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RESUMEN

En el presente trabajo se presenta un completo estudio de los fundamentos
técnicos de evaluacion y analisis de los regimenes de flujo y aplicaciones
practicas de la respuesta de presion; tanto en Pruebas de Pozos verticales
como horizontales de petréleo, con la finalidad de estimar los parametros
petrofisicos, el estado del pozo-yacimiento; presiones; potencial del pozo y
modelos de flujo del reservorio y de limites. Los principios basicos son
revisados, y la aplicabilidad y limitaciones de las técnicas para el andlisis de
pruebas de presion se discuten criticamente y se las ha ilustrado con
ejemplos reales de campo; aplicando uno de los software de presiones mas

usados en la industria.

En el capitulo 1, discutimos los principios basicos del flujo en medios porosos
para un liguido monofasico y ligeramente compresible, y su relacion con las

pruebas de presiéon en pozos.

En el capitulo 2, analizamos los diferentes métodos que pueden ser
utilizados para analizar pruebas de pozos; tanto los métodos
convencionales como utilizando curvas tipo, haciendo énfasis principalmente

en la curva de la derivada.

En el capitulo 3, analizamos las heterogeneidades del reservorio, las cuales

se dividen en tres modelos basicos: de flujo radial, fracturas finitas e infinitas



(flujo lineal y bilineal); doble porosidad, doble permeabilidad y sistemas

compuestos.

En el capitulo 4, describimos los diferentes tipos de modelos de limites que
pueden ser encontrados como: infinito; presion constante en el limite y sus
principales efectos en la caracterizacion del reservorio mediante la

interpretacion de pruebas de presion de pozos.

En el capitulo 5, revisaremos los métodos analiticos para el andlisis e
interpretacion de pruebas de presion en pozos horizontales. Se hace un
énfasis especial en los regimenes de flujo que se presentan en este tipo de

pozos Y las diferencias con pruebas de presiones en pozos verticales.

En el capitulo 6, presentamos ecuaciones practicas utilizadas en la ingenieria
de reservorios, que estan disefiadas para predecir el rendimiento de la
produccién con respecto a la disminucion de la presion en el reservorio,

tanto de pozos verticales como de pozos horizontales.

En el capitulo 7, realizamos el andlisis y la interpretacion de cuatro pozos del
Oriente ecuatoriano, con la finalidad de estimar los parametros petrofisicos,
modelos de reservorio y limite, presiones iniciales de reservorio y el indice de
productividad de cada pozo. La interpretacion se realizé con la ayuda del
programa PANSYSTEM de EPS (Edimburg Petroleum Services).

En el capitulo 8, finalmente presentamos las conclusiones vy
recomendaciones del trabajo realizado, asi como también se muestra dos

tablas generales de resultados de cada pozo.
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ABREVIATURAS

IARF = Infinite acting radial flow (Flujo radial infinito).

PSS = Estado Pseudocontinuo.

Bup = Build up (Restauracion de presion).

BSW = Basic sediments and water (Sedimentos basicos y agua).

IPR = Inflow performance relationship. (Relacién de rendimiento de influjo del

p0Zzo0).

IP = indice de productividad.

mp = Mitad de las perforaciones.

EPS = Edimburg Petroleum Services.

MD = Measured depth. (Profundidad medida).

TVD = Total vertical depth. (Profundidad total vertical).

PVT = Presion, volumen y temperatura (Analisis de laboratorio).
MDH = Miller Dyes and Hutchinson.

GOR = Relacién gas- petréleo.

EF = Eficiencia de flujo.

API| = American Petroleum Institute.



SIMBOLOGIA

S = Seccion transversal.

A = Area del medio poroso.

k = Permeabilidad de la zona virgen del reservorio.
ks = Permeabilidad de la zona danada.

k, = Permeabilidad vertical.

koar = Permeabilidad vertical promedio.

M = Viscosidad del fluido.

Mo = Viscosidad del petrdleo.

Mog = Viscosidad del petroleo libre de gas.
M = Movilidad del fluido.

g = Tasa de fluido.

p = Presion ejercida por el fluido.

V = Volumen de fluido.

r = Radio.

r. = Radio del reservorio.

rs= Radio de la zona dafada.

ry = Radio del pozo.

¢ = Compresibilidad.

c. = Compresibilidad en términos de densidad.
C, = Compresibilidad del petroleo.

cw = Compresibilidad del agua.

¢, = Compresibilidad de la formacion.

c: = Compresibilidad total.



c. = Compresibilidad equivalente.

p = Densidad .

T = Temperatura.

V, = Volumen de petréleo.

V= Volumen de agua.

S, = Saturacion del petroleo.

Sw = Saturacion del agua.

V,, = Volumen poroso.

¢ = Porosidad.

t = Tiempo.

K = Difusividad hidraulica del medio poroso.
p; = Presién inicial.

h = espesor de la formacion.

B = Factor volumétrico de formacion.

B, = Factor volumétrico de formacion del petréleo.

B, = Factor volumétrico de formacién del agua.

By, = Factor volumétrico de formacion del petréleo en el punto de burbuja.

B = Factor volumétrico de formacion total.
Pp = Presion adimensional.

ro = Radio adimensional.

tp = Tiempo adimensional.

r = Radio de investigacion.

C = Coeficiente de almacenamiento del pozo.
Vwb = Volumen del pozo.

Cwb = Compresibilidad del fluido en el pozo.

Xl



Xl

Cp = Coeficiente adimensional del pozo.
pwi = Presion de fondo fluyente.

gs = Flujo de fondo.

S = Factor de piel o dafio.

a= Factor de conversion de unidades.
Dps = Caida de presion adicional debido al dafio.
r'w = Radio del pozo ficticio.

m = Pendiente.

P1ne = Presion at =1 hora.

Pws = Presion durante la restauracion.
Dt = Tiempo de cierre.

t, = Tiempo de produccion.

p’ = Presion extrapolada.

t,e = Tiempo de presion equivalente.
Ap,, = Estabilizacién de la derivada.

® = Relacion de almacenamiento.

A = Coeficiente de flujo interporoso.

km = Permeabilidad de la matriz.

k: = Permeabilidad de la fisura.

Kk = Relacion de permeabilidad-espesor.
D = Relacion de difusividad.

6 = Angulo de interseccion de fallas.

¥ = Funcion de Spence.

Sz = Seudo factor de piel resultante de la penetracion parcial en la direccion
vertical.



Sx = Seudo factor de piel resultante de la penetracién parcial en la direccién x.

J = indice de productividad.

p = Presion promedio del area de drenaje del pozo.
Ca = Geometria del pozo — reservorio.

L = Longitud de la seccién horizontal del pozo.

ren = Radio de drenaje del pozo horizontal.

rv = Radio de drenaje del pozo vertical.

Jh: Indice de productividad para pozos horizontales.
Jv: Indice de productividad para pozos verticales.
Qt = Tasa de flujo total.

Q, = Tasa de flujo de petrdleo.

Quw = Tasa de flujo de agua.

Qmax = Tasa de flujo maximo total.

pp = Presién en el punto de burbuja.

Rs = Relaciéon gas en solucién — petréleo.

Rsp = Relacién gas en solucion — petroleo en el punto de burbuja.
Rsi = Relacién gas en solucion — petréleo al p..

Ht = Espesor total de la formacion.

Hn = Espesor neto de la formacién (punzados).

yO = Gravedad especifica del petrdleo.

vg = Gravedad especifica del gas.

API = Grados API del petréleo.

Z = Factor de compresibilidad del gas.

Psc = Presién pseudocritica.

Tsc = Temperatura pseudocritica.
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INTRODUCCION

El analisis de pruebas de presion de pozos, es una rama de la ingenieria de
reservorios. La informacion obtenida de las pruebas de presion en un
drawdown y en un buildup, acerca de la condiciones in-situ del reservorio son
importantes para determinar la capacidad de produccion del yacimiento. Con
estas pruebas podemos obtener estimaciones de la presion promedio del
yacimiento. El ingeniero de reservorios debe tener suficiente informacion
acerca de las condiciones y caracteristicas del pozo y yacimiento, y asi,
analizar de una manera adecuada el rendimiento del reservorio y predecir la

produccion futura bajo varios modelos de produccion.

Las presiones son los datos mas valorados y utiles en la ingenieria de
reservorio. Directa o indirectamente estas intervienen en todas las fases de
calculos de la ingenieria del yacimiento, por lo tanto la determinacién precisa
de los parametros del reservorio es muy importante. En general una prueba

de presion es ejecutada para llegar a los siguientes objetivos:

Evaluar las condiciones del pozo y caracterizar el reservorio.

e Obtener parametros del reservorio (Permeabilidades) para poder

describirlo.

e Determinar que intervalos del pozo son zonas productoras.

e Determinar el factor de piel, S, y determinar la cantidad de dafio a

causa de la perforacién y completacién que se ha producido, y asi

determinar si se necesitara realizar una estimulacion.



CAPITULO 1

1. PRINCIPIOS UTILIZADOS EN LA PRUEBA DE
PRESIONES (FLUJO EN MEDIOS POROSOS).

1.1 Introduccién

Los principios discutidos a continuacién y en los capitulos posteriores
consideran flujo monofasico de petréleo en un yacimiento.
Generalmente hablando el objetivo de la prueba de presiones en

pozos es obtener informacién sobre el pozo y el reservorio.

Para obtener esta informacién, la tasa de flujo en un pozo es variada,
y esta variacibn a a su vez perturba la presion existente en el
yacimiento. Midiendo las variaciones en la presiéon a lo largo del

tiempo, nos daréa informacion sobre el reservorio y el pozo.
La presiéon puede ser medida:

- En el pozo donde la tasa de flujo ha sido cambiada :Este es el
método utilizado en la mayoria de pruebas ;
- O en otro pozo: Este es el objetivo de las pruebas de

interferencia.



Las variaciones en la presion son interpretados usando unas cuantas
leyes de mecanica de fluidos.

1.2 Ley de Darcy
La ley de Darcy es usada para describir flujo de fluido en un medio

pOroso.

De acuerdo a la ley de Darcy, la tasa de flujo de un fluido que fluye a

través de una muestra de roca porosa es proporcional a:

- El gradiente de presién aplicado a la muestra de roca.
- Laseccién transversal de la muestra , S
- La mobilidad del fluido, k/u.

La ley de Darcy es valida dentro de un intervalo de tiempo cuando la

tasa de flujo y otros parametros son constantes.

No depende de la porosidad del medio, o de la compresibilidad tanto

de los fluidos como de la roca.
e EXxpresion vectorial:

La expresion vectorial de la ley de Darcy es la siguiente:
q k Sgrad
q= ——Sgradp
,u g

Una prueba de pozo estudia las variaciones en la presiéon que
ocurren después de una variacion en la tasa de flujo. Desde que la
tasa de flujo ha variado, la ley de Darcy no puede ser aplicada

macroscopicamente para describir el flujo alrededor del pozo.



La ley de Darcy puede también estar expresada como una funcion de
la tasa de filtracion de un fluido:

cp

cm¥fsec  / cm

. f /,

Qu * L
k : e ————————
C A PP,

1 Darcy / \
cm2 atm

Fig. 1-1 LEY DE DARCY

e Expresion para flujo radial:
La ley de Darcy en un flujo radial es expresada por:

_k2 hap
q—ﬂ r -

Esta expresion puede ser integrada entre dos valores de distancia al

poZzo, rwy re:

_ 2mkhpy, — pe

u In™
Te

q



Zone of altered
permeability

Fig. 1-2 FORMA RADIAL DE LA LEY DE DARCY

1.3 Compresibilidad

Toda la informacion de una prueba de pozo es obtenida debido a la

roca y los fluidos son compresibles.

La compresibilidad de cualquier material es definido por el cambio
relativo en el volumen del material por unidad de variacion de

presién a una temperatura constante:

1av
c=—5Gpr

Esto también puede ser expresado en términos de densidad:

1 dp
Ce _p(aP)T



e Compresibilidad total de un reservorio de petréleo:

En un reservorio de petréleo algunos componentes son

compresibles:

- El petrdleo;
- El agua, inclusive a una saturacion irreducible;

- Elvolumen poroso en si.
Cuando la descompresion ocurre, el fluido es producido:

- Por la expansion de los fluidos:
Petrdleo: AV, = —c,S,V,Ap
Agua: AV, = —¢,,S,,V,Ap

- Por una reduccion en el volumen poroso Vp.

El volumen poroso es balanceado entre la influencia de la presion

del fluido y la presion litostatica.

Cuando la descompresion ocurre, la presion del fluido decrece
mientras que la presion litostatica permanece constante. El volumen
poroso decrece, de tal modo que causa una produccion general de

fluido:

AV, = —C,V;

pVpAp

En contraste, la compresibilidad del material en si es insignificante en

comparacion.

La compresibilidad total de una unidad de volumen poroso se debe a

la suma de todos los componentes compresibles:

Ct = CoSp + CwSw + ¢



La capacidad compresible de una unidad de volumen de un medio

poroso es igual a @c; .

e Compresibilidad equivalente:
El reservorio es modelado por:
- Unaroca porosa incompresible con una porosidad de @S,.

- Y un fluido de compresibilidad equivalente:

_ CoSo + CwSw + ¢
e SO

e Orden de magnitud:
El orden de magnitud para compresibilidad es :

- Para petréleo: de 3 a 10*10-6 psi-1.
- Para agua: 3*10-6 psi-1.
- Para espacios porosos: de 3 a 100*10-6 psi-1.

1.4 Ecuacién de Difusividad

La ecuacion de diusividad gobierna las variaciones en presion en el
reservorio versus tiempo. Estd basado en dos leyes y una ecuacion

de estado:

e Ecuaciéon de flujo de fluido:

Es asumido que la ley de Darcy gobierna el flujo de fluidos.



La ley de Darcy no es aplicable macroscopicamente a la duracion
total de la prueba: la tasa de flujo ha variado, el fluido no puede ser

considerado imcompresible.

Sin embargo, es aplicado microscopicamente durante el intervalo de
tiempo cuando diferentes parametros y la tasa de flujo pueden ser

considerados constantes.

La expresion usada es la siguiente:

v k d
=——gra
, gradp

En esta expresion, las fuerzas gravitacionales son ignorados. Esta es
la hipdtesis que es hecha en la mayoria de las interpretaciones de

prueba de pozos.
Balance de Material:

La variacion en la masa del fluido contenido en la unidad de volumen
de reservorio es igual a la diferencia entre la cantidad de fluido
ingresado y expulsado durante el intervalo de tiempo:

.  J(p®S
divpV + %zo

Ecuacion de estado:

La gravedad del fluido varia con la presién y la variaciéon es mostrada

por la compresibilidad equivalente del fluido fluyente:

1 dp

p (%)T

Co =



Ecuacioén de difusividad:

Vamos a considerar la ecuacién de balance de materiales y la
expresion de tasa de filtracion y densidad versus la presion usando la

ley de Darcy y la ecuacion de estado.
Nosotros tendremos la siguiente expresion de presion:

(D,ucta_p -0

2 —_—— =
Ap + c.(gradp) 9t

Proporcionando dos asunciones:

- El fluido es bajo y constante: este es el caso para un liquido no
para un gas;
- Los gradientes de presion son bajos: este es el caso en

reservorios donde las tasas de flujo son pequefias;

c.(gradp)? es pequefio comparado a los otros dos términos de la
ecuacion. La ecuacion es reducido a una ecuacion de difusividad

ordinaria:

10p

=0
K ot

K= ﬁ es llamado “Difusividad hidraulica del medio poroso”.
t

Este es la relacion entre la movilidad de los fluidos k/ll y la

capacidad compresible del reservorio @c; .

La ecuacion de difusividad es escrita como sigue en un flujo radial:

or? ror Kat:
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1.4.1 Solucién ala Ecuacion de Difusividad

e Condiciones de limites:

La ecuacion que describe las variaciones en presion en el reservorio
versus el tiempo y la distancia desde el pozo es obtenido resolviendo
la ecuacion con tres condiciones de limites. Estas condiciones son:

- Lapresion al principio de la prueba;
- Los limites de reservorio;

- El pozo.

e Solucidon para un reservorio homogéneo infinito:

La asuncion que es usualmente hecha es suponer que el reservorio
es homogéneo, isotropico, con espesor constante y limitado por
limites impermeables. El pozo penetra el espesor total del reservorio.
La compresibilidad del fluido y viscosidad son constantes y uniforme

usando las siguientes condiciones de limites:

- Presién inicial uniforme: pi;
- Reservorio infinito;
- Tasa de flujo constante en el pozo que es considerado para tener

un radio infinitesimal.

Las variaciones en presion versus el tiempo y la distancia desde el

pozo esta dado por la ecuacion:

2

-r

4Kt

_ 9Bk

2ien

pi —p(rt) =
Donde Ei(x) es la funcién integral exponencial definida por:

”eXp(—u)du
u

—Ei(—x) = f

X
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La ecuacidén es escrita como sigue:

Usando los siguientes factores adimensionales:

Presion: P, = —Z;k: Ap  (en Unidades Sl)
kh . L s
P, = Tiizatn Ap (en unidades practicas US)
Longitud: 1, = % (en Sl unidades)
Tiempo: tp = ﬁ (en unidades practicas US)

__0.000264kAt

tp = Spctrm? (en unidades préacticas métricas)
. 0.00036kAt
D ductrw?

1.5 Zona Compresible

El flujo a una distancia r desde el pozo al tiempo t puede ser

determinado basado en la ley de Darcy microscépica expresada en

flujo radial y basado en la ecuacion que describe la variacion de la
1,.2

presion: q(1,t) = deXp(_4_1(t

donde:
g es la tasa de flujo en la cabeza del pozo

gB es la tasa de flujo de fondo
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Esta figura muestra el perfil de flujo al tiempo t versus la distancia

desde el pozo.

alry,
qf

051

Fig. 1-3 PERFIL DEL FLUJO

En el perfil de flujo puede ser visto que entre el pozo y rl la tasa de
flujo tiene casi el mismo valor como el que tiene cerca del pozo. La

ley de Darcy es aplicable macroscopicamente en estas areas.

Hay un flujo insignificante através de las zonas localizados mas alla
de r2. La caida de presion entre r2 y una distancia infinita es

despreciable.

Veamos las variaciones en el perfil de flujo entre dos tiempos ty t'.

gl 1

e

o

0.5

|
I
1
I
i
B

m A i r'2 lag

compressible zone

Fig. 1-4 VARIACIONES DEL FLUJO ENTRE DOS TIEMPOS
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A través del lugar localizado entre el pozo y rl1 hay un flujo cercano a
gB.

Desde t a t’ la caida de presion entre el pozo y t1 es pequeia.
El area localizado mas alla r2’ no esta todavia involucrado en el flujo.

La caida de presion entre r2’ y una distancia infinita permanece

insignificante.

Entre t y t’ la caida de presion entre una distancia infinita y el pozo es
por lo tanto principalmente debido a lo que esta ocurriendo entre r1y
re’.

Esto es en esta area que la compresibilidad del reservorio, permite al
flujo ir desde cero hasta B, entra en juego. Esta area es llamada

zona compresible.

La caida de presion en el pozo desde la presion inicial es igual a la
caida de presion entre una distancia infinita y el pozo.

La caida de presiéon en el pozo refleja principalmente las propiedades

del reservorio en la zona compresible.

Al principio de la prueba la caida de presion refleja las propiedades
del reservorio en la vecindad del pozo. Después en la prueba alcanza

zonas que estan mucho mas lejos.
Esto es lo que le permite a una prueba de pozo:

- Caracterizar las propiedades promedios lejos  del

pozo,permeabilidad por ejemplo;
- Detectar heterogeneidades de facies;

- Identificar barreras permeables.
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1.6 Radio de Investigacion

Las variaciones de presion en el pozo da una indicacion de las
propiedades de parte del reservorio involucrado en la zona
compresible. Es importante localizar la zona compresible y esto es lo
gue estéa involucrado en el concepto de un radio de investigacion de

una prueba.

La literatura de la industria del petréleo ofrece un gran namero de

diferentes definiciones del radio de investigacion.

t =0 hour rri {td

e

w
T /
&
2
g 4700
o /

4600

4500

0.1 1 10 100 1000

Radius (ft)

Fig. 1-5 RADIO DE INVESTIGACION COMO FUNCION DEL
TIEMPO DE FLUJO D-D
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5000
at =1 hour
4900 P,
] at =0.01
& 4800
g 4700 at = 0,0001
Srap®
4600
4500
0.1 1 10 100 10040

Radius (ft)

Fig. 1-6 RADIO DE INVESTIGACION COMO FUNCION

e Definicién de Jones

El radio de investigacion es el punto en el reservorio donde las

variaciones de presion representa el 1% de las variaciones

= /i
ri =4 o (en SI)

e Definicidn de Poettmann:

observadas en el pozo:

El radio de investigacion es el punto en el reservorio donde el flujo es

igual al 1% de la tasa de flujo del pozo:

. kt
ri = 4.29 ’M (en Sl)
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e Definicion de J. Lee y Muskat:

El radio de investigacion es el punto donde las variaciones de presion

son las mas rapidas.

Las variaciones estan dados por la ecuacion siguiente:

B —r?
m—Mnﬂz—quﬂ< >

4mtkh 4Kt
Las variaciones de presion son igual a:

dp  qBu exp (-r?)
dt  4mkh 4Kt

.., , . d?p 72
La variacion es un maximo para Frel = 0y para e =1.

En otros términos :

. _kt .
ri =2 fom(en unidades Sl)

1.7 Regimenes de Flujo

e Flujo transiente:

Hasta que la zona compresible alcanza los limites del reservorio o se
encuentra bajo la influencia de otro pozo, el reservorio se comporta

con si fuera infinito para propdsitos de prueba.

Durante este periodo el regimen de flujo es llamado transiente.



17

e Flujo estado Pseudocontinuo:

Cuando la zona compresible alcanza una serie de limites
impermeables, el regimen de flujo se convierte en estado-
pseudocontinuo. Este es el tipo de flujo en un reservorio productor

con flujos impermeables.

e Flujo estado continuo:

Cuando la zona compresible es afectada por alguna presion
constante fuera de los limites, el flujo se convierte en estado
continuo. Este es el tipo de flujo en un reservorio produciendo bajo
condiciones de capa de gas o empuje de agua cuando la movilidad
del agua es alta comparada a la del petroleo.

Una prueba de pozo es casi siempre desarrollada en un regimen de

flujo transiente inclusive aun si algunos limites son alcanzados.

1.8 Principio de Superposicion

La presion en el reservorio cuando muchas variaciones de tasa de
flujo ocurren, puede ser descrita debido a que las ecuaciones de

variacion de presion son lineales versus la tasa de flujo.

Las variaciones de presion debido a varias tasas de flujo son igual a
la suma de las caidas de presién debido a cada una de las diferentes

tasas de flujo. Esta propiedad es llamada superposicion.
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Fig. 1-7 DEPRESION DURANTE EL DRAWDOWN

Fig. 1-8 SUPERPOSICION: BUILD-UP

Dos tasas de flujo:

Qa

T

Fig. 1-9 DIAGRAMA PARA DOS TASAS DE FLUJO
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Sipi—p() = %PD (t) la caida de presion debido a la tasa de flujo

g, empezando en el tiempo t=0.

El diagrama mostrado en la figura puede ser considerado como la

suma de:

- Una produccion a la tasa de flujo q1 desde t=0y;

- Una produccién a la tasa de flujo (q2-q1) desde t=t1.

La variacion de presion debido a las dos tasas es igual a:

q1Bu (92 — q1)Bu
omn p O+~

pi—p(t) = Pp(t —t1)
e Restauraciéon de presion (Bup pressure):

Un caso es de particular interés: cuando g2 es cero. Este es el caso

para la gran mayoria de pruebas.

oressure

drawdown {q) from time 0

flowrate

+___tp____.. {irme

injection {-g) from time tp

Fig. 1-10 SOLUCION PARA UN BUILD-UP
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La ecuacioén se convierte en:

B
pi —p(t) = % [Po(t, + At) — Pp(AD)]

e Prueba con multiples tasas

Para prueba con multiples tasas:

. Bu N
pi—p(®) = %Z(qi ~ G-t~ ti1)
i=

Congq0=0yt0=0.

pressure Q /’k"

flowrafte 4 Q-
q: )
d3
time
T ot Ty firr tr
o o o B VY —0 O £ »
T, T Ts T At

Fig. 1-11 PRUEBA MULTI TASAS
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1.9 Efecto de Almacenamiento de Pozo
Definicién

Una prueba de pozo empieza con una variacion repentina la la tasa
de flujo del pozo. La variacion ocurre en el pozo, en la cabeza del
pozo usualmente o cerca de la formacién en un DST o con un cierre

de fondo de pozo.

El flujo de salida de la formacion se somete a una variacion gradual
debido a la compresibilidad de la columna del fluido en el tubing entre

el fondo del pozo y el punto de cierre.

- = —
— —

—

r
ap e

Fig. 1-12 EFECTO DE ALMACENAMIENTO

La tasa de flujo en superficie cuando el pozo es abierto es asumido
gue va a la vez desde 0 a g. El fondo del pozo empieza a producir

gradualmente.

El periodo cuando el flujo de fondo varia es llamado Periodo de

efecto de almacenamiento del pozo. ElI Almacenamiento del pozo es

definido como:
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Donde:

DV es la variacion de volumen de fluido en el pozo bajo las

condiciones del pozo en barriles;
Dp es la variacion en presion aplicada al pozo en psi.

El almacenamiento de pozo es homogéneo con el producto de un

volumen por una compresion.

Si el pozo contiene una sola fase simple de fluido (liquido o gas),

entonces:

C =VypCyp

Donde Vwb es el volumen del pozo y Cwb es la compresibilidad del
fluido evaluado a condiciones de temperatura y presiones promedio

en el pozo.

Un factor adimensional es relacionado al almacenamiento del pozo

definido por:
. = C
D 2mpc,hr,?
o 089C
P pchn,?

En la mayoria decasos la duracion de la regién del tiempo temprano
es determinado por la duracién de la distorsién de los datos de la
prueba debido al almacenamiento del pozo. En las pruebas de flujo
(drawdown), el caso especifico de almacenamiento de pozo es
llamado Wellbore unloading, que ocurre porque la produccion de
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fluido inicial medido en la superficie proviene de los fluidos
almacenados en el pozo en vez de los que provienen de la

formacion.

Solo despues de un tiempo prolongado la tasa de flujo en la boca del

pozo es aproximadamente igual a la tasa de superficie.

surface flowrate

clrawdow

/ sandface flowrate

fime

Fig. 1-13 FLUJO EN EL FONDO, D-D

Hasta entonces, la asuncion de la tasa de flujo de fondo constante,
en que la ecuacion de flujo y técnica de graficacién estan basados,
no esta satisfecha.

El almacenamiento de pozo también afecta a la respuesta temprana
de presion de buildup. Posterior al cierre en la superficie, el fluido
continua fluyendo del reservorio al pozo, comprimiendo el gas y
liquido alrededor del pozo y también almacenando mas fluido. Esta
produccién continuada, que es también un caso especial de

almacenamiento de pozo, es llamado Afterflow.
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F

surface flowrate

\ build-up

sandface flowrate

¥

time
Fig. 1-14 FLUJO EN EL FONDO, B-U

Hasta que la tasa de afterflow disminuya a menos de
aproximadamente el 1% de la tasa antes del cierre, la linea recta
predicha por la teoria ideal para un grafico de Horner de datos de

Buildup no aparecera.
Variaciones de presion.

Justo despues de que el pozo ha sido abierto , la presién de fondo es

principalmente afectada por el efecto de almacenamiento del pozo.

A _qBt
P =24c

tp
p =2

Si el almacenamiento de pozo es constante, la presion de fondo pwf
varia linealmente versus el tiempo, por cuanto el almacenamiento del

pozo tenga un efecto dominante.

La pendiente de esta linea recta, cuando la caida de presion de
fondo fluyente pwf es graficada versus el tiempo, es usada para

obtener C.
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_ qB
24 xpendiente

/

t

La linea recta deberia ir a través del origen de los ejes de
coordenada. Muchas razones deben explicar por que este no es el

caso:
- Un error en la presion de cierre.
- Un error de tiempo de cierre.

Si dichos errores son verosimiles, el valor del desfase en el origen

puede ser usado para corregir los datos.

La correccion deberia, sin embargo, ser hecha con precaucion ya

gue otras causas pueden explicar el desfase:

- Demasiado tiempo transcurrido entre las mediciones: el efecto de
almacenamiento de poco esta terminando cuando la segunda

medida esta hecha;
- Almacenamiento del pozo variable debido al gas;

- Segregacién de fluido en el pozo.
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Flujo de fondo.

Cuando el pozo es abierto, el efecto de almacenamiento de pozo

retrasa la produccion de fondo de pozo.
El flujo de fondo bajo las condiciones estandar esta dada por:

_ +24Cdp
qaf =q TRPT

dpp
qf =q(1—-Cp E)

Fin del efecto de almacenamiento de pozo.

Tres criterios son propuestos en la literatura de la industria del
petréleo para determinar el fin del efecto de almacenamiento de

pozo:
Criterio de Ramey:
tp = (60 + 3.58)Cp
Aproximadamente:

_ (200000 + 120005)C
- kh/u

Donde S es el factor de piel del pozo.

Criterio de Chen y Brigham:
tp = 50Cpexp (0.14 5)

Aproximadamente:
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_170000Cexp (0.14 5)
B kh/u

Regla de thumb:

Este criterio puede ser aplicado a la representacion usada para
curvas tipo. Esta representacion muestra las variaciones de presion

versus el tiempo en un grafico log-log.

El periodo cuando el efecto de almacenamiento del pozo prevalece

es representado por una linea recta con pendiente 1.

La regla de thumb localiza el fin del efecto de almacenamiento del
pozo en la intersection de un punto medido de curva y la linea

paralela a la linea de pendiente 1 traducido en 1.5 ciclos.

1.5 ciclos
1000 / /
.\%
E boundary effects
S End of wellbore !
?‘ storage distortion i
F !
Unit slope line Cs=0.0128
, Matching curve is:
E CSD = 104— IOS
100 H !
01 1 10 100

Shut-in time Af (hours)

Fig. 1-15 REGLA DE THUMB
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1.10 Factor de Piel
Definicién

La vecindad del pozo tiene caracteristicas que son diferentes de
aquellos en el reservorio como un resultado de la perforacion y

operaciones de tratamiento de pozo.

El factor de piel refleja la diferencia en la caida de presién que existe

en la vecindad del pozo entre:
- El reservorio como taly

- Como seria si sus caracteristicas (especialmente permeabilidad)

fueran uniformes hasta el pozo.

=

=
_______;;-________

=

Fig. 1-16 FACTOR DE PIEL

El efecto de piel refleja la conexion entre el reservorio y el pozo. La
diferencia en la caida de presion en la vecindad del pozo puede ser

interpretada de muchas maneras:
- Usando un efecto de piel infinitesimal;
- Efecto de piel de un espesor finito;

- O el método de radio efectivo.
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Factor de piel infinitesimal
La caida de presion adicional debido al efecto de piel es definido por:

aqBu
Aps = kh S

Con:

a = 1/2m (en Sl unidades)
a = 141.2 (en unidades practicas US)

a = 18.66 (en unidades praticas metricas)
En la aproximacion de Hurst y Van Everdingen, la caida de presion

debido a el efecto de piel es localizado en una capa de espesor

infinita alrededor del pozo.

Ri

T
[
- - — - P ideal |
[

Apg Skin > 0 Ap t
S

|

|

Fig. 1-17 EFECTO DEL FACTOR DE PIEL SOBRE LA PRESION

El efecto de piel S es homogéneo con una caida de presion

adimensional.
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Efecto de piel con espesor finito

Otra representacién consiste en asumir que la caida de presion esta
localizada en un area con un radio rs y permeabilidad ks alrededor

del pozo.

Cuando la zona compresible deja esta zona, el flujo puede ser
considerado como estado seudocontinuo y esta governado por la ley

de Darcy.

La diferencia en caida de presion entre el reservorio real y el
reservorio uniforme hacia el pozo es expresado como sigue con la

ley de Darcy:

Expresando Apg con la ecuacion anterior tenemos:

S= (o mDS
= (— — n—

(ks ) o
Esta ecuacion muestra que el dafio (ks<k) corresponde a un factor de
piel positivo. Cuando la vecindad del pozo es conectado al efecto de
piel puede tener valores muy grandes. Mientras mas permeable el

medio y mas grande el dafio, el factor de piel tendra valores altos.
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Los tratamientos de pozo, como acidificacion por ejemplo, son
desarrollados para mejorar la permeabilidad cerca del pozo y por lo

tanto para reducir el factor de piel.

La ecuacién muestra que una permeabilidad mejorada corresponde a

un factor de piel negativo.

Vamos a imaginar que un suficiente tratamiento sea tan efectivo que
k/ks es pequefio comparado a 1 en un radio rs de 2m alrededor del
pozo. Considerando un pozo con un radio de 10 cm, la ecuacién

muestra que bajo estas condiciones el factor de piel es -3.

La permeabilidad mejorada distribuida homogeneamente vy
envolviendo un radio de 2 m alrededor del pozo no seria muy

probable.

Un mejoramiento en la permeabilidad en la vecindad del pozo puede
corresponder a la contribucion de entre 0 y -3 al factor de piel. Un
valor de piel pequefio debe ser explicado por otro fendbmeno como

fracturas y fisuras.

Radio Efectivo

El método de radio efectivo consiste en reemplazar el pozo real con
una radio rw y piel S por uno ficticio con un radio r'w y factor de piel

cero.



32

S |

Fig. 1-18 RADIO EFECTIVO

El radio rw esta determinado a tener una caida entre rs y rw en el

pozo ficticio igual a la caida de presion entre rs y rw en el pozo real:

Ap(r'wS = 0) = Ap(rw,S)
Expresando la caida de presién con la ley de Darcy:

qBu rs un
2mkh ' r'w . 2mkh

(ln— S)
Nosotros tenemos que:

r'w = rwexp (—=S5)

Nota: El método del radio efectivo es usado para representar el factor
de piel analitico en todos los posibles casos, incluyendo cuando el

factor de piel negativo.

Esto expresa el efecto de tratamientos de pozos.
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Esto puede ser ilustrado por el caso de un cama de grava ( gravel
pack). El radio efectivo del pozo deberia normalmente caer entre el

radio de pantalla y el underreaming radio.

Un radio efectivo que es menor que el radio linear signicaria que el

gravel pack es particularmente inefectivo.

El factor de piel refleja la conexion entre el pozo y el reservorio. Este
es el porque es recomendado usar el radio interno del pozo como
radio rw para calcular el factor de piel; el radio interior del casing
cuando hay perforaciones y el radio interno de los liners cuando hay

gravel pack.

Generalizacion del concepto de piel.

El efecto de piel representa una caida de presion adicional localizada

en la vecindad del pozo.

En las siguientes secciones, la caida de presion adicional se debi6 a

variaciones en permeabilidad en la formacién cercana al pozo.
El factor de piel puede ser usado para tener en cuenta:
e Perforaciones:
La piel debido a las perforaciones incluye muchos fenémenos como:

- La restriccion de flujo debido al hoyo perforado: un factor de piel

positivo;

- El reservorio punzonado debido a la perforacion en si: Un factor

de piel negativo (minifractura);
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- El hecho de que solo ciertas perforaciones estan activas: un

factor de piel positivo.

Estos diferentes fendmenos no son generalmente disociados del
efecto de dafio.

e Pozos inclinados.

La inclinacién de un pozo mejora el flujo en la vecindad del pozo y

contribuye un factor de piel negativo.

e Perforaciones parciales del reservorio.

Perforando solo una parte del espesor del reservorio causa una
restriccion en las lineas de corriente cerca al pozo y contribuye a un

factor de piel positivo.

e Fracturamiento hidraulico.

El fracturamiento hidraulico mejora considerablemente el flujo

alrededor del pozo. Esto produce un factor de piel negativo.

e Un pozo horizontal.

Un pozo horizontal puede bajo ciertas condiciones ser tratado como
un pozo vertical con efecto de piel negativo debido al mejoramiento

del flujo provocada por el pozo.
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e Pozo de gas.

La velocidad del fluido en la vecindad de un pozo de gas es a

menudo alto. El flujo no sigue la ley de Darcy cerca del pozo.

El factor de piel positivo, depende de la tasa de flujo, muestra la
caida de presion adicional debido a la desviacion de la Ley de

Darcy.

e Factor de piel de inyeccion.

La inyeccion de fluido(agua, polimeros, etc) dentro del reservorio
crea una zona de diferente movilidad en la vecindad del pozo. Esto
causa una caida de presién adicional que puede también ser
considerada como una piel cuando la zona compresible esta més

alla del radio de inyeccion de fluido.

e Factor de piel geoldgico.
Un pozo en un low-input objetivo puede ser reflejado por una piel:

- El reservorio tien las caracteristicas de las regiones distantes

gue proveen el lente;
- La piel refleja las caracteristicas de los lentes.

En todos los casos la caida de presion adicional en la vecindad del
pozo puede ser tratado como una piel provista que el flujo en la piel

puede ser considerada estado continuo.

Para esto sera verdad que la zona compresible debe ser alcanzado

mas alla de la zona de piel.
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El concepto de vecindad del pozo puede cubrir un nimero de

muchos diferentes cosas en el tema actual:

Cuando la acidificacion ha sido desarrollado, la caida de presion
adicional envuelve una distancia de menos de 2m alrededor del

pozo.

Cuando el fracturamiento hidraulico se ha hecho, la prueba
necesita haber empezado afectando las regiones localizadas a
muchas decenas de metros desde el pozo antes de la fractura

puede ser considerados en terminos de piel.



CAPITULO 2

2.METODOS PARA ANALIZAR PRUEBAS DE
PRESION EN POZOS VERTICALES

2.1 Introducciodn

Diferentes métodos pueden ser utilizados para analizar pruebas de

pozos; los mismos que se clasifican en dos principales grupos:

e METODOS CONVENCIONALES
e METODOS UTILIZANDO CURVAS TIPO

Cada método puede ser aplicado a los diferentes tipos de pozos y

reservorios que existen.
e METODOS CONVENCIONALES

Los métodos de interpretacion convencionales fueron desarrollados

en los afos treinta y fueron los Unicos disponibles hasta los setentas.
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Estos consisten en identificar los diferentes periodos de flujo

caracteristicos que ocurren durante la prueba.

Durante un régimen de flujo (radial, lineal,bi-lineal, etc.) la variacion

de presidn es representada por una escala de tiempo adaptada para

tener una linea recta en dicho régimen de flujo.

Usar solamente métodos convencionales para analizar una prueba,

conduce a varios inconvenientes:

o Algunas veces es dificil diagnosticar un régimen de flujo que

corresponde a una pendiente determinada en el grafico presion
vs tiempo y La linea recta caracteristica solo existe si los
diferentes flujos estan separados, de otro modo si no existe esa
pendiente ; la interpretacion convencional se dificulta .

La interpretacion toma en cuenta solo los puntos localizados
sobre la linea recta y Los puntos correspondientes a la transicion
entre dos flujos nos son utilizados. Debido a lo anterior solo una
pequefia proporcion de los datos es usada en una interpretacion
convencional.

Algunas veces es dificil dibujar la linea recta apropiada, ya que
en muchas interpretaciones puede parecer que existan varias
lineas rectas alternativas y algunas lineas rectas solo

corresponden a la tangente a una curva con ligera inclinacion.

MATCHING DE CURVAS TIPO

Estos métodos comenzaron a ser utilizados en los afios setentas,

pero no llegaron a desarrollarse ampliamente hasta los afos

ochenta. Las primeras curvas tipo que aparecieron eran sets de

curvas que usaban parametros adimensionales.
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Su popularidad esta relacionada directamente al enorme progreso
hecho por la ciencia en la computacién. Esto significa que las
variaciones de presion esperadas a través de la prueba de pozos,
pueden ser simuladas acorde a la configuracidbn pozo-reservorio
escogida por medio de un modelo analitico con una cantidad minima

de simplificacion.

Las curvas tipo producidas por un modelo de pozo en una
computadora han eliminado la mayoria de las limitaciones de los

métodos.

De 1983 en adelante, los métodos de curvas tipo fueron ampliamente
mejorados a medida que ellos fueron usados en conjuncién con la
derivada de la presion. Lo que los métodos de curvas tipo tienen en
comun es que ellos toman en cuenta al mismo tiempo todas las

variaciones de presion obtenidas durante una prueba.

Esto permite la determinacién de los diferentes regimenes de flujo
gue ocurren durante la prueba, y después un diagnostico del pozo y
del reservorio. Los diferentes periodos de flujo permiten la aplicacion
de métodos de interpretacion convencional correspondientes a cada

tipo de flujo.

PROCEDIMIENTO DE INTERPRETACION

Desde que las curvas tipo han sido integradas al andlisis, el

procedimiento ha sido modificado considerablemente.
El procedimiento ahora usado es como sigue:

Diagnoéstico: permite la determinacion de la secuencia de regimenes

de flujo que pueden aparecer durante una prueba. La identificacion
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de los regimenes de flujo determina cual configuraciébn pozo-
reservorio sera entonces utilizada para la interpretacion. El
diagnostico es hecho principalmente sobre la base de la derivada de

presion.

Andlisis: tiene como objetivo cuantificar los parametros de la
configuracion pozo-reservorio. Esta etapa es realizada con las curvas

tipo, la derivada de presion y los métodos convencionales.

Validacion: el andlisis es validado mediante la generacién de curvas
tipo simulando los datos obtenidos durante la prueba y su derivada lo
mas cercano posible por medio de un modelo analitico adaptado a la

configuracion pozo-reservorio y a los caudales registrados.

Los pardmetros iniciales en el modelo son determinados durante la

fase de andlisis.

Un ajuste final de parametros es usualmente necesario para ajustar
mejor los datos, especialmente para las transiciones entre los

diferentes regimenes de flujo.
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2.2 Regiones de Tiempo en Gréaficos de Prueba de Presiones en

Pozos Verticales

En una grafica actual de prueba de drawdown y buildup, la linea recta

predicha por la teoria raramente ocurre sobre todo el rango de

tiempo de prueba. En lugar de esto, la curva es parecida a los

graficos siguientes:

Early \
Times Middle
Times
o
T
9 Lal
1]
: \ Tires
g \
[re
0.1 1 10 100

Flowing Time

Fig. 2-1 FORMA CARACTERISTICA DE LA CURVA DURANTE UNA
PRUEBA DE FLUJO

MJ;E:
Ti

/-_ﬁ _— =
& Early Late
E Times / Times
c
3
L
[7]
103,000 10,000 1000 10

Homer Time Ratio

Fig. 2-2 FORMA CARACTERISTICA DE LA CURVA DURANTE UN
BUILDUP
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Para entender mejor el comportamiento de las porciones no lineales
de la curva, se ha subdividido los datos de la prueba de flujo en tres
regiones de tiempo : temprano , medio y tardio; basado en el

concepto de radio de investigacion.

Tiempos tempranos. El transiente de la presion esta en una zona
dafiada o estimulada cerca del pozo. La descarga del pozo o el post-
flujo de fluido almacenado en el pozo también distorsiona los datos

de la prueba durante este periodo.

Tiempos medios. El transiente de la presion se ha movido dentro de
la zona de la formacion sin dafio. Una linea recta, cuya pendiente
estd relacionada a la permeabilidad efectiva de la fase fluyente,
usualmente aparece durante este periodo. A menudo, este periodo
de flujo es referido como regién de tiempo medio y la linea recta es

llamada la “ correcta linea recta semilog”.

Tiempos tardios. El transiente de la presion encuentra los limites del
reservorio, efectos de interferencia de otros pozos productores, o
masivos cambios en las propiedades del reservorio. La curva de
prueba de drawdown se desvia de la linea recta establecida durante

la regién de tiempo medio.
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2.3Métodos de Interpretacion Convencionales

Durante una prueba de pozo de un reservorio homogéneo infinito,

dos flujos pueden ser observados:

e Elflujo que es relacionado con el efecto de almacenamiento.

¢ El flujo radial sobre todo el espesor del yacimiento.
Tres condiciones de caudal de flujo son consideradas:

» EIl Drawdown test
» EIl Buildup test, precedido con un caudal constante.

» La prueba después de distintos caudales de flujo.

2.3.1 Drawdown Test
La ecuacion que describe las variaciones de presion versus el
tiempo, y la distancia desde el pozo después de abrir el pozo a un

flujo constante, g, es la siguiente:

T

_X_ . difusividad hidraulica.
Duce

Donde K =

Cuando la presiéon es medida en el pozo donde la turbulencia del flujo

esta localizada, r = 1,

i

Tan pronto como T 1072, lo cual usualmente ocurre antes de que

el efecto de almacenamiento se acabe, la funcion Ei puede ser

reemplazada por su aproximacion logaritmica:

B Kt
Pi = Pur(t) = 4 (n 5+ 0,81) (4.2)
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Tomando en cuenta la caida de presion en la zona de dafio, la

expresion se transforma en :

Pi = Pur() = 25 (In5 = +081+25) (4.3)

Esta ecuacibn  también puede ser escrita en otras formas

equivalentes

En unidades US:

Pi = Py (8) = <222 (log ¢+ log o — 3,23 + 0,87 5) (4.4)

En unidades métricas:

log t + log

21,5
Pi — Pws(t) = ﬂ(

ez — 3,10+ 0,87 s)  (4.5)

Como una ecuacion adimensional:

= %(m t, +0,81+285) (4.6)

2.3.1.1 Interpretacién
Las ecuaciones anteriores muestran que las presiones de fondo

varian logaritmicamente versus el tiempo.

Si la presibn medida al fondo del hoyo es graficada versus el
logaritmo del tiempo, una linea recta con una pendiente m, puede
ser observada una vez que el efecto de almacenamiento haya

terminado:
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_162,6 qBu
M= h

La pendiente, m, es usada para determinar:

. _ 162,6qBy
N m

El valor de S es usualmente computado usando la medida de
presion a una hora sobre la linea recta en el semi-log ; para este

punto log t = 0.

S =115 (pi‘:l”” —log @ﬂfﬂz + 3,23) (4.7)

w

Se debe tener cuidado al momento de leer la presion a una hora en
la recta del simi-log, no interpolando entre los puntos medidos.
Despues de una hora la data puede aun estar afectada por el efecto
de almacenamiento, como se nota en la figura siguiente. En este

caso, no se verifica en la ecuacion de la linea recta sobre el semi-

1 hour

log At
Fig. 2-3 CURVA SEMILOG
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2.3.2 Buildup Metodo de Horner
La mayoria de informacion de una prueba de pozo proviene de la

interpretacion de la restauracion de presion.

La interpratacion de una prueba drawdown es limitada por las
fluctuaciones de caudales de flujo inherentes a la produccion. Las
fluctiaciones causan variaciones de presién , que son mas grandes
cerca del final de la prueba, que la variacién de presion debido a los

cambios iniciales en el caudal del fluido.

El caudal de cero que corresponde a las pruebas de restauracion de

presién no causa estos tipos de problemas.

[

\ p ¢
“~._ | drawdown pressure
At e

flowrate q

time

Fig. 2-4 TRANSICION AL CIERRE DEL POZO

En la gréfica anterior : Pwi(t) es la presion de flujo; el tiempo es

contado desde que se abre el pozo.

Pws(At) es la presion durante la restauracion, el tiempo es contado

desde que el pozo se cierra tp:

Pys(At = 0) = P, f(t,)
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La presidn de restauracion es analizada usando el principio de

superposicion del caudal:

pi — Pws(B8) = [pi — Pws(tp + At)] — [pi — Pws (AD)]

Reemplazando los dos terminos de la derecha de la ecuacion
anterior, por las expresiones semilogaritmicas del flujo radial,

entonces:

qBu . t, + At

En unidades US:

162,6 qBu . t, + At
log

pi — pws(At) = kh At

En unidades metricas:

21,5qBu, t, +At
Di — Pws(At) = m log m
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2.3.2.1Interpretacion

Las ecuaciones anteriores muestran que la presion de fondo varia

tp+At
At

linealmente conlog

Si el valor de la presion medida al fondo es ploteada versus el

tp+At ,
~— una vez que el efecto de almacenamiento haya

logaritmo de "

terminado una linea recta con pendiente m puede ser observado:

~ 162,6 qBu
m=""n

Como en el drawdown, la pendiente m es usada para obtener kh:

_ 162,6 qB
N m

kh

El factor de piel S es computado de la diferencia entre: el valor de la
presion tomado después de una hora del buildup sobre la linea

recta en el semi-log.

162,6
pi —p(lhr) = —khQBU log(t, + 1)

Y el valor de la presion al tiempo de cierre:

162,6 qBu
pi — pwr(ty) = T(1og t, + log(buctr&v —3,23+0,87 s)
Lo que queda:
- t t, +1
m tp Q)“Ctrw
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P -
......
{ ... S‘q)e =m
p :
L] .-_
..
» 1 hour ®e, ,p":l;m
o 1 (tp+ AD) 3 4
09 =t

Fig. 2-5 GRAFICA DE HORNER

2.3.2.2 La Presion Extrapolada
Durante la prueba inicial , la cantidad de fluido producido antes del
cierre es usualmente despreciado comparado con la cantidad de

petroleo in situ.

Si la restauracion de presion continuara indefinidamente, la presion

de fondo seria igual a la presion inicial de reservorio.

La presion inicial del reservorio puede ser leida en el buildup por:

t, + At
14 =1
At

At = «o; porlotanto:
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El valor de la presion es llamada presion extrapolada y se escribe
p*.

2.3.3 Buildup: Metodo Mdh

La seccion anterior mostraba que en un buildup la presion varia

tp+AL

linealmente versus el logaritmo de "

Esta expresion puede ser escrita de una forma mas simple, cuando
el tiempo de produccion tp sea muy grande comparado con At,

entonces se tiene:

_ qBu
4rtkh

pi —pwf = (InAt — Int,)

La presion de fondo varia linealmente versus el tiempo de
restauracion de presion. Esto significa que durante el buildup la

presion cae debido a que la produccion previa es despreciada.

La siguiente figura ilustra el metodo de interpretacion desarrollado

por Miller Dyes and Hutchinson (MDH).

Fig. 2-6 GRAFICA MDH
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e La presion de restauracion real es Ap;

e La presion de restauracion que tiene que ver con el MDH es
ApypH

e La diferencia entre Ap y Apmwpn €S despreciable cuando At es

pequefio comparado con tp.

2.3.3.1 Interpretacion
La presion varia linealmente versus el logaritmo del tiempo. Por lo
que plotear ApMDH vs At, dejara ver una recta semilog con una
pendiente m, una vez que el efecto de almacenamiento haya

terminado.

En unidades US

_162,6 qpu
M= TR
En unidades métricas:
21,5qBu
m =

kh
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2600

p psi

2200

SR ETE B S AT ST

-1 (4] 1
10 10 Al hours 10

Esta pendiente la utilizamos para encontrar:

_162,5 qBu
B m

kh

El factor S lo determinamos de la misma manera que en el método

de Horner:

S =115 <P1H — Puwy(tp) _
m

La ventaja de este método es que es muy simple, sin embargo tiene

2 principales desventajas:

e No puede ser usado para encontrar la presion extrapolada
e Puede solamente ser usado para valores de At pequefios

comparados con el tp.
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Cuando el tiempo de produccion es corto o se acerca a At, los
ultimos puntos del buildup se localizan por debajo de la linea semi-

log tedrica que se representa en el método MDH.

3100

p psi

2700

2300

lllllLl]l l!liJJLL[ L]!lJllll Joi 1t i1

2 N 0 1
10 10 Al hours 10 10

2.3.4 Prueba Despues de Diferentes Tasas de Flujo
Una prueba después de diferentes caudales es interpretada usando
el principio de superposicion de las tasas de flujo.

n
pu
Pe = ur(®) = %Zlmi ~ Gi2) Polti = 1)
L=

Una vez que el efecto de almacenamiento ha terminado, las

variaciones de presion estan dados por la siguiente ecuacion:

K(t; — ti—1)

I

n
Bu
P = Pur(® =m2(qi—qi_a In +081+25
1=
Como el interpretador esta interesado en las variaciones de presion
desde el ultimo cambio en la tasa de flujo, t,;. La variacion de

presion al tiempo que el cambio de caudal tomo lugar es:
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n
Bu K(th—1 — t)
Pi — Pwy(tn-1) = MZ(% - qi—1) lnT +081+2S
i=

La presion de buildup desde el tiempo que el pozo fue cerrado esta
expresada por:

En unidades US:
pws(At) — Pwr (tn—l)

_162,6 Bu zn:( )1 tp—1 — ti—1 (
- kh - ql qi—l Og tn_l _ ti_l + At qu
i=

- 3,23 +0,87 S)}

k
— qn-1) |log At +1
4n 1)(0g t+ Og@pCtr&,

Donde : At es el tiempo transcurrido desde el ultimo cambio en la

tasa de flujo.

2.3.4.1 Interpretacién

La presién varia linealmente versus el miembro de la derecha entre
llaves de la ecuacion anterior. Este miembro es llamado funcién de
superposicion.

Si el valor de la presion medida en el fondo del hoyo es ploteada vs
la funcién de superposicion, una linea reacta con pendiente m, puede
ser observada una vez que el efecto de almacenamiento haya
terminado.

En unidades US:

_ 162,6 fu
m=""kh



55

En unidades métricas:

_ 21,5Bu
= en
p'
O‘..
o.....
‘oo
....
....
Ty slope = m'
..
P %
AP,
...
* Plat=
1 hour °e, L\.l"(h
Sn (At)

Fig. 2-7 SUPERPOSICION

La pendiente es independiente de la tasa de flujo. Esta es la ventaja
de la representacion: el resultado obtenido con diferentes tasas

puede ser comparado sobre la misma gréfica.

Para encontrar una expresion de m, la cual es dependiente de las
tasas de flujo comparable a la que es obtenida con el método de
Horner, la funcion de superposicion necesita solamente ser dividida

para la ultima tasa de flujo.
La pendiente m, de la linea recta es usada para determinar:

162,6
B = P
m
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El factor S es determinado basado en el valor de presion leido sobre

la linea recta una hora después de la ultima variacion del caudal.

P1in — Pwy(tn-1) ~log
(Qn—l_Qn)m ®I’LCL'TM%

S= 1,15< + 3,23)

2.3.4.2Presion Extrapolada
Si la ultima variacién de la tasa es un cierre, la lectura de presion
para un tiempo infinito, para un valor de la funcién de superposicion
igual a cero, es usado para determinar la presion del reservorio

extrapolada.

2.3.4.3 Simplificacion del Historial de las Tasas de Flujo

La funcion de superposicion toma en cuenta el historial de caudales.
e Tiempo Equivalente

Para analizar el buildup final, el método mas simple consiste en
reducir el historial de caudales a una Unica tasa, usando el método

de Horner para la interpretacion actual.

La tasa de produccion que reemplaza las n-1 tasas reales, debe

regirse de los siguientes principios:

- Tasade fluo = ala dltima tasa

- Tiempo de produccion equivalente:

it — tioq)
dn

pe =
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El tiempo de produccion es designado para proveer un valor de
produccion total identico a la produccion que estaba hasta la fecha

registrada.

El tiempo de produccion real no deberia ser usado en ningun caso

para estimar una tasa de flujo equivalente.

2.3.5 Radio de Investigacion de un Buildup
El radio de investigacion teorico depende solamente de la duracion

de la restauracion de presion.

El radio de investigacion puede ser estimado usando las siguientes

formulas:

En unidades US:

0,032 kA
r; =0, —
l PuC
0,038 kAL

r; =0,
l PuC

Es teoricamente independiente de la duraciéon del periodo del

En unidades métricas:

drawdown.

En contraste, el radio de investigacién practico de un buildup esta
limitado por la precisiéon de los medidores de presion. Cuando la
presién de restauracion es larga comparada con la duracion del
drawdown, entonces la caida de presion registrada hacia el final del

buildup puede llegar a ser demasiado pequefia para ser medida.
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Para incrementar el radio de investigacion practico de un buildup,

algunos métodos pueden ser usados:

- Usar medidores de presion mas precisos.

- Incrementar la tasa de flujo del pozo para asi incrementar la
caida de presion antes del buildup

- Incrementar la duracion del drawdown por la misma razén

anterior.

2.4 Metodos de Curvas Tipo
Las curvas tipo aparecieron en la industria petrolera en los afios
setenta. A continuacién la lista de las curvas tipo mas conocidas y

usadas en la interpretacién de pruebas en pozos verticales:

e Agarwal et al.
e McKinley
e Earlougher & Kersch

e Gringarten et al.

Segun lo consultado, las curvas de Gringarten son las mas
completas y practicas para usar, a parte de que son las mas

utilizadas en las literatura de la industria del petrdleo.
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2.5La Derivada
Los métodos usando la derivada de la presion toman ventajas de las
ventajas que proporcionan las representaciones de curvas tipo y

contrarestan las desventajas de la representacion logaritmica.

Estos métodos estan basados en el hecho: en una prueba de pozo,
la variacion de presion es mas significante que la presion misma.
Esto es ilustrado por el hecho que, la pendiente de la recta en la
semilog es usada para conseguir informacion del reservorio en los

métodos convencionales.

Diferentes formas de la derivada fueron propuestas en la industria
petrolera, en los principios de los ochenta. Entre ellos el mas

interesante fue la aproximacion de D. Bourdet.

2.5.1 Representacion de la Derivada
La derivada de la presibn como la representa D. Bourdet, es
calculada en relacion a la funcion del tiempo del flujo radial en el

regimen transiente.
Para drawdown:

dpp . .t
"%/,

Para buildup después de una tasa constante

dle tp+At)
d n( At

Mas general, con tasa variable
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v

7 (funcion de superposicion)

La derivada es presentada en un gréfico log-log como una curva tipo.

2.5.2 Interpretacion Directa por Medio de la Derivada
La permeabilidad del reservorio, el efecto de almacenamiento y el
factor de piel, pueden ser determinados directamente usando la
curva tipo y su derivada, siempre que la estabilizacién de la derivada

ha sido alcanzada.
e Kh del reservorio

La permeabilidad es calculada basada en el valor Apg
correspondiente a la estabilizacion de la derivada, como se muestra

en la siguiente figura:

] [
| . | irt
109 Mogel 3
3 :-1m‘.-"II?'-I
3 moc.:-lf:k".'
i !xln l[)g ﬁp
107 _-r‘lid
3 W -
= |
1 L]
10! ] e I — —
3 —=—derivative —F—————
: Z | - = L o —
] £ >
10° ol SN
E B i S
3 oo
1] 7z
10 T T T 8 UBLRLALL T T T LLLLLLL T T T 17T T T TTII0 T T 1T
i’ w2 o 100 10 102 103 104

dP & dP” [psia] wersus dt [hr]

Fig. 2-8 MODELOS DE DERIVADA
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El valor de esta derivada expresada en términos adimensionales es

conocida y es igual a 0.5.
La expresion de Ap,, en ralacion a 0.5 es igual a:

. 141.2 gy
Apst = T * 0.5

La cual es usada para calcular:

141.2 qBy
= — %

kh -
Apst

0.5

e Efecto de Almacenamiento

El efecto de almacenamiento puede ser calculado si las
coordenadas de un punto localizado en la linea de pendiente 1 son

conocidas: Ap;yAt;

Durante el efecto de almacenamiento dominante:

qP

= mAtl

Ap,

Por lo tanto:

_aBa,
24 Ap,

e Factor de Piel (S)
El factor de piel puede ser calculado si las coordenadas de un punto

localizado en la linea recta del semilog son conocidos: : ApgyAts

Aps Ats _ lo k
9155 9oucrz +3.23

tp
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2.5.3 Conclusion
Como las curvas tipo la derivada ofrece la gran ventaja de permitir
gue sea tomada una completa prueba de pozo usando una solo

curva.

Cada tipo de flujo exhibe una facie caracteristica en la derivada, la
cual representa una excelente herramienta de diagnostico. Por
materializar las variaciones de presion, la derivada, es similar a hacer
un zoom sobre la data, amplificando variaciones que otra forma no

serian tomadas en cuenta por la representacion logaritmica.

Es practicamente imposible hacer un calculo manual de un registro
de presién utilizando el método de la derivada , por lo que se hace
necesario la utilizacion de una computadora . El método de La
derivada es una de las mejores herramientas utilizada actualmente
por los softwares disponibles en la industria (Pansystem ; Fekkete ;

Zafir etc. ) para realizar interpretaciones de las pruebas de pozos.



CAPITULO 3

3. MODELOS DE RESERVORIO

3.1 Doble Porosidad

Los modelos de doble porosidad (2¢) asumen que el reservorio no es
homogéneo, pero que esta compuesto por blogues de roca matriz,
con alto almacenamiento y baja permeabilidad, que conectan al pozo
con fisuras naturales de bajo almacenamiento y alta permeabilidad.
Los bloques matrices no pueden fluir al pozo directamente, por lo que
incluso aunque la mayoria del hidrocarburo esta almacenado en los
bloques matriz tiene que entrar al sistema de fisura para ser

producido.

El modelo de porosidad dual es descrito por 2 variables adicionales

comparadas al modelo homogéneo:

wesla relaciéon de almacenamiento, y es esencialmente la fraccién

de petréleo o gas almacenado en el sistema de fisura; por ejemplo:

o = 0.05 significa 5%.
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Aresel coeficiente de flujo interporosoy caracteriza la habilidad de
los blogques matriz de fluir dentro del sistema de fisura; esté

dominado por el contraste de permeabilidad matriz/fisuras, k,/ky.

ik M

J0E

T

Fig. 3-1 FLUJO EN UN SISTEMA DE FISURAS

Cuando el pozo es inicialmente puesto en produccion, el primer
réegimen de flujo sera el flujo radial del sistema de fisura, es decir que
el sistema de fisura esta produciendo, y no hay cambio en la presion
dentro de los bloques matriz. Este primer régimen de flujo es
tipicamente muy rapido, y es frecuentemente ocultado por el
almacenamiento del pozo. Si no, sera manifestado por un IARF (Flujo
radial infinito) respuesta en la derivada de la presion.

Una vez que el sistema de fisura ha empezado a producir, un
diferencial de presion es establecido entre los bloques de matriz, que
sigue a la presién inicial pi, y el sistema de fisura, que en el pozo
tiene una presion pwf. Los bloques matrices entonces empiezan a
producir dentro del sistema de fisura, efectivamente proporcionando
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mantenimiento de presion, y el drawdown de forma breve disminuye

lentamente, creando una inclinacion transicional en la derivada.

Fig. 3-2 CONTRIBUCION DE LA MATRIZ

El flujo radial del “sistema total” es establecido cuando cualquier
presion diferencial entre los bloques matriz y el sistema de fisura no
es tan significantemente largo, y la respuesta del flujo radial
“equivalente homogéneo” es observada — la segunda IARF linea en

la derivada de la presion.

(De acuerdo a los matematicos, esto toma lugar cuando la presion
dentro de los bloques matriz es la misma como en el sistema de
fisura — pero este nunca podria ser verdad en todos los puntos en el
reservorio, asi como no habria produccién dentro del sistema de

fisura.)
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3.1.1 Porosidad dual PSS (flujo interporoso en estado
pseudocontinuo)
En este caso es asumido que la distribucion de la presion en los
bloques matriz es uniforme, es decir no hay caida de presion dentro
de los bloques matriz. (Una explicacion fisica para esto podria ser
gue los bloques de la matriz son pequefos, por lo que cualquier
caida de presion dentro de ellos es insignificante comparado a la

difusién de presién en las zonas del reservorio lejos del pozo.)

Toda la caida de presion toma lugar en la superficie de los bloques,
como una discontinuidad, y la respuesta resultante de presién da una

brusca depresion durante la transicion:

:/———_
1 C =102
] fissure +
02 matrix flow
] —_— e ———— e — e — — —— — — — ;__—,..-—-———
fissure flow \\ \/

T T T T rrrr R T T T IrIr T T T T Irrr

103 102 101 100 10
dP & dP* [psia] versus dt [hr]

Fig. 3-3 ESTADO PSEUDO CONTINUO CON DOBLE POROSIDAD

Como se ha visto en este ejemplo, si la constante de
almacenamiento del pozo es muy baja, puede ser posible ver el flujo

radial del sistema de fisura en un tiempo temprano. Sin embargo con
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un valor de almacenamiento de solo 0.01 bbl/psi el primer régimen de
flujo ya se ha oscurecido, el la curva morada es tipica del que seria
visto en una prueba real. Los datos recogen la transicion de
porosidad dual inmediatamente después de que los efectos de
almacenamiento se terminan, y esto crea un singular problema

potencial con el conjunto de datos.

3 I
3| dual porosity reservoir
) with
1| pseudo-steady state
interporosity flow
10°
| /
102 b
ﬁ ]
. e 107 N2 =10 \zy
10 ©=0.1 -
E w=0.01
1U0 T LI LELELL LI TTT I T TTTTT I T TTTIT T T TTTTTT
10-3 -2 -1 0 10!
Po and ij tDJ'ICD T thrCD
Dimensionless Groups: Type-Curve Analysis:
=—kh__x kh = 141.2 quB/£2]
e 2B T 2By L.,,.,

¢ =0.0002637 kh

_ 00002637 k 't/ Co|
fp =l LR A =2 =2
puCas u(. At Lm
€, = 0.8936C
@Chré
5 .
S=05 ln{—[{:‘je ]"‘“]
S D
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La depresién en la derivada causada por la porosidad dual es

definida por 2 parametros:
Larelacion de almacenamiento:

(pVCy):
((PVCt)f + (@VC)m

(Fraccion de petréleo en las fisuras) w determina la profundidad de

la depresion.

Para pequefios valores de w , correspondiente a una alta
proporcion de hidrocarburo almacenada en el sistema de fisura, el
“mantenimiento” durante la transicion es substancial, y Ila
depresion es mas profunda y mas larga, como es visto en la

pagina siguiente.
Coeficiente de flujo interporoso:

k
A=ar,2-=

(Habilidad de fluir de la matriz a las fisuras)
[@es una funcion del tamafio del bloque matriz]
Adetermina el tiempo de la transicién

A controla la velocidad en que la matriz reaccionard, y por lo tanto
determina el tiempo de la transicion: Para un valor alto de 4, la
permeabilidad de la matriz es comparativamente alto, por lo que
empezara a entregar su petréleo (o gas) casi tan pronto como el
sistema de fisuras comience a producir. A la inversa, una valor
bajo de A significa una muy apretada matriz, y mas de un

drawdown tendr& que ser establecida en el sistema de fisura antes
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que los bloques de la matriz entreguen apreciablemente su
petréleo, y la transicion es vista mas tarde.

Aungue hay tedricamente dos lineas de IARF en la derivada de la
presion, correspondiente a 2 lineas rectas paralelas en el grafico
del semilog, la primera es casi invariablemente ocultada por el

almacenamiento del pozo.

Si visto, las dos lineas cada una corresponderia a kgh, el flujo

radial en el sistema de fisura, como en el primer casi sélo el
sistema de fisura esta produciendo. En el segundo caso, aunque
el sistema total est4 produciendo, cualquier diferencial de presion
entre los bloques matrices y el sistema de fisura es ahora
despreciable, y la Unica caida de presion en el sistema esta en las
fisuras, a medida que los fluidos fluyen hacia el pozo. Imaginando
una gota de petréleo en el bloque matriz 50 metros desde el pozo;
viajara lentamente unos cuantos centimetros para entrar al
sistema de fisura, expulsado por un Ap despreciable, entonces
viajara 50 metros a través del sistema de fisura, acelerando a
medida que se aproxima al pozo asi como el gradiente de presién
aumenta (y el area de flujo disminuye). Es este gradiente de
presién, en el sistema de fisuras, que crea la medida respuesta del

poZo.

3.1.2 Porosidad Dual (flujo interporoso en estado transiente)
Este modelo asume que hay una gradiente de presién, y por lo tanto
difusividad, dentro de los bloques de matriz. Si el perfil de presion
dentro de los bloques es importante, entonces la forma de los
bloques tiene que ser tomada en consideracién, y por esta razén hay

2 modelos de solucién disponibles, cada uno correspondiente a
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diferentes geometrias de bloque matriz. Las 2 respuestas son muy

similares:

|
dual porosity reservoir
With

transient
interporosity flow

fissure +
maitrix flow

—spheres —|— — —

T T TTTT LA L N R T TTTT T T T TTTT T T T TTTTT
10 10

102 ! 102

dF & dP’ [psia] wersus dt [hr]

El modelo de geometria del “bloque” asume bloques de matriz
rectangulares, que es lo que hemos tomado en cuenta hasta ahora

con los modelos de porosidad dual. EI modelo de “esferas”,
realisticamente o0 no, representa otra simple geometria con que se
define las condiciones de limite para la solucion matematica. Es dificil
visualizar un reservorio consistente de bloques de matriz esférica,
pero tal vez debido a movimientos de fluido sobre tiempos geoldgicos
el sistema de fisura puede hacerse “vugular’ (porosidad inducida),
los extremos de los bloques matriz pueden hacerse redondeados-
por cualquier razon, los conjuntos de datos de porosidad dual a
veces encajan en el modelo de “esferas” mejor que cualquier otro.
(Como antes, nuestros modelos matematicos no serdn una exacta
representacion de que naturaleza se tiene prevista en el reservorio,
pero el desempefio de estos modelos es muy cercano a las

presiones medidas de estos pozos.)
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Como es mostrado en los graficos, el flujo radial del sistema de
fisuras es de corta duracion, y en practica no es visto. Durante la
transicion, el valor pendiente/derivada semilog es la mitad del valor

de flujo radial del sistema total.

Como se ha visto anteriormente, w en este modelo tiene un efecto
mas sutil en la forma de la derivada, y A define el tiempo de la

respuesta de transiciones al sistema total IARF:

[
dual porosity reservoir
with
trangient
interporosity flow

[

: \
] =107 h=10%
1 kg (=01
4 ©=0.01
0 _10_3'[ T [1||'|10_2T T l]l]l|1|:_1'| lT]l'T111OD'I I T'Il1l|1D1] T rTrTTTT
Pn and pD’ tDJJCD w5 tD/CD
Dimensionless Groups: Type-Curve Analysis:
_ kh =141 2 Po
p=—>2—A kh =141.2 quB|-%
PP 2 quB T =0y ,'m
C = 0.0002637 kh
tp = 0.0002637 k A, u[@)
QuCus VAT
C, = 0.8936C
PCihrs
35
S=051n {M}
S D
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La depresion de la doble porosidad en la derivada es definida por 2

parametros:
Relacion de almacenamiento:

w = ((pVCt)f
(PVC)s + (PVCm

(Fraccioén de petroleo en las fisuras) w determina la profundidad de

la depresion — pequeio w, depresion mas profunda.
Coeficiente de flujo interporoso:

k
A=ar,2-2

(Habilidad de fluir de la matriz a las fisuras)

Adetermina el tiempo de la transicion — pequefio A, depresion

tardia.
[aes una funcién del tamafio del bloque matriz.]

Dentro del modelo de la curva-tipo y los parametros de

emparejamiento, los valores de wyA son calculados como sigue:

e De la primeray ultima Cpe?s curva:

_ (CDeZS)f+m
(CDeZS)f

e De lacurva de 8 empatada durante el periodo de transicion:

_ 6,(CDeZS)f+m
IACED)

[6'es una funcion de la geometria estructural.]
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3.2 Doble permeabilidad:
Un reservorio esta estratificado cuando cada capa tiene las mismas
propiedades, en cuyo caso el comportamiento del sistema sera

equivalente al comportamiento del intervalo sumado.

En el modelo de doble permeabilidad (2k) el reservorio consiste de 2
capas de diferentes permeabilidades, cada una de las cuales pueden
ser perforadas. El flujo cruzado entre las capas es proporcional a la

diferencia de presion entre ellas.

—_—

e
e

e
-

Fig. 3-4 DOBLE PERMEABILIDAD

En adicion a la relacion de almacenamiento w Yy el coeficiente de flujo
interporoso A, otro coeficiente es introducido: k es la relacién de
permeabilidad-espesor producto de la primera capa al total de ambas
capas:

_ kqihq
K= khy + Iohy
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Usualmente la capa de permeabilidad alta es considerada como capa
1, por lo tanto k sera cercano a 1.

A tiempo temprano no hay diferencia de presion entre las capas y el
sistema se comporta como 2 capas homogéneas sin flujo cruzado,
en flujo radial infinito, con el total kh de las dos capas. Como la capa
mas permeable produce mas rapidamente que la de menor
permeabilidad, un diferencial de presion Ap se desarrolla entre las
capas y el flujo cruzado empieza a ocurrir. Eventualmente el sistema
se comporta de nuevo como un reservorio homogéneo, con el kh

total y almacenamiento de las dos capas.

|
double permeability
reservaoir
With
wellbore storage
. and skin

I I

[

2

_ ]
107 /»\

rd

k=09
10 k=1 (=20PS8) J

k=106
r =08 f

1073 102 107" T
pD El.ﬂd PD’ 1D"CD Te tD."rCD
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Dimensionless Groups: Type-Curve Analysis:
pp=blirlol A (khk=141.2 q uB{E2
141.2 quB Pyt

C= 0000295[1{1 h'_ + lf.g h]]
_ 00002637k (ky hy + ks ba) u[oLCe)

[(@Chh + (@Chk] purd At
_ 0.8936 C
[[@Chh +(@Ch)]
- 2 25)
S=051n {M}
S D

La depresion heterogénea en la derivada es ahora definida por 3

parametros:

Relacion de almacenamiento de capas:

o (gCih)
(9Ceh): + (@Ceh),

Coeficiente de flujo entre capas:

kah,
A= T T
W ke hy + kyhy
Contraste de permeabilidad:
kihy

= kihy + kyhy

ktambién influye en la profundidad de la depresion
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Kk = 1:lo mismo que 2¢ pss
k < 1: depresion menos profunda

La depresion transicional estd gobernada por w y 4, que tienen el
mismo efecto que en los modelos de doble porosidad, y k, que
reduce la profundidad de la depresion comparada a k = 1, que da

una solucion de porosidad-dual en estado pseudocontinuo.

Esto es porque si k = 1 entonces k,h, = 0, y el petréleo o gas en la
capa de baja permeabilidad, equivalente a los bloques de matriz,
puede solo ser producido enteramente en la capa de alta
permeabilidad, equivalente al sistema de fisura. No es sorprendente

gue se comporte como el modelo de doble porosidad.

3.3 Modelo Radial Compuesto
Con los modelos compuestos, el reservorio es dividido dentro de 2
regiones de diferentes movilidades y/o almacenamiento:

Fig. 3-5 MODELO RADIAL COMPUESTO
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En el caso de un modelo radial compuesto, hay una zona circular
interna, con el pozo localizado en el centro, y una zona infinita

exterior.

Cada zona tiene las caracteristicas de un reservorio homogéneo. Los
parametros que definen el cambio de propiedades desde una zona a
la otra son la movilidad y la relacion de difusividad, M y D ya
mencionados. No hay pérdida de presion en la interface, que es a

una distancia r;desde el pozo.

En la respuesta de presion, el tiempo temprano corresponde a la
zona interna, y el comportamiento en el tiempo tardio depende de las

propiedades de la zona exterior:
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radial composite
reservoir
with
4 || storage and skin

D= 10
//\\\ L~ / M=D= 3
& f

homogeneous

10° y’

inner zone IARF

M=D=0.3

M=D=0.1

1D'II T III”I1DDI T IIIIII1D1 T T IIIIII1I]2 T IIIIIII1D3I T TTTITT

P and pp’ tn/Cp  ws  tp/Cp

Este modelo tiene un uso practico en pozos de inyeccién, donde la
inyeccion de fluido tiene una viscosidad diferente al fluido de

reservorio.

Con cualquier modelo, la direccion del movimiento de la derivada
puede ser recordada como “ baja = buena ”, asi como un movimiento
a la baja significa una desaceleracion del drawdown debido a algun
tipo de mejora del mecanismo de flujo, si existe un limite de soporte,
existira un incremento en kh, o en este caso un incremento en la
movilidad. (Con una excepcion, la derivada del build-up siempre se

mueve en la misma direccion que la derivada del drawdown.)

Por ejemplo, al inyectar agua dentro de petréleo, la movilidad del
petréleo sera tipicamente mas grande que la movilidad del agua, y la

derivada se movera hacia abajo en la interface. Es interesante, que
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el agua inyectada dentro de un acuifero hara lo mismo, asi como el

agua fresca inyectada es mas viscosa que el agua de reservorio.

Este modelo puede ser considerado como el modelo general de
limite circular, y si la segunda movilidad es cero corresponde a un
limite circular cerrado, y si este es infinito corresponde a un limite

circular de presién constante.

3.4 Modelo Compuesto Lineal
El pozo productor esta en un reservorio homogéneo, infinito en todas
las direcciones pero unico, donde el reservorio y/o caracteristicas del
fluido cambian a través de un frente lineal. De nuevo no hay pérdida
de presién en la interface. En el otro lado de la interface el reservorio
es de nuevo homogéneo e infinito, con diferentes propiedades:

Después de los efectos de almacenamiento de pozo, la derivada

correspondera al flujo radial homogéneo en la primera zona.

Después de la transicion, la segunda respuesta homogénea es flujo

semi radial en las dos partes del reservorio.
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Fig. 3-5 MODELO LINEAL COMPUESTO

La relacién de movilidad y difusividad, M y D, son como en el modelo

compuesto radial:

_ [k/u]1
[k/1]2

o _ lk/ouc,
[k/puci],

Asumiendo un espesor de la capa constante, h, la primera

estabilizacién de la derivada correspondera a kl/#l.
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El segundo sera la movilidad promedio de las 2 zonas: ((k1/mul) +

(k2/mu2))/2.

linear composite
reservoir

10" | | storage and skin
/ —
107 |
\ [
e

inner zone IARF

102

T T T TTI07T
1

pp and pp’ tp/Cp

01 T |||||||1D

tD}'ICD

M=D=c0 : fault
e

e

M=D=3
homogeneous

M=D=0.3

M=D=0.1

M=D=0: Const
Press Boundary

En el caso de que la movilidad disminuya, la segunda estabilizacion

nunca puede ser mas que doble que la primera, en cuyo caso la

discontinuidad linear representa una falla sellante — es decir M = *,

porque k2Zmu2 = 0.

Es el caso de que la movilidad aumente, no hay limite bajo para la

segunda estabilizacion que tiende a cero (presion constante) cuando

M =0, lo cual significa que k2Zmu2 = *.



CAPITULO 4

4. MODELQOS DE LIMITES Y SUS EFECTOS

4.1 Introduccion
Al principio de una prueba de pozo la zona compresible generada por
la variacion de la tasa de flujo, se mueve lejos del pozo sin alcanzar

ningun limite y el reservorio se comporta como si fuera infinito.

T
¢ .,
r +

Fig. 4-1 FLUJO RADIAL INFINITO
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Cuando un limite es alcanzado, es percibido como un cambio
caracteristico en la presion del pozo, como se muestra a

continuacion:

1. El frente de presién aun no ha alcanzado la falla:

pwf

2. La refleccion aun no ha alcanzado el pozo:

pwf

3. El efecto del limite ya es sentido en el pozo:
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4.2 Limites Lineales

4.2.1 Fallas sellantes
La solucién es construida por la superposicion de 2 respuestas
infinitas. En realidad, la naturaleza del reservorio mas alla de la falla
es irrelevante, pero en el modelo, el reservorio es remplazado por un
reservorio virtual infinito, el cual se extiende mas alla de la falla como
lo muestra la figura de abajo. El pozo imaginario virtual tiene el
mismo historial de produccion que el pozo activo, asi que el Ap en

cada lado del limite es simétrico, y nada va a fluir a través del limite.

TERErvOir
wirtual
resServoir .
:' ]
‘ *+. L !
well R )
"l
- L

r \. 4

virtual 1mage well !

e

boundary Hec ] ,

Fig. 4-2 LIMITES LINEALES

4.2.2 Presion Constante en el Limite
La configuracion es exactamente como se muestra en el grafico
anterior, excepto que el historial de produccion en el pozo virtual es
el inverso que el pozo activo; si el pozo activo es productor, el virtual

va a ser inyector, y viceversa. Cualquier punto en el limite es
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equidistante a cualquier pozo, por lo tanto el Ap del uno es
balanceado por el Ap del otro, por lo que la presion a lo largo del

limite es constante.

4.2.3 Respuesta de la Presion

4.2.3.1 Respuesta en el gréafico de la derivada

Pt v
111 '

5 peiel versn @ i)

Fig. 4-3 RESPUESTA DEL LIMITE LINEAL EN EL LOG-LOG

e En el caso de la falla sellante, la respuesta del tiempo tardio es
idéntica a la respuesta de un sistema infinito con una
permeabilidad de la mitad a la permeabilidad del reservorio
actual.

e En el caso de la presién constante, la derivada tiende a cero a

medida que la presion se estabiliza.



4.2.3.2 Respuesta en el grafico semilog

.
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My

Sn (At)

Fig. 4-4 RESPUESTA DEL LIMITE LINEAL EN EL SEMI-LOG

e La respuesta en el semilog de la falla sellante es una segunda

linea recta con el doble de la pendiente de la linea IARF.

e La respuesta de la presion constante en el limite, se nota con

que la linea se quiere estabilizar a una presion, algunas veces

llamada “presién promedio del reservorio.”
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4.3 Limites Circulares

4.3.1 Circulo Cerrado
El pozo esta en el centro de un reservorio limitado por un limite de
falla circular, de radio re. A diferencia de la falla lineal, este modelo
tiene una simetria radial y puede ser resuelto sin la necesidad de

pozos imaginarios:

Fig. 4-5 LIMITES CIRCULARES

Cuando el limite es visto durante un drawdown, la respuesta de la
presibn pasara de flujo radial a flujo pseudo-continua,
correspondiente a la deplecion y aproximacion en términos

adimensionales por:
pD = ZﬂtDA +a

Donde a es una constante, y tpa €s el tiempo adimensional, en el cual
el 2 por el area del reservorio A. Durante el flujo de estado pseudo-
continuo, Ap es proporcional a At, para una tasa de flujo constante,
entonces habra una linea recta en el grafico lineal, y una linea con
pendiente 1 en el gréfico log-log. La derivada 2mtp,, s también

proporcional a At, y también sigue una linea con pendiente la unidad
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La respuesta en un buildup es la diferencia entre 2 respuestas de
drawdown, al mismo punto en espacio pero desplazado en el tiempo.
Cuando la aproximacion para el estado pseudo-continuo se mantiene
para ambas respuestas, la presidon se hace constante, igual a la
presion promedio del yacimiento, y la derivada tiende a cero, como Si

fuera un limite con presién constante.

4 4
sod Cucic

build-up

B LA LA Lt L SR AR L S R L e N B R L e e R AR
0 1w "0 10 10¢

i K @ [psia] werwes ot Jhi]

Fig. 4-6 LIMITE CIRCULAR CERRADO
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4.3.2 Circulocon Presion Constante
La geometria es la misma que en el circulo cerrado, pero la presion
el el limite de radio (re) es constante. El modelo también tiene

simetria radial y no es resuelto con pozos imaginarios.

El comportamiento es el mismo que para el limite lineal de presion
constante, sabiendo que una estabilizacion de presion es indicada
por el undimiento en la derivada, pero para un limite circular la
tendencia es mas nitida. Tanto lo drawdowns y los buildups lucen

iguales:

50 i venes 0 M

Fig. 4-7 LIMITE CIRCULAR CON PRESION CONSTANTE
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4.4Interseccion de Fallas
Si la primera falla esta lo suficientemente alejada, el flujo radial
infinito interino se estabiliza después del almacenamiento. Hasta que
la falla sea detectada, no habra ningun efecto en la curva de presion.
Similarmente, la primera falla siempre causard que la derivada se
haga el doble, hasta que la segunda falla haga efecto. El nivel de

estabilizacion final es determinado por el angulo entre las fallas, 6.

Fig. 4-8 INTERSECCION DE FALLAS

Si el pozo es centrado (1), habra un unico salto a la estabilizacion
final, a un valor de 360/6 veces la estabilizacion del flujo radial inicial.
Si el pozo esta mucho mas cerca(2) a alguna falla, la falla que hace

el doble a la derivada puede ser vista antes del segundo salto.

Cuando al menos una de las fallas tiene presion constante, la presion
se estabilizara y la derivada tenderd a cero. El limite de presion
constante dominard la respuesta de la presion, por lo que nada mas

distante podra ser observado.
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El salto total en la derivada, entre el flujo radial infinito y la
estabilizacion final, es igual a 360/6. La estructura del flujo en la
“cufi@” es una fraccién del flujo radial, por lo que la capacidad de flujo
del sistema se ha reducido por esa fraccion. Justo como una sola
falla reduce el reservorio infinito por un factor de 2, y hace el doble la
derivada, fallas a 60° la reducirian por un factor de 6, por lo que el
incremento en la derivada del valor de la IARF seria de 6. Es

interesante, la misma regla aplica para fallas paralelas.

5o puin) verans o )

Fig. 4-9 RESPUESTA A LA INTERSECCION DE FALLAS
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4.5 Fallas Paralelas (Canal)

El pozo puede estar entre fallas paralelas o en un canal.

Fig. 4-10 FALLAS PARALELAS O CANAL

El comportamiento del tiempo tardio sera flujo lineal, resultando en
una pendiente igual a %2 en la derivada, como para una fractura en el
tiempo temprano. Antes del flujo lineal puede haber flujo radial
infinito, y puede haber una duplicacion en la derivada, debido a que

la primera falla esta mucho mas cerca que la segunda:

w?

T T TTTTTYY
1! 10

dF & AP [psia] verses di [he)

Fig. 4-11 RESPUESTA DE FALLAS PARALELAS O CANAL
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Notese que la regla del 360/8 aplica al salto total en la derivada, en
este caso cuando 6 es cero, es infinito, y la derivada se incrementa

continuamente a una pendiente igual a 2.

4.6 Rectangulo con Limites Mixtos
El rectangulo de limites mixtos o compuestos tiene en cada uno de
sus cuatros lados cualquier tipo de limite, ya sea de falla, de presion

constante o infinito:

Fig. 4-12 RECTANGULO CON LIMITES MESCLADOS

En este caso los lados 1 y 3 son fallas sellantes, el 2 tiene presion
constante y el 4 es infinito. La respuesta de la derivada claramente
depende de la naturaleza de sus limites y su configuracion, en este

caso seria como se muestra a continuacion:
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dP & dP [psia) versus ot [hif

Fig. 4-13 RESPUESTA A VARIOS EFECTOS DE LIMITES

Note que la declinacién en la derivada debido al limite con presion
constante es muy gradual, como el soporte es compensado con una

rapida caida de presion lineal a lo largo del canal.



CAPITULO 5

5. METODOS PARA ANALIZAR PRUEBA DE
PRESIONES EN POZOS HORIZONTALES.

5.1 Diferencias con las Pruebas de Pozos Verticales
Las pruebas en pozos horizontales difiere de la de pozos verticales

en los siguientes aspectos:

1. La geometria de flujo en una prueba de presion de un pozo horizontal
es tridimensional comparado a la geometria de flujo unidimensional
en las pruebas de pozos verticales. Como resultado, el analisis de
una prueba para pozos horizontales es mucho mas complejo que
para pozos verticales, ya que los pozos horizontales presentan
S(Factor de piel) negativos.

2. La mayoria de los modelos para pozos horizontales asumen que
estan perfectamente horizontales. En general, los hoyos de los pozos
son raramente horizontales, con muchas variaciones en el plano
vertical a lo largo de la longitud del pozo.

3. El intervalo abierto para el flujo del o los fluidos al pozo es mucho

mas grande en un pozo horizontal que en uno vertical. En muchos
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casos, la longitud de produccion de un pozo horizontal no puede ser
conocida al menos que se haya corrido un registro de produccion
para determinar el caudal a lo largo del pozo.

4. La permeabilidad vertical juega un roll importante en las pruebas de
presion de pozos horizontales mientras que en los pozos verticales
no.

5. Hay mas regimenes de flujo posibles en pruebas de pozos
horizontales que en la de verticales.

6. Es dificil estimar la longitud exacta de produccion de un pozo

horizontal.

5.2 Regimenes de Flujo Posibles
La fig. 6.1 muestra una funcion tipica de respuesta de presiones para
un pozo horizontal. Los regimenes de flujo pueden ser identificados
en la respuesta de la derivada de la funcion. Calculamos diferentes
parametros de la formacion de la data en cada uno de estos
regimenes. Dependiendo de la magnitud de los parametros del

reservorio, uno o mas regimenes de flujo puede ser posible que falte.

sealing
boundarias

intermediate
tirme linear

|ate-time
mseLdo-radial

EEyHImE

wellbore shorage nseudo-radal
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Qas cap

or aquifer

sealing
boundary

gatyime
pszudo-racal

canstant

Wellhore starage
[ressure

Fig. 5-1 RESPUESTAS DE UN POZO HORIZONTAL

1 . earby-time pseudo-radial

B .y

2 . intermediate-time linear

3 | latetime pseudo-radial
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Efecto de Almacenamiento

Este regimen de flujo es el mismo que el de pozos verticales. Es
caracterizado por una unidad de la pendiente en el grafico log-log AP
y en el grafico de la derivada. Este regimen de flujo solo puede ser

utlizado para determinar el coeficiente de almacenamiento C.
Flujo Radial de tiempo temprano

Este es un flujo radial en el plano vertical perpendicular al pozo. Este
regimen de flujo ocurre cuando los limites superior e inferior aun no
han sido encontrados. Se caracteriza por una pendiente cero en el
grafico de la derivada y por una linea recta en en grafico semilog.
Puede ser ocultado por el efecto de alamacenamiento. Puede no
ocurrir si la relacion de permeabilidades vertical y horizontal es muy
pequefia. Su duracion puede ser muy corta, a menos que el
reservorio sea muy delgado o la permeabilidad vertical sea muy baja.

Flujo linear del tiempo intermedio

Este regimen de flujo ocurre despues de que los limites superior e
inferior han sido encontrados, y la longitud del pozo horizontal es aun
relativamente importante al radio de investigacién. Este regimen se
caracteriza por una media pendiente en el grafico de la derivada y
una linea recta en el grafico de la raiz cuadrada del tiempo. Puede
gue no se presente si la relaciébn de la longitud del pozo con el
espesor de la formacion es pequefio o la relacion de la permeabilidad

vertical con la horizontal también es pequefia.
Flujo radial de finales del tiempo intermedio

Es un flujo radial en el plano horizontal. Este regimen de flujo ocurre

cuando el radio de investigacion es grande en relacion a la longitud
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del pozo horizontal. El pozo horizontal actua como un sumidero. Este
regimen es caracterizado por una pendiente cero en el grafico de la
derivada y por una linea recta en el grafico semilog. Puede que no
ocurra si los limites laterales son encontrados primero. No ocurrira si

la presion es mantenida por un acuifero o por una gorra de gas.

Flujo linear del tiempo final

Este regimen de flujo ocurre cuando todos los limites han sido
encontrados. Se caracteriza por una media pendiente en el grafico de
la derivada y por una linea recta en el grafico de la raiz cuadrada del

tiempo.

5.3 Modelo Matematico

Fig. 5-2 MODELO DE UN POZO HORIZONTAL

El modelo fisico consiste de un pozo horizontal de conductividad

infinita localizada en el centro de un reservorio homogéneo semi-
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infinito y anisotrépico de espesor y ancho uniformes como se
muestran en la figura 10.3. La ecuacion diferencial parcial que

gobierna el flujo de un liquido ligeramente compresible esta dada por:

k,0yP N 0%P N kd’P _ @uC, 0P
k,0x% " 9y2 ' k022 k, ot

Las condiciones iniciales y de limite son:
P(x,vy,2z,0) = P,

lim P(x,y,z,t) = P;
y—)m
) 6P
im (Lzp — Lza) (LyiLxa) v 0,0=x<Lyg
y—00 y
) 6P
)lll_r)rolo(Lzb = L)Ly — Lxd)g =0,0<z<LyLlyg=<x<Ly
. 6P qu
)lll_r)rc}o(l'zb = Lya) (Lt — Lxd)@ = _ﬁrllza SzZ<LgLlyg=x<Ly
y

] P
J%l_l;go(l'zb - Lza)(Lxl - Lxd)@ = O' Lzb <z< hz 'Lxd Sx< Lxl

oP
lim (Lzb - Lza)(Lxl - Lxd) 5 =0,Ly <x<h,
y—00 y

6p_0 =0,z=h

5 ,Z2=0,z=hz

oP
=0,x=0,x=h,

S
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5.3.1 Solucion Analitica para el Drawdown
Goode y Thambynayagam (1987) presentaron la siguiente solucion

analitica para la respuesta de presion en el pozo:

P, — P,

282.4quB,r", h,> ° 1 2

n=1

heh, <o 1
L‘:vzzn Zl Eerf (vznm\/E)Emcos (mmz,)
m=
k 1
hzhx y/kz I
+ 27" Ly, SmJ

En las siguientes ecuaciones, Sm es un factor de piel mecénico,

1 1. (nnly . nmly,
By = s i () - o)

_ 1 {sin [% (hy + 2T'W)] —sin [% (hs — ZT'W)]}

E
™ 4mr',

1
Zo = h_ (hs + 1.47T,W)
z

0.0002637k,t

tp =
(,D,llCtT"W
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_r’w Ky
T |k,
_r’w Ky
T, |k,
Ly = Ly — Lya
Lyl ky1
rw=%=m(§) /a

Esta solucién puede ser simplificada por los intervalos de tiempo

varios como sigue.

a) Flujo radial de tiempo temprano

La ecuacioén 11 se reduce a

P, —

162.661/,1B0[1 ( kyk,t
=—————|lo

- —3.23+0.87S
I [k Ly, qouctrwz> ml

b) Flujo lineal de tiempo intermedio

8.128¢gB, t 141.2quB
b p,, = 212808, | ut | 1412045,

(52 + Sm)

Donde Sz es un seudo factor de piel resultante de la penetracion

parcial en la direccion vertical. El seudo factor de piel esta dado por:

0.07958h,
Sz = — [P (1) + ¥ (n2) — ¥ (3) — ¥ (M4)]

w
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Donde ¥ es la funcion Spence dada por:

o)

w(n) = Z Smﬂ(l_’;”” _ _fon In [2sin (%)] du
m=1

También:

_ 0.52nr’,,
7]1 - hZ

T
Ny, = W (2hs + 3.481',,)
Z

—3.48nr’,

n3 = h,

s
774, = h_ (Zhs - OSZTIW)

4

c¢) Flujo radial de tiempo intermedio tardio (Flujo radial
horizontal)

162.6quB kit 141.2quB
P,—P,; = 2o [log( ad 2) — 2.023] + ¢(SZ + Sm)
@ w

v [kekyh, uc,L, LKy K
d) Flujo linear de tiempo tardio (Flujo linear estado

Pseudocontinuo)

P _8.128¢B, ut 141.2quB,
' Wf hx hZ hygoct LW ky kz

(Sx + S, +5n)

Donde Sx es un seudo factor de piel resultante de la penetracion

parcial en la direccion x. Este factor de seudo piel estad dada por:
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_ 0.6366h,°L,, i E,2

x
k n
h, |2 n=1
Z kx

5.3.2 Aproximaciones de tiempo para periodos de flujo

a) Flujo radial de tiempo temprano (Flujo radial vertical)

El flujo radial de tiempo temprano termina aproximadamente en:

190.0h %%, ~0.095 ¢,
teT‘fl = k
z

b) Flujo lineal de tiempo intermedio

El periodo de flujo lineal de tiempo intermedio termina en
aproximadamente:

20.8¢ppuL,,>
telfl = k
X

Si el tiempo calculado por la ecuacion es mas grande que el de la
ecuacion significa que la longitud del pozo no fue lo suficientemente
largo comparado al espesor de la formacion para este periodo de
flujo se desarrolle.

c¢) Flujo radial de tiempo intermedio tardio (Flujo radial

horizontal)

El flujo radial de tiempo tardio empezara en aproximadamente:

1230.0¢uL,,>
torf2 = I
X
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Y para un reservorio de ancho infinito terminara en

aproximadamente:

297.0(Ly; + Lyg)*°%°L, % ppuc,
lerf2 = k
X

Si el tiempo calculado por la ecuacion es mas grande que aquel
calculado por la ecuacion, entonces el pozo es largo comparado con
la distancia a las extremidades del reservorio y el segundo periodo

de flujo radial no se desarrolla.

5.3.3 Solucién analitica para Buildup
Para buildup, la condicion de limite interno dada por la ecuacion es

reemplazada por

oP
Jlli_{rolo(l‘zb - Lza)(Lxl - Lxd)@ =0, Lyag <7z <LgpLyg <x <Ly

Todas las otras condiciones de limites permanecen iguales. Goode y
Thambynayagam (1987) presentaron la siguiente solucion analitica

para el buildup de presion en el pozo:
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_ 282.4quB,r',,

e (- V)

he? <o 1 J
+ nzxvx Z n [erf(vxnn\/g) — erf (vemny/Atp)] En*
n=1
hehy O 1
T L mZﬁ [erf(v,mmyto)

—erf (vznm\/A_tD)]Emcos (mnze)}

Donde At es el cierre en tiempo (t-tp)

Dos escenarios de buildup de presion son considerados. El primero
es el caso en que el reservorio esta actuando como infinito (h, — ).
Este es probablemente el caso mas comuan. El segundo es el caso de
un reservorio de ancho finito, en que el transiente de la presion ha
alcanzado todos los limites y el flujo linear de tiempo tardio es

logrado antes del cierre.

La ecuacién puede ser simplificada para los varios periodos de flujo

como sigue:

5.3.3.1 Flujo radial de tiempo temprano (Flujo radial vertical)

Caso 1. Reservorio infinito (h, — ).

Pi_Pws

162.6quB, tp + At
- roe (5=) + 7]
k,kyLy, At
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Donde

L, |k kit Jkk
Y1 =7 —Z[log (%) - 2.023] — logt — log< z y2> +3.23
h, [k puceL,, PUCTy

+0.878S,

Caso 2. Reservorio de espesor finito

162.6quB, tp + At
- e (5=) + 7]

p,—P,. =
i ws kzkyLw At

Donde

0.05L,, ’kzt (,/kykzt>
= —lo +3.234+0.87(5,—S
vz h hy | @uc: 8 QUCTy,? (5 2)

Para este tiempo, t, > At y log (t, + At) es aproximadamente igual

a una constante. Por lo tanto, para Atvariable, y; y y, son
aproximadamente constantes. Un grafico de Horner producira una
linea recta con una pendiente determinada por la permeabilidad

efectiva isotropica para el plano y-z y la longitud horizontal del pozo.

5.3.3.2 Flujo Lineal de Tiempo Intermedio

Caso 1. Reservorio infinito (h, — ).

8.128gB At
P — PBys = 1 s

+
thw ky(pct v3

Donde

162.6quB Kyt
Y3 = Ky log< = 2) —2.023]
hz kxky (p:u'Cth



108

Caso 2. Reservorio de espesor finito

P, — Bys =

8.128qB, | wu (m _ LWE) N 141.2tu05
h’ZLW ky(pct hx kykx x

Un gréafico de Ap versus la raiz cuadrada de Atsera linear.

5.3.3.3Flujo radial de tiempo intermedio tardio (Flujo radial
horizontal)

Caso 1. Reservorio infinito (h, — ).

162. 6tu [ tp + At ]

Pi_ ws =

Caso 2. Reservorio de espesor finito

162 6q,uB tp + At
P;— B, = [ ( ) )’4]
Donde
0.05 | kyt ] ( fext ) +2.023 + 0.87S
V4 = —log| ————= . .
by Jouc ouc;L,,’ *

La parte inicial del grafico de Horner sera linear para t, >» At. Sin

embargo, cuando esta condicidbn ya no se cumple, los datos se

desviaran de la linea recta de Horner.
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5.3.3.4 Flujo Linear de Tiempo Tardio (Flujo Linear Estado
Pseudocontinuo)
Este es el segundo flujo linear que no existira para el caso de

reservorio infinito.

Caso 2. Reservorio de espesor finito
8.128¢B, ’ M
P, =P, = —VA
L ws hzhx ky(pCt (\/? t)

5.3.4 Factores de Piel

Si los diferentes periodos de flujo son considerados separadamente,

el factor de piel mecanico puede ser determinado.

5.3.4.1 Factores de Piel para Drawdown

a) Flujo radial de tiempo temprano (Flujo radial vertical)

hi- Wf(l hr) - log< /yks ) + 3.23]

S =1.1513|—
m mlr (p,LLCtTWZ

Donde m,,- es el valor absoluto de la pendiente de la linea semilog y

P,¢(1hr) es leida en la linea semilog.

b) Flujo lineal de tiempo intermedio

0058 | k, <Pi—ow(0hT)> S
" hy ouc my ’
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Donde m,; es la pendiente positiva del grafico de la raiz cuadrada

de tiempo y P, (0hr) es la presion en t=0 obtenida extrapolando la

linea recta hacia atras a este tiempo.

c) Flujo radial de tiempo intermedio tardio (Flujo radial

horizontal)

1.1513L,, |k, [P, — P,s(1hr k
Sy = W —Zl i~ Py )—1og<—"2)+2.023l—52
h, Ky Moy pucLy,

Donde m,, es el valor absoluto de la pendiente de la linea semilog y

P,¢(1hr) es leida de la linea semilog.

d) Flujo linear de tiempo tardio (Flujo linear estado

Pseudocontinuo)

_ 0.058L,, | k, <Pi — P, (0 hr)

™ hyhy | ouc ) ~ Gt S

my;

Donde m,; es la pendiente positiva del grafico de la raiz cuadrada
de tiempo y P, (0hr) es la presion en t=0 obtenida extrapolando la

linea recta hacia atras a este tiempo.
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5.3.4.2 Factores de piel para Buildup

a)Caso 1. Reservorio infinito (h, — o).

Flujo radial de tiempo temprano (Flujo radial vertical)

S, = 1.1513

Rus(1h) = Py (t5) 1og< N > \a 231

2
my, PUCTy,

Donde m,, es el valor absoluto de la pendiente de la linea recta de

Hornery B, (1hr) es leida en la linea recta de Horner.

Flujo lineal de tiempo intermedio

0058 | k, <Pws(0hr)—ow(tp)> c
™ h, Jouc my ’

Donde m4; es la pendiente positiva del grafico de raiz cuadrada de
tiempo y P,s(0hr) es la presion en At=0 obtenida extrapolando la

linea recta hacia atras a este tiempo.

Flujo radial de tiempo intermedio tardio (Flujo radial horizontal)

1.1513L,, [k, [P,s(1hr) — P, +(t k
S, = w —Zl ws(1hr) = Py (tp) _ log (—— + 2.023)
h, Ky Moy puceLy,
_SZ

Donde m,, es el valor absoluto de la pendiente de la linea recta de

Hornery P, (1hr) es leida en la linea recta de Horner.

b) Caso 2. Reservorio de espesor finito

Flujo linear de tiempo tardio (Flujo linear estado

Pseudocontinuo)
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_0.058L,, | k, (PWS(Ohr)—PWf(tp)

= -5, +S
m h,hy PUct my,; ) (S 2)

Donde m,; es la pendiente positiva del gréfico de raiz cuadrada de
tiempo y P, (0hr) es obtenida extrapolando la linea recta hacia

atras a este tiempo.



CAPITULO 6

6. INDICE DE PRODUCTIVIDAD

6.1Definicion
El indice de productividad de un pozo es la relacion entre:

e Latasa de produccion del pozo y
e La diferencia entre la presion promedio del area de drenaje y la

presion de fondo fluyente.

q
ﬁ_pwf

IP =

Dos casos pueden ser distinguidos, dependiendo si la presion es
medida en el flujo transiente o en el flujo pseudo-cotinuo. El primero
corresponde a las pruebas de pozo iniciales y el segundo a las

mediciones hechas durante la produccion.
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e INDICE DE PRODUCTIVIDAD DURANTE EL PERIODO
INFINITO (TRANSIENTE)

La presion promedio en el area de drenaje del pozo es cercana a la

presion promedio del inicio de la prueba: p = p;

kh

IP =
162.6u (log At + log

k
PucCery

—3.23 +0.87 5)

Por lo que podemos observar el indice de productividad es una

funcién decreciente del tiempo durante el flujo transiente.

e |INDICE DE PRODUCTIVIDAD DURANTE EL FLUJO PSEUDO
CONTINUO

Aqui el indice de productividad es constante

kh

IP = _
162.6f1 (log % — log C5 +0.351 + 0.87 5

A: tamafo del reservorio
Ca: geometria pozo-reservorio
6.1.1 indice de Productividad Real y Teorico

El indice de productividad real es el que es medido en el pozo.
Mientras que el indice de productividad teorico es el que el pozo

tendria si el factor de piel (S) fuera cero.

El indice de productividad tedrico es usado para estimar la ganancia
en productividad que se produciria en una estimulacion, o la pérdida
de productividad debido a la perforacion parcial, la inclinacion del

pozo, etc.
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q

IP,, =
™7 (5~ pwy) — Ops

Aps es la caida de presion causada por el dafio alrededor del pozo

qpu
Ape = 141.2 —
Ps Kh S

6.2Productividad en Pozos Horizontales

La perforacion de pozos horizontales estd incrementandose para la
recuperacion de hidrocarburos. Una de las mayores ventajas de un
pozo horizontal sobre uno vertical, es el area de contacto mas grande
gue hay entre el pozo horizontal y el reservorio, comparado con un
pozo vertical en el mismo reservorio. Esto puede significativamente
mejorar la productividad de dicho reservorio. Sin embargo la
productividad de wun pozo horizontal puede ser afectada

considerablemente por la permeabilidad anisotrépica del reservorio.

6.2.1 Para Reservorios Homogéneos e Isotrépicos

El indice de productividad en el estado continlo estacionario para
pozos horizontales dentro de reservorios homogéneos e isotropicos

esta dado por los siguientes métodos:

e METODO DE JOSHI

0.5

a= (g) 0.5 + j0.25 + (TZ—’I)4
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0.007078kph(D—Dwf)

] _ dn _ HoPo
h =
P — Pwr 2_(LY?
[ 2t

]h — _ HoBo

e METODO DE BOROSOV

0.007078kph
dn UoBo

T ()¢ (Y ()
0.007078kh
Iy = HoBo

In (:‘;W") +S

L: longitud de la seccion horizontal del pozo, ft
h: espesor de la formacion, ft

ry. radio del pozo, ft

ren: radio de drenaje del pozo horizontal, ft=

rev: radio de drenaje del pozo vertical, ft= /—(acres):“%o

\/2 x(acres)x43560
T
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Jh: indice de productividad para pozos horizontales, stb/(day/psi)

Jv: indice de productividad para pozos verticales, stb/(day/psi)

6.2.1.1 Problema

Un pozo horizontal el cual tiene una seccion horizontal L=1250 ft de
longitud, es perforado en un reservorio con las siguientes

caracteristicas:
h=170 ft, rw=0.39 ft, @=4.9%, Bo=1.275 rb/stb, y u=0.75 cp.

Calcular el indice de productividad usando varios métodos si un

pozo vertical drena 80 acres, kv=kh=85md

SOLUCION:

Si el espaciamiento de un pozo vertical es de 80 acres, entonces un
pozo horizontal de longitud 1250 ft podria drenar cerca de 160
acres. Para un drenaje de un pozo vertical de 80 acres, el radio de

drenaje para un area de drenaje circular es:

acre

ft2
(80acres + 43560 )
- = 1053ft

T
ev T

Entonces el indice de productividad para un pozo vertical es el
siguiente:

0.007078(85)(170)
(0.75)(1.275)

T () o

0.39

= 13.54 stb/(day/psi)

El radio de drenaje de un pozo horizontal que drena 160 acres es:
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acre

ft?
(2 * 80acres = 43560 )
Top = = 1489ft

T

TABLA DE RESULTADOS
METODO Jh Jh/Jv
JOSHI 46.54 3.44
GIGER 51.16 3.78
BOROSOV 49.89 3.68

Tabla 6-1 Tabla de resultados de indices de productividad

6.2.2 Para Reservorios homogéneos y Anisotropicos

Muchos reservorios son anisotrépicos y tienen diferentes valores de
permeabilidad en diferentes direcciones. Por ejemplo, en un
reservorio laminado, la permeabilidad vertical es usualmente mucho

menor que la permeabilidad horizontal.

Un reservorio que es interceptado por un gran namero de fracturas
verticales tendr4 mayor permeabilidad vertical que permeabilidad
horizontal. La anisotropia de la permeabilidad puede tener un

considerable efecto sobre la productividad de un pozo horizontal.

e METODO DE RENARD Y DUPUY

0.007078kph 1
h = *
HoBo cosh™1(x) + (i—h) In(

)

h
2nr'y,
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e METODO DE JOSHI

0.007078kph

2t () il

HoBo In L
2

I =

Donde:

0.5

6.2.2.1 Problema

Dado un pozo con las siguientes caracteristicas y parametros del

reservorio:

L=2000 ft, A=160 acres, kh=10md, h=45ft, po=0.45 cp, po=1.225
rb/stb, rw=0.39 ft. Calcular el indice de productividad a distintos
valores de permeabilidad horizontal y vertical, con las siguientes
relaciones kv/kh=0.1, 0.5,y 1.0

SOLUCION:
Los célculos preliminares son:

Para cada relacién de permeabilidad (0.1, 0.5y 1.0)



1.0

= 1—3162 = 1—1414
B = 01= > B = o5 - L B

_1+f  1+3.162

Tw =T W T 2(3162)

(0.39) = 0.2567

145 1+1414

Tw =T W T 2(1414)

(0.39) = 0.3329

148 1+1

= ==—-(0.39) = 0.39
W 27 Tw 2(1)(03) 0.3
0.5
~ (%) o5+ 025+ (Sa2oy') _ 1665
=\ ' 2000 -
2(1665)
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Reemplazando en las formulas de cada método tenemos los

siguientes Jh:

ANISOTROPIA
METODO
Kv/Kh=0.1 | Kv/Kh=0.5 | Kv/Kh=1
Renard y Dupuy 4.43 4.48 4.97
Joshi 3.94 4.67 4.86

Tabla 6-2 Tabla de resultados de relacién de permeabilidades vertical
en yacimientos Anisotrépicos

y horizontal
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CAPITULO 7

/. DESARROLLO DE PROBLEMAS DE CAMPO

7.1Introduccidén

Se obtuvieron los datos de pruebas de presion de 4 pozos, (2 Pozos
verticales ESPOL-01 y ESPOL-02, y 2 Pozos horizontales ESPOL-
01H y ESPOL-02H) de distintos campos del Oriente ecuatoriano, en
los cuales se realizo pruebas de restauracion de presion(buildup) y
drawdown, con la finalidad de cuantificar los valores de presiones
existentes en el yacimiento Pi; la magnitud del dafio o estimulacion S;
el valor de las permeabilidades horizontal Kh y vertical Kv, para fines
de evaluacion de la formacion y cuantificar la capacidad de cada

poZzo.

La interpretacibn se realizara con la ayuda del programa
PANSYSTEM de EPS (Edimburg Petroleum Services).
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7.2Anélisis de la Prueba de Restauracién de Presién del Pozo
Vertical ESPOL-01

7.2.1 Caracteristicas de la Prueba de Presién del Pozo ESPOL-01

El presente Andlisis de Restauracion de Presion corresponde a la
arena X del pozo ESPOL-01 que tiene dos intervalos disparados: de
10160 - 10176 (16 pies) y de 10189- 10215 (26 pies).

El pozo produjo un Qt = 1326 BBL/dia, con un BSW de 14.0% de
un crudo de 19.6 grados APIl. A continuacion se presentan los
diferentes eventos que se desarrollaron durante la prueba de

produccion y luego la restauracion:

TIEMPO (hrs) EVENTO
tl 14.3 Se abre el pozo
t2 31.2 Se cierra el pozo
t3 46.9 Fin de la prueba

Tabla 7-1 Tabla de eventos durante la prueba de produccion y
restauracion del pozo vertical ESPOL 01

El diagrama de registro de la prueba de restauracion indica que se
tuvo una prueba de produccion de 16.9 horas y un cierre de 15.7

horas tal como se observa en la siguiente figura:
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VERTICAL

3500 1500
!
2800} 1200
5._ Pws@Sensor (10011")= 2522 Psi
—
I
g 2100} : l looo
‘E w
E Pwi@ Sensor (10011°)= 1937 Psi
;
a 1400} {600
700 300
° 0 10 20 30 20 50

Time (hours)

Fig. 7.1 GRAFICO DE LA DATA DE PRESIONES VS TIEMPO DEL POZO ESPOL 01

Qil Flow Rate (STB/day)
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En el registro de presion se utilizd el sensor Zi-9578 que fue
asentado en el No-Go ubicado a 10011 ft. Los valores de presion del
yacimiento X seran reportados a la mitad de las perforaciones (mp)
estimada a 10189 ft.

Para el proceso de calculo se han utilizado los parametros basicos
del yacimiento proporcionados por el departamento de Ingenieria de
Petrdleos de la empresa operadora del campo y se han determinado
los datos de analisis PVT: Pb, Rs, Bo a partir de la correlacion de
LASATER y po a partir de la correlacion de Beggs et al, aplicando el

software de Interpretacion de Presiones Pansystem de EPS.

7.2.2 Datos Bésicos para la Evaluacion

A continuacion se presentaran las tablas con la informacion basica

para la respectiva evaluacion.

Datos de la prueba de produccioén:

Qo 1140 BPPD
Qw 186 BAPP
Qt 1326 BFPD
BSW 14 %
API 19.6

Tabla 7-2 Tabla de datos de la prueba de produccién del pozo vertical ESPOL 01
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Parametros del estrato:

Ht 62 ft
Hn 48 ft
%) 18 %
Rw 0.29 ft
Ty 211 °F

Tabla 7-3 Tabla de parametros del estrato del pozo vertical ESPOL

Parametros del fluido:

Bo 1.2099 rb/stb

Bw | 1.0383 rb/stb

Rs 281scf/bbl

HOo 2.18 cps

Ct |1.3221e-5psi?
GOR | 250 scf/bbl

Y9 1.21

Tabla 7-4 Tabla de pardmetros del fluido del pozo vertical ESPOL 01

Presiones:
Pwf @ Sensor (10011°) = 1937 Psi
Pwf@ mp (10189’) = 2013 Psi
Pws @ Sensor (100117) = 2522 Psi
Pws @ mp (10189’) = 2598 Psi
P Burbuja = 1167 Psi

Tabla 7-5 Tabla de presiones del pozo vertical ESPOL 01
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7.2.3 Interpretacion

En la gréfica siguiente de la derivada, observamos que se presentan
3 etapas, donde la primera corresponde al efecto de
almacenamiento, la segunda nos indica el flujo en el reservorio y la

tercera parte nos indica la presencia del efecto de limite.

El modelo de almacenamiento de la zona | es considerado
constante. La segunda parte corresponde en este caso a un flujo en
el reservorio de tipo radial, lo cual se denota mediante la
estabilizacion de la derivada (m=0). Y en la parte Final de la curva se
presenta el efecto de limite, que en este caso, se comporta como

una barrera cercana debido a la presencia de un canal.
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DERIVADA

Quick Match Results
Radial homogeneous
Parallel faults

Constant compressibility
Cs =0.0016 bbl/psi

\ =171.121  Dbbl
(k/u)o =133.0058 md/cp
k =287 md
kh  =13776 md.ft
S =87
L1 NF =160 ft
L3 NF =320 ft
Pi = 2578.9496 psia
Pi(d) =2714.2296 psia
0.01 0.1 1

Equivalent Time (hours) - Tp=16.8875

FIG 7-2 GRAFICO DE LA DERIVADA DE LA PRESION VS TIEMPO EQUIVALENTE DEL POZO ESPOL 01

10
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Adicionalmente, presentamos la curva semilogaritmica, en la cual se denota
una pendiente correspondiente al flujo radial y a continuacion la curva tiende

a disminuir su pendiente debido al efecto de limite.
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2030 p* = 2522.9499 ps?a
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Rinv =837.2432 it
FE =0.4796
dpS =305.0951 psi [
S =8.518
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Radial Flow Plot
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FIG 7.3 GRAFICO SEMILOG DE LA PRESION VS TIEMPO DE HORNER DEL POZO ESPOL 01

Horner Time Function - Tp=16.8875

10000
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7.2.4 Resultados de la Interpretacién

Como resultado del ajuste de las curvas mediante la aplicacion del
software, tanto de la curva semilogaritmica, como de la derivada se
han obtenido los siguientes estimados de los parametros del

reservorio:

METODO DE HORNER

Pendiente -41.24 psi/ciclo
K 284.9 md

ApS 305.11 psi

S 8.52

P* (@sensor) 2551 Psi

P* (@ mp) 2658 Psi

METODO DE LA DERIVADA

Cs 0.0048 bbl/psi
Cd 443.23
K 287 md
S 8.7
Pi @ sensor 2579 psi
Pi @ mp 2714 psi
RESULTADOS DE PRODUCTIVIDAD
J actual 2.17 bbl/dia/psi
J ideal 5.4 bbl/dia/psi
EF 0.4
Q max 4380 bbl/dia
Modelos de Flujo:
ALMACENAJE EFECTO DE LLENADO CONSTANTE
FLUJO DE RESERVORIO FLUJO RADIAL HOMOGENEO
LIMITE FALLAS PARALELAS O CANAL

Tabla 7-6 TABLAS DE RESULTADOS DEL POZO ESPOL-01
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7.3Anélisis de la Prueba de Restauracién de Presién del

Horizontal ESPOL-01H

132

Pozo

7.3.1 Caracteristicas de la Prueba de Presiéon del Pozo ESPOL-01

El presente Andlisis de Restauracion de Presion corresponde a la

arena X del pozo ESPOL-01H, con seccion horizontal Lw=427 ft que
tiene el intervalo disparado: de 10346- 10773 (427 pies) MD o 9382-
9431 (49 pies)TVD.

El pozo produjo un Qt = 342BBL/dia, con un BSW de 23.0% de un

crudo de 26 grados API. A continuacion se presentan los diferentes

eventos que se desarrollaron durante la prueba de produccién y

luego la restauracion:

TIEMPO (hrs)

EVENTO

tl 8.14 Se abre el pozo
t2 32.52 Se cierra el pozo
t3 60.1 Fin de la prueba

Tabla 7-7 Tabla de eventos durante la prueba de produccién y restauracién del
pozo horizontal ESPOL 01H
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El diagrama de registro de la prueba de restauracion indica que se
tuvo una prueba de produccion de 24.4 horas y un cierre de 27.6

horas tal como se observa en la siguiente figura:



Pressure (psia)

POZO HORIZONTAL
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FIGURA 7.5 GRAFICA DE LA DATA DE PRESIONES VS TIEMPO DEL POZO ESPOL 01H

Oil Flow Rate (STB/day)
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En el registro de presion se utilizd el sensor Zi-1068 que fue
asentado en el No-Go ubicado a 8656 ft. Los valores de presion del
yacimiento X seran reportados a la mitad de las perforaciones (mp)
estimada a 9407 ft TVD.

Para el proceso de calculo se han utilizado los parametros basicos
del yacimiento proporcionados por el departamento de Ingenieria de
Petrdleos de la empresa operadora del campo y se han determinado
los datos de analisis PVT: Pb, Rs, Bo a partir de la correlacion de
LASATER y po a partir de la correlacion de Beal et al, aplicando el

software de Interpretacion de Presiones Pansystem de EPS.

7.3.2 Datos Basicos para la Evaluacion

A continuacién se presentaran las tablas con la informacién basica

para la respectiva evaluacion.

Datos de la prueba de produccion:

Qo 263 BPPD
Qw 79 BAPP
Qt 342 BFPD
BSW 23 %
API 26

Tabla 7-8 Tabla de datos de la prueba de produccion del pozo horizontal ESPOL
01H

Parametros del estrato:



Ht 50 ft
Hn 35 ft
7] 15.1 %
Rw 0.255ft
Ty 200 °F
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Tabla 7-9 Tabla de pardmetros del estrato del pozo horizontal ESPOL 01H

Parametros del fluido:

Bo 1.1817 rb/stb
Bw 1.0336 rb/stb
Rs 206 scf/bbl
HOo 2.3623 cps
Ct 6.587e-4 psi™

GOR 215 scf/bbl
Y9 1.21

Tabla 7-10 Tabla de pardmetros del fluido del pozo horizontal ESPOL 01H

Presiones:

Pwf @ Sensor (8656’)
Pwf@ mp (9407’)
Pws @ Sensor (8656’)
Pws @ mp (9407’)

P Burbuja

= 726

=1031

= 793

1098

799.4

Psi
Psi
Psi

Psi

psi

Tabla 7-11 Tabla de presiones del pozo horizontal ESPOL 01H
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7.3.3 Interpretacion

En la gréfica siguiente que corresponde a la derivada observamos
gue esta curva se divide en 4 zonas definidas de la siguiente forma:
La zona | refleja el efecto de almacenamiento, la cual no se presenta
definida, con un valor estimado de Cs=0.0172 bbl/psi; sin embargo a

continuacion se presenta el comportamiento de un pozo fracturado.

En la zona Il se presenta un flujo radial temprano (m=0) a 1.21hrs,
el cual se debe a un flujo radial vertical que se produce en un plano
vertical perpendicular al pozo horizontal, en donde se determina la
permeabilidad vertical (Kv); este flujo ocurre cuando los limites del

tope y fondo de la formacién no han sido alcanzados.

La zona lll, pertenece a un flujo lineal intermedio el cual esta
caracterizado por una pendiente m=1/2. La zona IV corresponde al
flujo radial tardio (m=0) a 2.17hrs, en donde se determina la

permeabilidad horizontal (Kh) y la presion del reservorio (Pi).

Finalmente a continuacion de la zona IV se presenta el efecto de
limite que corresponde a un comportamiento de una barrera cercana
permeable conocida como U SHAPED FAULT (Fallas en Forma de
U).
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Model Results

Two no-flow - dual porosity
Intersecting faults (90)

Cs =0.0173 bbl/psi
Cd =47.7367

POZO FRACTURADO
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FIG. 7.6 GRAFICO SEMILOG DE LA PRESION VS TIEMPO DEL POZO ESPOL 01H
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Adicionalmente, presentamos la curva semilogaritmica, en la cual se
denota una pendiente correspondiente al flujo radial y a continuacion

la curva tiende a disminuir su pendiente debido al efecto de limite.
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Radial Flow Plot
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FIG. 7.7 GRAFICA DEL TIEMPO DE HORNER DEL POZO ESPOL 01H
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7.3.4 Resultados de la Interpretacién

Como resultado del ajuste de las curvas mediante la aplicacion del

software, tanto de la semilogaritmica y de la derivada se han

obtenido los siguientes estimados de los parametros:

Parametros Petrofisicos:

K (permeabilidad horizontal radial) 80 md

Kz(permeabilidad vertical) 12 md

Kbar(permeabilidad vertical promedio) 35md

Kh(capacidad de flujo) 13950 md ft

Efecto de Dafo:

S (Flujo radial vertical) | 2.8

S(Flujo radial horizontal) | 2.7

Presiones:

Modelos de Flujo:

P*@8656 TVD | 788 psi
P*@9407 TVD | 1098 psi
Pi@8656 TVD | 829 psi
Pi@9407 TVD | 1134 psi

ALMACENAJE EFECTO DE LLENADO CONSTANTE
FLUJO DE RESERVORIO DOBLE POROSIDAD
LIMITE FALLAS EN FORMA DE U

RESULTADOS DE PRODUCTIVIDAD

J actual 5.1 bbl/dia/psi

J ideal 5.9 bbl/dia/psi

EF 0.79
Q max 3782 bbl/dia

Tabla 7-12 Tablas de resultados del pozo Horizontal ESPOL-01H
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7.4Andélisis de la Prueba de Restauraciéon de Presién del Pozo Vertical
ESPOL-02

7.4.1 Caracteristicas de la Prueba de Presiéon del Pozo ESPOL-02

El presente Andlisis de Restauracion de Presion corresponde a la
arena Y del pozo ESPOL-02 con un el intervalo disparado que va de:
10227 - 10257 MD.

El pozo produjo un Qt =576 BBL/dia, con un BSW de 81.0% de un
crudo de 30.6 grados API. A continuaciébn se presentan los
diferentes eventos que se desarrollaron durante la prueba de

produccion y luego la restauracion:

TIEMPO (hrs) EVENTO
tl 2.1 Se abre el pozo
t2 21.15 Se cierra el pozo
t3 43.13 Fin de la prueba

Tabla 7-13 Tabla de eventos durante la prueba de produccién y restauracion
del pozo vertical ESPOL 02

El diagrama de registro de la prueba de restauracion indica que se
tuvo una prueba de produccién de 19.05 horas y un cierre de 22

horas tal como se observa en la siguiente figura:
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En el registro de presion se utilizd el sensor Zi-1012 que fue
asentado en el No-Go ubicado a 10032 ft. Los valores de presion del
yacimiento Y seran reportados a la mitad de las perforaciones (mp)
estimada a 10242 ft.

Para el proceso de calculo se han utilizado los parametros basicos
del yacimiento proporcionados por el departamento de Ingenieria de
Petréleos de la empresa operadora del campo donde esta el pozo y
se han determinado los datos de analisis PVT: Pb, Rs, Bo a partir de
la correlacion de VASQUEZ Y BEGGS y po a partir de la correlacion
de Beggs et al, aplicando el software de Interpretacion de Presiones
Pansystem de EPS.

7.4.2 Datos Bésicos para la Evaluacion

A continuacion se presentaran las tablas con la informacion basica

para la respectiva evaluacion.

Datos de la prueba de produccioén:

Qo 110 BPPD
Qw 466 BAPP
Qt 576 BFPD
BSW 81 %
API 30.6

Tabla 7-14 Tabla de datos de la prueba de produccion del pozo vertical ESPOL 02
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Parametros del estrato:

Ht 35 ft
Hn 17 ft
@ 13 %
Rw 0.29 ft
Ty 234 °F

Tabla 7-15 Tabla de parametros del estrato del pozo vertical ESPOL 02

Parametros del fluido:

Bo | 1.03437 rb/stb

Bw | 1.04655 rb/stb

Rs 18 scf/bbl

HOo 4.92 cps

Ct |8.0508 e-5 psi™
GOR 18 scf/bbl

Tg 15

Tabla 7-16 Tabla de parametros del fluido del pozo vertical ESPOL 02

Presiones:
Pwf @ Sensor (10032’ )MD = 1075 Psi
Pwf@ mp (10242°)MD = 1164  Psi
Pws @ Sensor (10032’)MD = 3469 Psi
Pws @ mp (10242°)MD = 3558  Psi
P Burbuja = 99 Psi

Tabla 7-17 Tabla de presiones del pozo vertical ESPOL 02
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7.4.3 Interpretacion

En la gréfica siguiente de la derivada, observamos que se presentan
3 etapas, donde la primera corresponde al efecto de
almacenamiento, la segunda nos indica el flujo en el reservorio y la

tercera parte nos indica la presencia del efecto de limite.

El modelo de almacenamiento de la zona | es considerado
constante. La segunda parte corresponde en este caso a un flujo en
el reservorio de tipo radial, lo cual se denota mediante la
estabilizacidon de la derivada (m=0). Y en la parte Final de la curva se
presenta el efecto de limite, que en este caso, se comporta como

una barrera cercana debido a la presencia de un canal.
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Adicionalmente, presentamos la curva semilogaritmica, en la cual se
denota una pendiente correspondiente al flujo radial y a continuacion

la curva tiende a disminuir su pendiente debido al efecto de limite.
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7.4.4 Resultados de la Interpretacion

Como resultado del ajuste de las curvas mediante la aplicacion del

software, tanto de la curva semilogaritmica, como de la derivada se

han obtenido los siguientes estimados de los parametros del

reservorio:

METODO DE HORNER

K 37 md
ApS 63 psi

S 0.19

P* (@sensor) 3404 Psi
P* (@ mp) 3538 Psi

METODO DE LA DERIVADA

Cs 0.00086 bbl/psi
K 40 md
S 0.7
Pi @ sensor 4027 psi
Pi @ mp 4161 psi
RESULTADOS DE PRODUCTIVIDAD
J actual 0.24 bbl/dia/psi
J ideal 0.27 bbl/dia/psi
EF 0.88
Q max 800 bbl/dia
Modelos de Flujo:
ALMACENAJE EFECTO DE LLENADO CONSTANTE

FLUJO DE RESERVORIO FLUJO RADIAL HOMOGENEO

LIMITE

FALLAS PARALELAS O CANAL

Tabla 7-18 TABLAS DE RESULTADOS DEL POZO ESPOL-02
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7.5Andlisis de la Prueba de Restauracion de Presion del Pozo
Horizontal ESPOL-02H

7.5.1 Caracteristicas de la Prueba de Presién del Pozo ESPOL-02H

El presente Analisis de Presion (DRAWDOWN) corresponde a la
arena Z del pozo ESPOL-02H, que tiene una seccion horizontal de
1433 ft.

El pozo produjo un Qt = 1325 BBL/dia, con un BSW de 19.0% de un
crudo de 16.5 grados API. A continuaciébn se presentan los
diferentes eventos que se desarrollaron durante la prueba de

restauracion y luego de produccion.

TIEMPO (hrs) EVENTO
tl 0.02 Se cierra el pozo
t2 22.2 Se abre el pozo
t3 54 Fin de la prueba

Tabla 7-19 Tabla de eventos durante la prueba de produccion y restauracion del
pozo horizontal ESPOL 02H

El diagrama de registro de la prueba de restauracion indica que se
tuvo un cierre de 22.6 horas y una prueba de produccién de 31.8

horas, tal como se observa en la siguiente figura:
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Para este pozo, podemos observar en la grafica de presion vs
tiempo, que hubo un problema de registro de presiones durante el
cierre del pozo (parte recta antes del Drawdown) por lo que se ha
completado con datos de presion ficticios que siguen la tendencia del
cierre.
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FIG. 7.14 GRAFICA SEMILOG DE LA PRESION VS TIEMPO DEL
POZO ESPOL 02H (BUILDUP)

Con la informacion registrada en el pozo horizontal, no es posible
realizar un analisis e interpretacién en el grafico de la derivada del
Buildup anterior, por lo que hemos optado por hacer un analisis en la
parte del Drawdown.

En el registro de presion se utilizé el sensor Zi-1768 que fue
asentado en el No-Go ubicado a 7713 ft TVD. Los valores de presion
del yacimiento Z seran reportados a la mitad de las perforaciones
(mp) estimada a 8634 ft TVD.
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Para el proceso de calculo se han utilizado los pardmetros basicos
del yacimiento proporcionados por el departamento de Ingenieria de
Petréleos de la empresa operadora del campo donde se perforo este
pozo y se han determinado los datos de andlisis PVT: Pb, Rs, Bo a
partir de la correlacion de LASATER y po a partir de la correlacién
de Beal et al, aplicando el software de Interpretacion de Presiones

Pansystem de EPS.

7.5.2 Datos Basicos para la Evaluacion

A continuacion se presentaran las tablas con la informacion basica

para la respectiva evaluacion.

Datos de la prueba de produccioén:

Qo 1070 BPPD
Qw 255 BAPP
Qt 1325 BFPD
BSW 19 %
AP 16.5

Tabla 7-20 Tabla de datos de la prueba de produccion del pozo ESPOL- 02H
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Parametros del estrato:

Hn 20 ft
1] 23 %
rw 0.25 ft
Ty 210 °F

Tabla 7-21 Tabla de pardmetros del estrato del pozo horizontal ESPOL 02H

Parametros del fluido:

Bo 1.07533 rb/stb
Bw 1.0389 rb/stb
Rs 47 scf/bbl

MO 18 cps

Ct 1.2489e-5 psi™t
GOR 50 scf/bbl

Y9 75

Tabla 7-22 Tabla de parametros del fluido del pozo horizontal ESPOL 02H

Presiones:

Pwf @ Sensor (7713’) = 1067 Psi
Pwf@ mp (8634’) =1730 Psi
Pws @ Sensor (7713’) = 1912 Psi
Pws @ mp (8634’) = 2575 Psi
P Burbuja = 380 Psi

Tabla 7-23 Tabla de presiones del pozo horizontal ESPOL 02H
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7.5.3 Interpretacién

En la gréfica siguiente que corresponde a la derivada observamos
que EXISTE un limite con presidon constante ya que la derivada
comienza a disminuir a medida que el tiempo aumenta. También se
observa que es un pozo fracturado y que presenta doble porosidad

por ese pico negativo que se ve en la derivada.
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Adicionalmente, presentamos la curva semilogaritmica, en la cual se
denota una pendiente correspondiente al flujo radial y a continuacion

la curva tiende a disminuir su pendiente debido al efecto de limite.
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7.5.4 Resultados de la Interpretacion

Como resultado del ajuste de las curvas mediante la aplicacion del
software, tanto de la semilogaritmica y de la derivada se han

obtenido los siguientes estimados de los parametros:

Parametros Petrofisicos:

K (permeabilidad horizontal radial) 45 md

Kz(permeabilidad vertical) 7.8 md

Kbar(permeabilidad vertical promedio) 19 md
Kh(capacidad de flujo) 86700 md ft

Efecto de Dafo:

S (Flujo radial vertical) | -1.4
S(Flujo radial horizontal) | -1.5

Presiones:

P*@7713 TVD | 1912 psi
P*@8634 TVD | 2452 psi
Pi@7713 TVD | 1920 psi
Pi@8634 TVD | 2560 psi

Modelos de Flujo:

ALMACENAJE EFECTO DE LLENADO CONSTANTE
FLUJO DE RESERVORIO DOBLE POROSIDAD
LIMITE PRESION CONSTANTE

RESULTADOS DE PRODUCTIVIDAD

J actual 1.55 bbl/dia/psi

J ideal 1.4 bbl/dia/psi

EF 1.09
Q max 2717 bbl/dia

Tabla 7-24 Tablas de resultados del pozo Horizontal ESPOL-02H
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CAPITULO 8

8. CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES

8.1Conclusiones
Al culminar este Trabajo de Graduacién podemos concluir:

1. Que el conocimiento de las presiones de un yacimiento es uno de los
parametros mas valorados y Utiles en la ingenieria de reservorios.
Directa o indirectamente estos intervienen en todas las fases de
calculos de la ingenieria del yacimiento, por lo tanto la determinacion
precisa de los parametros del reservorio es una fase muy importante

en el desarrollo y explotacién de un campo.

2. El andlisis de las pruebas de presion de pozos provee informacion
tanto del yacimiento como del pozo. La informacién geoldgica,
geofisica y petrofisica se utiliza siempre que sea posible junto con la
informacion obtenida a través de pruebas de presion, para asi
construir un modelo de reservorio y poder predecir el comportamiento
del campo y la recuperacion del fluido para diferentes escenarios de

operacion.
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3. Es mucho més complicado interpretar datos de pruebas de presion de
un pozo horizontal que de un pozo vertical debido a la dificultad en
identificar los diferentes regimenes de flujo tridimensionales en un
pozo horizontal, los cuales pueden estar ausentes a causa del efecto
de almacenamiento, geometria del pozo, heterogeneidades del
reservorio, etc. a diferencia del régimen de flujo unidimensional en un

pozo vertical.

4. Es importante la estimacion de la permeabilidad vertical en pruebas de
presion en un pozo horizontal debido a que el flujo en el reservorio del
petréleo en este tipo de pozo se da tanto en direccién horizontal como
en direccion vertical, a diferencia de un pozo vertical en donde solo se

evidencia un flujo horizontal a través del reservorio.

5. El efecto de almacenaje es mucho mas significante en un pozo
horizontal que en un pozo vertical debido al gran volumen que posee
el pozo y también a causa de que la anisotropia del reservorio reduce

la permeabilidad efectiva en un pozo horizontal.

6. La productividad de un pozo horizontal es mayor a la de un pozo
vertical debido a que esta dependera principalmente a la longitud del
pozo horizontal, la cual se evidenciara en una mayor area de drenaje;
y ademas se necesitard una menor caida de presién para provocar el

influjo dentro del pozo.
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7. El objetivo de la aplicacion del software de interpretacién de presiones

PanSystem fue el de proveer un sistema que permita al usuario

ejecutar eficientemente todas las tareas asociadas con el disefio,

analisis y simulacion de la data de pruebas de pozo para evaluar de

forma precisa las caracteristicas y propiedades del pozo-yacimiento,

aplicado a varios pozos y yacimientos del Oriente Ecuatoriano.

Pozos Verticales

RESULTADOS Espol-01 Espol-02
Kh 286 md 40md
Kv XX XX
S 8,6 0,7
ApS 305 psi 63 psi
Cs 0.0048 bbl/psi 0,000863 bbl/psi
Pi @ mp 2714 psi 4161 psi
J actual 2.17 bbl/dia/psi 0.24 bbl/dia/psi
Jideal 5.4 bbl/dia/psi 0.27 bbl/dia/psi
EF 04 0,88
Q max 4380 bbl/dia 800 bbl/dia
Almacenamiento Efec. Llenado Cte. Efec. Llenado Cte.
Flujo de Reservorio|Flujo Radial Homogeneo | Flujo Radial Homogeneo
Efecto de Limite | Fallas Paralelas o Canal | Fallas Paralelas o Canal

Tabla 8-1 Tabla General de resultados de pozos verticales



Pozos Horizontales

RESULTADOS Espol-01H Espol-02H
Kh 80 md 45 md
Kv 12 md 7.8md
S 2,75 -1,45
ApS 27 psi (-61) psi
Cs 0,0172 bbl/psi 0,013 bbl/psi
Pi @ mp 1134 psi 2560 psi
J actual 5.1 bbl/dia/psi 1.55 bbl/dia/psi
Jideal 5.9 bbl/dia/psi 1.4 bbl/dia/psi
EF 0,79 1,09
Q max 3782 bbl/dia 2717 bbl/dia

Almacenamiento

Efec. Llenado Cte.

Efec. Llenado Cte.

Flujo de Reservorio

Doble porosidad

Doble porosidad

Efecto de Limite

Fallas en formade U

Presidn constante

Tabla 8-2 Tabla General de resultados de pozos horizontales
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8.2 Recomendaciones
Se recomienda lo siguiente:

1. Al ingresar la data de las pruebas de presién que se desea analizar,
se debe remover previamente los ruidos que puedan presentarse
durante el registro del sensor. El software Pansystem es muy eficiente
y permite eliminar estas inconformidades para mejorar principalmente

la evaluacion y ajuste de la curva de la derivada.

2. Al momento de ingresar los datos (Parametros del pozo, del reservorio
y de los fluidos) requeridos por el software para el analisis, debemos
fijarnos bien en las unidades, y seleccionar adecuadamente la
correlacion que se adapte mejor al fluido, tomando como parametro
basico referencial conocido, la Presién de saturacion del yacimiento.
Especificamente de correlaciones de analisis PVT del yacimiento en
estudio, en caso de no disponer de un reporte PVT de laboratorio;
para asi calcular adecuadamente el resto de parametros necesarios

para el analisis.

3. Durante la selecciéon de los modelos (Almacenamiento, Reservorio y
de Limite), se debe analizar y establecer cuidadosamente el modelo
gque mas se ajuste a nuestro caso real, para la caracterizacién del
reservorio, ya que cualquier error cometido en esta fase , se traducira
directamente en errores mayores en los parametros de reservorio
estimados por el proceso de andlisis. Por lo tanto es importante en
primer lugar conocer el comportamiento tedrico que tendria cada
modelo para que sea representativa la aplicacion de los diferentes
gréficos, tanto en el semi-log como en el log-log para una mejor

interpretacion.
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CORRELACIONES PVT UTILIZADAS POR EL PROGRAMA
PANSYSTEM

Para nuestro estudio se presentan las correlaciones méas acertadas para
determinar las propiedades fisicas del petroleo en este caso son: La Razon
Gas-Disuelto-Petréleo, el factor volumétrico del petroleo y la viscosidad del

petréleo.

A) RAZON GAS-DISUELTO-PETROLEO, Rg

Las correlaciones a utilizarse para determinar la razén de gas disuelto del

petréleo son las siguientes:

1. Correlacién de Standing, MB*

~ p 0125740, 1.2048
Ry = v, [(E + 1_4) 1000125V 4p; OOOO91T)] (5.1)

Donde;

Rs : Razon de gas disuelto-petréleo a P<P,, PCN/BN

P : presion de interés, Ipca
T : Temperatura del yacimiento, °F
Yo : Gravedad especifica del gas, (aire =1)

Ap,  : Gravedad del petroleo, °API



2. Correlacién de Vazquez, M.E. y Beggs, H.D?

Ca¥ e (5.2)

R
(T +460)

= ClygcpC2 eXp

S

P
Vge = Vg|1+5.912X107° 5 Ty, Iog(ﬂ;"?H (5.3)

Donde;

Rs : Razon de gas disuelto-petroleo a P<Py,, PCN/BN

P . presion de interés, Ipca
T : Temperatura del yacimiento, °F
Yoc : Gravedad especifica del gas corregida a 100 Ipcm., (aire =1)

Ap,  : Gravedad del petréleo, °API

P : Presion del separador, Ipca
T : Temperatura del separador, °F

En la siguiente tabla siguiente se presentan los valores de las constantes Cy,

C, y C3 de acuerdo a la gravedad API del crudo.

VALORES DE LAS CONSTANTES C4, C, y C3
APl -RANGO C1 C, Cs
Ap =30 0.0362 1.0937 25.724
Ap > 30 0.0178 1.1870 23.931




3. Correlacion de Glaso, 0.2

0.989 1.2255
Y
e

F :10(2.8869—(14.1811—3.309309p)0.5) (5.5)

Donde;

Rs : Razon de gas disuelto-petréleo a P<P,, PCN/BN

P : presion de interés, Ipca
T : Temperatura del yacimiento, °F
Yo : Gravedad especifica del gas, (aire =1)

Apy  : Gravedad del petroleo, °API

B) FACTOR VOLUMETRICO DEL PETROLEO, Bo
Las correlaciones a utilizarse para determinar el factor volumétrico del
petrdleo son las siguientes:
1. Correlacién de Standing, M.B."

Standing encontré una correlacion entre el denominado factor de correlacion,
F, y el factor volumétrico del petroleo a la presién del punto de burbujeo, Bop.

La siguiente figura presenta la correlacion de estos factores.
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FACTOR DE CORRELACION . F

Un ajuste de la correlacion grafica de la Fig. anterior esta dado por la
siguiente ecuacion:

B,, =0.9759+12x10°F*? (5.6)

F=R, |/ +125T (5.7)

7o

Donde;
B,, : Factor volumétrico del petréleo a Py, BY/BN
R, :Razon gas disuelto-petroleo a P> P,, PCN/BN

T : Temperatura del yacimiento, °F
Yo : Gravedad especifica del gas, (aire =1)

Yo : Gravedad del petréleo, (agua=1)



RANGO DE LOS DATOS PARA LA CORRELACION DE STANDING, M.B.

Presion de burbujeo, Ipca 130 - 7000
Temperatura, °F 100 - 258
Factor volumétrico del petréleo, 1.024 - 2.15
BY/BN

Razon de gas disuelto-petréleo, 20 - 1425
PCN/BN

Gravedad del petréleo, °API 16.5-63.8
Gravedad especifica del gas, (aire=1) 0.59-0.95
Presion del separador, Ipca

Primera etapa 265 - 465
Segunda etapa 14.7
Temperatura del separador, °F 100

2. Correlacién de Vazquez, M.E. y Beggs, H.D?

B,, =1.0+C,R,, +C, (T-60)[7AP' J+C3Rsb(T—60){7A—P'J (5.8)
7/90 ygc

Donde;

B,, :Factor volumétrico del petrdleo a P,, BY/BN
R, :Razon gas disuelto-petroleo a P> P,, PCN/BN
T : Temperatura del yacimiento, °F

Yg : Gravedad especifica del gas, (aire =1)

Yo : Gravedad del petroleo, (agua=1)




Las siguientes tablas presentan el rango de los datos utilizados en su

desarrollo y los valores de las Ci, C, y C3 de acuerdo a la gravedad API del

crudo.

RANGO DE LOS DATOS PARA LA CORRELACION DE VAZQUEZ M.E. Y

BEGGS, H.D.
Ap =30 Ap < 30
Numero de puntos de datos 1141 4863
Presion de burbujeo, Ipca 15 - 4572 15 - 6055
Temperatura, °F 162 180
Factor volumétrico del petroleo, 1.042 — 1.545 1.028 — 2.226
BY/BN
Razén de gas disuelto-petréleo, 0-831 0-2199
PCN/BN
Gravedad del petréleo, °API 5.3-30 30.6 -59.5
Gravedad especifica del gas, (aire=1) 0.511-1.351 0.53-1.259
VALORES DE LAS CONSTANTES C4, Coy C3
APl -RANGO C: C, Cs
Ap <30 4.667x10™ 1.751x10° | -1.8106x10°
Ap> 30 4.670x10™ 1.100x10° | 1.3370x10°




3. Correlacion de Glaso, 0.2

B —1 O+10[—6.5851}2.9132909F—O.2768f{logF)Z] (5 9)
ob T - .

0.526
F= Rsb(y—gj 109687  (5.10)
2

Donde;

B,, : Factor volumétrico del petréleo a Py, BY/BN

R, :Razon gas disuelto-petrdleo a P= P,, PCN/BN

T : Temperatura del yacimiento, °F
Yg : Gravedad especifica del gas, (aire =1)
Yo : Gravedad del petréleo, (agua=1)

RANGO DE LOS DATOS PARA LA CORRELACION DE GLASO, O.

Presion de burbujeo, Ipca 165 — 7142
Temperatura, °F 80 - 280
Factor volumétrico del petréleo, 1.025 - 2.588
BY/BN

Razon de gas disuelto-petréleo, 90 — 2637
PCN/BN

Gravedad del petréleo, °API 22.3-48.1
Gravedad especifica del gas, (aire=1) 0.65-1.276
Presién del separador, Ipca

Primera etapa 415
Segunda etapa 15
Temperatura del separador, °F 125




C) FACTOR VOLUMETRICO TOTAL DEL PETROLEO, B;

El factor volumétrico total se puede determinar mediante la siguiente

ecuacion:

B, =B, +(R; —R,)B, (5.11)
Donde;
B, : Factor volumétrico total del petréleo, BY/BN

B, :Factor volumétrico del petréleo, BY/BN
B, : Factor volumétrico delgasa Py T, BY/PCN
R, :Razobn gas disuelto-petréleo a P;, PCN/BN

R, : Razon gas disuelto-petréleo a P, PCN/BN

1. Correlacion de Glaso, 0.2

B _10(8.0135x10’2+4.7257x10’1IogF+l.7351x10’1(IogF)2) (5 11)
. = .

T 05 11089 2.9x10-00002Fs
F=Rs;a'P Yo (5.12)
g
Donde;

B, : Factor volumétrico total del petréleo, BY/BN

R, : Razon gas disuelto-petréleo a P, PCN/BN

P . presion de interés, Ipca

T : Temperatura del yacimiento, °F



Yg : Gravedad especifica del gas, (aire =1)

Ap,  : Gravedad del petréleo, °API

RANGO DE LOS DATOS PARA LA CORRELACION DE GLASO, O.

Presion, Ipca 20 - 3573
Presion de burbujeo, Ipca 20 — 3573
Temperatura, °F 74 - 240
Factor volumétrico del petréleo, 1.032 - 1.997
BY/BN

Factor volumétrico total, BY/BN 1.032 - 6.982
Razén de gas disuelto-petréleo, 26 — 1602
PCN/BN

Gravedad del petréleo, °API 19.4-44.6
Gravedad especifica del gas, (aire=1) 0.752 - 1.367
N2 en gases de superficie, % molar 0.0-3.89
CO; en gases de superficie, % molar 0.0-16.38
H.S en gases de superficie, % molar 0.0-16.13

D) VISCOSIDAD DEL PETROLEO, p,

Las siguientes correlaciones permiten determinar la viscosidad de crudos sin
gas en solucién (muertos), Hog €N Cp., a presién atmosférica y temperatura

del yacimiento.



1. Correlacion de Beal. C.°

Esta correlacion se presenta en la siguiente formula, donde la viscosidad del
petréleo libre de gas (muerto) est4 en funcion de la gravedad API del petroleo

y a varias temperaturas.

1.8x10’ 360

API

a = anti Iog{0.43 + @} (5.16)

API

Donde;
U,, : Viscosidad del petroleo libre de gasa 1l atm. Y T, cp

T : Temperatura del yacimiento, °F

Ap  : Gravedad del petréleo, °API

RANGO DE LOS DATOS PARA LA CORRELACIONES DE BEAL, C. Y DE
GLASO, O.

Beal, C. Glaso, O.
Temperatura, °F 98 — 250 50 - 300
Gravedad del petréleo, °API 10-525 20.1-48.1
Viscosidad, cp 0.865 - 15.5 0.616 - 39.1




2. Correlacién de Beggs, H.D. Y Robinson, J.R.°

Hog =107 =1 (5.25)

Donde;

X : yT-1.163

y : 107

y4 : 3.0324-0.02023yap

U,y : Viscosidad del petroleo libre de gasa 1l atm. Y T, cp

T : Temperatura del yacimiento, °F

Ap,  : Gravedad del petréleo, °API

RANGO DE LOS DATOS PARA LA CORRELACION DE BEGGS, H.D. Y
ROBINSON, J.R

Presion, Ipca 15 - 5265
Razon de gas disuelto-petréleo, 20 - 2070
PCN/BN

Gravedad del petréleo, °API 16 - 58
Temperatura, °F 70 - 295

3. Correlacion de Glaso, 0.2

1, = 3 141x10°T _3'444(| 00 ¥ ao )(10.313logT—36.447) (5.17)

Donde;




U,y - Viscosidad del petroleo libre de gasa 1l atm. Y T, cp

T : Temperatura del yacimiento, °F

Ap,  : Gravedad del petroleo, °API
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