaje de la columna de hidrocarburos

HCOL = X0 *[1 —h(Sw)i] * Ah; « 100
t

Fuente: GEOLOIL. How to calculate Petrophysical Cutoffs. [Sitio Web]. GeolQOil
Petrophysics LLC USA & GeolOil Corporation Canada [consulta 17 de mayo 2019].
Disponible en: http://www.geoloil.com/index.shtml.

Donde:

HCOL: Porcentaje total de la columna de hidrocarburos, porcentaje.
@,: Porosidad efectiva en el intervalo i, fraccion.

(Sw);: Saturacion de agua en el intervalo i, fraccion.

Ah;: Intervalo de altura i, ft.

h,: Altura total de hidrocarburos, ft.

El uso del método del Porcentaje de la columna de hidrocarburos se hace
principalmente con la interpretacion de registros eléctricos donde a cada intervalo
de profundidad dado se tiene un valor de porosidad y de saturacién de agua. La
ecuacion 39 muestra que a cada intervalo i se le asigna un valor que aporta una
altura de hidrocarburos. Luego, se procede a hacer una normalizacion de dicha
columna obteniendo una distribucién de porcentaje de hidrocarburos.

Ahora bien, una gréfica de este porcentaje versus una propiedad petrofisica
(asignada claramente a un intervalo de profundidad dado) permite entonces obtener
los valores de corte de esta propiedad, que corresponderia a los valores en donde
se tiene la mayor acumulacién de hidrocarburos.

Siguiendo este orden de ideas, el Grafico 10 presenta la determinacion de los
valores de corte para la saturacion de agua. En este caso, dichos valores se
calcularon para tres escenarios con percentil o, porcentaje de columna de
hidrocarburos, de 90, 80 y 70. Lo anterior con el animo de que dicho porcentaje no
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cambiara mas del 10%, 20% y 30% respectivamente. Como se observa en la
Gréafico 10, los valores de corte para la saturacibn de agua para estos tres
escenarios son del 85%, 77% y 70% correspondientemente.

Gréfico 10. Determinacion de los valores de corte de saturacion de agua
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Fuente: elaboracion propia, con base en: Ecopetrol S.A.

Con la determinacion de los valores de corte de saturacion de agua, se procedioé
entonces a determinar la profundidad correspondiente a dicho valor de saturacion
de agua. La determinacion de esto se presenta en el Gréafico 11.
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Gréfico 11. Determinacion de los valores base de profundidad para cafioneo segun los valores cut-off de saturacion
de agua.
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Fuente: elaboracion propia.
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La tabla 11 presenta un resumen de los datos obtenidos en el Gréafico 11.

Tabla 11. Profundidades segun los valores de corte

HCOL (%) Sw (%) Profundidad TVDss (ft)
90 85 5221
80 77 5148
70 70 5055

Fuente: elaboracion propia.

Con los resultados obtenidos, se procedio a determinar los pozos a cafionear y el
espesor de dichos cafioneos. En este caso, para el escenario base se determind
que la profundidad a seleccionar seria la correspondiente con el porcentaje de
hidrocarburos del 90% correspondiente a una profundidad de 5221ft. La tabla 12
presenta el resumen de dichos pozos con sus respectivos intervalos cafioneados.
Se debe sefalar que, la columna que dice “Aplicabilidad” hace referencia a los
layers verticales que se encuentran por encima del contacto; mientras que, la
columna “Layer Perforated” hace referencia a las celdas verticales cafioneadas.

Como se observa en la tabla 12, solamente el pozo 1 tenia la aplicabilidad de
encontrarse por encima de 5221ft y por ello sus 32 celdas fueron cafioneadas.
Adicional a eso, se decidio cafionear 2 pozos mas que eran los que mas cerca se
encontraban a la profundidad de 5221 ft. La fecha de estos cafioneos fue la misma
que la fecha de inicializacion de la corrida, es decir el 1 de abril de 2019.

Tabla 12. Seleccion de perforaciones caso base

ESCENARIO BASE

HCOL=90%; Depth=5221
Pozo Aplicabilidad Layer Peforated TVDss Start (ft) TVDss End (ft) h (ft)

Pozo 1 1-32 1-32 5106.483 5183.62 77.137
Pozo 2 NO 1-2 5255.49 5261.122 5.632
Pozo 3 NO - - - -
Pozo 4 NO - - - -
Pozo 5ST NO 1-3 5226.972 5235.009 8.037
Pozo 6 NO - - - -
Pozo 7ST NO = = = o
Pozo 8 NO = = = =

Fuente: elaboracion propia.
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3.8.2 Determinacion de la presion de fondo. Esta seccion presenta la
determinacion de los pardmetros iniciales que se debe introducir a cada pozo
cafioneado para llevar a cabo la simulacion en CMG. Estos parametros se dividen
en los constrains y los datos que caracterizan los cafioneo, tales como el dafo de
formacion, el radio de pozo y la fraccion de drenaje.

Para los pozos de estudio, solamente se conocia que el radio de pozo era igual a
3.5 pulgadas y la fraccion de drenaje se asumia como 1. El resto de parametros no
se tenia debido a que no se le han hecho prueba de produccion o si quiera cafioneos
en el yacimiento de las Arenas T.

Se debe sefialar que, el constrain a usar fue el de una presion de fondo fluyente
constante la cual tendria que ser estimada para cada pozo. En el desarrollo de este
calculo, se logro obtener el valor del dafio de formacion. A continuacion, se discute
la metodologia y los resultados obtenidos.

Ahmed3* afirma que la presion de fondo fluyente puede ser calculada aplicando los
conceptos del indice de productividad a través de la ecuacion de IPR (Inflow
Performance Relationship) para pozos con alta saturacion de agua y que se
describe en la ecuacion 40.

Ecuacién 40. Determinacién de la presion de fondo

Py = Pr— (%) Q¢

Fuente: AHMED, T. Resevoir Engineering Handbook. United States of America.
Elservier. 2010. ISBN 978-1-85617-803-7. p. 488.

Donde:

P, Presion de fondo

Pr: Presién promedio del yacimiento
J: indice de productividad

Q¢: Caudal de fluido

En este caso, la presion promedio de yacimiento fue la que se determiné en el
capitulo 3...véase seccion 3.3.3...Por otro lado, el caudal del fluido, fue tomado a
partir de la produccion inicial de un pozo tipo. Este pozo tipo es un pozo de otro
Campo de Ecopetrol que produce de las Arenas T. El Grafico 12 presenta el
comportamiento de produccion de este pozo.

34 AHMED, T. Resevoir Engineering Handbook. United States of America. Elservier. 2010. ISBN 978-
1-85617-803-7. p. 488.
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Gréfico 12. Comportamiento de produccidn pozo tipo
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Fuente: Ecopetrol S.A.
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Debido a la corta vida que present6 el pozo de estudio en el afio 1993, se tomé de
referencia el caudal de fluido cuando el pozo volvié a iniciar su produccion en el
2012, dicho caudal es igual a 250 STB/day. Siguiendo este orden de ideas, la tabla
13 presenta los valores base para la determinacion de la presion de fondo.

Tabla 13. Valores base para la determinacion de la presion de fondo

Qs (STB/day) 250
Fuente: Ecopetrol S.A.

Ahora bien, para aplicar la ecuacién 40 era necesario determinar el valor del indice
de productividad. La determinacion de este indice se hizo aplicando la ecuacion 41
asumiendo que los pozos produciran en un régimen de flujo de estado pseudo
estable y habria una produccién tanto de petréleo como de agua.

Ecuacion 41. Determinacién del indice de productividad

0.00708 -k - h [km krw]

" In (;—e) —0.75+s | WoBo  HMwBw

w

Fuente: AHMED, T. Resevoir Engineering Handbook. United States of America.
Elservier. 2010. ISBN 978-1-85617-803-7. p. 488.

Donde:

h: Espesor de la formacion, ft.

r.: Radio de drenaje, ft.

ry. Radio del pozo, ft.

s: Dafio de formacion, adimensional.

k... Permeabilidad relativa al petréleo, adimensional.
k.. Permeabilidad relativa al agua, adimensional.
U, Viscosidad del petréleo, cP.

B,: Factor volumétrico del petrdleo, Rbls/STB.

U, . Viscosidad del agua, cP.

B Factor volumétrico del agua, Rbls/STB.

Por la falta de informacion de dafios inclusive en los propios campos de Ecopetrol
S.A. para las Areniscas T, se hizo una busqueda bibliografica para pozos
pertenecientes a campos de Ecuador que producen de dichas arenas pues son los
campos mas cercanos al Campo A. Asi, se calculé el promedio del dafio de
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formacién de dichos pozos y se tomo este valor como el base para el yacimiento de
estudio. Los resultados obtenidos se observan en la tabla 14.

Tabla 14. Determinacion del dafio de formaciéon

Campo Promedio

Culebra-Yulebra, Anaconda3®® CUL009D
Araza®® ARA-02D 2.00
Parayacu®’ PCY-04 10.00
Pichincha3® PIC-02

SEC-05
SEC-10
Secoya® SEC-11

SEC-18

SEC-24
Shuara*® SHU-09 2.20

CUY-29D 1.60
CUY-31D -0.30
CUY-33D -1.66

Guanta-Dureno*? GUA-15 0.30

SAC-111 6.39

35 |ZURIETA, Carlos. Generacion de modelos numéricos mediante analisis de pruebas de presion
transitoria (Build Up) para mejora del modelo geolégico estructural de los Campos Culebra-Yulebra
y Anaconda. Tesis de pregrado Ingeniero de petréleos. Ecuador. Escuela Politécnica Nacional.
Facultad de Ingenieria en Geologia y en Petroleos. 2012. p. 197.

% MAROTO, Danilo. Estudio para optimizar el sistema de bombeo electrosumergible en la
produccion de petréleo en el Area Libertador. Tesis de pregrado Ingeniero de petréleos. Ecuador.
Escuela Politécnica Nacional. Facultad de Ingenieria en Geologia y en Petroleos. 2012. p. 116.

37 |bid., p.116.
38 |pid., p.116.
%9 |pid., p.116.
40 |pid., p.116.

41 BENAVIDES, Carlos. Estudio técnico-econdmico de la utilizacion de los diferentes sistemas de
cafioneo a las Arenas U y T en el area de Cuyabeno. Tesis de pregrado Ingeniero de petréleos.
Ecuador. Escuela Politécnica Nacional. Facultad de Ingenieria en Geologia y en Petroleos. 2012,
p.76.

42 MENCIAS, Andrea. Viabilidad de la aplicacion de fracturamiento hidraulico en pozos del Campo
Guanta-Dureno para incrementar la produccién de petrleo. Tesis de pregrado Ingeniero de
petroleos. Ecuador. Escuela Politécnica Nacional. Facultad de Ingenieria en Geologia y en Petrdleos.
2016. p.73.

43 RAMIREZ, Christian. Estudio para el incremento de la produccion de petrleo mediante analisis
nodal de los sistemas de levantamiento artificial implementados en el area sur del Campo Sacha.
Tesis de pregrado Ingeniero de petréleos. Ecuador. Escuela Politécnica Nacional. Facultad de
Ingenieria en Geologia y en Petroleos. 2014. p.101.
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Fuente: elaboracion propia.

Otro parametro que se desconocia era el radio de drenaje del pozo, con lo cual,
para determinarlo, se hizo una simulacién para el pozo 1 con fecha final a dos afios
de iniciado los cafioneos. En este caso a ese pozo se le puso un constrain de caudal
igual al del pozo tipo, es decir, de 250 barriles de fluido por dia. El resultado de esta
simulacion se presenta en la Figura 50. Como se observa en la figura, el cambio en
la presion se vuelve constante para la celda aledafia al pozo, con lo cual se
determind que dicho radio era igual a 398 pies.

Figura 50. Simulacion inicial para la determinacion del valor del radio de drenaje
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Fuente: elaboracion propia, con base en: CMG, IMEX.

Ahora bien, el resto de los valores de los parametros usados para el céalculo del
indice de productividad se presenta en la tabla 15. Se debe sefalar que, la
permeabilidad absoluta se asumié como la permeabilidad promedio de la formacion.
Por otro lado, los parametros que tienen que ver con las propiedades de los fluidos,
es decir, la viscosidad y el factor volumétrico tanto para el agua como para el
petréleo se determinaron por medio de las graficas de las propiedades de los fluidos
para una presion igual a la presion inicial del yacimiento...véase seccion 3.4...
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Tabla 15. Recopilacion de parametros para el calculo de la Pwf

Parametro Valor
88

po (cP) 2.586

Bo (Rbls/STB) 1.134
pw (cP) 0.395
Bw (Rbls/STB) 1.020
re (ft) 398.20

rw (ft) 0.2917

S 3.440

Fuente: elaboracion propia.

Finalmente, las permeabilidades relativas al petréleo y al agua se determinaron para
una saturacién de agua promedio distinta para cada pozo. Esta saturacién se
determinaba con el promedio de las lecturas de una saturacion inicial y final
correspondientes a las celdas del tope y la base de cada pozo. La determinacion
de dichas permeabilidades junto con la determinacion del indice de productividad y
con este la determinacion de la presion de fondo fluyente se puede observar en la
tabla 16.
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Tabla 16. Calculo de la presion de fondo

ESCENARIO BASE ‘

HCOL=90%; Sw(Cut)=85%; Depth=5221

Layer TVDss Start  TVDss End J (STB/psi

Pozo Aplicabilidad h(ft) Swbl Swbf Swp kro@Swp krw@Swp Pwf (psi)

Peforated (ft) (ft) day)
Pozo 1 1-32 1-32 5106.48 5183.62  77.137 0.683 0.769 0.726  0.066 0.158 2.016 3322.017
Pozo 2 NO 1-2 5255.49 5261.12 5.632 0.802 0.850 0.826  0.019 0.337 0.299 2609.011
Pozo 3 NO = = = = = = = = = = =
Pozo 4 NO = = = = = = = = = = =
PSOSZTO NO 1-3 5226.97 5235.01 8.037 0.840 0.850 0.845 0.014 0.383 0.484 2929.061
Pozo 6 NO = = = = = = = = = = =
Pozo 8 NO = = = = = = = = = = =

Fuente: elaboracion propia.

3.8.3 Simulacion del caso base. Una vez determinados los parametros de constrains y de perforaciones para los
pozos a simular, se llevé a cabo la prediccidén del escenario base. En este caso se hizo una prediccion de la explotacion
para un intervalo de tiempo de 20 afios, o lo que es equivalente a un total de 7300 dias. Los resultados de esta
simulacién se presentan en los Gréaficos 13 y 14.
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Gréfico 13. Prediccion del escenario base
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Fuente: elaboracion propia, con base en: CMG, IMEX.
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Gréfico 14. Estimacion de Np y Wp para el escenario base
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Fuente: elaboracion propia, con base en: CMG, IMEX.
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Como se observa en el Grafico 13 la produccion de hidrocarburos para el escenario
base es casi nula debido en primer lugar a la baja permeabilidad del yacimiento y
también al bajo valor de drawdown que hay en los pozos puesto que la presion de
fondo fluyente usada para los pozos 1, 2 y 5ST supera incluso la presion promedio
del yacimiento después de un tiempo de 1500, 3000 y 7000 dias respectivamente.

Asimismo, el Grafico 14 muestra que en 20 afos solo se logra obtener una
produccion acumulada de petroleo igual a 4500 barriles, pero que estan asociados
a volumenes de produccion acumulada de agua superiores a 1 millon doscientos
mil barriles, 1o que evidencia la clara inviabilidad técnica de produccion del campo.
A lo largo de lo que queda del resto de este capitulo; y, paralelamente, a lo largo del
capitulo 4 se elaboraran nuevos escenarios para determinar el potencial de
produccion de las Areniscas T y asi mismo evaluar posible mejor escenario.

3.9 ELABORACION DE NUEVOS ESCENARIOS

A partir de los resultados obtenidos con la simulacion del escenario base, se decidid
proponer nuevos escenarios con nuevos pozos, dejando de lado todos los pozos
simulados inicialmente. Estos nuevos escenarios se basaron principalmente en dos
factores: el primero seria en la ubicacion del pozo segun el bloque del yacimiento y
el segundo, la profundidad para elegir los cafiloneos, determinada a partir de los tres
escenarios de valores de corte de agua discutidos anteriormente...véase numeral
3.8.1...

El yacimiento de las Areniscas T del Campo A puede dividirse en tres bloques de
falla tal y como se observa en la Figura 51. Ahora bien, la Figura 49 muestra que
los bloques de falla 1 y 2 ya han sido perforados mientras que el blogue 3 ain no
se ha probado con lo cual se tiene una mayor incertidumbre en este bloque. Sin
embargo, por términos de simplicidad, este bloque sera evaluado en algunos de los
NUevos escenarios a proponerse.

Haciendo uso de las definiciones propuestas por Purewal et al.** y tomando en
cuenta que debido al alcance de este proyecto de grado estos escenarios no
incluirdn una evaluacién econdmica, todos los volimenes tratados no pueden ser
clasificados como reservas Sino como recursos contingentes, los cuales son
cantidades de petréleo estimadas descubiertas, pero aun no son consideradas
comerciales debido a que no se ha determinado si quiera su viabilidad técnica de
explotacion. En este caso, y por el grado de incertidumbre los bloques 1y 2, se
clasificaran como recursos contingentes C1 y el bloque 3 como recurso contingente
C2.

4 PUREWAL, S.; ROSS, J. G.; RODRIGUEZ, J. M. Guidelines for application of the petroleum
resources management system. Society of Petroleum Engineers, 2011.
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Figura 51. Determinacion de los bloques del yacimiento
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Fuente: elaboracion propia, con base en: CMG, IMEX.

Ahora bien, con la especificacion dada anteriormente para cada bloque se procedio
a plantear 9 escenarios a simular. Dichos escenarios se encuentran categorizados
en tres grupos correspondientes a cada bloque del yacimiento, con lo cual, para el
bloque 1 se tendria los escenarios 1 a 3, para el bloque 2 los escenarios 4 a 6 y
para el bloque 3 los escenarios 7 a 9.

Se debe enfatizar que, cada escenario cuenta con 3 pozos que son los mismos para
cada bloque, es decir, los 3 pozos del escenario 1 son los mismos que los pozos
del escenario 2 y 3, su diferencia radica entonces en el segundo factor mencionado
al inicio de esta seccion que son las 3 profundidades para definicion de cafioneos
gue se encuentran en la tabla 11. La tabla 17 presenta el planteamiento de los
nuevos escenarios.
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Tabla 17. Planteamiento de escenarios y ubicacion de pozos

Escenario Ubicacion Well X (ft) Y (ft)

Bloque 1 Pozo 9 3311081 1840277
SLLHELEEEN  Bloque 1 Pozo 10 3309576 1839768
Bloque 1 Pozo 11 3308638 1839317
Bloque 2 Pozo 12 3306063 1832130
HLUELEN  Bloque 2 Pozo 13 3307123 1832849
Bloque 2 Pozo 14 3305559 1831373
Bloque 3 Pozo 15 3303652 1842651
ILNEVACE  Bloque 3 Pozo 16 3303652 1841519

Bloque 3 Pozo 17 3304818 1842758

Fuente: elaboracion propia.

Por otro lado, es necesario sefialar que debido al bajo drawdown que se tenia en el
escenario base, se decidié establecer que la presiéon de fondo fluyente para todos
los pozos a evaluar seria igual al 10% de la presion original del yacimiento, es decir,
344 psi. Cada escenario se evalu6 en un intervalo de tiempo igual al que se predijo
en el escenario base, es decir, un tiempo de 20 afios o bien 7300 dias.

A lo largo de las tablas 18,19 y 20 se puede observar la columna de aplicabilidad,
donde se muestra el rango de layers verticales que cumplen con la profundidad
base establecida por el corte de agua, o lo que seria lo mismo, el valor de la columna
de hidrocarburos. No obstante, y con el animo de disminuir la produccion de agua
no todos los layers disponibles fueron cafioneados, tal y como puede observarse en
columna de layer perforated de estas tablas. A continuacion, se presenta la
especificacion para cada escenario.

3.9.1 Escenarios 1-3. La tabla 18 presenta el planteamiento de los escenarios 1 a
3. Como se observa en esta tabla, los intervalos de perforacién para los pozos 9 a
11 fueron en promedio de 32 pies, 20 pies y 12 pies para los escenarios 1, 2y 3
respectivamente. La Figura 52 presenta la ubicacion de los pozos 9, 10 y 11 para
los escenarios 1 a 3.

Tabla 18. Cafoneos para los escenarios 1-3

ESCENARIO 1

HCOL=90%; Sw(Cut)=85%; Depth=5221
Pozo Aplicabilidad Layer Peforated TVDss Start (ft) TVDssEnd (ft) h (ft) Pwf (psi)

Pozo 9 1-32 1-16 5033.426 5065.703 32.277 344
Pozo 10 1-32 1-16 5035.781 5068.986 33.205 344
Pozo 11 1-32 1-16 5021.119 5052.019 30.9 344
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ESCENARIO 2

HCOL=80%; Sw(Cut)= 77%; Depth=5148
Pozo Aplicabilidad Layer Peforated TVDss Start (ft) TVDss End (ft) h (ft) Pwf (psi)

Pozo 9 1-32 1-10 5033.426 5053.59 20.164 344
Pozo 10 1-32 1-10 5035.781 5056.537 20.756 344
Pozo 11 1-32 1-10 5021.119 5040.427 19.308 344

ESCENARIO 3
HCOL=70%; Sw(Cut)=70%; Depth=5055
Aplicabilidad Layer Peforated TVDss Start (ft) TVDss End (ft)

Pozo 9 1-9 1-5 5033.426 5043.504 10.078 344
Pozo 10 1-10 1-7 5035.781 5050.311 14.53 344
Pozo 11 1-20 1-7 5021.119 5034.633 13.514 344

Fuente: elaboracion propia.

Figura 52. Ubicacion de pozos escenario 1-3
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Fuente: elaboracion propia, con base en: CMG, IMEX.
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3.9.2 Escenarios 4-6. La tabla 19 presenta el planteamiento de los pozos 12, 13y
14 a evaluar para los escenarios 4 a 6. Para el escenario 4 las profundidades de
cafioneo tenian un intervalo promedio de 25 pies mientras que para los pozos 5y 6
se tuvo un promedio de 12 pies y 6.5 pies respectivamente.

Tabla 19. Cafoneos para los escenarios 4-6

ESCENARIO 4
HCOL=90%; Sw(Cut)=85%; Depth=5221

Pozo Aplicabilidad Layer Peforated TVDss Start (ft) TVDssEnd (ft) h (ft) Pwf (psi)

Pozo 12 1-32 1-16 5099.112 5121.815 22.703 344
Pozo 13 1-26 1-13 5131.856 5156.312 24.456 344
Pozo 14 1-32 1-16 5133.851 5160.997 27.146 344

ESCENARIO 5
HCOL=80%; Sw(Cut)= 77%; Depth=5148
Pozo Aplicabilidad Layer Peforated TVDss Start (ft) TVDss End (ft)

Pozo 12 1-21 1-8 5099.112 5110.458 11.346 344
Pozo 13 1-12 1-7 5131.856 5145.015 13.159 344
Pozo 14 1-15 1-7 5133.851 5145.723 11.872 344

ESCENARIO 6

HCOL=70%; Sw(Cut)=70%; Depth=5055
Aplicabilidad Layer Peforated TVDss Start (ft) TVDss End (ft) h (ft) Pwf (psi)

Pozo 12 0 1-4 5099.112 5104.784 5.672 344
Pozo 13 0 1-4 5131.856 5139.372 7.516 344
Pozo 14 0 1-4 5133.851 5140.634 6.783 344

Fuente: elaboracion propia.

La Figura 53 presenta la ubicacion de los pozos 12 a 14 para los escenarios
discutidos anteriormente.
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Figura 53. Ubicacion de pozos escenario 4-6
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Fuente: elaboracion propia, con base en: CMG, IMEX.

3.9.3 Escenarios 7-9. La tabla 20 presenta el planteamiento de los pozos 15 a 17
para el blogue 3 y que corresponde a los escenarios 7 a 9 que contaron con un
intervalo medio de perforaciones promedio de 40 pies, 18 pies y 10 pies
respectivamente. La figura 54 muestra la ubicacion de los pozos para estos
escenarios.

Tabla 20. Cafioneos escenarios 7-9
ESCENARIO 7
HCOL=90%; Sw(Cut)=85%; Depth=5221
Pozo Aplicabilidad Layer Peforated TVDss Start (ft) TVDss End (ft) h (ft) Pwf (psi)

Pozo 15 1-32 1-16 5004.136 5036.628 32.492 344
Pozo 16 1-32 1-16 5031.99 5066.412 34.422 344
Pozo 17 1-32 1-16 5134.659 5188.51 53.851 344

ESCENARIO 8

HCOL=80%; Sw(Cut)= 77%; Depth=5148
Aplicabilidad Layer Peforated TVDss Start (ft) TVDss End (ft) h (ft) Pwf (psi)
Pozo 15 1-32 1-10 5004.136 5024.44 20.304 344
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Pozo 16 1-16 1-8 5031.99 5049.193 17.203 344
Pozo 17 1-6 1-6 5134.659 5151.478 16.819 344
ESCENARIO 9

HCOL=70%; Sw(Cut)=70%; Depth=5055
Aplicabilidad Layer Peforated TVDss Start (ft) TVDss End (ft) h (ft) Pwf (psi)

Pozo 15 1-30 1-5 5004.136 5014.286 10.15 344
Pozo 16 1-14 1-5 5031.99 5042.741 10.751 344
Pozo 17 0 1-3 5134.67 5144.75 10.08 344

Fuente: elaboracion propia.

Figura 54. Ubicacion de pozos escenarios 7-9
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Fuente: elaboracién propia, con base en: CMG, IMEX.
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4. OBTENCION Y ANALISIS DE RESULTADOS

Este capitulo tiene como objetivo presentar los resultados obtenidos de la prediccion
de los Escenarios 1-9. Para ello se hard en primer lugar un andlisis por bloque y
luego una evaluacion conjunta de todos los escenarios. Esto dara lugar al
planteamiento final de 4 escenarios nuevos y la discusion del potencial de
produccion de las Areniscas T del Campo A. Se debe sefalar que, todas las
predicciones realizadas para los escenarios fueron hechas para un rango de tiempo
de 20 afios.

4.1 RESULTADOS BLOQUE 1

Las simulaciones del bloque 1 son las predicciones de los escenarios 1-3. Estos 3
escenarios se diferenciaban entre si por los cafioneos hechos para los Pozos 9 a
11. El Gréfico 15 muestra el petréleo acumulado obtenidos para cada pozo del
Blogue 1 y segun cada escenario. Esta figura muestra que el pozo con mayor
producciéon acumulada de petréleo fue el Pozo 10 obteniendo una produccion total
de 60.490 STB de petréleo al finalizar el periodo de los 7300 dias.

En general, el escenario con mayor produccién de petréleo acumulada fue el
Escenario 1 aunque para el Pozo 11, la diferencia en la produccion acumulada entre
el Escenario 1 y 2 solamente fue de 500 STB.

Grafico 15. Petroleo acumulado Pozos 9-11

Petroleo acumulado Pozos 9-11
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Fuente: elaboracion propia.
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El Grafico 16 presenta los volumenes de agua acumulada para los Pozos 9 a 11.
En general, al igual que con el Grafico 15, el Escenario 1 es el que presenta los
mayores voliumenes de agua acumulada. De la misma manera, el pozo con mayor
produccién de agua acumulada fue el Pozo 10 llegando a tener un valor de 637.000
STB. En general para los Pozos 9 y 10 se puede observar que la diferencia de la
cantidad de agua acumulada entre los Escenarios 1 y 3 es de aproximadamente
300.000 STB para el Pozo 9 y de 200.000 STB para el Pozo 10.

Gréfico 16. Agua acumulada Pozos 9-11
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Fuente: elaboracion propia.

Ahora bien, el Grafico 17 presentar el valor del corte de agua al finalizar los 20 afios
para cada pozo. Como se observa en esta figura, todos los cortes de agua para
todos los escenarios se encuentran entre el 90 y el 96%.

El Grafico 18 muestra el comportamiento de la produccién de los Escenarios 1 a 3.
Como se observa en esta figura, la produccion de petréleo inicial para estos
escenarios no supera si quiera los 50 barriles de petroleo diarios para los Pozos 9
a 11. Asi mismo, el Grafico 19 presenta el alto valor de corte de agua con el que
iniciaron estos pozos y que es superior al 75%. Esto explica los altos volumenes de
agua acumulados asociados a la produccion de petréleo acumulada.
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Gréfico 17. Corte de agua Pozos 9-11
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Fuente: elaboracion propia.

El Gréfico 20 presenta la recopilacion de variables como la produccién de petréleo
y a de agua acumuladas, asi como el factor de recobro obtenido y la presion de
yacimiento promedio para cada escenario. En general, se puede ver que el
Escenario 1 permite conseguir un mayor valor de factor de recobro el cual es igual
a 2.89%. Se debe resaltar que, la recuperacion de 117.000 STB esta asociada con
una declinacion de casi 900 psi en 20 afios de produccion que se debe por un
drawdown de 3000 psi, lo que confirma una declinacién baja de presion debido
amplio volumen del acuifero del yacimiento.
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Gréfico 18. Comportamiento de produccion Escenarios 1-3
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Fuente: elaboracion propia, con base en: CMG, IMEX.
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Gréfico 19. Comportamiento del corte de agua. Escenarios 1-3
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Fuente: elaboracion propia, con base en: CMG, IMEX.
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Gréafico 20. Comparacion de Produccion acumulada, Factor de recobro, Agua acumulada y Presién de yacimiento
Escenarios 1-3 al finalizar los 20 afios de la prediccion.
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Fuente: elaboracion propia.
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4.2 RESULTADOS BLOQUE 2

El Blogue 2 constaba de los Pozos 12, 13 y 14 los cuales fueron simulados bajo los
escenarios 4 a 6. El Gréfico 21 presenta una comparacion de cada escenario para
cada pozo simulado. En este caso, se puede observar que el mejor pozo en este
bloque es el Pozo 12, que para el escenario 4 presentd una produccion acumulada
de 5000 STB de petréleo en los 20 afios a producirse.

Gréafico 21. Petréleo acumulado Pozos 12-14
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Fuente: elaboracion propia.

Por otro lado, como se observa en el Grafico 22 la producciéon acumulada de agua
en algunos pozos fue incluso mayor a la produccién que se obtuvo en el Pozo 10
discutido anteriormente...véase seccion 4.1... En este caso, el Pozo 13 obtuvo una
produccion de agua acumulada que supera los 600.000 STB para los escenarios 4-
6. Por otro lado, los Pozos 12 y 14 también terminaron con una produccion de agua
acumulada similar a las obtenidas en el escenario 1 con el Pozo 11, solo que tuvo
una produccién de petroleo acumulada 5 veces y 27 veces mas alta que las de los
Pozos 12 y 14 respectivamente.
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Gréfico 22. Agua acumulada Pozos 12-14
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Fuente: elaboracion propia.

El corte de agua que se tiene al final de la prediccion de la simulacion (ver Gréfico
23) asi como el comportamiento de éste para la prediccion de los escenarios (ver
Gréfico 24) explica el por qué la baja produccién de estos escenarios. El Grafico
25 presenta el comportamiento de la produccion de petroleo para los Escenario 4 a
6, los cuales, para los 3 pozos en conjunto, no supera los 10 barriles de produccién
diaria. Esto mismo puede deberse a la baja permeabilidad que hay en la zona y que

se evidencia en las Figuras 33y 34.
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Gréfico 23. Corte de agua Pozos 12-14
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Fuente: elaboracion propia.

El Gréafico 26 presenta la comparacion de la produccion acumulada de petroleo y
agua, el factor de recobro y la presion promedio de yacimiento para los escenarios
4,5y 6. En general se puede observar que el escenario con mayor produccion fue
el Escenario 4 con mayores espesores de cafioneo. En este caso, este Bloque solo
tiene una recuperacion del 0.25% para el mejor escenario lo que evidencia su bajo
potencial con respecto al Bloque 1.
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Gréfico 24. Comportamiento de produccion Escenarios 4-6
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Fuente: elaboracion propia, con base en: CMG, IMEX.
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Gréfico 25. Comportamiento del corte de agua. Escenarios 4-6
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Fuente: elaboracion propia, con base en: CMG, IMEX.
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Gréafico 26. Comparacion de Producciéon acumulada, Factor de recobro, Agua acumulada y Presién de yacimiento
Escenarios 4-6 al finalizar los 20 afios de la prediccion.
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Fuente: elaboracion propia.
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4.3 RESULTADOS BLOQUE 3

La explotacion del Bloque 3 se predijo por medio de la produccion de los Pozos 15
a 17. En este caso, este blogue nunca ha sido perforado con lo cual todas las
estimaciones tienen una mayor incertidumbre desde las propiedades petrofisicas
generadas en el modelo estatico hasta la discusion de si dicho bloque contiene
hidrocarburos pues es un bloque aislado por fallas que no presentan conectividad
entre si.

El Grafico 27 presenta los resultados de los Pozos 15-17 para cada uno de los
escenarios simulados. En este caso, el Pozo 15 fue el pozo que presentdé mayor
produccion acumulada para el Escenario 7 obteniendo una cantidad de 25.000 STB
durante sus 20 afios de produccion. Esto se debe a que se aprovechd la posicidon
de este pozo cerca del tope de la estructura, con lo cual se logro cafionear 53 pies
y estar aun lejos de la profundidad base igual a 5221 pies.

Gréafico 27. Petréleo acumulados Pozos 15-17
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Fuente: elaboracion propia.

La produccién de agua acumulada para el Blogue 3 se presenta en el Grafico 28.
En este caso, el pozo con mayor cantidad de agua acumulada es de hecho el pozo
gue tiene la cantidad de produccién acumulada de petrdleo mas baja y corresponde
al Pozo 17 el cual produjo una cantidad de 1'400.000 STB para el Escenario 7.
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Gréfico 28. Agua acumulada Pozos 15-17
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Fuente: elaboracion propia.

Ahora bien, el Grafico 29 presenta el corte de agua al final de la prediccion para los
Pozos 15 a 17 y el Gréafico 31 el comportamiento del corte de agua para toda la
prediccidn. En este caso se observa que a diferencia de los Bloques 1y 2, los cortes
de agua en el Bloque 3 pueden variar desde los valores mas bajos (como el que se
ve en los Escenarios 8 y 9 de los Pozos 16 y 17) a los mas altos, llegando a ser casi
1 para el Pozo 17.

Con respecto a la produccién de este bloque se tiene que los valores de produccién
no pasan los 40 barriles en sus primeros dias (ver Grafico 30); asimismo, la rapida
declinacién en la produccion de petroleo se puede explicar por las abruptas subidas
del corte de agua para todos los escenarios del Bloque 3.
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Gréfico 29. Corte de agua Pozos 15-17
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Fuente: elaboracion propia.

El Gréafico 32 evidencia que el escenario con mayor produccién para el Bloque 3 es
el Escenario 7 que permite entonces obtener un factor de recobro del 1% del campo.
Sin embargo, se observa la caida de casi 1100 psi necesaria para que el Blogue
produzca 41.198 STB de petréleo en sus primeros 20 afios de produccion.
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Gréfico 30. Comportamiento de produccion Escenarios 7-9
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Fuente: elaboracion propia, con base en: CMG, IMEX.
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Gréafico 31. Comportamiento del corte de agua. Escenarios 7-9
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Gréafico 32. Comparacion de Produccion acumulada, Factor de recobro, Agua acumulada y Presion de yacimiento
Escenarios 7-9 al finalizar los 20 afios de la prediccion.
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4.4 COMPARACION DE ESCENARIOS Y ELECCION DEL MEJOR BLOQUE

Esta seccion tiene como objetivo hacer una breve comparacion de los escenarios
1-9 discutidos anteriormente y llegar a las primeras conclusiones sobre el potencial
de produccidn de las Arenas T del Campo A.

En general, y como se muestra en el Grafico 33, la produccion de petréleo en las
Arenas T para los 9 escenarios anteriormente simulados no supera los 50 barriles
por dia. En este caso, el Bloque con mayor produccion y el mas prospectivo es por
lejos el Blogue numero 1 donde incluso su escenario con menor intervalo de
cafioneo supera la produccién del resto escenarios de los Bloques 2 y 3.

Asociado a esto, los valores de corte de agua iniciales promedio para cada uno de
los escenarios simulados son superiores al 77% y en general a los 4000 dias de
produccion ya todos los escenarios tienen valores de corte de agua por encima del
90% (ver Grafico 34).

Se puede ver que las altas saturaciones de agua comprometen asi mismo a las
cantidades de volumen de petréleo y agua extraidas. Como se observan en los
Graficos 35y 36, el escenario con mejor produccion, que corresponde al Escenario
1, Unicamente hace que se consiga un factor de recobro del 2.8%, en un periodo de
20 afios permitiendo obtener un volumen de petréleo de 117.000 STB. No obstante,
y como se observa en el Gréfico 37, cada uno de los volimenes de petréleo
acumulado de petréleo son conseguidos a partir de altas producciones de agua que
superan los voliumenes de petréleo en un factor de casi 10.

Existen varias razones que pueden explicar el por qué la baja recuperacion de
petréleo que se presentan en el yacimiento de estudio. La primera es de por si las
elevadas saturaciones de agua que hay a lo largo del yacimiento. Como se vio en
el Gréfico 11 los altos valores de presidn capilar hacen que la saturacién de agua
no llegue si quiera a estar por debajo del 59%, lo que hace que las permeabilidades
relativas al petréleo sean incluso menores al 0.1 (ver Grafico 6).

Otra razon que explica esta baja produccion es la naturaleza misma del yacimiento.
Ya se presento en el capitulo 2 que las Areniscas T tienen un contenido elevado de
volumen de arcilla que se traduce en que la porosidad efectiva promedio del campo
sea igual al 8% y su permeabilidad, aunque tenga un promedio de 88 mD no tenga
una distribucion homogénea, lo que provoca que en una misma region (como en el
tope de la estructura del blogue 2) existan celdas con permeabilidades de 30 o 40
mD que estén justo al lado de celdas que tengas permeabilidades inferioresa 1 0 2
mD (ver Figuras 33, 34 y 40).Estas bajas permeabilidades también explican la
rapida declinacion de la produccion de los pozos pues no existe un medio
homogéneo continuo que permita la constante llegada de fluidos a la cara del pozo.
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Gréfico 33. Caudal de petroleo Escenarios 1-9 y Escenario Base
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Fuente: elaboracion propia, con base en: CMG, IMEX.
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Gréfico 34. Comportamiento del corte de agua Escenarios 1-9 y Escenario Base
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Fuente: elaboracion propia, con base en: CMG, IMEX.
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Gréfico 35. Petréleo acumulado Escenarios1-9 y Escenario Base
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Gréfico 36. Factor de recobro Escenarios 1-9 y Escenario Base
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Fuente: elaboracion propia, con base en: CMG, IMEX.
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Gréfico 37. Produccion de agua acumulada Escenarios 1-9
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Gréfico 38. Presion promedio del yacimiento Escenarios 1-9 y Escenario Base
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4.5 PROPUESTA Y ANALISIS DE RESULTADOS ESCENARIOS 10-13

A raiz de los resultados obtenidos con los Escenarios 1-9 se procedio a llevar a
cabo el planteamiento de los Escenarios 10 a 13 los cuales tenian como objetivo
encontrar alguna manera de aumentar la produccion de petréleo en el yacimiento
de estudio.

Aunque se penso iniciar con simulaciones para evaluar una posible inyecciéon de
agua, se decidio rechazar esta idea debido a que dicha inyeccion lo que haria seria
aumentar el corte de agua a nivel de yacimiento. Siguiendo este orden de ideas, se
planteé nuevos escenarios que trataran de aumentar la produccién bajo un
esquema de recuperacion primaria.

Los escenarios que se plantearon fueron los siguientes:

e Escenario 10: Escenario que recopilaba los Pozos 9-17 con sus mejores
cafoneos, que fueron considerados como los Escenarios 1,4y 7.

e Escenario 11: Escenario 10 considerando que a los Pozos 9-17 se le hacia una
estimulacibn mecénica, es decir, un fracturamiento hidraulico y por lo tanto
tendrian dafios negativos.

e Escenario 12: Escenario donde se evaluo la perforacion de 4 pozos horizontales,
2 pozos en el Bloque 1, 1 pozo en el Bloque 2 y otro en el Bloque 3.

e Escenario 13: Escenario 12 simulando un fracturamiento hidraulico.

Las Figuras 55 y 56 presenta la distribucion de los pozos para los Escenarios 10-
11 y 12-13 respectivamente. Se debe sefialar que, la ubicacion de los pozos
horizontales para los Escenarios 12 y 13 se hizo basandose en la profundidad de
5055 ft, la cual corresponde con un valor de corte de saturacion de agua del 70%:

La razon por la cual se perforé dos pozos en Bloque 1 es debido a que este bloque
es el mas prospectivo del yacimiento de estudio y el que en general, presento los
mejores resultados en las predicciones hechas anteriormente. Asimismo, la longitud
de estos pozos en promedio es de aproximadamente 2000 pies, lo que aumenta
claramente el area de drenaje de estos pozos y por lo tanto su futura produccion.

Con respecto al valor del dafio que se introdujo para los pozos de los Escenarios 11
y 13 se debe sefialar que el valor que se tomd corresponde al valor de un pozo
estimulado de las Arenas T de los Campos de Ecuador que en este caso
corresponde al pozo SEC-11 que tiene un valor de dafio igual a -3.18 (ver tabla 14).
Adicional a esto, los valores de los constrains se tomaron como se hicieron en los
anteriores escenarios y el radio del pozo, para los pozos horizontales, se estimo
como un valor de 6 1/8 in.
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Figura 55. Distribucion de pozos Escenarios 10y 11

Grid Top (ft) 2019-04-01

Fuente: elaboracién propia, con base en: CMG, IMEX.
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Figura 56. Distribucion de pozos horizontales Escenarios 12y 13

Grid Top (ft) 2019-04-01

Fuente: elaboracién propia, con base en: CMG, IMEX.
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Una vez finalizada las simulaciones para los Escenarios 10-13, se procedi6é a
realizar una comparacion entre estos, incluyendo también el Escenario 1 que fue el
gue mejor dio resultados en las anteriores predicciones. El Grafico 39 presenta una
comparacion del petréleo acumulado que se predijo en estos escenarios. En este
caso, el Escenario 13 fue en el que se obtuvo el mayor valor de petréleo acumulado
y que corresponde a 264.115 STB.

Gréfico 39. Petroleo acumulado Escenarios 1y 10-13 al finalizar los 20 afios de la
prediccion.
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Fuente: elaboracion propia.

El Gréfico 40 evidencia la gran diferencia del valor de factor de recobro que puede
ser obtenida por medio de la perforacién de pozos horizontales con respecto a la
perforacion de los pozos verticales. Asimismo, se muestra que, para un escenario
de 20 afios, el factor de recobro para las Areniscas T puede llegar a ser incluso del
6.5%.
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Gréfico 40. Factor de recobro Escenarios 1 y 10-13 al finalizar los 20 afios de la
prediccion.
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Fuente: elaboracion propia.

El Grafico 41 presenta los valores de agua acumulada obtenidos para cada uno de
los Escenarios simulados. Se debe sefialar que, la produccion de agua acumulada
en general para los Escenarios 10 a 13 es mucho mayor que la que se presenta en
el Escenario 1 y llega a ser casi de 5 millones de barriles de agua en total para el
Escenario nimero 13. Esto evidencia el claro comportamiento que presenta el
campo, en el que la produccion de petroleo va asociada a altos voliumenes de
produccion de agua.
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Gréfico 41. Agua acumulado Escenarios 1 y 10-13 al finalizar los 20 afios de la
prediccion.
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Fuente: elaboracion propia.

El Grafico 42 presenta los valores de la presién promedio del yacimiento para los
Escenarios 1 y 10 al 13. En este caso, se puede observar que mantener nimero
elevado de pozos verticales o bien tener los pozos horizontales con un drawdown
de 344 psi hara que la declinacion de presion del yacimiento se dé de una manera
mucho mas apresurada a comparacion de los escenarios evaluados anteriormente,
lo que traera consigo que el yacimiento caiga por debajo de la presiéon de burbuja.
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Gréfico 42. Presion promedio del yacimiento Escenarios 1 y 10-13 al finalizar los
20 afos de la prediccion.
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Fuente: elaboracion propia.

El Gréafico 43 presenta el comportamiento de produccion para los pozos 1H a 4H
para el Escenario 13. En esta figura se puede evidenciar la produccién que puede
alcanzar cada pozo en donde los pozos 1H y 3H son los pueden alcanzar la mayor
produccion que no baja de los 800 STB/day. Paralelamente, los pozos 2H y 4H
permiten obtener producciones iniciales superiores a los 200 STB/day. No obstante,
esta figura también evidencia la rapida declinacion que presentan estos pozos que
muestran que, para un escenario no superior al afio, ya habran bajado su
produccion por debajo de los 100 STB/day.

Por otro lado, el Grafico 44 presenta la comparacion entre la produccion de petréleo
para los escenarios discutidos anteriormente, en general todos los escenarios
presentan una declinacion que evidencia que a los 2000 dias de produccién la
produccion de petroleo sera menos a los 30 STB/day por lo que probablemente
necesitaran actividades de recafioneo o nuevas estimulaciones.
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Gréfico 43. Produccion de los pozos 1H-4H para el Escenario 13.
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Fuente: elaboracion propia, con base en: CMG, IMEX.
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Gréfico 44. Produccion de petroleo. Escenarios 1y 10-13
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4.6 DISCUSION CURVAS DE DECLINACION DEL POzO TIPO Y
COMPARACION CON LAS PREDICCIONES

Una vez finalizadas las simulaciones se decidié hacer una comparacion entre la
estimacion de los volimenes técnicos a recuperar mediante las curvas de
declinacién y las simulaciones numéricas hechas anteriormente. Para hacer esto,
se tomo la produccion del pozo tipo presentado en el capitulo 3...véase seccion
3.8.2... y se determind su declinacién. A partir de esto, se asumio que los pozos del
campo presentaban el mismo tipo de declinacion que este pozo y finalmente se
estimo el petroleo acumulado que se tendria asumiendo la misma declinacion del

pozo tipo.

Para determinar el tipo de declinacion del pozo tipo, se hizo en primer lugar una
grafica semilogaritmica del caudal de fluido total versus el tiempo normalizado.
Ahora bien, como se muestra en el Grafico 45 la declinacion del pozo en este
grafico presentaba un comportamiento lineal con lo cual y siguiendo con lo sugerido
por Ahmed*®, se concluyé que el pozo tenia un declinamiento de tipo exponencial.

Gréfico 45. Declinacion pozo tipo
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Fuente: elaboracion propia.

45 AHMED, T. Resevoir Engineering Handbook. United States of America. Elservier. 2010. ISBN 978-
1-85617-803-7. p. 1238.
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Un pozo que obedece una declinacion exponencial se puede regir por medio de la
ecuacion 42.

Ecuacion 42. Ecuacion de declinacion exponencial

Q: = Qi exp(—Di*t)

Fuente: AHMED, T. Resevoir Engineering Handbook. United States of America.
Elservier. 2010. ISBN 978-1-85617-803-7. p. 1239.

Donde:

Q.. Caudal de fluido al tiempo t, STB/day.
Qi: Caudal inicial de fluido, STB/day.

Di: Tasa inicial de declinacion, 1/day

T: Tiempo, day.

Sabiendo que el pozo tipo presentaba un declinamiento de tipo exponencial, se
realizé uso de la ecuacidn 43 para obtener la tasa inicial de declinacién del pozo y
asi usar dicho valor para los pozos del campo de estudio. En este caso, la
declinacion obtenida fue de un valor de 0.00083.

Ecuacion 43. Determinacion de la tasa inicial de declinacion

()

Di = ———
t

Fuente: AHMED, T. Resevoir Engineering Handbook. United States of America.
Elservier. 2010. ISBN 978-1-85617-803-7. p. 1240.

Donde:

Q.: Caudal de fluido al tiempo t, STB/day.
Qi: Caudal inicial de fluido, STB/day.

Di: Tasa inicial de declinacion, 1/day

T: Tiempo, day.

Una vez hecho esto, se procedio a calcular el petréleo acumulado haciendo la suma
de todos los caudales obtenidos para un tiempo de 7300 dias y asumiendo que
estos pozos presentaban el mismo tipo de declinacion que el del pozo tipo. Esto se
hizo para los pozos del Escenario 13. El Grafico 46 presenta una comparacion de
estas estimaciones.
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Ahora bien, como se observa en el Grafico 46 estas estimaciones sobre estiman
los valores de petroleo acumulado que se pueden llegar a obtener para cada pozo
lo que evidencia que es preferible guiarse por la metodologia hecha a lo largo de
este trabajo y no por los modelos de declinacion.

Gréfico 46. Comparacion estimaciones con las curvas de declinacion
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Fuente: elaboracion propia.
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5. CONCLUSIONES

La evaluacion de los Escenario 1-13 permite afirmar que las Areniscas T del
Campo A pueden ser consideradas como rocas yacimiento que no tienen
potencial de produccién debido a las bajas permeabilidades y a las altas
saturaciones de agua que en él se encuentran. No obstante, la evaluacion de los
Escenarios 12 y 13 da la nocion que una forma de explotar este yacimiento seria
por medio de pozos horizontales fracturados para asi maximizar el area de
drenaje. Dicha evaluacion fue hecha para un tiempo de explotacidén de 20 afios
obteniendo un factor de recobro del 6,39% y de 6,59% para los Escenarios 12 y
13 respectivamente.

Los resultados de la simulacién del Escenario Base muestran que no es
conveniente llevar a cabo la explotacion del yacimiento de estudio mediante los
pozos que ya estan perforados en el Campo A debido a los bajos valores de
petréleo acumulado que, para 20 afios, no superan el valor de 5 barriles. Esto
dio como resultado el planteamiento de los Escenarios 1 a 9 basandose en los
valores de corte de agua del modelo petrofisico iguales a 70, 77 y 85% asi
traducir dichos valores en profundidades limites de cafioneo de 5055, 5148 y
5221 pies respectivamente.

El bloque mas prospectivo para el yacimiento en estudio es el bloque nimero 1,
en donde por medio de la evaluacion de los Escenarios 1 a 9 se determind que
pueden recuperarse con 3 pozos verticales un total de 118.000 barriles de
petréleo acumulado para un escenario de 20 afios. Estos pozos iniciaron la
explotacion del yacimiento con un caudal inicial de 50 barriles de petrdleo por
dia. Por otro lado, para este mismo numero de pozos y en el mismo tiempo de
evaluacion, se determin6 que se puede recuperar un valor de 42.000 y de 11.000
barriles de petréleo acumulado para los bloques 2 y 3 respectivamente.

A diferencia de los Escenarios 1 a 9, los escenarios 10 y 11 plantean la
explotacion de los Blogues 1 a 3 en conjunto perforando un total de 9 pozos
verticales en donde en este caso para el escenario 11 dichos pozos estan
estimulados hidraulicamente. En este caso, el Escenario 11 supera por un 37%
el valor del petroleo acumulado en el Escenario 10 de valor igual a 155.588
barriles.

Con el &nimo de maximizar el area de drenaje se llevé a cabo la elaboracién de
los Escenarios 12 y 13 que se basaron en la perforacion de 4 pozos horizontales,
2 en el bloque 1 y los restantes ubicados en el bloque 2 y 3. La diferencia entre
estos escenarios fue que los pozos horizontales en el Escenario 13 estaban
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estimulados hidraulicamente. La evaluacibn de estos escenarios permitid
obtener la mayor recuperacion de petroleo correspondiente a un valor de
264.115 barriles de petrdleo para el Escenario 13. Dicha cantidad es solamente
un 2% mayor a la obtenida con el Escenario 12 y da un valor de factor de recobro
del 6.52%, el valor mas alto a comparacion de todos los escenarios evaluados
en este proyecto.

En general todo el yacimiento en estudio se encuentra en una de zona de
transicion donde la saturacion mas baja de agua al tope del yacimiento es igual
al 58% lo que corresponde a un valor de permeabilidad relativa al petroleo del
0.0016 comparado con una permeabilidad relativa al agua casi 30 veces mayor
y que tiene un valor del 0.045. Esto permite explicar el por qué los factores de
recobro no superan el 7% a pesar de tener un acuifero activo en el yacimiento.

Los valores de la permeabilidad horizontal y vertical del yacimiento permiten
explicar la rapida declinacion que presentan los pozos de estudio. Esto se debe
a que existen celdas con altas permeabilidades de 100 mD que se encuentran
justo al lado de celdas con permeabilidades de 1 a 10 mD hace que no se tenga
una constante restauracion y llenado de fluidos entre celdas. Se debe sefalar
gue el modelo de permeabilidad vertical se hizo usando el método de Tiab que
asume igual contenido de mineral de lllita y Caolonita y es usado para rocas con
alto contenido de arcilla.

El modelo petrofisico y estatico del Campo A ha sido elaborado mediante
métodos analiticos y estadisticos respectivamente. En general, el modelo
petrofisico ha sido realizado mediante la interpretacion de registros eléctricos y
su poblamiento se ha dado haciendo uso de simulaciones gaussianas
secuenciales con combinaciones del método de Co-Krigging. EI modelo de facies
también se ha poblado por medio de mapas probabilisticos de electrofacies y
haciendo uso de también de una simulacién gaussiana secuencial. Por ultimo, el
modelo estructural se llevo a cabo con el ajuste de la superficie estructural de la
Formacion Caballos al tope de las Areniscas T e incluyendo las fallas que se
tienen en este yacimiento.

El modelo dinAmico que se construyé se hizo conjugando el modelo estatico de
las areniscas T junto con el modelo de fluido y de interaccion roca fluido
obtenidos a partir de la combinaciéon de informacion de campos de Areniscas T
cercanos en conjunto con modelos analiticos. EI modelo de distribucion del
espacio poroso para la construccion de las curvas de permeabilidad relativa y la
presion capilar permite tomar en cuenta la heterogeneidad del yacimiento en
estos calculos.
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6. RECOMENDACIONES

El autor de este texto recomienda lo siguiente:

Tomar una muestra de nucleo de las Areniscas T del Campo A para disminuir la
incertidumbre que se tiene en el modelo petrofisico. Asi mismo, no sera
necesario construir la seccion de interaccion roca fluido con métodos analiticos
alcanzando asi un conocimiento mas aproximado del comportamiento de los
fluidos en el yacimiento de estudio.

Tomar registros de densidad y neutrén para mejorar los modelos de porosidad
del modelo petrofisico.

Debido a que la incertidumbre en la geoestadistica de un modelo estéatico
disminuye conforme se tienen mas datos para hacer las interpolaciones, se
recomienda entonces hacer la toma de registros eléctricos en los Pozos 5ST y
6. De esta forma se tendrd un modelo estético méas robusto.

Tomar un muestreo de fluido de las Areniscas T para caracterizar el fluido del
yacimiento y obtener valores mas cercanos en las simulaciones a los que se
tendria en la realidad si dichas Areniscas llegasen a explotarse.

Consultar para futuros estudios las caracteristicas petrofisicas y la produccion
de las Areniscas T en campos que produzcan de dichas rocas en Colombia.
Algunos campos que ya cuentan con produccion en estas Areniscas son los
Campos Acae San Miguel, Costayaco, Moqueta y Guriyaco.

Realizar una prueba inicial de produccion de las Areniscas T en el Pozo 1 del
Campo A para asi obtener una primera historia de produccion y asi calcular
parametros como la permeabilidad y el dafio de formacién. Esto también servira
para hacer un match con respecto a la distribucién de saturaciones que se
empled en este proyecto.

Llevar a cabo un andlisis de sensibilidades que tenga en cuenta la variacion del
contacto agua-petroleo. De esta forma, al tener una nueva distribucion de
saturaciones se podra hacer una nueva determinacién del potencial de
produccion de estas areniscas.

Hacer uso de otros métodos analiticos diferentes al de Brooks & Corey para
determinar las curvas de permeabilidades relativas. Esto permitira dar otras
opciones para el comportamiento del flujo de fluidos a través del yacimiento y
con esto llevar a cabo nuevas sensibilidades en el modelo de simulacion.
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Algunos de estos métodos pueden ser el método de Corey, el método de Pirson
y el método de Wyllie & Gardner.

Con el &nimo de que los pozos planteados en los Escenarios 1-9 no presenten
efecto de borde y de esta forma su produccion incremente, se recomienda
cambiar las ubicaciones originales de dichos pozos a excepcién del Pozo 9.
Estas nuevas ubicaciones se presentan a continuacion en la tabla 21.

Tabla 21. Nuevas ubicaciones de los pozos. Escenarios 1-9
Escenario Ubicacidon Well X (ft) Y (fY)
Bloque 1 Pozo 10 3310076 1839355
Bloque 1 Pozo 11 3309076 1538912
Bloque 2 Pozo 12 3306550 1831951
Escenario 4-6 Blogue 2 Pozo 13 3307434 1832602

Bloque 2 Pozo 14 3305932 1831355
Blogque 3 Pozo 15 3304251 1842456
Escenario 7-9 Bloque 3 Pozo 16 3304097 1841726
Blogque 3 Pozo 17 3304531 1842422
Fuente: elaboracion propia.

Escenario 1-3

Asi mismo, con respecto a los pozos horizontales y para evitar también en ellos
el efecto de borde se recomienda ajustar la ubicacion de estos pozos. La tabla
22 presenta las ubicaciones iniciales y finales sugeridas para estos pozos.

Tabla 22. Nuevas ubicaciones pozos horizontales

Escenario Ubicacion Xi (ft) Yi (ft) Xf (ft) Yf (ft)

Bloque 1 Pozo 1H 3310895 1840319 3309738 1839199

Bloque 1 Pozo 2H 3309730 1838580 3308630 1837525
Escenarios 12y 13

Bloque 2 Pozo 4H 3307112 1832361 3306077 1831300

Bloque 3 Pozo 3H 3304041 1842525 3304100 1841615

Fuente: elaboracion propia.

Evaluar la posibilidad de la explotacién de estas Areniscas mediante pozos
horizontales estimulados hidraulicamente. Estos pozos pueden ser resultado de
algun side track que se les haga a los pozos que ya estan perforados en el
Campo A.
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ANEXO A
PREDICCIONES DETALLADAS ESCENARIOS 10-13

Gréfico 47. Prediccion petréleo acumulado
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Fuente: elaboracion propia, con base en: CMG, IMEX.
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Gréfico 48. Prediccion presion promedio del yacimiento
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Fuente: elaboracion propia, con base en: CMG, IMEX.
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Grafico 49. Prediccion del factor de recobro
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Fuente: elaboracion propia, con base en: CMG, IMEX.
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Gréfico 50. Prediccion agua acumulada
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Fuente: elaboracion propia, con base en: CMG, IMEX.
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