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Resumen y Abstract \%

Resumen

Los yacimientos naturalmente fracturados representan un gran reto para la industria, ya
gue tradicionalmente exhiben niveles de recobro bajos asociado a la combinacion de
varios fendbmenos como la entrada temprana de agua por canalizacion en la red de
fracturas conectada, productividad de pozos variada dependiente del grado de
fracturamiento natural, declinacién agresiva de las fases hidrocarburo asociado al grado
de conexién/alimentacion entre la matriz y las fracturas naturales, entre otros. Los mas
recientes esfuerzos se han enfocado en la maximizacion del recobro en campos
existentes a través del disefio de pozos que incrementan la probabilidad de alcanzar
productividades econdmicamente rentables.

El siguiente estudio de modelamiento tiene como principal motivacion el entendimiento
del impacto de las principales variables que gobiernan el flujo de fluidos en yacimientos
naturalmente fracturados como las propiedades de fractura (magnitud y direccion de las
fracturas) y el espaciamiento, asi como su influencia en el disefio de pozos de alto

angulo en arenas apretadas.

El recobro de hidrocarburos en yacimientos con las condiciones de Mirador en el
Complejo Pauto, tiene un comportamiento sensible a cualquier valor de exceso de
permeabilidad (Kf/fKm) en donde pozos con trayectorias de alto angulo recuperan un
volumen mayor de hidrocarburo en comparacién con pozos verticales. Por su parte el
disefio de la trayectoria en funcién del plano de fracturas debe ser parte fundamental del
flujo de trabajo debido a que trayectorias perpendiculares al plano de fracturas presentan
incrementales de entre 20% y 40% en comparacion con trayectorias paralelas al plano

de fracturas o trayectorias verticales respectivamente.

Palabras clave: YNF, apretadas, fracturas, exceso de permeabilidad, pozos, alto

angulo.



VI Evaluacién de pozos de alto &ngulo en arenas apretadas naturalmente fracturadas
con fluidos composicionales

Abstract

Naturally fractured reservoirs represent one of the main challenges faced by the oil
industry in recent years, given that traditionally low recoveries are exhibited due to a
combination of different phenomena such as early water encroachment associated to
channeling through the natural fractured network, variability on wells productivity
depending on the degree or intensity of natural fractures, aggressive hydrocarbon decline
rate due to the level of connectivity between the matrix/fracture, among others. Recent
efforts have been focused on Hydrocarbon recovery maximization on existing fields by
designing Wells that increase the probability to reach productivities that are financially
profitable.

The following modelling study is motivated to provide a better understanding of the impact
associated to the uncertainty on the main variables that govern fluids flow on naturally
fractured reservoirs such fracture properties (magnitude, orientation) and fracture spacing

and its influence on high angle wells for tight sands on a well design basis.

The hydrocarbon recovery on reservoirs such as Mirador on Pauto Complex is sensitive
to any excess permeability scenario (Kf/fKm) where high angle wells exhibit higher
recoverable volume when compared to vertical wells. On the other hand, well design such
as the orientation in respect to the fracture plane must be an essential part of the
workflow given that Np of wells perpendicular to the fracture plane is 20% to 40% higher

when compared to wells parallel to the fracture plane and vertical ones respectively.

Keywords: NFR, tight, fractures, permeability excess, Wells, high angle
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Introduccioén

Los yacimientos naturalmente fracturados representan un gran reto para la industria, ya
gue presentan un grado de complejidad adicional en el entendimiento del flujo de fluidos
en el medio poroso. Estos tradicionalmente exhiben niveles de recobro bajos asociado a
la combinacion de varios fenébmenos como lo son la productividad de pozos variada
dependiente del grado de fracturamiento natural y del numero de fracturas contactadas
por el pozo, declinacién agresiva de las fases hidrocarburo asociado al grado de
conexidn/alimentacion entre la matriz y las fracturas naturales y la entrada temprana de
agua por canalizacién en la red de fracturas conectada (en particular en la cercania al

acuifero).

El Piedemonte Llanero Colombiano tiene un nivel de complejidad estructural elevado, con
presencia de fracturas naturales que dominan gran parte de los procesos de los fluidos al
interior del reservorio, haciendo de estos yacimientos heterogéneos y anisotrépicos de
caracter dual (doble porosidad, doble permeabilidad). El campo Complejo Pauto, al ser
parte del Piedemonte Llanero, exhibe la naturaleza fracturada debido a la superposicion
de eventos que empiezan desde el enterramiento de las rocas depositadas hasta la
inversion tectonica de las estructuras con reactivacion de algunas fallas. Este campo es
caracterizado por ser un yacimiento de areniscas apretadas que almacenan un gas
condensado rico con variacién composicional con profundidad y que segun la escala de
Nelson, pueden ser catalogados como tipo Il y lll en donde las fracturas proveen

principalmente la permeabilidad del yacimiento.

La complejidad estructural y la profundidad de los yacimientos conllevan a altos tiempos
y costos de perforacion (superiores a 50 MMUSD/pozo), que en combinacién con la
calidad del yacimiento y por tanto la variabilidad en la productividad de los pozos, asi
como la tasa de declinacion, se traducen en proyectos que pueden presentar
marginalidad financiera. El entendimiento del impacto de elementos como geometria,

espaciamiento y apertura de fractura asi como las escalas a modelar influencian



2 Introduccién

pardmetros de permeabilidad intrinseca y efectiva de fractura, porosidad y factor sigma,
claves para responder la pregunta de “Qué pozo se debe disefiar que garantice y/o

maximice el recobro de condensados en el menor tiempo posible?”.

Los mas recientes esfuerzos se han enfocado en la maximizacién del recobro en campos
con yacimientos naturalmente fracturados a través del disefio de pozos que incrementan
la probabilidad de alcanzar productividades econémicamente rentables, es asi como
Girardi [13] presenta el éxito técnico al perforar pozos de alto angulo en el campo
Macueta (area de Acambuco, Noroeste, Argentina) el cual es considerado como
yacimiento apretado naturalmente fracturado. El caso de estudio presenta un aumento de
hasta 40 veces la productividad de pozos verticales y de alto angulo que no se
encontraban disefiados de la forma Optima en relaciéon a la orientacion en relacién a las
fracturas y al disefio del completamiento. Bagherian et al. [12], simul6 el comportamiento
del recobro de gas en funcion del espaciamiento de fracturas hidraulicas
(comportamiento relativamente analogo a las fracturas naturales). El estudio demuestra
la combinacién ideal entre longitud de pozo y espaciamiento de fracturas bajo el cual se
maximiza el recobro de gas. Al-Hadrami [16], presenta el modelamiento realizado en el
campo Mesaverde y la dependencia de la ubicacion ideal para perforacién de pozos
adicionales en funcion del grado de anisotropia. ElI esquema usado para el
modelamiento no fue el de un yacimiento dual, sin embargo se incluyé el efecto de las
fracturas con el grado de anisotropia (basado en el entendimiento del campo). Marin [18],
presenta un estudio de sensibilidad del efecto de variables que impactan el flujo de
fluidos en el medio poroso de yacimientos naturalmente fracturados como lo son las
propiedades de fractura dentro de los cuales se incluye la apertura y su influencia en la
permeabilidad efectiva, el espaciamiento, y el dafio de formacién para laterales de alto
angulo con una longitud definida. EI modelamiento fue realizado en un modelo de una
sola porosidad, en donde al igual que el trabajo presentado por Al-Hadrami [16] se
modeld el sistema naturalmente fracturado a partir de fracturas hidraulicas discretas con

propiedades similares a las esperadas por las fracturas naturales.

En paralelo, otra linea de estudios se ha centrado en el entendimiento de variables
diferentes al disefio de pozo y su efecto en el flujo en el medio poroso. Es asi como Al
Ghamdi [9]), evaluo el efecto de la presion capilar gas aceite (hasta Pcgo de 1.3 psia) y

las permeabilidades relativas sobre el recobro de gas y condensado en yacimientos
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naturalmente fracturados con diferentes riquezas de fluidos a partir de simulacién
numérica de yacimientos. Dentro de este se concluye que el efecto de la Pcgo es
despreciable sobre el recobro final. Clemens [17], realiz6 un estudio del efecto del
espaciamiento de fractura en los mecanismos de drenaje para sistemas naturalmente
fracturado. Se identificd la relacion entre espaciamiento/altura de la columna bajo el cual

se impacta en mayor grado el recobro de liquidos.

Como complemento a los estudios ya realizados en campos naturalmente fracturados, el
siguiente estudio tiene como propdsito realizar un analisis de sensibilidad en un modelo
de doble porosidad y doble permeabilidad, que permita entender el impacto en el corto
plazo en el recobro de gas y condensado del exceso de permeabilidad [3], influenciado
por el espaciamiento y permeabilidad de las fracturas naturales, asi como variables de
disefio de pozo como la orientacion en relacion al plano de fracturas, la longitud y el dafio

de formacion.



1.Marco Teoérico y Descripcion del Campo

El siguiente capitulo presenta aspectos generales de la geologia y yacimientos para el
campo Complejo Pauto e introduce estudios realizados que soportan la naturaleza

naturalmente fracturada para la formaciéon Mirador.

1.1 Geologia estructural

El Piedemonte Llanero se encuentra conformado por rocas con edades desde el
Cretaceo hasta el Cuaternario, que fueron afectadas por eventos tectonicos compresivos
durante el Cretaceo Tardio y Terciario, dando como resultado el levantamiento de la
Cordillera Oriental. Los eventos tectonicos mencionados generaron el apilamiento de
varios bloques estructurales (escamas), limitados por fallas inversas de bajo angulo. El
conjunto de fallas y bloques apilados se denomina cufia tecténica, donde hacen parte los
anticlinales de Monterralo, El Morro, Florefia, Complejo Pauto y Volcanera [1] (ver Figura
1-1).

Figura 1-1:  Seccién balanceada que muestra la geometria de la cufia tectonica [1].
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Las estructuras en forma general son anticlinales asimétricos fallados con una direccion
general NE-SW, presentando su limbo frontal hacia el SE, con dimensiones entre 10 y 30
Km. de largo y entre 3 a 6 Km. de ancho y alturas entre 500 a 3000 mts. La estructura del
campo Complejo Pauto estd enmarcada en un sistema estructural de apilamiento
tectonico que permite la repeticidén vertical de los reservorios. Los modelos estructurales
interpretados basados en la sismica y pozos, muestran que el Complejo Pauto es un
conjunto de escamas de cabalgamiento que se relevan tanto vertical como lateralmente y
en general se presenta como el apilamiento de al menos tres escamas que contienen la

formacion Mirador (Figura 1-2).

Figura 1-2: Secciones estructurales sobre los pozos del Complejo Pauto [2]. En
Blanco se enmarca las diferentes estructuras apiladas del Complejo Pauto y las lineas

verdes corresponden a la Formacion Mirador.

Segun Gutierrez [4], el fracturamiento de las rocas del Piedemonte Llanero obedece a
una superposicion de eventos que empiezan durante el enterramiento de las rocas
depositadas (generacion de estilolitos), que bajo un tensor normal de esfuerzos van

siendo afectadas al ir adquiriendo cohesién y perdiendo agua por sobrecarga, sumado a
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cambios de temperatura. Este proceso ocurrié entre el Cretacico Inferior y el Eoceno,
periodo durante el cual se generd una cuenca de rift transitando hacia una cuenca de
Foreland en el Paleogeno, en donde la Cordillera Oriental y el Piedemonte comenzaron a
experimentar una inversién tecténica con reactivacion de algunas fallas principales y
generacion de nuevas fallas “thin-skinned” (escamacion delgada) con despegues en los
planos de estratificacion de las secuencias involucradas, convirtiendo el monoclinal
original en la cufia tectonica de anticlinales apilados que forman parte del campo
Complejo Pauto.

Las estructuras més grandes como los anticlinales de El Morro y Florefia comunmente
tienen una porcion frontal invertida e imbricada con la estructura principal, fendmeno
menos frecuente en las estructuras menores de duplexas que hacen parte del Complejo
Pauto. Estas Ultimas, generadas probablemente durante el Mioceno Tardio a Plioceno,
tendrian al interior el siguiente orden de conformacion: primero se habria aislado,
deformado y quebrado la escama mas trasera (Miche) y posteriormente Guamalera, en
ultimo lugar se habria dado la fragmentacion de la escama mas frontal en dos: Pauto
Main y Pauto Splay, las estructuras mas frontales tuvieron que soportar directamente
menos eventos de deformacion y por tanto presentan, en su mayoria, un menor grado de

fracturamiento.

La zona de despegue regional es la Formacion Gacheta comprobado en la estructura de
Florena y asumido en las demas, por ello todas involucran las supra yacentes
formaciones Guadalupe, Barco, Los Cuervos y Mirador. No obstante para el complejo
apilado de Pauto se interpreta una zona de despegue superior local dentro de la

Formacién Los Cuervos.

1.2 Propiedades de la matriz

Las propiedades de la roca del campo Complejo Pauto han sido evaluadas a partir de
datos de corazones y registros eléctricos adquiridos en los pozos perforados. La
formacion Mirador es una arenisca apretada con alto contenido de cuarzo, con bajas

porosidades y permeabilidades. La Figura 1-3 muestra los datos de permeabilidad y
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porosidad de corazones, de los cuales se generaron las correlaciones matematicas para

predecir permeabilidad a partir de datos de porosidad.

PORO - PERM Complejo Pauto

Permeabilidad, md

01

Porosidad, %

Figura 1-3: Correlacion porosidad — permeabilidad a partir de datos de corazones

adquiridos en pozos del Complejo Pauto.

La de la roca de la formacién Mirador tiene una naturaleza apretada, lo cual se corrobora
con los datos medidos por corazones, en donde se observan bajas porosidades de matriz

gue oscilan entre 2-5% y baja permeabilidad de matriz que se encuentra entre 0.01-3 md.

1.3 Propiedades de fractura

Las estructuras del Complejo Pauto se extienden por 30 km en direcciébn NE y exhiben
vergencia al SE y buzamientos que pueden variar desde 70° en flanco hasta horizontales
en el eje de las estructuras, generalmente estan compartimentalizadas cuya
segmentacion es gobernada por fallas de desgarre “Tear Faults”. Las fracturas son el
principal mecanismo de permeabilidad que observan los yacimientos del Complejo Pauto,
mientras que las propiedades petrofisicas de la matriz se encuentran fuertemente
deprimidas.

Para entender el flujo de fluidos en los yacimientos de naturaleza fracturada (YNF) se

debe tener en cuenta las propiedades de las fracturas y la interaccién de estas con la
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matriz. Herrera [3] presenta los parametros a tener en cuenta cuando se realiza

simulacion numérica de yacimientos de doble porosidad y doble permeabilidad.

1.3.1 Orientacion y familias de fracturas

La orientacion de las fracturas depende de la distribucién y magnitud de los esfuerzos a
los cuales ha estado expuesta la roca. En mediciones de UBI, afloramientos de campo,
fotos aéreas y nucleos de perforacién se han identificado diferentes familias de fracturas
para el Piedemonte que obedecen a una superposicién de eventos a través del tiempo,
con diferentes magnitudes, direcciones cambiantes, variaciones en presion de poro, y
cinematica diferencial por la posicion dentro de la escama estructural, asi como la
influencia de la fragilidad y propiedades mecénicas de las rocas. El trabajo realizado por
Gutierrez [4] permite identificar 5 familias principales establecidas por criterio de rumbo
de la fractura y por agrupacion de polos vecinos en una proyeccion estereografica de
hemisferio inferior (ver Figura 1-4): Familia 1 (0-180), Familia 2 (60-240), Familia 3 (150),
Familia 4 (90) y Familia 5 (285).

* Familia 1 (0-180)
* Familia 2 (60-240)

* Familia 3 (150)

* Familia4 (90)

* No definidas

Figura 1-4: Vista en estereogréafica en hemisferio inferior de polos de fracturas abiertas

en Campos Florefia y Complejo Pauto [4].

De las cinco familias de fracturas identificadas, las tres primeras son las de mayor
abundancia y por tanto relevancia para el modelamiento de flujo de fluidos en el
yacimiento. Las Familias 1 y 2 tienen origen en fendmenos de cizalla y son por tanto

conjugadas a la direccién de maximo esfuerzo (se localizan en angulos de 30° alrededor
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del maximo esfuerzo) se ha detectado mayor abundancia de estas fracturas en flanco, la
familia 3 ha sido interpretada como fracturas de tensiébn asociadas a curvatura de
pliegue, por ello abundan en las crestas y los flancos que observan plegamiento. Las
familias 3 y 4 podrian ser también fracturas de cizalla asociadas a otros eventos o por

rotacion local de esfuerzos.

Complejo Pauto
e

10900 wwes 11ae G e Tz

N White dots are poles of open fractures

SH
135°

Figura 1-5: Esquema estructural del complejo Pauto con representacion polar de las
fracturas medidas de UBI en pozo los puntos blancos representan fracturas abiertas

criticamente estresadas [5].

La figura 1-5 presenta un esquema estructural del campo Complejo Pauto en donde se
corrobora que a lo largo de toda la estructura se distribuye la red de fracturas que hacen
parte de las familias 1 y 2 descritas anteriormente. La importancia de esta variable se
asocia a su influencia en el nivel de anisotropia total del yacimiento y su impacto en el
recobro de liquidos al promover areas de drenaje que difieren de formas circulares (ver

seccion 1.5).
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1.3.2 Espaciamiento de fracturas

El espaciamiento de las fracturas naturales hace referencia a la separacion promedio
entre las mismas siempre que sean de una misma familia. La introduccion de este
concepto trae consigo dos dificultades al determinar el rango de espaciamiento
presentado en el campo en estudio, la primera corresponde a las diferentes escalas de
medicion (macro, meso 0 micro), por otro lado la presencia de mas de una familia de
fracturas genera espaciamientos aparentes menores a los reales entre una misma familia
(ver Figuras 1-6, 1-7, 1-8).

Figura 1-6: Afloramiento Q. Pifalerita Formacién Mirador, Piedemonte Llanero
Colombiano, fracturas (lineas rojas) atraviesan la matriz de al menos tres tipos de roca
(lineas amarillas) hay cierta diferencia en el comportamiento de las fracturas segun sea el

caso de propiedades elasticas [5].
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Figura 1-7: Nucleos con fracturas abiertas a parcialmente abiertas, de alto angulo y
presentan una intensidad menor a 1 pie (Las aperturas mas pronunciadas son producto

de la manipulacién del nucleo) [5].

Figura 1-8: Escala microscopica de fracturas y fallas con diversas aperturas intra e

inter granulares [5].

Gutierrez [5], presenta el rango de espaciamientos de fractura exhibidos en el

Piedemonte bajo la perspectiva de las diferentes escalas (excluyendo las microfracturas),
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el cual oscila entre 1-10 pies a nivel de nucleo y de 10-300 pies a nivel meso (a partir de

fotos aéreas y afloramientos).

1.3.3 Apertura de fractura

La apertura de fractura como su nombre lo indica corresponde al espacio entre una
misma fractura natural y es una variable de control que impacta la porosidad y
permeabilidad de la fractura. Herrera [3] presenta en su estudio el rango de aperturas

para el Piedemonte, el cual oscila entre 0.002 y 0.07 cm (20-700 um).

1.3.4 Permeabilidad de fractura

La permeabilidad de fractura y su interrelacion con la permeabilidad de matriz tiene un
impacto directo en el flujo de fluidos en yacimientos de caracter dual. A pesar de no
contar con mediciones directas de permeabilidad de fractura, el campo Complejo Pauto
se considera un yacimiento naturalmente fracturado (YNF) con influencia en la
productividad por la presencia de fracturas. Las evidencias que permiten realizar esta

afirmacion son:

= La presencia de diferentes familias de fracturas (ver seccion Orientacion fracturas).

= Pruebas de variacion de permeabilidad con esfuerzo efectivo en nucleos fracturados
[6], en donde se observa reduccidon de la permeabilidad de hasta un 30% con el
cambio en el esfuerzo efectivo, asociado a cierre de las fracturas naturales (ver
Figura 1-9).

» La diferencia entre la capacidad de flujo (KH) interpretada a partir de pruebas
transientes de presiébn en comparacién con la estimada a partir del calculo de

permeabilidad usando la porosidad por registros eléctricos (ver Figura 1-10).
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Closure Curve - Macro Fractured Sample BKD-1
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Effective stress, i.e, [Overburden pressure - Pore Pressure], (psi)

Figura 1-9: Variacion de la permeabilidad como funcion del esfuerzo efectivo en BKD-

1 muestra macro fracturada [6].
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Figura 1-10: Comparacién capacidad de flujo a partir de registros eléctricos y pruebas

de transientes de presion.

Como se observa en la Figura 1-10, la diferencia entre el KH de registros y fractura oscila
entre 1 — 45 veces, lo cual se asocia a la presencia de fracturas naturales que no son
interpretadas en los registros eléctricos. Como lo define Herrera [3], el exceso de
permeabilidad adn tiene incertidumbre dado que la interpretacion de pruebas transientes

de presién se ve afectada por la presencia de mas de una fase (generacion de
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condensado) y su efecto en la permeabilidad efectiva a la fase predominante (curvas de

permeabilidad relativa).

1.4 Interaccion roca-fluido

1.4.1 Curvas de permeabilidad relativa

Frank et al. [7], describe el flujo de fluidos en los yacimientos de hidrocarburos en donde
comunmente hay competencia por el espacio poroso por mas de un fluido. La
permeabilidad de uno de los fluidos es conocida como permeabilidad relativa. Pruebas de
drenaje y/o imbibicion se realizan para entender la variacién en la permeabilidad relativa
de cada fase que fluye a diferentes condiciones de saturacion. La variacion o curvatura
de las curvas de permeabilidad relativa definirdn el impacto tanto en la matriz como en la
fractura por la presencia de mas de una fase (generaciéon banco de condensado y/o
entrada de agua).

Curvas de permeabilidad relativa gas-aceite: La Figura 1-11 presenta una medicion de

permeabilidad relativa gas-aceite para la matriz representativa del campo en donde es

clara la reduccién en la movilidad de gas cuando se genera el banco de condensado.
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Figura 1-11: Curva de permeabilidad relativa gas-aceite campo Complejo Pauto.

La correlaciéon de Corey [8] fue usada para ajustar la curva de permeabilidad relativa de
matriz medida en laboratorio con el fin de realizar sensibilidades a la curvatura de las

curvas dentro del analisis de sensibilidad (ver Figura 1-12 y Ecuaciones (1.1) — (1.2)).

; Nog
Slig—Sorg—Swcon
Krog = Kr X ( ) 1.1
09 09¢9 1-Sgcon—-Sorg—Swcon ( )
Sg—Sgcrit
Krg = Krgcl X ( 9729 ) 1.2)
1-Sgcrit—Soirg—Swcon
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Figura 1-12: Curva de permeabilidad relativa gas-aceite ajustada usando correlacion
Corey [8].

El desajuste que se observa en la Krog a saturaciones de condensado (So) superiores a
0.6 (Sg<0.4) no se considera de relevancia para el estudio, debido a que la naturaleza
del gas condensado evaluado no permite condensacion de liquido (So) superior a 0.4
(ver Anexo B).

Para las fracturas naturales no se cuenta con mediciones directas, por este motivo se
us6 una modificacion de las curvas de matriz usando el concepto de namero capilar (Nc),
el cual altera la curvatura de las curvas dependiendo de la velocidad del flujo (ver Figura
1-13). El comportamiento de las curvas modelado en las fracturas es mas cercano a
curvas tipo X.
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Figura 1-13: Curva de permeabilidad relativa gas-aceite fractura vs matriz usando

correlacion Corey y numero capilar.

Curvas de permeabilidad relativa aceite-agua: Debido a que no se cuenta con

mediciones en nlcleos del campo de permeabilidades relativas aceite-agua, se utilizo la
correlacion de Corey para construir una curva aceite — agua ajustando el comportamiento

estimado por Herrera [3] (ver Ecuaciones (1.3)-(1.4)).

: Nw

. Sw-Swcrit

Krw = Krwiro X (—) (1.3)
1-Swcrit—-Soirw

So—Sorw )N ow
1-Swcon—-Sorw

Krow = Krocw X ( (1.4)
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1.4.2 Presion capilar

Las fuerzas capilares son el resultado de acciones acumuladas que ocurren como
consecuencia de las tensiones interfaciales entre la roca y los fluidos en el yacimiento,
los tamarfios de grano, la geometria del espacio poroso y las mojabilidad de la roca.
Cuando dos fluidos inmiscibles entran en contacto, la discontinuidad de presién ocurre en
la interface resultando en un desbalance de presiones. Esta diferencia de presiones
depende de la curvatura que separa los dos fluidos y se conoce como presién capilar (Al
Ghamdi [9]).

Ahmed [10] resalta la naturaleza mojante de los fluidos en un yacimiento convencional de
gas condensado, en donde el agua es la fase mojante dominante, el condensado es la

fase menos mojante y el gas es considerado como la fase no mojante.

El efecto de presion capilar se incluyd en el estudio para determinar si tiene o no un
impacto en el flujo de fluidos en el yacimiento. Es claro que la presion capilar es funcion
de la saturacion y controla la distribucion de los fluidos en el espacio poroso.
Convencionalmente la presion capilar es el resultado de la diferencia entre la presion en

la fase no mojante (nw) y la presion en la fase mojante (w) (ver ecuacion (1.5)).
Pc = Pnw — Pw (1.5)

Dado que no se cuenta con informacion suficiente de presiones capilares para el sistema
roca-fluido en evaluacién, las curvas de presidn capilar aceite-agua y gas-aceite se
obtuvieron a partir de correlaciones expuestas en los trabajos de Al Ghamdi [9] vy
Skjaeveland et al. [11]. La Ecuacién (1.6) corresponde al resultado de Brooks-Corey para

un sistema con una fase humectante.

Sistema humectable a una fase:

Pc= —2% _ (1.6)

(Sw—Swr) aw
1-Swr

El trabajo desarrollado por Skjaeveland et al. [11] extendio el desarrollo de la ecuacion de

Brooks-Corey para sistemas con humectabilidad mixta (ver Ecuacion (1.7)).
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Sistema humectabilidad mixta:

C C
Pe = oyt

(1.7)

Presién capilar aceite-agua (Pcow): Como chequeo previo a la construccién de las curvas

aceite-agua, se verifico la informacion de presiones en la zona de agua y de aceite para

definir la presién capilar teérica maxima al tope de la estructura. El valor estimado es de

~1000 psi (ver Figura 1-14).

Complejo Pauto MDT

3500 4000 4500
10500

Presion (psia)

5000 5500 6000 6500 7000 7500

11000

11500

12000

12500

13000

13500

14000

Profundidad (pies TVDSS)

14500

15000

15500

Figura 1-14: Presién capilar maxima

aceite agua estimada a partir de datos de

presiones para el campo Complejo Pauto.

El campo cuenta con un numero pruebas de presién capilar Hg-Aire que fueron

convertidas a un sistema aceite-agua (ver Figura 1-15).
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Figura 1-15: Presion capilar aceite-agua para la matriz medidas en laboratorio
(convertidas a partir de sistema Hg-Aire).

Teniendo en cuenta la Pcow maxima estimada, se construyeron diferentes curvas de
presion capilar aceite agua con la correlacion de Brooks-Corey que cubren el
comportamiento exhibido por las curvas medidas en laboratorio hasta escenarios con

presion capilar maxima estimada a partir de la Figura 1-14 (ver Figura 1-16).

Presion Capilar aceite - agua

Matriz
1200
1000
\ ——Pcow
. 800 Pcow —
E. 600 —Pcow | |
38 \ —Pcow
o
400 \
- u
0 T | T
0.00 0.20 0.40 0.60 0.80
Sw (x/x)

Figura 1-16: Presion capilar aceite-agua matriz a partir correlacion Brooks-Corey.
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Presién capilar_gas-aceite (Pcgo): En los yacimientos de gas condensado es de vital

importancia entender el efecto del depletamiento sobre la generacién de condensado in-
situ y su impacto sobre la dinamica de flujo. La Figura 1-17, muestra las regiones (en
esquema de depletamiento) que se generan en los yacimientos de gas condensado: R3:
region mas lejana al pozo, Pyto>Procio, flujo monofasico; R2: Pyto<Procio, gas y
condensado presentes, condensado es inmovil por baja saturacion, efecto Pcgo y Krog;
R1: Region cercana al pozo, Pyto<<<Procio, gas y condensado presentes, condensado
es movil; efecto Pcgo y Krog.

Pozo

Pyto Pyto

R3 R2 | R1

-
-

v

Distancia

Figura 1-17: Regiones tipicas generadas en un sistema de gas condensado [9]

Cada fluido es unico en relacion al grado de condensacién y a la variacion de las
propiedades del mismo con cambios de presion y temperatura. El entendimiento del
fluido del Complejo Pauto permite realizar predicciones robustas de su comportamiento
PVT, que para el caso de las curvas de la Pcgo est asociado a la saturacion maxima de
condensado (condensacion de liquido — “liquid dropout”) y la tension interfacial.
Actualmente no se cuenta con mediciones de presion capilar gas-aceite para el campo
Complejo Pauto, lo cual no se considera un parametro critico basado en los resultados
del estudio de Al Ghamdi [9]), en donde se evalué el efecto de la presion capilar gas
aceite hasta presiones capilares iguales a 1.3 psia y las permeabilidades relativas sobre
el recobro de gas y condensado en yacimientos naturalmente fracturados con diferentes

riqguezas de fluidos. Dentro de este se concluye que el efecto de la Pcgo es despreciable
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sobre el recobro final. Debido a la similitud del fluido (gas y condensado), las tensiones
interfaciales del sistema son bajas (ver Tabla 1-1) lo que conlleva a Pcgo bajas (similares
a las supuestas en el estudio de Al Gambdi [9]). Como se observa en la Figura 1-18, se
construyeron diferentes curvas de presion capilar gas aceite con la ecuacion de Corey

gue se ajusta al comportamiento y valores observados en la literatura.

Tabla 1-1: Tension interfacial gas-condensado a diferentes presiones. Obtenido de la

ecuacion de estado calibrada con pruebas PVT para el fluido del campo Complejo Pauto.

Presion (psia) Tension Interfacial
6500 0.0000
6000 0.0688
5500 0.1275
5000 0.2421
4500 0.4631
4000 0.8734
3500 1.5960
3000 2.7850
2500 4.6020
2000 7.2050
1500 10.7400

Presion Capilar gas-aceite
Matriz

Pcgo (psi)
L~
//

o
=]
o

0.00

0.00 0.20 0.40 0.60 0.80 1.00
So

Figura 1-18: Presion Capilar gas aceite en sistemas de gas condensado.
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Estudios de tension interfacial en campos similares (campo Cupiagua) reportan
mediciones dentro del rango de evaluacion (hasta 0.528 mN/m a la presién a la cual se
genera la mayor condensacion de liquido del gas). Por su parte el comportamiento
histérico del campo no ha evidenciado en las formaciones en depletamiento cambios
drasticos en declinacion asociado al potencial bloqueo del condensado en la matriz que
limite el flujo de gas de la matriz a la fractura. Sin embargo, debido a la carencia de
pruebas de laboratorio del fluido producido en el campo en estudio, es recomendable
realizar pruebas que permitan corroborar o desestimar dicha hipotesis.

1.5 Diseio pozos

El esquema convencional de disefio de pozos del campo se ha orientado a la perforacion
de pozos verticales (en la seccidon de yacimiento) debido a estudios internos de las
propiedades geomecanicas de la roca y el aumento en el chance de éxito en el
fracturamiento hidradlico al perforar la seccion de yacimiento con angulos de ataque
inferiores a 10° (vertical). Las actividades incluidas durante la etapa de perforacion y
completamiento de los pozos perforados en el campo en promedio tienen una duracién
de 250-350 dias, lo cual se traduce en costos elevados para perforacion costa adentro
gue van desde 50 hasta 75 MMUSD desde locaciones existentes. La variacion es
dependiente de la profundidad, el nimero de yacimientos, estructuras a perforar y la
estrategia de completamiento. Los pozos perforados tienen longitudes entre 17000-
20000 pies (profundidad medida), con produccién conjunta de entre 1 y 5 formaciones,
con complejidades medias y altas de las trayectorias disefiadas.

Debido a los altos costos y recientemente a resultados de productividad por debajo de las
expectativas, se estan realizando esfuerzos para perforar pozos con otra perspectiva de
disefio a partir del hueco original, con el fin de aumentar el area a contactar y por tanto el

volumen recuperable.

Como lo menciona Bagherian et al. [12], la perforacion de pozos horizontales o de alto
angulo, en conjunto con fracturamiento hidraulico ha probado ser una tecnologia
confiable para incrementar el recobro de gas en yacimientos de arenas apretadas o de
lutitas. La identificacion del numero de fracturas y su orientacion se ha convertido en un

reto de la industria, ya que se asume que a mayor numero de fracturas contactadas



24 Evaluacién de pozos de alto &ngulo en arenas apretadas naturalmente

fracturadas con fluidos composicionales

mejor es la productividad, sin embargo siempre hay un espaciamiento 6ptimo de

fracturas que se obtiene del caudal y acumulados de produccién.

Para lograr disefiar pozos de alto angulo en yacimientos naturalmente fracturados se
debe tener en cuenta que las &reas de drenaje difieren de yacimientos convencionales al
no ser circulares. Harstad [14] demostr6 que el area de drenaje es altamente afectada en
yacimientos con anisotropia en la permeabilidad (ver Figura 1-19), como es el caso de
los YNF, siendo esta de naturaleza eliptica. El drenaje adecuado del yacimiento y por
tanto la ubicacién y/o forma de perforar los pozos permitird drenar mayor volumen
haciendo los proyectos costo-eficientes.

-
kmax

Figura 1-19: Area de drenaje para permeabilidades isotrépicas y anisotropicas. Una
relacion pura pondria el pozo adicional en el centro de los cuatro pozos existentes. En un
yacimiento con permeabilidad anisotrdpica esto puede llevar a la peor ubicacién posible
dado que la relacion geométrica ubicaria el pozo nuevo en un area ya depletada por la

produccion de pozos adyacentes [13].

El tipo de pozo, permite identificar el grado de complejidad de la perforacién de pozos,
con base en pardmetros claros definidos en rangos segun la experiencia lograda

después de operar mas de 25 pozos de Piedemonte a la fecha.

Los pozos perforados en Equion tienen diferentes trayectorias dependiendo de la
complejidad a accesar (los puntos de interés en el subsuelo), esto debido a la estrategia

del negocio de perforar pozos con costos competitivos, que requieren utilizar las
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locaciones existentes; induciendo a disefios cada vez mas retadores, con necesidad de
desarrollos tecnoldgicos e ingenieria de punta. Este es el caso de los pozos de
Piedemonte, cuyo grado de dificultad e incertidumbre geoldgica, constituyen las bases
para desarrollar trayectorias complejas que a la fecha incluye desplazamientos maximos

de 6000 pies, con multiples objetivos por pozo (hasta 6-7 yacimientos).

En los pozos de Piedemonte, se aplica un tipo de plan direccional (Vertical, en S, o J),
teniendo en cuenta la geologia y resultados de estudios geomecanicos (estabilidad del
hueco, presion de poro, presion de fractura y de sobrecarga), trayectorias de pozos de
correlacion y andlisis de anticolision para garantizar el objetivo en condiciones seguras.
El perfil direccional esta condicionado a los limites técnicos de las herramientas,
tendencias del pozo, desplazamiento y condiciones de torque y arrastre que deben ser
analizados antes de definir el plan. Este analisis técnico recopila y clasifica la siguiente
informacion técnica: pronostico geoldgico de las formaciones, caracteristicas del
yacimiento, propiedades de la roca, antecedentes de pozos de correlacién, sistema de
coordenadas, disefios mecanicos de pozos, sarta de perforacién, mediante la revision

de las bases de Datos e histérico de pozos de correlacion.

Teniendo en cuenta los analisis de geomecanica, comportamiento de pozos de
correlacion y lecciones aprendidas en el area, se disefia la trayectoria y se realiza la
ingenieria de detalle que incluye: componentes de la sarta de perforacion (tuberia de
perforacion, estabilizadores, martillos, tipos de brocas, motores de fondo, MWD, LWD.),
fluidos de perforacion, sistema de control de sélidos, parametros hidraulicos, mediante la
revision de los pozos de correlacion, célculos y simulaciones con software técnicos

especializados.

Los principales aspectos que se tienen en cuenta para el tipo de pozo varian segun el
grado de dificultad, pero independientemente, el proceso de planeacion integra los
siguientes aspectos para planear adecuadamente la trayectoria del pozo:

» Tipo de trayectoria y tasas de construccién/giro (Max DLS = 3 grados/100 pies).
Disefio de perfiles adecuados evitando cambios bruscos de inclinacion y/o
direcciéon, cuidando la tortuosidad, que conlleve a problemas futuros en el
completamiento, bajada de revestimientos, corridas de registros, y demas

problemas operacionales asociados. Se trabajan pozos “Verticales” de 0 a 30
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grados de inclinacién; se evitan los pozos de medio angulo entre 35y 60 grados y
se trabajan pozos de Alto Angulo entre 70 y 80 grados de inclinacién.

= Limites técnicos segun limpieza de pozo, torque y arrastre, desgaste, etc.

= Limpieza del pozo en trayectorias con secciones tangentes largas, como una
variable critica en la planeacion de trayectorias.

= Torque: Uso de simuladores efectivos y calibrados y en el caso particular de la
operacion, el lodo base aceite y los reductores de torque son indispensables en
todos tipos de pozo.

» Estabilidad del Pozo: Se hace todo un andlisis geomecanico entendiendo los
angulos de ataque a enfrentar y la curva de lodos adecuada para perforar cada
seccion.

= Monitoreo continuo de Vibraciones.

*» Integridad de Pozo: Cumplimiento de los estandares empresariales vy

gubernamentales de integridad.

En cuanto a los programas de disefio y optimizacién, se hace un diagndstico de las
posibles desviaciones en los parametros operacionales de perforacion, restricciones en
los equipos de perforacion (flujo de circulacién, WOB, restricciones de material de
pérdidas de circulacion, etc), mediante el analisis y comparacion diaria de los valores
reales con los programados, y se promueve nuevos esquemas de perforaciéon y
esquemas contractuales de servicios con las organizaciones de apoyo, mediante
aseguramientos técnicos, econdmicos, confiabilidad de herramientas, riesgos, nuevas
tecnologias y estrategias de ejecucion, considerando el mejor uso de los recursos para
facilitar el cumplimiento de la planeacion de la trayectoria y alcanzar el objetivo del pozo.
Finalmente, se impulsa la aplicacion de mejores practicas y lecciones aprendidas,
mediante el desarrollo de una plataforma tecnoldgica y el establecimiento de redes de

especialistas e indicadores de desempeiio.

El campo en estudio cuenta con un pozo piloto en el cual, se perforé inicialmente un pozo
vertical en la seccién de yacimiento, en el cual afios después se perforé un pozo de alto

angulo en donde se incremento la productividad en mas de 10 veces (ver Figura 1-20).
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Productividad Pozo Piloto Pauto
Vertical vs Alto Angulo

6000 60
Qo Pozo Vertical
5000 50
Qo Pozo alto angulo —_
= 4000 . 40 g
,_3 = (g Pozo Vertical /\ E
&8 3000 - ——qg Pozo alto angulo 30 E
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Figura 1-20: Comparacién productividad pozo vertical vs pozo alto angulo.

El mecanismo principal responsable del aumento en la productividad del pozo fue el

sobrepaso de la zona de dafio del pozo original (100 unidades de skin pozo original vs 2

unidades pozo alto angulo), sin embargo pruebas de presion adquiridas sugieren un

incremento del kh contactado por el pozo de alto angulo al ver un incremento de hasta

20% sobre el kh estimado para el pozo vertical original (ver Figura 1-21).
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Figura 1-21:

desde el mismo pozo original.
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Debido al cambio drastico en el dafio de formacién en el caso piloto presentado en la
Figura 1-21 y su impacto en la productividad del pozo, se revisé el comportamiento de
esta variable a lo largo de todos los pozos completados en el campo, el cual oscila entre
2-100 unidades (ver Figura 1-22).
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Figura 1-22: Comparacion dafio de formacién en pozos del campo.

La combinacién de factores como la complejidad estructural, dureza de la roca, cambios
litolégicos, profundidad de yacimientos, presiones de poro de cada horizonte perforado,
desplazamiento lateral para alcanzar los objetivos desde locaciones en superficie,
diametros técnicamente disponibles (tamafio de broca y tuberia de produccion) y
herramientas disponibles que se ajustan a las condiciones descritas limitan los

escenarios de trayectorias.



2.Descripcion del Modelo y Metodologia de
Evaluacién

El siguiente capitulo describe una simplificacion del modelo fisico y matematico utilizado
en el estudio, asi como la metodologia de evaluacion usada para el entendimiento del
impacto en la productividad de pozos de alto &ngulo asociado a las variables descritas en
el capitulo anterior.

2.1 Modelo Fisico

El modelo a representar corresponde a un modelo de un yacimiento naturalmente

fracturado a escala de pozo con fluidos composicionales que varian con profundidad.

Para este modelo se tiene:

= Malla en coordenadas cartesianas con celdas en “x”, “y” y “zZ” con flujo en las 3
dimensiones.

= Kmi=Kmj

=  Kmk = cte.Kmi

= Modelo doble porosidad/doble permeabilidad.

= Kfi=Kmk

= Kfi ~ cte.Kfi

» Flujo de fluidos de dos fases composicionales (aceite y gas), adicionalmente flujo de
agua, la cual se considera que no interactia con las fases hidrocarburo. La fase
hidrocarburo corresponde a un gas condensado con variacidbn composicional con
profundidad, que a condiciones iniciales se encuentra por encima de la presién de
rocio.

= Condiciones Iniciales:

=  Pi~ 6580 psi @ 13400 pies b.n.m
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= Swi~7.5%
= Condiciones de frontera tipo Newman (no hay flujo en las fronteras — sistema
cerrado).
= Dimensiones y nimero de celdas (ver seccién tamafio de celda):
* nx =63 celdas
= ny=63celdas
= nz=10 celdas
= Dx ~100 pies
= Dy ~ 100 pies
= Dz ~ 50 pies

» Refinamiento local tipo X en la zona cercana al pozo (ver seccién refinamiento local)

Dual Perm Model
Oil Saturation 2016-11-01

Figura 2-1: Malla caso de estudio 63x63x10 celdas con refinamiento local.

2.1.1 Tamaio y tipo de malla

Como se menciona en la descripcion del modelo fisico, la malla construida para el
estudio de incertidumbre corresponde a una malla cartesiana que representa el radio de
drenaje promedio de los pozos productores del campo (radio ~1 km). La seleccion de una
malla cartesiana sobre una malla radial estd asociada a que la primera permitird futuras
evaluaciones, no incluidas en este estudio, enfocadas en el efecto en la productividad

bajo esquemas de soporte de presion a través de la inyeccién de gas.
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2.1.2 Tamafno de celda

Una vez definido el tamafio total de la malla, se realizaron sensibilidades al tamafio de
celda en la horizontal y en la vertical, asumiendo un pozo vertical en el centro de la malla

controlado por tasa de gas y presion de fondo:

= Caso Base: 100 pies x 100 pies x 20 pies, equivalente a 63x63x25 celdas en i, j y k
respectivamente para un total de 99225 celdas.

= Sensibilidades en la vertical:

= 20 pies (25 celdas)

= 25 pies (20 celdas)

= 33.3 pies (15 celdas)

= 50 pies (10 celdas)
= Sensibilidades en la horizontal:

= 100 pies (63 celdas)

= 150 pies (42 celdas)

= 300 pies (21 celdas)

= 630 pies (11 celdas)

Comparaciones de tasas de produccion (aceite, gas y agua), perfil de saturacion de
aceite (banco de condensado) con distancia y perfil de presion en la fractura y la matriz

con distancia se realizaron para entender el impacto del tamafio de celda (Ver Anexo A)

2.1.3 Refinamiento Local (LGR)

Para representar de forma adecuada el banco de condensado en particular en la zona
cercana al pozo productor, se generaron diferentes modelos de refinamiento local para
realizar el analisis de incertidumbre para el pozo vertical como para pozos de alto angulo
(ver Anexo A). El modelo seleccionado es aquel que represente de forma adecuada el

banco de condensado con tiempos de corrida bajos.
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Figura 2-2:  Sensibilidad refinamiento local. a) Refinamiento 1-LGR1; b) Refinamiento 2
—LGR1 (Corto) Tipo X; ¢) Refinamiento 3-LGR2; d) Refinamiento 4 —LGR2 (Corto) Tipo X.

De acuerdo a los resultados y a pesar de la similitud existente entre los diferentes
escenarios, el refinamiento local permite discretizar de forma detallada el banco de
condensado con distancia. La movilidad del condensado generado en el yacimiento varia
dependiendo de la saturacion en la celda (ver seccién permeabilidad relativa) y por tanto
el refinamiento permite evaluar de forma adecuada su efecto al perforar pozos de alto
angulo en donde se contacta una mayor area de flujo que potencialmente moviliza un
mayor volumen del condensado generado. Como resultado del andlisis del mejor
refinamiento local y en linea a escoger un modelo representativo con bajos tiempos de

corrida, se selecciona el modelo LGR2 (Corto) Tipo X.
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2.2 Metodologia de Evaluacion

A continuacion se presenta un diagrama de flujo que resume la metodologia utilizada
para la evaluacion de este estudio (ver Figura 2-2).

Proyecto
(Definicién Alcance y Objetivos)
)
[Recoleccic'm Info]
v v v v v v v
Carac. Carac. Carac. Carac. Inter. Roca Info Ytos Adicional
Estructura Matriz Fractura Fluido - Fluido Adicional

l | | | ] ] |

¥

Construccion del Modelo
(Definicién Volumen de

Control)
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Celda)

A
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!

[Anélisis de Sensibilidad]

Funciones
Objetivo

I J
¥

«+—1— Parametrizacion

[ Evaluacion Resultados ]
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Vf-lrlables> Tornado Superflc.n?s
impacto Correlacion

Figura 2-3: Diagrama de flujo resumen proceso para generacion y evaluacion andlisis
sensibilidad NFR.
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Posterior a la definicion del alcance y objetivos del proyecto, el siguiente paso parte de

los principales retos identificados por Bratton et al. [19] para enfrentar la simulacion de

yacimientos naturalmente fracturados. El problema se debe atacar el problema a través

de 3 frentes:

= Resolver los patrones de flujo a través de la conectividad de las fracturas. Esta
depende de la longitud, orientacion e intensidad de fracturas.

= Conocimiento de las permeabilidades del sistema de fracturas, su variacion y la
interaccion con la matriz.

» La presion del fluido y entendimiento de la interaccién roca fluido (presiones capilares
y permeabilidades relativas).

Es asi como la recoleccién de informacion se centro en:

= Caracterizacion de la estructura: ya que controla la presencia de fallas, barreras de
no flujo, la litologia, espesores promedio. Es el punto de partida de todo modelo y usa
informacion de sismica 2D, 3D, sedimentologia, caracterizacion de la roca, lo cual se
transforma en un modelo geolégico.

= Caracterizaciobn de la red de fracturas: apertura, espaciamiento, porosidad,
permeabilidad, orientacién, identificacion de esfuerzos regionales, a través de
informacion de afloramientos, nucleos, registros de imagenes, registros eléctricos,
analisis de pruebas transientes de presion, entre otros.

» Caracterizacion de la matriz: porosidad, permeabilidad, NTG, por su importancia en
relaciéon a la capacidad de almacenamiento y la interaccion con las fracturas. Esto a
partir de la informacién de ndcleos y registros eléctricos principalmente.

» Caracterizacion del fluido: el modelamiento en yacimientos convencionales y
naturalmente fracturados, debe partir de informacion robusta del fluido a estudiar.
Conocimiento de su composicién, variacion con profundidad o distancia, su
comportamiento PVT es critico. El escenario ideal es contar con una ecuacion de
estado robusta que permita representar el comportamiento del fluido bajo escenarios
de depletamiento o inyeccion de gas (dependiendo del fluido).

» Interaccion Roca Fluido: Esta seccion se centra en el comportamiento del fluido y su
interrelacion con la roca, para lo cual se debe contar con un entendimiento del
comportamiento capilar y el efecto de flujo de mas de una fase (curvas de

permeabilidad relativa).
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= |Informacidn de yacimientos y adicional: Consta del entendimiento de la capacidad de
flujo del sistema completo (matriz y fracturas), la presion del sistema, el esquema de
desarrollo, el disefio basico de pozo (trayectorias, completamiento, radio de pozo,

longitud, entre otras).

Paso seguido, se define el volumen de control que permite definir el tamafio del mallado
para lo cual se define el tipo de malla (dependiente del propdsito y alcance), un estudio
de sensibilidad al tamafio de celda y para modelos que se centran en el modelamiento de

fendmenos en cara de pozo, refinamiento local.

El caso base, es el punto de partida de todo estudio de sensibilidad en el cual se definen
un escenario de comparacion sobre el cual se determina el impacto de las diferentes
variables de sensibilidad. Para este ultimo se requiere definir las funciones objetivo, que
corresponde a las variables mas relevantes para entendimiento y comparacion de
resultados (acumulados, presiones, saturaciones, entre otros). Por otro lado, la
parametrizacién se refiere a la definicibn de variables de sensibilidad del estudio que
para el caso de estudio se enfoca en las variables determinantes en la conectividad de

las fracturas y de flujo de fluidos en el yacimiento (Pc, Kr).

La metodologia usada para la definiciébn del tamafio de celdas y del refinamiento usado
para generar el modelo usado como base para el estudio de incertidumbre del presente

estudio.

2.3 Construccion del modelo base y de sensibilidad

A continuacién se presenta un resumen de la evaluacion realizada para determinar las
variables de mayor influencia en la recuperacion de hidrocarburos en yacimientos
naturalmente fracturados. Este incluye la descripcion del caso base de evaluacion y los

rangos y distribuciones de las variables incluidas en el estudio de sensibilidad.

El modelo se construy6é con la asistencia del moédulo CMOST-Integrated Analysis &
Optimization Tool del grupo CMG ltd., el cual es una herramienta de ingenieria de

yacimientos, que a partir del uso de disefio experimental, técnicas de muestreo y de
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optimizacion permite determinar el efecto de diferentes parametros de yacimiento sobre

la produccion y el recobro para campos de aceite y gas.

2.3.1 Descripcion Caso Base

El modelo base sobre el cual se comparan los resultados del andlisis de sensibilidad se

presenta a continuacion.

= Espaciamiento de fracturas: El espaciamiento de fracturas utilizado corresponde a un

valor medio de espaciamiento equivalente a 44 pies.

= Permeabilidad de fractura: Los valores de permeabilidad de fractura utilizados fueron:
= Kfi=20md
»  Kfj = 0.25.Kfi
= Kfk = Kfi

La permeabilidad en direccion i es mayor a la permeabilidad en direccién | para

representar la orientacién de los esfuerzos regionales y por tanto de las fracturas (ver
Figura 2-4).

Figura 2-4: Orientacion malla en relaciébn a la orientacion de las fracturas y la

estructura del campo Complejo Pauto.
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= Permeabilidad de matriz: Los valores de permeabilidad de matriz utilizados fueron:
= Kmi=1md
= Kmj=1md
=  Kmk = 0.25.Kmi

= Curvatura permeabilidad relativa gas-aceite: El caso base asume las curvas

presentadas en el Capitulo 2, generadas a partir de la correlacion de Corey. Los
coeficientes de curvatura usados fueron:

= Ng matriz=2.9

= Nog matriz = 4.8

= Ng fractura = 1.7

= Nog fractura = 3.0

= Curvatura permeabilidad relativa aceite-agua: El caso base asume las curvas

presentadas en el Capitulo 2, generadas a partir de la correlacion de Corey. Los
coeficientes de curvatura usados fueron:

= Nw matriz=3.5

= Now matriz = 3.5

* Nwfractura=1.5

= Now fractura=1.5

» Curva presién capilar gas-aceite: El caso base asume despreciable el efecto de la

Pcgo (Pcgo=0) tanto para la matriz como para la fractura.

= Curva presién capilar aceite-agua: El caso base asume despreciable el efecto de la

Pcow (Pcow=0) tanto para la matriz como para la fractura debido a que a condiciones
iniciales el modelo se encuentra inicializado mas de 1000 pies por encima del

contacto aceite-agua.

= Disefio de Pozo: El caso base asume un pozo vertical que atraviesa los 500 pies de

yacimiento (espesor promedio espesor Mirador Complejo Pauto).
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Dafo _de formacion: El caso base asume un pozo con un dafio de 120 unidades, el

cual corresponde a un valor maximo de dafio visto en pozos del campo verticales

completados con hueco revestido y cemento.

2.3.2 Analisis de sensibilidad

A continuacién se presenta un resumen de las variables de sensibilidad evaluadas en el
estudio (mayor detalle ver Capitulo 1). Las distribuciones asumidas para las diferentes
variables fueron de naturaleza uniforme continua para no sesgar el resultado a un valor
en particular.

Espaciamiento de fracturas: El espaciamiento de fracturas evaluado esta limitado a

un maximo igual al tamafio de celda (100 pies). La distribucion asumida oscila en un
rango entre 1-99 pies.

Permeabilidad de fractura: La permeabilidad de fractura mantiene la misma relacién

del caso base en donde la Kfi=Kfk>Kf. El rango para el estudio de sensibilidad oscila
entre:

» Kfi=1-50 md

»  Kfj =(0.25-0.75).Kfi

»  Kfk = Kfk

Permeabilidad de matriz: La permeabilidad de matriz se evalu6 en un rango entre:

= Kmi=0.1-3 md
= Kmj= Kmi
=  Kmk = (0.1-0.5).Kfi

Disefio de Pozo: Se realizaron sensibilidades a pozos de alto angulo con diferentes

longitudes, orientaciones. Debido a la limitante en la predictibilidad de zonas de

mayor calidad de roca tanto por matriz como en fractura, todas las trayectorias se

evaluaron atravesando la formacién objetivo de tope a base.

= Trayectorias en direccion ‘" El primer grupo de trayectorias evaluadas
corresponde a los pozos en direccion perpendicular al plano de fracturas

(perpendicular a la direccién del esfuerzo maximo regional). Se evaluaron 6
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trayectorias en esta direccion (“Lat1y”, “Lat2y”, “Lat3y”, “Lat4y”, “Latby”, “Lat6y”)
gue difieren en el angulo de ataque y longitud total.

= Trayectorias en direccion ‘i El segundo grupo de trayectorias evaluadas
corresponde a los pozos en direccion paralela al plano de fracturas (paralelo a la
direccion del esfuerzo maximo regional). Se evaluaron 6 trayectorias en esta
direccion (“Lat1x”, “Lat2x”, “Lat3x”, “Lat4x”, “Latbx”, “Lat6x”’)que difieren en el
angulo de ataque y longitud total.

» Trayectoria vertical: El Gltimo grupo de trayectoria corresponde a pozos verticales
(“vert”) de 500 pies de longitud.

Las longitudes evaluadas por trayectoria oscilan entre 500 pies hasta 1680 pies de

longitud total (ver Tabla 2-1).

Tabla 2-1: Longitud total lateral para cada trayectoria evaluada.

Trayectoria Longnud Orientacion
(pies)

vert 500 Vertical

Latlx 540 Paralelo plano de fracturas ("i")
Lat2x 600 Paralelo plano de fracturas ("i")
lat3x 710 Paralelo plano de fracturas ("i")
Lat4x 950 Paralelo plano de fracturas ("i")
Lat5x 1300 Paralelo plano de fracturas ("i")
Lat6x 1680 Paralelo plano de fracturas ("i")
Latly 540 Perpendicular plano de fracturas ("j")
Lat2y 600 Perpendicular plano de fracturas (")
Lat3y 710 Perpendicular plano de fracturas (")
Latdy 950 Perpendicular plano de fracturas ("j")
Lat5y 1300 Perpendicular plano de fracturas ("j")
Lat6y 1680 Perpendicular plano de fracturas (")
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= Dafio _de formacidn: Basado en la historia de dafios de formacion de los pozos

perforados en el Complejo Pauto, se evalu6é el dafio de formacion entre 2-150

unidades.

» Curvatura permeabilidad relativa gas-aceite (Krgo): Como parte del andlisis de

sensibilidad no se evalué el impacto de la curvatura de las Krgo (controlado por los
coeficientes de Corey). Sin embargo la matriz y la fractura tienen curvaturas

diferentes por el efecto de numero capilar (mayor velocidad de flujo en la fractura).

Curvas Krog

= Krg matriz base

Krog matriz base

= Krg frac base

Krog frac base
=== Krg matriz bajo

Krog matriz bajo

=== Krg frac alto

=== Krog frac alto

Figura 2-5: Rango curvas Krog usadas en el andlisis de sensibilidad.

= Curvatura permeabilidad relativa aceite-agua: Como parte del analisis de sensibilidad

no se evalué el impacto de la curvatura de las Krow (controlado por los coeficientes

de Corey).

= Curva presion capilar gas-aceite: Como se discutié en el Capitulo 2, y asociado a los

resultados evidenciados en el estudio de Al Ghamdi [9], no se incluye el efecto de la
Pcgo en el andlisis de sensibilidad por su impacto despreciable en el recobro de

liquido (valores bajos de presion capilar).

»= Curva presion capilar aceite-agua: A pesar del potencial impacto de la curva Pcow en

el recobro de liquidos, no se incluye el efecto en el estudio de sensibilidad debido a
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gue se esta evaluando en un modelo de sector, mas de 1000 pies por encima del
contacto aceite-agua, saturado en hidrocarburos, sin acuifero y sin inyeccién de

agua.

Una vez definidas los parametros de entrada y con el uso del disefio de hipercubo latino,
en donde se construyen combinaciones de estas variables obtener la mayor cantidad de
informacion disponible a partir del minimo nimero de corridas de simulacion, se generan
los casos de simulacion a correr en software CMOST/GEM. Una ecuacion proxy se
genera directamente del “software” a partir de la informacion obtenida de las corridas
realizadas con el uso del disefio de hipercubo latino, el objetivo de esta superficie de
correlacion es representar una aproximacion simple del modelo de simulacion complejo

creado, para poder extender los resultados a diferentes casos de analisis.



3.Evaluacion y Resultados

El capitulo 3 presenta los resultados obtenidos del estudio de sensibilidad realizado en
CMOST con las variables y rangos descritos en el Capitulo 2. Para tener mayor claridad
de los escenarios evaluados, se incluyen un resumen en el Anexo B de todos los

escenarios corridos (disefio experimental).

3.1 Recobro de hidrocarburos

El recobro de hidrocarburos en yacimientos naturalmente fracturados es funcion tanto de
las propiedades de la matriz como de las fracturas naturales y la interrelacion de estas
establece como es el flujo de fluidos en el yacimiento dictando el resultado en el recobro

final.

Comunmente, los parametros de fractura como lo son el espaciamiento y la
permeabilidad [exceso de permeabilidad (X) - ver ecuacion 3.1] tienen una influencia
dominante en el resultado final. Para entender su impacto, graficos de correlacion entre
el recobro de hidrocarburos y las variables de fractura se realizaron a partir de los

resultados del andlisis de sensibilidad anteriormente descrito.

X o oL (3.1)
Las figuras 3-1, 3-2 y 3-3 presentan el recobro de gas y condensado y el caudal de gas
inicial para todas las simulaciones realizadas variando la totalidad de variables incluidas
en el estudio (trayectoria, permeabilidad de fractura en todas las direcciones,
permeabilidad de matriz en todas las direcciones, espaciamiento de fracturas y dafio
total).
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Figura 3-3: Rango caudal de gas inicial para todas las simulaciones realizadas.

La muestra de escenarios evaluados (Qgi=2-60 MMpced, Gp= 1-55 Bpce, Np= 0.2-9
MMbls) arroja un rango de resultados tal que, la variacion de los parametros evaluados,
generan cambios significativos en las producciones de gas y condensado afectando la
dindmica de flujo en el medio poroso, es decir que los parametros introducidos tienen un
impacto directo, de mayor o menor grado dependiente de la variable, en el recobro de
hidrocarburos.

A continuacion se presentan los gréaficos de recobros de gas, tasa inicial de gas, presion
en la matriz, saturaciones de aceite en la fractura y la matriz al Gltimo tiempo simulado
para la totalidad de realizaciones evaluadas para cada tipo de trayectoria (vertical,
paralela al plano de fractura y perpendicular al plano de fractura). Cabe resaltar que cada
escenario tiene una combinacion de parametros de entrada diferente, lo cual no permite
hacer comparaciones directas entre ellos, sin embargo permite visualizar el rango de
resultados obtenidos para cada caso y que en efecto la combinacion de parametros

afecta los diferentes tipos de trayectoria.
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fractura; Figura inferior derecha Qg pozos alto angulo perpendicular al plano de fractura.

Caudal de gas inicial escenarios simulados por trayectoria. Figura superior
Qg pozo vertical; Figura inferior izquierda Qg pozos alto angulo paralelo al plano de
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Figura 3-6:  Presion en la matriz escenarios simulados por trayectoria. Figura superior
Pmatriz pozo vertical; Figura inferior izquierda Pmatriz pozos alto angulo paralelo al plano

de fractura; Figura inferior derecha Pmatriz pozos alto &ngulo perpendicular al plano de
fractura.
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Figura 3-7:  Saturacién aceite final en la fractura escenarios simulados por trayectoria.
Figura superior So fractura pozo vertical; Figura inferior izquierda So fractura pozos alto
angulo paralelo al plano de fractura; Figura inferior derecha So fractura pozos alto angulo
perpendicular al plano de fractura.
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Figura 3-8: Saturacién aceite final en la matriz escenarios corridos por trayectoria.
Figura superior So matriz pozo vertical, Figura inferior izquierda So matriz pozos alto

angulo paralelo al plano de fractura; Figura inferior derecha So matriz pozos alto angulo
perpendicular al plano de fractura.

En términos generales, el recobro de pozos de alto &ngulo es en promedio mayor al de
pozos verticales por consecuencia de dos factores: una mayor productividad inicial por
contactar zonas con mejor capacidad de flujo (fracturas) con mejores propiedades y una
mejor conexion entre las fracturas y la matriz que almacena el hidrocarburo, lo cual
favorece el flujo de fluidos en el medio poroso y por tanto la dinamica en el reservorio. El
mayor grado de conexion con el medio poroso se alcanza al perforar pozos en direccion
perpendicular al plano de fracturas, contactando una mayor densidad lo cual genera un
depletamiento acelarado (ver Figura 3-6) que justifica promedios de saturacion de aceite
en la matriz similares para pozos verticales o de alto angulo:

* Pozos verticales: Existe menor conexién con el medio poroso y por lo tanto
menor movimiento del condensado generado en la matriz al caer por debajo de la
presion de rocio.

» Pozos de alto angulo: Existe mayor conexion con el medio poroso, acelerando el
depletamiento. Debido a la naturaleza composicional y de condensacion
retrograda del fluido se genera mayor saturacion de liquido en la matriz por

efectos netos del fluido que compensan el mayor movimiento del mismo hacia la
red de fracturas.
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3.1.1 Recobro de hidrocarburos en funcién del exceso de
permeabilidad

Desde una perspectiva de variables de fractura y matriz (exceso de permeabilidad) y a
partir de la superficie de correlacién obtenida del disefio de hipercubo latino (CMOST) se
construyeron gréficos de correlacién de volumen producido y saturaciones a diferentes

excesos de permeabilidad para pozos de alto angulo.
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Figura 3-9: Efecto del exceso de permeabilidad sobre la productividad inicial en pozo
vertical (izquierda) y pozo de alto &ngulo perpendicular al plano de fracturas (derecha).

Para pozos verticales o de alto angulo, bajo un mismo dafio de formacion, en la Figura
3-9 se observa un efecto positivo en la tasa inicial dependiente del aumento en el exceso
de permeabilidad (kf/km). EI mayor exceso es resultado de una mejor capacidad de flujo
del sistema por contactar fracturas naturales, la tendencia no tiene un comportamiento
lineal ya que a valores de exceso de permeabilidad superiores a 15 unidades, la curva
tiende a tomar un comportamiento asintético debido a que el medio poroso es lo
suficientemente permeable y conectado entre si (a kf/km<15 unidades el incremental en
la tasa de gas por unidad incremental de exceso de permeabilidad es de ~12%. Para
valores mayores a 15 unidades este se reduce a 5%). El comportamiento es analogo
tanto para los pozos verticales como de alto angulo, sin embargo hay mayor influencia
positiva en pozos de alto angulo (ver seccion 3.1.2). El recobro de condensado presenta
aumento a incrementos en el exceso de permeabilidad (ver Figura 3-10) limitado al
volumen de control simulado y/o conectado por el pozo y de su interaccién con los limites
de frontera. Para los pozos de alto angulo, a excesos de permeabilidad inferiores a 15
unidades el incremental en recobro de liquido es de ~6% por unidad incremental de

exceso de permeabilidad. A excesos de permeabilidad superiores a 15 unidades el



Evaluacion y Resultados 49

incremental en recobro de liquido es de ~2% por unidad incremental de exceso de

permeabilidad.
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Figura 3-10: Efecto del exceso de permeabilidad en el recobro final de liquidos para
pozo con trayectoria de alto angulo.

Sensibilidades del exceso de permeabilidad a diferentes espaciamientos de fractura se
realizaron para evaluar el efecto de la conexién entre la matriz y la fractura (a mayor
densidad de fracturas y por tanto menor espaciamiento). Dado que es una variable que
afecta la dinamica de flujo no se observa influencia alguna en la tasa inicial (ver Figura
3-11).
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Figura 3-11: Efecto del exceso de permeabilidad a diferentes espaciamientos de
fractura en el caudal inicial de gas para pozo de alto angulo.
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El espaciamiento afecta directamente el condensado generado en la matriz, el cual
disminuye a menor espaciamiento y mayor exceso de permeabilidad debido a la mejor
conexion del sistema matriz y fractura permitiendo mayor movimiento del mismo en el
medio (ver Figura 3-12). La tendencia que se observa es de tipo lineal entre el
espaciamiento de fractura y la saturacion de aceite en la matriz. Por cada pie de aumento
en el espaciamiento hay un aumento de 0.1% en la saturacion de aceite que no se

moviliza en la matriz (comparado con un caso base).

Saturacion aceite en matriz @ 4 anos
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Figura 3-12: Efecto del exceso de permeabilidad a diferentes espaciamientos de
fractura en la saturaciéon de condensado retrogrado generado en la matriz para pozo de
alto angulo.

Finalmente se observa un efecto directo del exceso de permeabilidad en el recobro de
hidrocarburos para un yacimiento naturalmente fracturado, en donde a medida que
aumenta el exceso aumenta la tasa inicial y el recobro final por mejor conexion del pozo
con el sistema de fracturas. EI menor espaciamiento de fracturas (mayor densidad)
permite conectar de forma mas eficiente la matriz con la red de fracturas y por tanto

aumenta el movimiento de condensado generado en yacimiento por el depletamiento.

3.1.2 Recobro de hidrocarburos en funcién del disefio de pozo

Desde una perspectiva de disefio de pozo, la orientacion de este en funcion del flujo de
fluidos (orientacion fracturas), la longitud del pozo y el dafio de formacién son variables
gue tienen influencia en el recobro final de hidrocarburos. Las variables de disefio son de

particular importancia para el caso de estudio, ya que se pretende entender el escenario
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de disefio de pozo (longitud y direccién) bajo el cual se maximiza el recobro de
hidrocarburo en el mediano plazo. Para tal fin, se realiz6 la comparacién de caudales
iniciales y recobro de hidrocarburo al final de la simulacion para pozos verticales y de alto

angulo con diferentes longitudes (ver Figuras 3-13 y 3-14).
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Figura 3-13: Sensibilidad orientacion pozo y su efecto en el caudal inicial de gas a
diferentes excesos de permeabilidad. Franja verde: trayectorias perpendiculares al plano
de fracturas naturales — diferentes longitudes; Franja naranja: trayectorias paralelas al
plano de fracturas naturales — diferentes longitudes; Linea roja: pozo vertical.
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Figura 3-14: Sensibilidad orientacion pozo y su efecto en el acumulado de condensado
a diferentes excesos de permeabilidad a un mismo dafio de formacién. Franja verde:
trayectorias perpendiculares al plano de fracturas naturales — diferentes longitudes;
Franja naranja: trayectorias paralelas al plano de fracturas naturales — diferentes
longitudes; Linea roja: pozo vertical.
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El recobro de hidrocarburo y la tasa inicial son sensibles a la orientacion del pozo. Para
todos los casos de exceso de permeabilidad los pozos de alto angulo recuperan un
mayor volumen de hidrocarburo en comparacion con un pozo vertical por varios
fenébmenos:
= Mayor caudal de gas/condensado inicial por mejor capacidad de flujo total del
pozo al contactar una mayor densidad de fracturas en comparacién con un pozo
vertical.
= Mayor drenaje del sistema matriz-fractura por contactar mas canales permeables
(fracturas) que a su vez son alimentados por la matriz.
= Drenaje mas homogéneo del sistema ya que en sistemas fracturados el area de
drenaje tiende a ser eliptica. Este fendbmeno en yuxtaposicion con drenaje de

diferentes fracturas naturales permite un flujo mas homogéneo del medio poroso.

A su vez los pozos perpendiculares al plano de fracturas (franja verde) son lo que
presentan mayores tasas iniciales de produccion y recobro final debido a que intersectan
las fracturas en la direccién que maximiza la capacidad de flujo y drena de forma mas
eficiente el tanque. Pozos perpendiculares al plano de fractura para el caso evaluado
exhiben incrementales promedio entre 25% y 42% (dependiente de la longitud) en
comparacion con el recobro de un pozo vertical, por su parte los pozos paralelos al plano
de fractura presentan incrementales entre 4% y 21% (dependiente de la longitud) en
comparacion con un pozo vertical. El incremento porcentual en el recobro de liquidos en
comparacion con un pozo vertical es mayor a excesos de permeabilidad bajos dado que

se mejora el drenaje del tanque.

En relacion a la longitud, se observa un efecto positivo a mayor longitud perforada por
una mayor area de flujo expuesta al flujo. Sin embargo el comportamiento exhibido en el
modelo presenta incrementales menores a longitudes superiores a 700 pies (ver Figura
3-15). El incremental en el recobro final observado por cada 100 pies perforados es de
entre 1.5% y 5% para longitudes menores a 1000 pies y de menos de 1% para longitudes
mayores a 1000 pies. Este fendmeno se puede explicar por el incremental bajo en el
caudal inicial dado que se impone un mismo factor de dafio para todas las trayectorias
(esto limita el potencial incremental por menor dafio asociado a la geometria del pozo —

menor a mayor longitud).
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Acumulado de Petréleo @ 4 anos
Pozo alto angulo perpendicular nat fracs vs
vertical a diferentes excesos de permeabilidad
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Figura 3-15: Efecto de la longitud en pozo desviado perpendicular al plano de fractura
en el recobro de condensado al dltimo dia simulado a diferentes excesos de
permeabilidad.
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Figura 3-16: Efecto de la longitud en pozo desviado perpendicular al plano de fractura
en el caudal inicial de gas a diferentes excesos de permeabilidad.

A diferencia de los demas parametros evaluados, el dafio de formacion (dafio mecéanico)
presenta un efecto menor a medida que aumenta el exceso de permeabilidad (kf/lkm>20
unidades) debido a que los efectos en cara de pozo pierden relevancia al tener un
sistema altamente permeable y con alta transmisibilidad entre la red de fracturas y matriz
(ver Figura 3-17). La desviacion en el recobro a los 4 afios para excesos de
permeabilidad superiores a 20 no supera el 10% entre dafios de 2 a 100 unidades.
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Acumulado de Petréleo @ 4 afos
Pozo 1680 pies perpendicular nat fracs
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Figura 3-17: Efecto del dafio de formacidn en la recuperacion de condensado para un
pozo de alto angulo perpendicular al plano de fracturas naturales.



4.Conclusiones y recomendaciones

4.1 Conclusiones

La metodologia de evaluacion propuesta que considera la construccion de un modelo de

doble permeabilidad, doble porosidad permite realizar un analisis mecanistico del efecto

de variables de fractura y disefio de pozo en el recobro de hidrocarburos.

El exceso de permeabilidad tiene un efecto positivo en el recobro de
hidrocarburos cuando se modelan yacimientos naturalmente fracturados en
modelos DPDP debido a la mejor conexion del pozo con el sistema de fracturas.
La relacion, al no ser lineal, presenta una disminucion del incremental de aceite a
kf/lkm>15 unidades.

Para pozos de alto angulo, a excesos de permeabilidad inferiores a 15 unidades
el incremental en recobro de liquido es de ~6% por unidad incremental de exceso
de permeabilidad. A excesos de permeabilidad superiores a 15 unidades el
incremental en recobro de liquido es de ~2% por unidad incremental de exceso
de permeabilidad.

A medida que aumenta el exceso aumenta la tasa inicial ya que se tiene un
sistema mas permeable conectado. Similar al recobro de liquido, la relacién entre
la tasa inicial y el exceso de permeabilidad no es lineal, en donde a kf/lkm>15
unidades el incremental en la tasa de gas por unidad incremental de exceso de
permeabilidad es de 12%. Para valores mayores a 15 unidades este se reduce a
5%.

La relacion entre el exceso de permeabilidad y la saturacion de aceite en la
fractura tiene una forma lineal. Esto es que por cada unidad incremental de
exceso hay una reduccion de hasta 3% en la saturacion de condensado. Este
efecto se asocia al hecho de tener canales mas permeables que permiten con

mayor facilidad el movimiento de condensado de la fractura al pozo productor.
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El menor espaciamiento de fracturas (mayor densidad) permite conectar de forma
mas eficiente la matriz con la red de fracturas incrementando la movilidad del
condensado generado en el sistema matricial (menor saturacion de liquido a
menor espaciamiento). Es asi como se observa una tendencia lineal entre el
espaciamiento de fractura y la saturacion de aceite en la matriz. Por cada pie de
aumento en el espaciamiento hay un aumento de 0.1% en la saturacion de aceite
en la matriz (comparado con un caso base).

La recuperacion de gas y liquido en yacimientos naturalmente fracturados es
sensible a las variables de disefio de pozo para todo el rango de excesos de
permeabilidad evaluados (1-30 unidades).Bajo todos los escenarios de edxceso
de permeabilidad el recobro de liquido en pozos de lato angulo es mayor que en
un pozo vertical.

La orientacién del pozo en relacion al plano de fracturas debe ser la principal
variable a tener en cuenta en el disefio de pozos de alto angulo. Pozos disefiados
con trayectorias perpendiculares al plano de fracturas maximizan el recobro de
gas y liquido por un mayor contacto de fracturas naturales y drenaje mas eficiente
del sistema. Pozos perpendiculares al plano de fractura para el caso evaluado
exhiben incrementales entre 25% y 42% (dependiente de la longitud) en
comparacion con el recobro de un pozo vertical.

A excesos de permeabilidad bajos el incremento porcentual en el recobro de
liquidos para un pozo de alto angulo vs un pozo vertical es mayor que a excesos
de permeabilidad altos debido al mejoramiento en la conexién del sistema matriz-
fractura.

El dafio de formacion (dafio mecéanico) presenta un efecto despreciable a medida
gue aumenta el exceso de permeabilidad (kf/fkm>20 unidades) debido a que los
efectos en cara de pozo pierden relevancia al tener un sistema altamente
permeable y con alta transmisibilidad entre el pozo, la red de fracturas y matriz.
La desviacion en el recobro a los 4 afios para excesos de permeabilidad
superiores a 20 unidades no supera el 10% entre dafios de 2 a 100 unidades.

La longitud del pozo es una variable que impacta el recobro de liquidos y la tasa
inicial. Sin embargo los cambios mas significativos se observan para pozos de
alto angulo con longitudes de hasta 1000 pies. A longitudes superiores se debe

realizar un balance costo-beneficio mas detallado.
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El 4rea de drenaje en yacimientos naturalmente fracturados en depletamiento
natural tiende a ser de forma eliptica por la preferencia del flujo en direccién del
vector dominante de permeabilidad de fractura. Al contactar mas fracturas
naturales se superponen areas de drenaje elipticas optimizando el drenaje en el

mediano plazo.

4.2 Recomendaciones

La investigacién de sistemas apretados naturalmente fracturados es un area adn en

desarrollo particularmente en Colombia. Entender la dinAmica de flujo en estos sistemas

es un reto de la industria para lo cual se sugiere:

Efectuar pruebas de laboratorio para evaluar con datos duros el efecto de Pcgo
en el campo en estudio, en particular cuando se estd en esquema de
depletamiento que permita mayor condensacion de liquidos en la matriz.
Profundizar en el entendimiento del efecto del espaciamiento de fracturas en el
recobro final dados los incrementales bajos en el sistema evaluado. Para esto se
debe ampliar la muestra de simulaciones realizadas en el sistema ya evaluado.
Evaluar el desempefio de pozos de alto angulo a nivel de modelo completo
(FFM) para capturar mayores volimenes conectados e interferencia con otros
pozos al perforar pozos de mayor longitud.

Evaluar el efecto en sistemas con fluidos tipo aceite volatil o aceite negro en
donde la movilidad del fluido es inferior. En este tipo de sistemas puede jugar un
rol mas protagonico las variables de disefio de pozo.

Incluir en el estudio de YNF el efecto de dafio geomecanico asociado al cierre de
fracturas con aumento del esfuerzo efectivo para escamas en depletamiento a
través de modelos geomecanicos acoplados o con el uso de tablas de
compactacion.

Incluir en el estudio de YNF el efecto geométrico en el dafio total asociado a
trayectorias de alto angulo para dimensionar correctamente su impacto en el
recobro de liquidos.

Incluir el efecto de numero capilar en la evaluacion de pozos por la mayor

velocidad a nivel de la cercania del pozo.
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Ahondar en el estudio de pozos de alto angulo e inclusive horizontales en
sistemas altamente heterogéneos bajo esquemas de depletamiento y/o con
inyeccion de gas y/o agua en modelos mecanisticos de DPDP.

Realizar un estudio comparativo de los resultados de modelos de una sola

porosidad, DPDP y de red de fracturas discretas con pozos de alto angulo.



Bibliografia 59

Bibliografia

[1]

[2]

[3]

[4]

[5]

[6]

[7]

[8]

[9]

Clavijo, J., Gutierrez, Z., & Soto, L. (2015). Solicitud Extension Area Comercial
Campo Complejo Pauto Contrato de Asociacién Piedemonte. Documento Interno
Equién Energia Ltd.

Linares, R. (2016). Adicionando Valor Desde la Incertidumbre. 3ras Jornadas
Tecnoldgicas E&P 2016. Bogota: Ecopetrol.

Herrera, C. (2016). Nitrogen Injection Simulation as an Enhanced Recovery
Method in a Tight Natural Fracture Sandstone Reservoir with Compositional
Fluids. Medellin: MSc Petroleum Engineering Thesis.

Gutierrez, Z. (2016). Historia de la Deformacién Estructural del Piedemonte
Llanero Colombiano. Bogota: Documento Interno Equion.

Gutierrez, Z. (2015). Caracterizacién de Fracturas en Yacimientos Naturalmente
Fracturados Asociados a Tectdnica Compresiva, Ejemplo Piedemonte Llanero
Colombiano. Medellin: Proyecto Académico: Geomecanica de Reservorios.
Universidad Nacional de Colombia.

Restrepo, A., Lopera, S., Ocampo, A., & Castro, E. (2013, June). Evaluation of
RPMs in Heterogeneous Cores-Fracture Scale do Matter. In SPE European
Formation Damage Conference & Exhibition. Society of Petroleum Engineers.
Jahn, F., Cook, M., & Graham, M. (2008). Hydrocarbon exploration & production
(Vol. 55). Elsevier.

GEM, C. (2001). Version 2001 User's Guide. Computer Modeling Group Ltd.,
Calgary, Alberta.

Al Ghamdi, B. N. (2009). Analysis of Capillary Pressure and Relative Permeability
Effects on the Productivity of Naturally Fractured Gas-Condensate Reservoirs
Using Compositional Simulation (Doctoral dissertation, The Pennsylvania State

University).



60

Evaluacién de pozos de alto angulo en arenas apretadas naturalmente
fracturadas con fluidos composicionales

[10]
[11]

[12]

[13]

[14]

[15]

[16]

[17]

[18]

[19]

Ahmed, T. (2006). Reservoir engineering handbook. Gulf Professional Publishing.
Skjaeveland, S. M., Sigveland, L. M., Kjosavik, A., Hammervold Thomas, W. L., &
Virnovsky, G. A. (2000). Capillary Pressure Correlation for Mixed-Wet Reservoirs.
SPERE 3 (1): 60-67. SPE-60900-PA.

Bagherian, B., Ghalambor, A., Sarmadivaleh, M., Rasouli, V., Nabipour, A., &
Eshkaftaki, M. M. (2010, January). Optimization of multiple-fractured horizontal
tight gas well. In SPE International Symposium and Exhibiton on Formation
Damage Control. Society of Petroleum Engineers.

Girardi, A., Cohen, M., & Kozlowski, E. (2002, January). Integrated Multidiscipline
Approach Lead To A Recent Success In Naturally Fractured Reservoir-The
Macueta Experience. In SPE Gas Technology Symposium. Society of Petroleum
Engineers.

Harstad, H., Teufel, L. W., & Lorenz, J. C. (1998, January). Potential for Infill
Drilling in a Naturally Fractured Tight Gas Sandstone Reservoir. In SPE Rocky
Mountain  Regional/Low-Permeability Reservoirs Symposium. Society of
Petroleum Engineers.

Guzman, R. E., & Aziz, K. (1992, January). Fine grid simulation of two-phase flow
in fractured porous media. In SPE Annual Technical Conference and Exhibition.
Society of Petroleum Engineers.

Al-Hadrami, H. K., & Teufel, L. W. (2000, January). Influence of permeability
anisotropy and reservoir heterogeneity on optimization of infill drilling in naturally
fractured tight-gas Mesaverde sandstone reservoirs, San Juan Basin. In SPE
Rocky Mountain Regional/Low-Permeability Reservoirs Symposium and
Exhibition. Society of Petroleum Engineers.

Clemens, T., & Wit, K. (2001, January). The effect of fracture spacing on gas/oil
gravity drainage in naturally fractured reservoirs. In SPE Annual Technical
Conference and Exhibition. Society of Petroleum Engineers.

Marin, J. (2016). Estudio laterales largos en el pozo PMp9. Bogota, Colombia:
Reporte Interno Equién.

Bratton, T., Canh, D. V., Van Que, N., Duc, N. V., Gillespie, P., Hunt, D., Li, B.,
Marcinew, R., Ray, S., Montaron, B. & Nelson, R. (2006). The nature of naturally
fractured reservoirs. Oilfield Review, 18(2), 4-23.



A. Anexo: Sensibilidad al tamaio de
celda y refinamiento local.

A.1 Tamano de celda

Los graficos comparativos de variables dinamicas a diferentes tamafios de celda se
presentan a continuacién, se parti6 de un modelo base al cual se realizaron

sensibilidades en las dimensiones horizontales y verticales.

= Caso Base: 100 x 100° x 20’, equivalente a 63x63x25 celdas en i, j y k
respectivamente para un total de 99225 celdas.

» Sensibilidades en la vertical:

= 20 (25 celdas)

= 25 (20 celdas)

= 33.3' (15 celdas)

= 50’ (10 celdas)
= Sensibilidades en la horizontal:

= 100’ (63 celdas)

= 150’ (42 celdas)

= 300 (21 celdas)

= 630 (11 celdas)

A.1.1 Tasas de produccion.
A continuacion se presentan los graficos de produccion de gas, aceite, agua y GOR para

el pozo en evaluacion bajo las diferentes sensibilidades a tamafio de celda.
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Figura A-3: Perfil de produccién de agua todos los escenarios

Como se observa en las Figuras A-1, A-2 y A-3 no se observan cambios significativos en
términos de produccién en el pozo evaluado, lo cual se puede explicar por el alto
potencial (calidad de roca total y por tanto permeabilidad a ambas fases) del pozo en el
modelo. Sin embargo cuando se observa en detalle, en tiempos tempranos se observa
gue el modelo mas fino inicia su periodo de declinacion aproximadamente 10 meses

después de los modelos mas gruesos (ver Figura A-4).
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Figura A-4: Tasa de produccibn de gas comparativa entre casos con mMmismo

refinamiento vertical y sensibilidades en refinamiento horizontal.
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A.1.2 Perfil de saturacion de aceite (banco de condensado) con distancia.

En los yacimientos de gas condensado retrogrado se puede generar la aparicion de
bancos de condensado una vez la presién cae por debajo de la presion de rocio del
fluido. Este banco tiene como efecto la reduccion en la movilidad de las fases
(permeabilidades relativas) y por tanto potenciales impactos en la produccion de

hidrocarburos.

Por este motivo, como parte del andlisis de sensibilidad de tamafio de celda se reviso la
variacion con distancia tanto al tope como a la base del yacimiento en la saturacion de
aceite (condensado) tanto en la fractura como en la matriz, lo cual puede tener futura
incidencia en los prondsticos de produccién de laterales largos que pueden llegar a

bancos no moéviles de condensado.
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Figura A-5: Saturacion de aceite en la fractura y la matriz al tope de la estructura vs

distancia a los 761 dias simulados — Sensibilidad tamafio de celda en la horizontal
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Figura A-6: Saturacion de aceite en la fractura y la matriz a la base de la estructura vs

distancia a los 761 dias simulados — Sensibilidad tamafio de celda en la horizontal

Como se observa en las figuras A-5 y A-6, en todos los modelos la matriz y la fractura
presentan una diferencia significativa en la saturacion de aceite, mayor en la matriz que
en la fractura, debido a la diferencia de permeabilidad efectiva de cada fase por una
mayor permeabilidad absoluta (poblamiento inicial) tanto al tope como a la base. Por su
parte, la fractura exhibe mayores saturaciones a la base de la estructura en comparacion

del tope debido a la segregacion de fases.

En relacion al efecto del tamafio de celda en la horizontal, se observa que a medida que
se pierde resolucién, se generan cambios significativos en el banco de condensado que
pueden generar mayor variacion en escenarios donde las curvas de permeabilidad
relativa sean menos favorables al flujo de gas y/o aceite por presencia de mas de una

fase.

A.1.2 Perfil de presién en la fracturay la matriz con distancia.
Consistente con las figuras que representan el cambio de saturacion de aceite con
distancia, cuando se analiza la variacion de presion en la matriz y la fractura con

distancia se observa un comportamiento congruente.
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Figura A-7: Presion en la fractura y la matriz a la base de la estructura vs distancia a

los 761 dias simulados — Sensibilidad tamafio de celda en la horizontal

Debido a los argumentos anteriormente presentados, se opta por usar la malla con mayor

refinamiento en la horizontal (63 celdas x 63 celdas) con 10 celdas en la vertical.

A.2 Refinamiento Local (LGR)

Para representar de forma adecuada el banco de condensado en particular en la zona
cercana al pozo productor, se generaron diferentes modelos de refinamiento local para
realizar el analisis de incertidumbre para el pozo vertical como para pozos de alto angulo
(ver Figura A-8). El modelo seleccionado es aquel que represente de forma adecuada el
banco de condensado con tiempos de corrida bajos.
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Figura A-8: Sensibilidad refinamiento local. a) Refinamiento 1-LGR1; b) Refinamiento 2
—LGR1 (Corto) Tipo X; ¢) Refinamiento 3-LGR2; d) Refinamiento 4 —LGR2 (Corto) Tipo X.

A continuacion se presentan los resultados para los modelos evaluados (con y sin

refinamiento local). Las Figuras A-9 a A-14 corresponden a la variacion en saturacion de

aceite (y permeabilidad relativa de aceite vs distancia en cada caso comparado con el

modelo mas fino (LGR1 Tipo X). Esto permite identificar el impacto en la generacion del

banco de condensado y su movilidad por cambios en el mallado.
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Figura A-9: Comparacion saturaciones aceite (banco condensado) con distancia (en
direccion x) para modelo con mayor refinamiento (LGR1 Tipo X) vs No LGR y LGR1



Anexo A. Sensibilidad al tamafio de celda y refinamiento local.

69

c)
DPOP OPOP
LGR1 Tipo X LGR2 (Corto)
050 050
:g - A i 048 4 2 i
oA o1 - Fracture 2020-01-01 (1461.00 day) 132 1-6332 1 gﬁ' """"""""" ‘Oil Saturation - Fracture 2020-01-01 (1461 00 day) 1 32 1 - 6332 1
- Fi 1-01 (1461 1 10- 1 - "
b F R I S e L i 810632 0
040 - - o 2020-01-01 (1461.00 day) 132 10 - 63 32 10 ggg- """"""""" - Oil 2020-01-01 (1461.00 day) 1 32 10 - 63 32 10
8 T T 38 T
036 : : 036 2 T
034 034 !
02 P i
3 3 1 2
%83 7 Base Frac _5982.12 gt
2024 Base Matriz “37 2024 &
5020} Tope Matri g0z
30201~ Tope Matriz 3
19 1P ®o18
0.16 016
b ey
12 0.12
i) S B DO T LTI st G o M S SO e e T LR R R RO R U R PN R SR
008 0.08
0.06 006 e
0.04 Tope Frac waend 0.04
002 002
[ 0.00
0 50 1000 1500 2000 2500 3000 3500 4000 450 5000 5500 6000 0 500 1000 1500 2000 2500 3000 3500 4000 4500 5000 5500 6000
Distance (ft) Distance (ft)
OPOP DPOP
LGR1 Tipo X LGR2 (Corto) Tipo X
050 . 050
048 i i ; ; o 48 + : : i
048 o - Fracture 2020-01-01 (146100 day) 1 32 1- 6332 1 048 o - Fracture 2020-01-01 (1461.00 day) 132 1-63 32 1
0. - Fracture 2020-01-01 (1461.00 day) 1 32 10 - 63 32 10 0 - - Fracture 2020-01-01 (1461 00 day) 132 10 - 6332 10
942 ““Mummmm (146100day) 132 1-63321 042+ . olsalmauonzozo-ot-m (1461.00 day) 1321-63321
8” - - Ofl Saturation 2020-01-01 (1461 00 day) 1 32 10 - 63 32 10 g:: - 2020-01-01 (1461.00 day) 132 10 - 6332 10
8 38
038 0.36
034 & 034 <
032 t 032 (
20
$o SEEREE Hipsimhmannae
€026 e Eo -
E°§i it 2024
gg:,\ B 23’2"2‘. .....
oL oo
s e
014 014
0.12 012+
040 -+ersrecheresssnissannedeanasnadersnancsfrnnsanafens 0.10
gm 0.08 H
06 008 !
004 004 AN
0.02 002 i
0.00 0 T
0 500 1000 1500 2000 2500 3000 3500 4000 4500 5000 5500 6,000 0 500 1000 1500 2000 2500 3000 3500 4000 4500 5000 5500 6,000

Distance (ft)

Distance (ft)

Figura A-10: Comparacién saturaciones aceite (banco condensado) con distancia (en

direccion x) para modelo con mayor refinamiento (LGR1 Tipo X) vs LGR2 y LGR2 Tipo X
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Figura A-11: Comparacion saturaciones aceite (banco condensado) con distancia (en

direccion y) para modelo con mayor refinamiento (LGR1 Tipo X) vs No LGR y LGR1.
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Figura A-12: Comparacion saturaciones aceite (banco condensado) con distancia (en
direccion y) para modelo con mayor refinamiento (LGR1 Tipo X) vs LGR2 y LGR2 Tipo X.
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Figura A-13: Comparacion kro con distancia (en direccion x) para modelo con mayor
refinamiento (LGR1 Tipo X) vs No LGR y LGR1
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Figura A-14: Comparacion kro con distancia (en direccién x) para modelo con mayor
refinamiento (LGR1 Tipo X) vs LGR2 y LGR2 Tipo X

De acuerdo a los resultados y a pesar de la similitud existente entre los diferentes
escenarios, el refinamiento local permite discretizar de forma detallada el banco de
condensado con distancia. La movilidad del condensado generado en el yacimiento varia
dependiendo de la saturacion en la celda (ver seccion permeabilidad relativa) y por tanto
el refinamiento permite evaluar de forma adecuada su efecto al perforar pozos de alto
angulo en donde se contacta una mayor area de flujo que potencialmente moviliza un
mayor volumen del condensado generado. Como resultado del andlisis del mejor
refinamiento local y en linea a escoger un modelo representativo con bajos tiempos de

corrida, se selecciona el modelo LGR2 (Corto) Tipo X.



B.

Anexo: Resumen escenarios

evaluados en estudio de sensibilidad

El Anexo B presenta un resumen del disefio de experimentos evaluados (sugeridos por

CMOST) para capturar una muestra significativa de resultados representativo de los

rangos propuestos en el Capitulo 2.

A continuacién se presenta la tabla de experimentos evaluada en el estudio.

Tabla B-1: Disefio de Experimentos CMOST.
ID Kfi KfL_ Kmi i Skin Sp Direction trajectory
factor factor

0 20.00 0.25 112 0.25 120.00 | 44.00 "K" “prodl1_vert.inc"
1 50.00 0.50 3.00 0.23 18.44 44.56 "I "prodl_Lat2x.inc"
2 25.50 0.50 2.28 0.23 67.78 22.78 "J" "prodl_Lat3y.inc"
3 50.00 0.25 0.10 0.37 2.00 44.56 "J" "prodl_Lat2y.inc"
4 25.50 0.25 1.55 0.50 67.78 66.33 "J" "prodl_Latdy.inc"
5 50.00 0.25 0.83 0.10 84.22 33.67 "K" "prod1_vert.inc"
6 1.00 0.50 0.83 0.50 100.67 1.00 "I "prodl_Lat6x.inc"
7 1.00 0.50 0.10 0.23 18.44 88.11 "I "prodl_Lat4x.inc"
8 13.25 0.50 0.83 0.10 67.78 1.00 "J" "prodl_Latly.inc"
9 50.00 0.38 0.10 0.23 18.44 88.11 "J" "prodl_Lat2y.inc"
10 13.25 0.25 1.55 0.50 133.56 55.44 "I "prodl_Lat2x.inc"
11 25.50 0.38 2.28 0.37 117.11 22.78 "I "prodl_Lat5x.inc"
12 13.25 0.50 3.00 0.10 51.33 44.56 "J" "prodl_Lat6y.inc"
13 1.00 0.25 3.00 0.23 150.00 77.22 "K" "prod1_vert.inc"
14 13.25 0.25 0.83 0.10 100.67 55.44 "I "prodl_Lat2x.inc"
15 13.25 0.25 3.00 0.37 100.67 | 22.78 "I "prodl_Lat3x.inc"
16 25.50 0.50 3.00 0.10 51.33 55.44 "I "prodl_Latlx.inc"
17 37.75 0.25 2.28 0.50 2.00 55.44 "I "prodl_Lat2x.inc"
18 13.25 0.38 1.55 0.10 34.89 66.33 "K" "prodl_vert.inc"
19 1.00 0.50 2.28 0.10 84.22 1.00 "J" "prodl_Lat5y.inc"
20 50.00 0.25 0.83 0.10 100.67 66.33 "J" "prodl Lat5y.inc"
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Tabla B-1:  (Continuacién) Disefio de Experimentos CMOST.
ID Kfi Kfl_ Kmi - Skin Sp Direction trajectory

factor factor

21 37.75 0.50 1.55 0.50 67.78 77.22 "I "prodl_Lat4x.inc"
22 1.00 0.25 3.00 0.37 2.00 99.00 "l "prodl_Lat6x.inc"
23 25.50 0.38 3.00 0.50 18.44 11.89 "l "prodl_Lat3x.inc"
24 37.75 0.38 2.28 0.50 34.89 | 33.67 “J* | "prodl_Latdy.inc"
25 13.25 0.38 0.10 0.37 84.22 66.33 "J" "prodl_Lat5y.inc"
26 37.75 0.25 0.10 0.10 51.33 1.00 "I "prodl_Latlx.inc"
27 50.00 0.50 0.10 0.50 133.56 88.11 "K" "prodl_vert.inc"
28 50.00 0.38 2.28 0.37 84.22 77.22 "J' "prodl_Lat6y.inc"
29 37.75 0.50 1.55 0.23 117.11 44.56 "I "prodl_Lat5x.inc"
30 37.75 0.38 1.55 0.37 117.11 33.67 "I "prodl_Lat5x.inc"
31 25.50 0.50 2.28 0.50 34.89 88.11 "J" "prodl_Lat6y.inc"
32 25.50 0.38 0.10 0.37 18.44 99.00 "J" "prodl_Lat2y.inc"
33 1.00 0.38 0.83 0.50 2.00 11.89 "I "prodl_Lat6x.inc"
34 37.75 0.38 2.28 0.37 | 150.00 | 88.11 "J* | "prodl_Lat3y.inc"
35 13.25 0.25 0.83 0.37 150.00 99.00 "l "prodl_Lat4x.inc"
36 25.50 0.50 0.83 0.10 51.33 | 66.33 "J* | "prodl_Latly.inc"
37 50.00 0.50 2.28 0.50 34.89 11.89 "I "prodl_Latlx.inc"
38 1.00 0.38 3.00 0.23 51.33 99.00 "J" "prodl_Lat6y.inc"
39 13.25 0.25 0.83 0.23 2.00 44.56 "J" "prodl_Lat4y.inc"
40 37.75 0.50 1.55 0.23 133.56 22.78 "J" "prodl_Lat3y.inc"
41 25.50 0.25 1.55 0.37 133.56 22.78 "I "prodl_Lat5x.inc"
42 1.00 0.25 1.55 0.23 84.22 33.67 "I "prodl_Lat6x.inc"
43 37.75 0.38 0.10 0.50 133.56 11.89 "I "prodl_Lat4x.inc"
44 1.00 0.38 0.10 0.23 117.11 77.22 "I "prodl_Lat3x.inc"
45 50.00 0.38 3.00 0.10 150.00 33.67 "J" "prodl_Latly.inc"
46 9.86 0.50 1.27 0.31 44.35 70.57 "I "prodl_Lat3x.inc"
47 46.72 0.40 1.43 0.29 12.16 84.19 "J" "prodl_Lat2y.inc"
48 6.13 0.46 1.16 0.31 91.64 | 62.86 "J* | "prodl_Latly.inc"
49 22.62 0.43 2.54 0.28 14.01 50.93 "l "prodl_Latlx.inc"
50 50.00 0.25 0.10 0.37 150.00 1.00 "J" "prodl_Lat2y.inc"
51 1.00 0.38 0.83 0.50 67.78 55.44 "I "prodl_Lat3x.inc"
52 25.50 0.25 2.28 0.10 2.00 33.67 "J" "prodl_Lat6y.inc"
53 13.25 0.25 0.83 0.23 51.33 22.78 "I "prodl_Lat4x.inc"
54 37.75 0.50 3.00 0.50 133.56 22.78 "l "prodl_Lat2x.inc"
55 37.75 0.38 3.00 0.37 18.44 55.44 "I "prodl_Lat5x.inc"
56 13.25 0.50 1.55 0.37 84.22 99.00 "J" "prodl_Lat3y.inc"
57 25.50 0.50 2.28 0.23 100.67 44.56 "J" "prodl_Lat5y.inc"
58 25.50 0.25 3.00 0.23 34.89 88.11 "J" "prodl_Latdy.inc"
59 50.00 0.50 0.10 0.10 51.33 | 77.22 "J* | "prodl_Latly.inc"
60 1.00 0.38 1.55 0.50 18.44 11.89 "l "prodl_Lat6x.inc"
61 13.25 0.38 0.10 0.10 117.11 | 66.33 "K" "prodl vert.inc"
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Para las variables evaluadas se presentan los valores deterministicos usados en la

totalidad de las corridas.
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Figura B-15: Experimentos evaluados propiedades de fractura y matriz [permeabilidad
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De las corridas realizadas y combinando los diferentes parametros expuestos en la Tabla
B-1, se obtuvo para cada trayectoria:

e Para pozos verticales:

Gp Pozo Vertical
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Figura B-3: Resultados corridas pozo vertical.
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Figura B-4: (Continuacion) Resultados corridas pozo vertical.

e Para pozos de alto &ngulo paralelos al plano de fractura:



Anexo B: Resumen escenarios evaluados en estudio de sensibilidad

79

Figura B-5:

Gp Pozo Paralelo a Plano de
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Resultados corridas pozo alto angulo paralelo al plano de fractura.
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Figura B-6: (Continuacion) Resultados corridas pozo alto &ngulo paralelo al plano de
fractura.

e Para pozos de alto &ngulo perpendiculares al plano de fractura:
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Figura B-7:
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Resultados corridas pozo alto angulo perpendicular al plano de fractura.
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Figura B-8: (Continuacion) Resultados corridas pozo alto angulo perpendicular al plano

de fractura.

De todos los escenarios corridos, la combinacion de pozos perpendiculares al plano de
fracturas exhiben un mayor volumen de con los mayores recobros de gas, tasas iniciales
de gas y menores saturaciones de condensado en la fractura.

A partir de la ecuacién proxy se construyeron escenarios para evaluar el efecto del
espaciamiento, pero el efecto obtenido es despreciable para lo cual se debe realizar mas
corridas y mejorar los prondsticos de la ecuacion proxy.
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Figura B-9: Efecto del espaciamiento de fractura en el recobro final de gas y

condensado para un pozo de alto angulo perpendicular al plano de fracturas.

A continuacién se presenta una serie de figuras adicionales, que no hacen parte del

documento principal pero son resultado del trabajo realizado.
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Acumulado de Gas @ 4 anos
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Figura B-10: Efecto de la trayectoria y longitud a diferente

sobre el recobro de gas a los 4 afios.

exceso de permeabilidad

El comportamiento del Gp es similar al Np, en donde a mayor exceso de permeabilidad

mayor recobro de gas, siendo los pozos de alto angulo perpendiculares al plano de

fracturas los que presentan mayor recobro. Por su parte a mayor Kf/Km, dominado por el

Kf, se mueve mas condensado en la fractura quedando una saturacion remanente

menor.
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Figura B-11: Efecto de la trayectoria y longitud a diferente exceso de permeabilidad

sobre la saturacion de condensado en la fractura.



