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INTRODUCCION

En el proceso de explotacion de los yacimientos de gas requiere reconocer las
diversas probleméticas que pueden presentarse a lo largo de su vida
productiva, tales como la entrada de agua, la formacion de condensados o la
compactacion a altas presiones. En este trabajo se busca presentar una guia
practica de aspectos a considerar para la explotacion de yacimientos de gas en
las ramas de yacimientos, perforacién y produccion, haciendo énfasis en

sistemas maduros de doble porosidad que presentan entrada de agua.

El primer capitulo muestra una revision del estado actual de oferta y demanda
del gas en el pais para sefalar la relevancia de este recurso.

El segundo capitulo identifica las principales propiedades del gas natural para
esta tesis, incluyendo algunas correlaciones Utiles para su caracterizacion en

condiciones operativas.

El tercer capitulo presenta las nociones basicas de geologia, requeridas para
comprender el origen de estos yacimientos, asi como las caracteristicas

poroelasticas que poseen algunos de ellos.

El cuarto capitulo presenta una recopilacion de técnicas de perforacion y
terminacion de pozos, asi como algunas consideraciones, en sistemas de gas

de la cuenca de Burgos.
El quinto capitulo indica una breve clasificacion de los yacimientos de gas.

El sexto capitulo se centra en presentar una revision de conceptos basicos de

productividad de pozos y transporte de gas en tuberias.

El dltimo capitulo centra su discusion en los yacimientos maduros de gas v el
efecto que tiene la entrada de agua en los mismos, principalmente aquellos que

presentan doble porosidad por efecto de una red de fracturas.



CAPITULO 1.- OFERTA Y DEMANDA DE GAS NATURAL A
NIVEL NACIONAL

En 2015, la demanda de combustibles fosiles a nivel nacional alcanz6é un
volumen de 17,115.0 mmpcdgne (millones de pies cubicos diarios de gas
natural equivalente), lo que representd un incremento de 1.7% respecto a 2014.
Del total de esta demanda, el gas natural tuvo una participacion de 43.8% con
un volumen de 7,504.1 mmpcd, le sigue la gasolina con una participacion de
22.3%, diésel con 12.7%, carbon con 7.3%, gas L.P. con 6.3%, combustoleo

4.9% y finalmente coque de petréleo con 2.6% de participacion. (Grafica 1)

Coque de petréleo
439.8

Carboén I-
1,257.6
Gas L.P
1,082.9

Combustdleo
836.9

Gas Natural
7,504.1

Grafica 1. Demanda Nacional de Combustibles, 2015 (millones de pies clubicos de gas natural
equivalente). (Fuente SENER con datos del IMP)

Aqui se puede observar que el principal combustible utilizado en el pais es el

gas natural.

En México se espera que, en 2030, la demanda de gas natural se incremente
20.3% respecto a 2015, alcanzando un volumen de 9,030.4 mmpcd. En el

periodo de 2015-2030 la demanda de gas presentard una tmca de 1.2%. Este



incremento se explica por la construccion y entrada de nuevos gasoductos, que
permitiran llevar gas natural a zonas donde antes no se tenia acceso, y por el
aumento de gas natural en la demanda del sector eléctrico e industrial. Gréfica
2.
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Gréfica 2. Demanda nacional de gas natural 2015-20130 (mmpcd). Fuente: SENER con

informacion de IMP.

En 2015, la produccién de gas natural alcanzé un volumen de 6,401.0 mmpcd,
lo que presentd una disminucién de 2.0% respecto a 2014, esta produccion
incluye un volumen de nitrégeno de 896.7 mmpcd Por clasificacion, la
produccioén de gas asociado, que incluye aguas someras y produccion terrestre,
alcanzé un volumen de 4,825.7 mmpcd, lo que representd un ligero aumento
de 0.1% respecto a 2014; y una participacion de 75.4%. La produccién de
aguas someras se ubico en 3,283.0 mmpcd, un incremento de 6.3% respecto a
2014, y una participacion de 51.3% del total de la produccion; de este volumen
776.9 mmpcd fueron de nitrégeno. Por otro lado, en el caso de la produccion
terrestre, se tuvo una disminucién de 10.9% respecto a 2014, pasando de
1,732.0 mmpcd a 1,542.7 mmpcd; este volumen representd una participacion
de 24.1% del total de la produccion, y un contenido de nitrogeno de 119.7

mmpcd. Finalmente la produccion de gas no asociado alcanz6 un volumen de



1,573.3 mmpcd, es decir, una disminucion de 8.0% respecto a 2014, y una

participacion de 24.6% respecto al afio anterior. (Grafica 3)
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Gréfica 3. Produccion de gas natural asociado y no asociado, 2005-2015, (millones de pies
cubicos diarios) Fuente: CNH

Si se hace un balance se puede observar que la oferta de gas natural, que es
de 6,401.0 mmpcd, no alcanza a cubrir la demanda de 7,504.1 mmpcd. Y para

cubrir el déficit de 1,103.1 mmpcd se recurre a la importacion de gas natural.

Se estima que la produccion de gas natural para el escenario minimo,
alcanzara un volumen de 2,691.8 millones de pies cubicos diarios (mmpcd) en
el afio 2030, es decir, una disminucion de 51.1% respecto a 2015. En este
escenario se observa que los primeros afios la produccion presentan una
caida, estabilizandose a partir de 2024. En el escenario maximo, la produccion
tendra una diminucién en los proximos afos y, a partir de 2022, la produccion
comenzara a crecer debido a la produccion por parte de las empresas
ganadoras de las licitaciones, y se estima que la produccién de gas alcanzara
un volumen de 4,628.2 mmpcd en 2030, lo que representara una disminucion
de 15.9% respecto a 2015. Grafica 4.
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Gréfica 4. Produccion de Gas Natural, escenarios maximo y minimo. (mmpcd). Fuente: SENER
con datos de la CNH.

IMPORTANCIA DE LA PRODUCCION DE GAS EN MEXICO

El gas es un eje fundamental del desarrollo nacional, por lo que se espera que,
con ayuda de diversos motores de inversion, la produccién total de gas natural
sea de 10,540.0 MMpc/D en 2028, de los cuales 6,261.2 MMpc/D los producira
la Empresa Productiva Subsidiaria (EPS) de Explotacion y Produccion (PEP),
incluyendo proyectos en los que se asocie, y 4,278.8 MMpc/D seran producidas
empresas privadas. Esta estimacion incluye la produccién prevista de las

licitaciones futuras (rondas).

Para el 2028, la regiéon Norte sera la mayor productora con un volumen de
2,810.3 MMpc/D, seguida de la regiébn Marina Suroeste con 2,252.3 MMpc/D, la
region Sur con 967.1 MMpc/D vy finalmente la regibn Marina Noreste con 231.6
MMpc/D.

Por esta razbén, en este trabajo se presenta una guia practica para la

explotacion de campos de gas.
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CAPITULO 2.- PROPIEDADES DEL GAS NATURAL

Se denomina gas natural a la mezcla formada por los elementos mas volatiles
de la serie parafinica de hidrocarburos, principalmente CH, (metano), menores
cantidades de C,Hg(etano), C3Hg (propano) y C,H;, (butano) y, mucho menores
de otros compuestos mas pesados. Ademas, pueden encontrarse gases no-

hidrocarburos, como: C0,, H,S, N,, He, H,0, entre otros.

FRACCION MOLAR

Los constituyentes principales del gas natural son parafinas volatiles,
principalmente metano. Adicionalmente, el gas natural puede tener cantidades
considerables de gases no-hidrocarburos, notablemente: hidrogeno, diéxido de
carbono y acido sulfhidrico; menores cantidades de gases nobles como: Helio,
argén y nedn. Como el agua en su fase liquida siempre esta presente en los
sistemas de hidrocarburos, el gas natural también se encuentra saturado con

vapor de agua.

La composicion de las mezclas de hidrocarburos usualmente se expresa en
términos de las fracciones mole y fracciones peso de sus constituyentes. La
fraccion mol de un componente puede expresarse como:

Yi= 7:1711" ........................................................................................ (2)
donde y; y n; son la fraccion mole y el numero de moldes del i-ésimo
componente, respectivamente, y N el nimero de componentes totales del

sistema.

De acuerdo con los componentes de una mezcla, el gas puede clasificarse
como dulce cuando posee cantidades despreciables de acido sulfhidrico, y gas
amargo en caso contrario. Los gases amargos son altamente corrosivos y muy

peligrosos, por lo que es necesario tratarlos para remover el acido sulfhidrico.



La cantidad de componentes condensables también afecta el comportamiento

del gas natural, asi como su valor comercial.

CLASIFICACION DEL GAS NATURAL POR SU COMPORTAMIENTO
P-T

La Grafica 5 ilustra el comportamiento de fases de los mismos en un diagrama
genérico. Puede observarse que el gas natural presenta propiedades y
trayectorias de explotacion dependientes de su composicion, razén por la que
se le clasifica como: gas seco, si no presenta condensados en el yacimiento;
gas humedo, si presenta condensados durante la produccion y gas y

condensados, si presenta condensados en el yacimiento.
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Gréfica 5. Diagrama p-T de los fluidos petroleros (Craft y Hawkins, 1959).

Una ecuacion de estado (EDE) es un modelo que relaciona la presion,
temperatura y volumen de un sistema. El modelo mas simple para predecir el

comportamiento volumétrico de los gases acertadamente es el del factor Z:

DV = ZNRT, oo (2)
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donde p es la presion, V el volumen, n el nimero de moles de gas, R es la
constante universal de los gases y T la temperatura en escala absoluta. Donde
el factor de desviaciéon se define como:

_ Vreal@)cp,T (3)
Videal@cp'T) ------------------------------------------------------------------------------------
donde V,..; €s el volumen real que ocupa un gas a una presion p y temperatura

T, ¥ Visea: €S €l volumen que ocuparia dicha fase a esas condiciones si tuviese
un comportamiento ideal.

El comportamiento isotérmico del factor Z respecto a la presion se muestra en
la Grafica 6. A bajas presiones el factor Z converge a la unidad, y conforme la
presidn aumenta se observan dos comportamientos: El primero se debe a la
alta compresibilidad de los gases reales, que ocasiona la disminucion del factor

Z hasta llegar a un minimo; la segunda parte es dominada por el volumen
molecular.

Gas ideal
x

[

Presion

Gréfica 6. Comportamiento isotérmico del factor Z con p (Gallardo, 2014).

Para generalizar el comportamiento de los gases se hace uso del principio de
los estados correspondientes, que propone gue todos los gases exhiben el
mismo comportamiento cuando se les estudia en términos de sus propiedades
reducidas, mismas que se definen al normalizar una variable con su valor en el

punto critico, por ejemplo:
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pR:p_,TR:_,VR:_, .................................................................... (4)

donde los subindices R y C indican el estado reducido y critico de la propiedad.

El principio de los estados correspondientes (PEC) puede extenderse para su
uso en mezclas de gases mediante el uso de pseudo-valores criticos. Estos se
obtienen ponderando el valor de la propiedad 6 de cada componente con su

concentracion (molar o peso) en la mezcla como:

donde el subindice pc refiere a la condicién pseudo-critica.

El uso de pseudo-propiedades es ampliamente aceptado en el desarrollo de
correlaciones para estimar el comportamiento del gas en forma practica, siendo
la aplicacion mas generalizada en la industria petrolera: el diagrama de
Standing y Katz, Grafica 7. Este se desarrolld6 con mediciones a presiones

mayores a 8200 psia y 250°F en sistemas de metano y otros gases naturales.

PROPIEDADES VOLUMETRICAS DEL GAS NATURAL

En esta seccidn se definen las propiedades de interés del gas en términos de la

EDE del factor de desviacion Z.
Factor de volumen

El factor de volumen del gas (B,) se define como la relacion de volimenes de

una masa de gas, cuando se encuentra a condiciones del yacimiento y cuando

esta a condiciones estandar (14.7 psia'y 60 °F); y en términos del factor Z es:

_ PcE A

B
Tce p

8
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Gréfica 7. Correlacién gréfica del factor Z de Standing-Katz.

El comportamiento isotérmico del factor de volumen a diversas presiones se

muestra en la Gréfica 8.
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Densidad

La densidad del gas puede ser calculada con la EDE del factor Z como:

M,p
o e e e e e eee———eaaeeeeaatetaaa—etaaanaeaaarneeeaataeeeaannneaans 7
Pe = ZRT’ (7)

cuyo comportamiento isotérmico se muestra en la Gréafica 9.

La densidad relativa de un gas (y,) suele ser un parametro mas utilizado

durante la practica. Esta se define como el cociente entre las densidades del
gas y del aire (My;,. = 28.97 Ib/lb — mole) a condiciones estandar como:

P M M
v, = g _ 8

paire

_ g
ML STB7 ¢ e (8)

La Ec. 7 puede combinarse con la Ec. 8, resultado en:

Yegb
= 28.07 S, 9
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Gréafica 9. Comportamiento isotérmico de p_g con p (Gallardo, 2014).

6000

La densidad relativa de un gas puede ser utilizada para estimar el valor de las

propiedades pseudo-criticas de la mezcla (cuando la composicion no se

conoce) mediante la correlacion de Sutton, Gréfica 10.
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Gréfica 10. Correlacion de Sutton para las propiedades pseudo-criticas.

Factor de compresibilidad isotérmico

Una forma conveniente de describir el comportamiento volumétrico del gas es

mediante su factor de compresibilidad isotérmico (c,), como:

1 3V,
Cg__V_g % T, ............................................................................. (20)

El comportamiento de ¢, respecto a la presion se muestra en la Grafica 11.
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Gréfica 11. Comportamiento isotérmico de c¢_g con p (Gallardo, 2014).

Para estimar directamente esta propiedad, Mattar, Brar y Aziz (MBA)

propusieron las correlaciones graficas incluidas en la Grafica 12 y Gréfica 13.

Viscosidad del gas natural

La viscosidad de un fluido es una medida de la resistencia al flujo causada por
la friccion molecular. A diferencia de los liquidos, cuyas moléculas se
encuentran préximas entre si, a bajas presiones la viscosidad del gas (u,)
aumenta con la temperatura, mientras que, a altas presiones, donde las
moléculas del gas se encuentran mas proximas entre si, un incremento térmico

implica una disminucién de viscosidad, Grafica 14.
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Gréfica 12. Correlacion de cgr para 32Tr21.05 y 15<pr20.2 (Mattar et al., 1975).

Rara vez se mide u, en los laboratorios, por falta de equipo, y el valor

reportado normalmente se obtiene con la correlacién de Lee-Gonzélez como:

_ Py \"
— 4
g =K x 10~* exp [x (62.428) ] e (11)

donde:

(9.4 4 0.5794y,)(T + 460)*5

...................................................... 12

209 + 550.4y, + (T + 460) ’ (12)

Y = 2447 — 0.2224X, oo (13)
986.4

X = 3448 4+ ————— 4 0.2897Y;,  rrerrrerrreirrennenn e 14

3448 + ——— =+ 02897y, (14)
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donde u, estaencp y T en °F. La desviacion de esta correlacion es del 2 al 4%

paray, < 1.0, y los errores observados para sistemas de gas y condensado

con y, > 1.5 sobrepasan el 20%.
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Grafica 14. Comportamiento isotérmico de p, con p (Gallardo, 2014).
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CAPITULO 3.- FUNDAMENTOS DE LA GEOLOGIA
APLICADOS A YACIMIENTOS DE GAS

Como se indic6 anteriormente, los yacimientos de gas se definen por la
ubicacion de la presion y temperatura inicial en un diagrama de fasesp — T, y
se subdividen como sistemas de: gas seco, gas humedo y de condensacion
retrograda. En este capitulo se discute brevemente el origen de los sistemas de
gas y algunas nociones de la geomecanica Utiles para este trabajo. Ademas, se
presentan algunas condiciones tipicas asociadas a las presiones iniciales de

estos yacimientos.

REVISION DE LAS PROPIEDADES PETROFISICAS DE LA ROCA
DEL YACIMIENTO

El gas puede formarse en diferentes etapas: (Figura 1)

1. Durante la Diagénesis (referida a la etapa depositacién y sepultamiento
de la materia organica), pueden encontrarse depdsitos someros de
metano biogénico. Ocurre a bajas temperaturas (menores a 50°C).

2. Durante la Catagénesis (referida a la etapa de sepultamiento y
transformacién de la materia organica, y también conocida como la
‘ventana generadora”) se puede encontrar gas seco o humedo,
dependiendo de la naturaleza del material que le origina (dependiendo
de la misma, pueden encontrarse diferentes tipos de kerégeno: tipo | — si
tiene un alto contenido algaceo marino, y forma principalmente liquidos
hidrocarburos; tipo Il — si tiene un contenido algaceo y de material
terrigeno intermedio, llegando a formar gases humedo y con un
contenido de alto a medio de componentes pesados; tipo Ill — si se
constituye principalmente de material terrigeno, pudiendo formar gas con
contenido de medio a bajo de componentes pesados; y tipo IV — si se
constituye de materia organica altamente oxidada y forma carbén y gas),
y de la temperatura (entre 60 y 175°C se forman liquidos, y gas de 175 a
225°C).
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3. Durante la Metagénesis (referida a la etapa de alteracion de la materia
organica, posterior a la generacion de hidrocarburos), se forma
principalmente gas metagénico (gas seco) y carbon. Ocurre a

temperaturas entre 225y 250°C.

La razéon principal para estos cambios es que, conforme aumenta la
profundidad, también lo hace la presién y temperatura, y ademas se reduce el

contenido de componentes pesados condensables en la mezcla.

o
g Metano biogéni
= etano biogénico
HEIRE: ’
= | = 5
=B
1=
= o @
HINEL
=
=
o
@
b=
M EAE:
= =
13
E g E Petrdleo
S| | S| =
= :
_E =5}
o =
= Gas himedo
:
E g
= | =
=
2|5
@2 |2 Gas seco
g 5
o =
=
¥

Hidrocarburos generados —

Figura 1. Transformacion térmica del kerégeno (https://www.slb.com
/~/media/Files/resources/oilfield_review/spanish11/sum11/03_basic_petro.pdf).
En términos del sistema petrolero, un yacimiento de gas ademas se refiere a
una porcion de trampa permeable y porosa, con continuidad hidraulica en su
interior y donde se aloja una cantidad de hidrocarburos que puede ser

explotado en forma rentable.
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El sistema petrolero se constituye de los siguientes elementos:

1.

Roca Madre o Generadora. Es aquel medio que contiene la materia
organica y dénde ocurren los principales cambios por los que se forman
los fluidos del yacimiento.

Roca Almacenadora. Medio poroso y permeable intercomunicado, donde
se alojan los hidrocarburos una vez que son expulsados de la roca
madre.

Roca Sello. Medio préacticamente impermeable que evita que los
hidrocarburos continlen su ascenso hacia la superficie una vez que
estos salen de la roca madre.

Trampa. Arreglo geoldgico que permite la acumulacion de hidrocarburos
en una roca almacenadora. Pueden ser estructurales si se deben a
eventos que involucran el relieve geoldgico de la seccion analizada,
estratigrafica si se deben a cambios de facies, o mixtas si combinan a
ambos elementes.

Migracion. Proceso por el que los hidrocarburos se transportan a traves
de los medios porosos. Al proceso de transporte de la roca madre a la
almacenadora se le denomina migracion primaria, mientras que el
movimiento al interior de la roca almacén se le conoce como migracion
secundaria.

Sincronia. Refiere a la correspondencia en tiempo geoldgico de los

elementos descritos.

Las propiedades petrofisicas de interés en estos sistemas se presentan a

continuacion. Se aclara que las mismas se encuentran relacionadas a las

condiciones de formacion del yacimiento.

Un medio poroso (MP) es un sistema en cuyo volumen lo conforman dos

elementos: (1) granos sélidos de rocas dispuestos en arreglos que, la mayoria

de las veces, resultan complejos y poco uniformes; y (2) un espacio poroso que

permite el almacenamiento y flujo de los fluidos.
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Porosidad

La porosidad (¢) es una medida de la capacidad de almacenamiento de fluidos

disponible en el MP:

volumen poroso Vo

Py = = e (15)

~ volumen total deroca V'
Si bien la naturaleza de la porosidad es variable, esta puede generalizarse

como:

1. Porosidad primaria, cuando se preserva la capacidad de

almacenamiento asociada a la depositacion, durante la litificacion.

2. Porosidad secundaria, cuando se altera la porosidad de la roca
después de la litificacion mediante un proceso geoldgico, ya sea por

dolomitizacion, disolucién y fracturamiento.
Saturacion

La saturacion de un fluido (Sy) es una medida del volumen de fluidos (aceite, o;

gas, g; 0 agua, w) alojados en el MP:

_ volumen del fluido alojado _ V

Sq = e
! volumen poroso V (16)

Las saturaciones, como el caso de la porosidad, pueden expresarse como
fraccion o porcentaje. En un yacimiento petrolero puede haber presencia de
agua, gas y/o aceite de manera natural, y la suma de la saturaciéon de cada uno

de estos fluidos sera igual a la unidad (S, + S, + S; = 1).
Compresibilidad isotérmica de larocay de la formacion

La compresibilidad isotérmica de la formacion (¢f) indica la variacion del

volumen poroso de una roca al estar expuesto a un cambio en la presion de

poro del sistema:

_1(%
Cf - ]/p ap . J R R EEEEEEEEEEEEEEEEEEEEEEEEEEEEEEEEEEEEEEEEEEEEEEEEEE R (17)
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mientras que la compresibilidad de la roca indica la posibilidad de los granos

que conforman al MP para modificar su volumen al cambiar la presion de poro:

Permeabilidad

Otro parametro de interés, no relacionado con la capacidad de almacenar
fluidos, sino con la de permitir su paso en el MP es la permeabilidad (k). En

presencia de un solo fluido que no altera las propiedades del sistema, esta se

define como:
A; dp
o R m e, 19

donde A es el area transversal a la direccion de flujo, u la viscosidad del fluido,
e i la direccién respecto a la que se estima el valor. El signo negativo de la Ec.
19 indica que el movimiento de los fluidos ocurre en direccion contraria al
gradiente. Como en el caso de los esfuerzos, la permeabilidad puede ser
representada por un tensor (k), que puede reducirse para estudiar tres

permeabilidades principales: una vertical y dos horizontales, Figura 2.

k.n‘ Xy A X
k_'l-.r W !‘ y
k, k, k

Figura 2. Esquema de la permeabilidad de un medio poroso
(Modificado de Hubert, 1956).

La porosidad y la permeabilidad pueden ser correlacionadas en un yacimiento

como se muestra en la Gréfica 15. Se tiene que, de acuerdo a los valores
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observados a diversas escalas, el flujo en una formacion es dominado por

efectos diferentes (Aguilera, 2001).
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Grafica 15. Correlacién entre la porosidad, permeabilidad y el tamafio de garganta de poro

T = 2.665 x (k/100)°*> (Modificado de Aguilera, 2001).
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Es importante remarcar que la porosidad por si sola no ofrece informacion del
tamafio y distribucién de los poros dentro del MP, ya que su valor corresponde
a un promedio de un elemento estudiado (como se presenta mas adelante), y

debe tenerse el respaldo de estudios geoldgicos y petrofisicos detallados.

Variacion de las propiedades de laroca con la escala

El valor de las propiedades de los yacimientos depende de la escala de
medicion. Para este trabajo se distingue entre los fendmenos que ocurren a
nivel de poro como una escala microscopica y aquellos que ocurren de manera
continua en el yacimiento a nivel macroscépico, Figura 3. La diferencia entre
los valores obtenidos en cada escala se debe a la cantidad de informacion

contenida en el tamafio elegido para la muestra.

Macroscopico

A Microscopico
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Tamarfio de |la muestra

Figura 3. Variacion del valor promedio de las propiedades de la roca con la escala y tamafio de la muestra
(Modificado de Hubert, 1956).

De acuerdo al comportamiento macroscépico de los yacimientos pueden
tenerse dos tipos de medios porosos:

Medios homogéneos: cuando al incrementar el tamafio de la muestra

el valor promedio de las propiedades permanece constante.

Medios heterogéneos: Cuando el valor promedio de las propiedades

aumenta o disminuye al incrementar el tamafio de la muestra.

Adicionalmente, algunas de las propiedades del MP pueden exhibir

dependencia direccional, confiriendo un caracter anisétropo al sistema. No
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obstante, debe sefialarse que Unicamente las variables que no poseen una
definicion volumétrica, como la permeabilidad, pueden exhibir dependencia

direccional, ya que poseen al menos una direccién en la cual cambiar.

Ademas, de los cambios comentados, debido a la profundidad a la que pueden
encontrarse, asi como la composicién del medio poroso, algunos sistemas de
gas pueden poseer comportamientos dependientes de la presion en sus
propiedades petrofisicas. Para comprenderlos en forma adecuada deben

definirse algunas nociones de geomecéanica que se presentan en seguida.

PRINCIPIOS DE GEOMECANICA

Existen diversas fuerzas que actian directamente sobre la superficie terrestre,
y que varian en magnitud y sentido dependiendo del lugar en donde son
medidas. Estas pueden representarse mediante una serie de esfuerzos (S;;),

como en la Figura 4, que se definen como una fuerza por unidad de éarea.
Aquellos que actuan de forma perpendicular a la superficie donde son
aplicados se denominan esfuerzos normales, mientras que los que lo hacen en
forma paralela se conocen como esfuerzos cortantes. Asimismo, por
convencion se define a los esfuerzos compresivos con magnitud positiva, y a

los tensionantes como negativos (Day, 2012).

Por su naturaleza, el conjunto de esfuerzos (S) aplicados sobre un elemento
puede representarse mediante un tensor, compuesto de nueve elementos, tres
normales sobre la diagonal principal, y seis cortantes en los elementos
restantes. En realidad como el tensor de esfuerzos es simetrico (S;; = Sj;), el
namero de esfuerzos independientes corresponde a seis (tres normales y tres
cortantes). De la Figura 4 puede observarse que es posible realizar reorientar
el sistema y obtener una configuracion en la que el valor de todos los esfuerzos
cortantes sea cero. A los valores resultantes de la rotacién se les denomina
esfuerzos principales, y poseen magnitudes que corresponden a Sy, S, y Ss3,
gue corresponden al esfuerzo principal mayor, principal intermedio y principal

menor, respectivamente (Anderson, 1951). La magnitud y direccion de estos
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esfuerzos son importantes pues gobiernan la formacion y propagacion de las

fracturas en un sistema.

Tensor Transformation

Stresses in 3D 3
(axes rotation)

Principal Stress Tensor

Xo

/ s'=ATS A

8'=(new) X S = (old)
X2

Cos™! N

X'

X X2
Sy Si2 Si5 411 812 a3 S 0 o0
S=|SS» S A= | ax axn azs S'=|0 S o0
S31 S32 Sz a3y dzp a3 0 0 S
Arbitrary orientation for which 4 ; . Orientation for which all shear
: Direction cosines 3
shear tractions may be nonzero tractions are zero

Figura 4. Esquematizacion de los diferentes esfuerzos que actdan sobre la superficie terrestre, y su

representacion mediante los esfuerzos principales.

Sobrecarga, presiéon de poro y esfuerzo efectivo

Una consecuencia directa de la rotacion realizada para simplificar el diagrama
de la Figura 4 es que el peso de los cuerpos superiores actia en direccion a
uno de los esfuerzos principales. En la geologia, al peso que ejercen los
estratos y fluidos suprayacentes a una formacion en direccion vertical se les
denomina esfuerzo o presion de sobrecarga (S,;), mientras que a la fuerza que
ejerce Unicamente un fluido debido a una columna hidrostatica se le denomina

presion de poro (p).

En general se tiene que la sobrecarga corresponde al esfuerzo vertical (S,), y

gue los dos esfuerzos horizontales se refieren a uno maximo (Sy) y otro minimo
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(S,). Dado que la presion de poro tiene el mismo valor en un nivel dado, en una
formacion puede ayudar a soportar los esfuerzos ejercidos (Terzaghi, 1924), de
esta manera, el esfuerzo efectivo que soporta una formacién puede definirse

como:

O = S D ) et e (20)
donde «a es el coeficiente de Biot, que indica el grado de compresibilidad de la
formacién respecto a sus granos. Normalmente los granos son casi

incompresibles y a tiene un valor unitario (Patzek, 2005).

Relaciones de deformacion y modulos de un material

Dado que las caracteristicas de las rocas y los fluidos definen como acttan y
se distribuyen los esfuerzos en una formacién, es necesario determinar sus
propiedades para comprender el efecto de los diferentes esfuerzos en un
sistema. Para un material como el representado en la Figura 5, donde se aplica
un solo esfuerzo efectivo vertical (o,), un parametro que resulta de interés
caracterizar es el médulo de Young (E), que se define como el inverso de la

deformacion longitudinal vertical por unidad de esfuerzo vertical:

_ _Ov
T AL/L’

—W i

>le
AW

Figura 5. Esquema de las deformaciones de un material debido a un esfuerzo vertical.
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Este mismo esfuerzo resultara en una deformacion lateral, AW. Esta puede ser
estudiada en términos de la relacion de Poisson (v), que se define como la
razon de deformacion horizontal por unidad de deformacién vertical debida a un
esfuerzo vertical:

_Aw/w
T AL/L

e (22)

donde el signo negativo se debe a la deformacién que ocurrira sera contraria a
la vertical. Finalmente, otro parametro de interés es el médulo de la roca (K),
que se define como el inverso de la deformacion volumétrica unitaria de un

material por unidad de presion ejercida, Figura 6:

Pressure p Pressure p + Ap

Volume WV

Figura 6. Deformacién volumétrica de un material por el efecto de una presioén de sobrecarga.

En forma practica, el médulo de Young da una idea del tamafio de separacion
entre las fracturas, valores pequefos implican separaciones grandes; mientras
que la relacién de Poisson es un indicativo de la longitud que tendré la fractura
(Castarieda, 2014). Estos parametros pueden estimarse experimentalmente en
laboratorio, o de forma practica mediante informacion sismica y registros
(Zoback et. al., 1985).
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Regimenes de fracturamiento en la corteza terrestre

Las fracturas se forman y propagan en direccion perpendicular al minimo
esfuerzo, con lo que pueden establecerse tres estados de fracturamiento de
acuerdo a la distribucion que exista entre los esfuerzos principales (Anderson,
1951), Figura 7:

e Normal, cuando el esfuerzo vertical es mayor a los dos horizontales.
e Por desplazamiento, cuando el esfuerzo vertical es el intermedio.

e Inverso, cuando el esfuerzo vertical es el menor.

Sv

Normal <+—SH Sv>SH>Sh
Strike-Slip +—SH SH>Sv>Sh
+—SH SH>Sh>Sy

Reverse (Thrust)

Figura 7. Esquematizacion de la calsificacion de fallas de Anderson (Wikel, 2011).

Las magnitudes de los esfuerzos con la profundidad dictan el tipo de fallas en
una region. Los regimenes normales tienden a ocurrir a profundidades mayores
a los 2000 ft, mientras que los otros tienen lugar a profundidades mas someras
(Gidley, 1990). Debido a que no hay una forma directa de medirlo, el esfuerzo
horizontal maximo resulta el mas complicado de caracterizar (Sayers, 2010;
Barton et al, 2009).
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Una consecuencia directa de los diferentes eventos geologicos y tectonicos de
un sistema es la compartamentalizacion. Esto permite que existan yacimientos
sobrepresionados. Debido a que muchos yacimientos de gas presentan estas

caracteristicas, a continuaciéon se discuten estos fendmenos.

COMPARTIMENTALIZACION

La compartimentalizacion es la segmentacion geoldgica de yacimientos que
alguna vez fueron continuos en compartimentos aislados. Los yacimientos que
se compartimentalizan requieren métodos de interpretacion y produccion
diferentes de los de los yacimientos continuos. EI grado de

compartimentalizacion puede variar como consecuencia de la produccion.

Estos compartimentos son el segmento productivo de un campo de petrdleo o
gas en el que los fluidos no se encuentran comunicados con el resto del
campo. Los compartimentos productivos pueden aislarse en el momento de la
acumulacion como resultado de los procesos depositacionales o aislarse
después de la depositacion y el sepultamiento como resultado de la diagénesis

o0 de cambios estructurales, tales como la formaciéon de fallas.

A comienzos de la década de los setenta, Powley y Bradley reconocieron que
los campos petroleros a nivel mundial habian presentado un inesperado grado
de segregacion hidrolégica. Observaron regiones de un campo sedimentario
que estaban aisladas de sus alrededores por una envolvente de roca
relativamente delgada de baja permeabilidad que mantenia un gradiente
hidrostatico de presidbn constante. Ellos llamaron a estas regiones

“‘compartimentos de fluido”.

Un yacimiento compartimentalizado es aquel que esta subdividido en
segmentos que se comportan como unidades de flujo separadas durante la
produccion. La compartimentalizacion de un yacimiento es causada por
barreras al flujo de fluidos. Un yacimiento puede estar compartimentalizado
lateralmente por fallas que generan sellos o por variaciones laterales en la
calidad del yacimiento. La compartimentalizacion vertical ocurre donde las

zonas del yacimiento estan separadas por extensas zonas laterales de rocas
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de baja permeabilidad, tales como lutitas 0 zonas cementadas con carbonatos.
Las barreras al flujo pueden ser de diferentes tipos, desde las que pueden
inhibir el flujo de fluidos casi en su totalidad a otras que no permiten ningun tipo

de comunicacion.

El conocimiento de los compartimentos y de los fluidos que ellos contienen es
de vital importancia para ajustar y disefiar las instalaciones de superficie. El
namero de compartimentos también afecta el nimero de pozos necesario para
drenar el crudo del yacimiento; cuanto mas grande sea la complejidad de la
compartimentalizacion del campo, mayor es el nUmero de pozos y menor es su
atractivo economico. La prediccion de los limites de los compartimentos,
inicialmente, facilita la ejecucion segura de un programa de perforacion y evita
errores en la toma de decisiones de desarrollo. En el caso de campos maduros,
la identificacion de la compartimentalizacién permite elegir el mejor método de

recobro secundario que pueda implementarse en el campo.
Los compartimentos de presion tienen varios comportamientos notables.

e Sus presiones internas pueden ser significativamente mayores o
menores que alguna region topograficamente controlada por su
hidrologia o drenaje, ya que no se ha logrado explicar o relacionar con
otra presion similar del yacimiento o de otra region mas profunda.

e Sus estratos, generalmente no siguen una unidad estratigrafica sencilla.
Tienen una envolvente que sirve como Sello que puede retener la
presion del fluido por largos periodos de tiempo geoldgico. Estos sellos
tienen tope, fondo y todos los lados cubiertos, en las zonas horizontales
del sello, las alteraciones estan asociadas a los limites laterales de fallas
y a compartimentos que se encuentran altamente presurizados en su

interior y muchas veces naturalmente fracturados.

Los factores que favorecen la formacion de las capas del sello son: granos de
tamafio pequefio, depositacion rapida, presion de fluido relativamente baja y
alto gradiente geotérmico, asi como los conjuntos de esfuerzos, reacciones y
transporte. Dichos conjuntos de sellos pueden formarse espontaneamente en
sedimentos relativamente uniformes o pueden darse como la amplificacién de

los comportamientos sedimentarios ocurridos en la diagénesis.
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Cuando se hace un ajuste histérico de los datos de presion y producciéon con
los datos de modelado del yacimiento, frecuentemente, se hace evidente la
compartimentalizacidén. Pero para poder identificar una compartimentalizacion a
una etapa temprana de vida del campo se deben obtener datos semidinamicos
como las composiciones de los fluidos. Las variaciones composicionales del
fluido proveen informacion acerva de como los fluidos han sido capaces de

moverse a través del yacimiento en una escala de tiempo geoldgico.

CARACTERISTICAS GENERALES DE LOS COMPARTIMENTOS

Estan definidos por potenciales hidraulicos calculados a partir de medidas de
presion que pueden ser indicadas por diferencias en la composicion de las
salmueras y de los hidrocarburos, por diferencias mineralégicas, por
resistividades eléctricas, velocidad sonica y densidad de las arcillas y por los

requerimientos del peso del lodo y los cambios en la velocidad de perforacion.

Los compartimentos de presion estan caracterizados por un sello efectivo en
tres dimensiones, que impide que la presion alcance la presion hidrostatica

normal.

Una presion de goteo del sello, llamada tasa de sello, ocurre cuando la
diferencia de presion causada por una sedimentacion subsidente o una erosion
“‘uplift” y otras fuentes de presion son mas grandes que la presion de goteo del
sello. Cuando la presion interna del fluido en el compartimento excede la
presion de fractura del sello, éste se fractura y los fluidos escapan del
compartimento. La fractura y la restauracibn del sello pueden ocurrir

repetidamente.

Se deben tener en cuenta los multiples origenes de los sellos de presién para
explicar su estratigrafia y geometria. Algunos sellos de presion parecen estar
controlados estratigraficamente por el aumento de los procesos diagenéticos,
particularmente aquellos con una estratificacion cruzada, parecen ser

enteramente diagenéticos. Los sellos laterales que podrian ser verticales o
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inclinados, se generaron posiblemente por fallas y fracturas en las facies

laterales.

Las diferentes posibilidades de entrampamiento en un yacimiento
compartimentalizado muestran la importancia del estudio de este fenébmeno. Lo
ancho del sello o rampa de transicion es por lo general determinada por el
espaciamiento entre las medidas de presidon. Se ha visto que la
compartimentalizacion se encuentra solamente en los limites de baja
permeabilidad. En estos limites, el modelo de flujo dinamico tiende a

convertirse en un modelo estatico de no flujo.

El flujo es inferido indirectamente por las diferencias en la composicion quimica
de la salmuera o por las medidas de presion del fluido en la formacion. Las
medidas de presion corregidas con el potencial hidraulico, infieren flujo desde

un potencial mas alto a uno mas bajo.

La falta de conexiébn hidraulica o sello, da origen al concepto de
compartimentalizacién de un yacimiento, segun Bradley. El entendimiento del
movimiento del fluido en un yacimiento sedimentario es esencial para
comprender los proceso diagenéticos que cambian la porosidad y la
permeabilidad. La pérdida de la porosidad primaria y la creacion de la
porosidad secundaria por solucién afectan la permeabilidad que controla que

tan lucrativos pueden ser los yacimientos.

FACTORES QUE GENERAN SOBREPRESIONES

Los factores que causan el cambio de volumen se dan por todo el yacimiento y
durante todo el tiempo del movimiento epirogénico. El lugar y el tiempo para la

formacion de los sellos lo determina la presién y/o los regimenes de flujo.

La sobrepresurizacion puede ser causada por el efecto de boyanza de los
hidrocarburos sobre la salmuera. La presién de boyanza es una funcion de la
diferencia del gradiente de densidad de los fluidos y la altura de la columna de

hidrocarburos.
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En el punto a lo largo del sello donde la presion interna del fluido exceda la
presion de fractura del sello (Pf), éste se fracturara y los fluidos se escaparan
del compartimento, Gréafica 16. De esta forma tenemos que:

donde Py es la presion de fractura dentro del sello (en psi), oy es el minimo
esfuerzo horizontal efectivo afuera del sello (en psi), p es la presion de poro (en

psi), y Ts es el esfuerzo de tension del sello (en psi).

0

\ Presion Hidrostatica Normal
)\/‘ Presion de Fractura del Sello

< PROFUNDIDAD =——

/ w\ Sello Fracturado
Fracturas \\
Restauradas \ /
AN

=

—3» PRESION —

Gréfica 16. Relacion entre la presién y la profundidad

Las presiones anormalmente altas pueden originarse debido a un descenso en
el flujo dada la presencia de una barrera poco permeable a la que el flujo llega
a una tasa mas alta que la tasa de fluido que sale de la barrera. Hasta aqui, el
desarrollo de presiones anormalmente altas en la seccién estratigrafica puede
darse por la presencia de una unidad de roca de baja permeabilidad en el
camino del flujo. La sobrepresurizacion puede aumentar significativamente por
una variedad de procesos geoldgicos como la deshidratacion de minerales,
generacion de hidrocarburos y CO,, la expansion térmica del agua, y la rapida
subsidencia que genera la no compactaciéon (los sedimentos de baja

permeabilidad expulsan fluidos a una tasa mas rapida que la necesaria para la
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compactacion normal de los sedimentos). La sobrepresurizacion resultante por
la presencia de una barrera de poca permeabilidad, es un proceso altamente
dinamico y por lo general es un fenébmeno de corta vida geoldgica.

Existen dos hipoétesis distintas para explicar los compartimentos de presion en

sistemas de rocas sedimentarias:

1. Powley y Bradley usan la hidrodinamica para explicar las presiones
anormales, requiriendo de una fuente de fluido que le permita a éste
llegar a la barrera de baja permeabilidad a una tasa mas alta que la tasa
de transferencia en la barrera. La fuente de fluidos puede ser un acuifero
activo, o fluido expulsado de sedimentos compactados, o fluidos creados
por la generacién de hidrocarburos u otras reacciones quimicas, o
también puede ser agua liberada en la conversion de minerales en las
arcillas.

2. La otra hipotesis es propuesta por Hunt en su articulo “Generation and
Migration of Petroleum from Abnormally Pressure Fluid Compartments”
de 1990. Esta hipotesis es a una escala mas grande y consiste en un
modelo estatico de compartimentos de presién. En este modelo de
compartimentalizacién, el régimen hidrodinamico de relativa
superficialidad esta separado de uno mas profundo, aislando el régimen
mediante sellos impermeables que existen por largos periodos de tiempo

geoldgico, de muchos millones de afios.

Ambas hip6tesis no son mutuamente excluyentes. El desarrollo de ambos tipos
de rocas presurizadas anormalmente puede ocurrir en el mismo yacimiento. Sin
embargo, varian notablemente en términos de las caracteristicas dinamicas y
temporales de las rocas presurizadas. Un modelo es altamente dinamico, y
requiere de una fuente de fluido continuo durante la vida del compartimento de
presion, y también requiere la presencia de zonas relativamente impermeables.
El otro modelo es estatico, permitiendo la existencia por un largo tiempo pero
requiere de la presencia de sellos que retengan el fluido dentro del

compartimento.
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PRESIONES ANORMALES

Una presion anormal es cualquier presion de formacion mayor o menor que la
presion normal (referenciada al gradiente hidrostatico del agua). Las
formaciones con presiones anormales son depdsitos o yacimientos cerrados no

conectados a la superficie.

Los depdsitos de este tipo, generalmente se encuentran asociados a gruesas
formaciones de sedimentos. Se cree que el agua exprimida fuera de los
sedimentos debido al peso de las rocas se puede acumular en las zonas de
arenas mas permeables y si se atrapan creardn presiones excesivas. Es decir,
gue estas presiones se generan usualmente por la compresiéon de los fluidos de
la formacion (o las lutitas adyacentes) debido al peso de los estratos
suprayacentes. Si la formacion esta completamente sellada, los fluidos no
pueden escapar, soportando éstos, parte de la presion de sobrecarga.

Las presiones anormalmente bajas se observan frecuentemente en los
yacimientos agotados. Se trata de yacimientos cuya presion original ha sido
reducida como resultado de la produccion o de pérdidas. El fenbmeno de
agotamiento no es inusual en los yacimientos maduros en los que se han
producido volimenes significativos de petréleo y gas sin implementacion de
programas de inyeccibn de agua o mantenimiento de la presion. Por el
contrario, las presiones anormalmente altas son caracteristicas de la mayoria
de las regiones productoras de petréleo. Las sobrepresiones anormales
siempre involucran una zona particular que se sella o aisla. La magnitud de la
sobrepresion depende de la estructura, el ambiente sedimentario, y los

procesos y tasa de sedimentacion.

Algunas de las causas de las presiones anormales se indican a continuacion:

Efectos Relacionados con la Depositacion

Subcompactacion: Proceso mediante el cual se desarrolla una presion de poros

anormal debido a la interrupcion del balance entre la velocidad de
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sedimentacion de las arcillas y la velocidad de expulsion de los fluidos desde

los poros al compactarse las mismas por el cubrimiento con capas superiores

Si los fluidos no pueden escapar debido a la disminucién de la permeabilidad
de los poros, el resultado serd una presién anormal alta dentro de los poros

Depositaciébn de Evaporitas: La presencia de depoésitos de evaporitas puede

causar alta presion anormal cercana al gradiente de sobrecarga

La Halita es totalmente impermeable a los fluidos y se comporta plasticamente
pudiendo ejercer una presion igual al gradiente de sobrecarga en todas

direcciones.
Procesos diagenéticos

La diagénesis se define como la alteraciébn de sedimentos y sus minerales

durante la compactacién posterior a la depositacion.

Diagénesis de la Arcilla: Con los aumentos de la presion y la temperatura, los
sedimentos sufren un proceso de cambios quimicos y fisicos. Los cambios
diagenéticos se dan en las lutitas y pueden generar presiones anormales altas

dentro de ellas.
Efectos relacionados con la tecténica

La actividad tectdnica puede resultar en el desarrollo de presiébn de poros
anormal como consecuencia de mecanismos como los que se mencionan a

continuacion:

Plegamientos: se produce por la compresién tecténica de una cuenca

geoldgica lo cual resulta en el desarrollo de altas presiones de poro anormales.

Fallas: El desarrollo de fallas puede llevar a presion anormal por un aumento
en la velocidad y volumen de la sedimentacion a través de una falla en un
bloque hundido, esto puede introducir un sello contra la formacion permeable
gue evita la expulsion del fluido. Una falla no sellada puede transmitir fluidos de
la formacion mas profunda a la mas somera, lo cual resulta en presiones

anormales en la zona somera.
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Diapirismo de Sal: Se define como la penetracion de una formacion por otra
formacion plastica, movil, menos densa. La formacion se curva hacia arriba

formando un domo de sal, Figura 8.

Figura 8. Diapiro o domo salino y los diferentes efectos estructurales en los yacimientos de

aceite.

La identificacidbn de las presiones anormales es de alta importancia en la
explotacion de sistemas de gas natural, pues en muchos casos pueden tenerse
efectos directos sobre las propiedades petrofisicas de los mismos durante la

produccion. Algunos de los métodos utilizados para este fin son:

e Datos Sismicos: Esta técnica se realiza antes del comienzo de las
operaciones de perforacion y se basa en la compactacion normal de la
formacion a la profundidad del agujero. A mayor compactacion de las
formaciones, mayor sera la velocidad del sonido. Los incrementos en la
velocidad del sonido se convierten después en presiones anormales.
Después de perforar el pozo, se corre un registro de confirmacion de las
presiones anormales, como el Perfil Sismico Vertical (VSP).

e Velocidad de Perforacion. Es una herramienta muy util en la deteccion
de cambios en la presion de poros y esta afectada por:

1. Cambios en la litologia

2. Limpieza del fondo del pozo
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7.

Presion diferencial entre la columna del lodo y la presion de poros
Peso sobre la barrena

Velocidad de rotacién

Propiedades de los fluidos

Tipo de barrena

Desprendimiento de Lutitas (lutitas deleznables): Pudiera ser resultado

de las siguientes condiciones del agujero:

1.
2.
3.

La presion de la formacion es mayor que la presion hidrostatica
Hidratacion o hinchamiento de las lutitas

Erosién causada por la circulacion del fluido, presion de surgencia
0 movimientos de la tuberia

Algunas veces es la combinacibn de mas de una de estas

condiciones

Este fenobmeno se debe observar cuidadosamente cuando se
aumente la ROP (velocidad de perforacion) y se note
desprendimiento de lutitas

Podria verse con facilidad observando los recortes en las
temblorinas

Gas en el Lodo: El gas puede entrar en el lodo como resultado de lo

siguiente:

1. Gas de Conexion: relacionado con el “suaveo” en las conexiones

2. Gas de Viaje: relacionado con el “suaveo” durante los viajes
redondos de la sarta de perforacion

3. Gas de la Formacion: Gas en las lutitas o en la arena liberado de
los recortes mientras se esta perforando
Brote o flujo imprevisto del Pozo (Influjo)
La medicion de las propiedades del lodo dentro y que entra y sale
del agujero pudieran dar la primera advertencia de cambios en el
contenido de gas o de cloruro

6. El gas reducira la densidad del lodo

Contenido de Cloruro: El contenido de cloruro causara floculacion del

fluido de perforacion que se traducira en un aumento de la Viscosidad

Plastica y del Punto de Cedencia. Por lo tanto debe prestarse atencion si

suceden tales problemas mientras se perfora.
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e Indicacion de Temperatura: La medicion continua de la temperatura en
linea de retorno (linea de flote) pudiera advertir sobre la entrada en una
zona sobre presurizada. Al compactarse la formacién, aumenta la
conductividad térmica. La temperatura en la linea aumentara, lo cual
indica que se ha entrado a una zona sobre presurizada. No aplica para
la regidn marina (con tuberia conductora - Riser).

Otros factores que podrian causar un aumento en la temperatura son: -
Aumento en la velocidad de circulacion (gasto o caudal), cambios en el

contenido de sélidos en el lodo, aumento en la torsion de la barrena.

Los Anexos B y C de este trabajo dan mas informacion acerca de los estados
de la presion inicial de la formacion y la conformacion de estructuras en

compartimientos, respectivamente.
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CAPITULO 4.- TIPOS DE POZOS UTILIZADOS EN LOS
YACIMIENTOS DE GAS

La perforacion y terminacibn de pozos en yacimientos de gas requiere
optimizar las diferentes variables del proceso, ya que los costos de venta del
gas son considerablemente menores que los del aceite. Por ello deben
considerarse todos los aspectos relacionados a la naturaleza de la formacion y
los esquemas de producciéon adecuados. A continuacion se dan algunas pautas
sobre el tipo de pozos que son tipicamente utilizados en los sistemas de gas.

PERFORACION DE POZOS SIN APAREJO DE PRODUCCION

Se basa en la utilizacidbn de pozos con terminacion tipo “tubingless,” la cual
impacta directamente en la reduccion del costo de perforacion hasta en un
30%, excluyendo los costos de fracturamiento, los indirectos y los gastos
administrativos; entre las ventajas operativas se pueden citar la reduccion de
los volumenes del lodo, fluidos de terminacion, cemento y tuberia de acero
empleados. Las ventajas econdmicas son la reduccion de costos por menores
volumenes de lodo, cemento, acero, entre otros, y la reduccién del tiempo
necesario para empezar la produccion. En cuanto al cuidado del medio

ambiente, reduce el volumen de recortes generados y el de lodos a tratar.

La terminacion tubingless, traducido como sin tuberia de produccién es una
tuberia de explotacion que se extiende hasta la superficie y se utiliza como
tuberia de produccién para explotar los hidrocarburos. Una vez que es
perforada la Ultima etapa del pozo, se introduce la tuberia de produccion la cual
se cementa como tuberia de revestimiento de explotacion y que finalmente
opera como aparejo de produccion. En la Figura 9 se pueden ver los diferentes
tipos de terminacion de pozos y en el ultimo de la extrema derecha se

encuentra el estado mecéanico de un pozo tubingless.



TUBERIA COMPLEMENTO  SIN APAREJO
COMPLEMENTO CORTO DE PRODUCCION
(TE- ) TUB {TU 3LESS )

TUBERIA DE TUBERIA
REVESTIMIENTO CORTA( LINER )

4 4

Figura 9. Diferentes tipos de estados mecanicos de pozos petroleros.
(http://cdigital.uv.mx/bitstream/123456789/40370/1/delangeldiazedson.pdf)

Es aplicable en campos de bajo riesgo donde hay suficiente conocimiento del
area, aungue algunas veces se ha utilizado este tipo de terminacion en pozos
exploratorios o delimitadores; cuando los problemas de corrosibn no son
criticos y cuando se tiene un alto indice de éxito en las cementaciones

primarias.
Las ventajas de al aplicar la terminacion tubingless son:

e Reduccion del volumen de lodo en 49.5%, fluidos de terminacion y
cemento 40.6%

e Uso de menor cantidad de acero en 32.8%

e Reduccion del costo de barrenas utilizadas

e Reduccion del volumen de arena a utilizar en los tapones para los
multiples trabajo de fracturamiento hidraulico.

e Limpieza mas rapida y eficiente del pozo después del fracturamiento

hidraulico.
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e Las reparaciones mediante tuberia flexible son mas econémicas que las
técnicas convencionales.

e Se elimina el uso de empacadores asi como del equipo de linea de
acero para colocar dicho empacador la reparacién de fallas mecanicas
asociadas.

e Se tienen menores tiempos de perforacion.
Desventajas de aplicar la terminacion tubingless:

e Requiere de un estricto control de calidad en la cementacién primaria, ya
gue la geometria reducida complica su correccion.

e Su aplicacion esta limitada por profundidad a 3200 m.

e Las reparaciones mayores resultan mas complicadas debido al diametro
reducido.

e El manejo de la tuberia de produccion 3 72" en todo momento debe ser
bajo procedimientos mas cuidadosos para evitar un dafio tanto al cuerpo

de la tuberia como a la rosca.

A partir de que se inicid el uso del sistema de terminacion tubingless en la
terminacion de los pozos de la Cuenca de Burgos se ha facilitado el aspecto
operativo de la misma, esto debido a que la terminacion se lleva a cabo sin
equipo, es decir, cuando se termina de perforar el pozo y se cementa la ultima
tuberia se desmantela el equipo de perforacién, efectuandose todas las
operaciones de terminacion sélo con el arbol de valvulas instalado, esto es
posible debido a dos causas, la primera es que la Ultima tuberia de
revestimiento se utiliza como tuberia de produccién y la segunda a que el
diametro interior del arbol de valvulas es mayor que el de la tuberia, por lo que
permite el paso de toda herramienta con un equipo movil, ayudando de esta

forma a reducir el costo de las operaciones.

Para este tipo de terminaciones se pueden utilizar los siguientes sistemas

artificiales de produccion en etapas maduras de explotaciéon del pozo:

Bombas para tuberias de revestimiento (TR): existen instalaciones de bombas
para TR regularmente para diametros de 2 7/8”, los factores mas importantes a

considerar son, si la TR estara sujeta al desgaste interno por la accion de las
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varillas, si todo el gas debe de pasar a través de la bomba, si se esperan
particulas de arena, incrustaciones o parafinas que deriven en pegadura de la
bomba y causen trabajos de reparacion costosos o la posibilidad de pérdida del

pozo.

Bombeo con varillas dentro de una sarta tipo macarroni (tuberias de diametro
reducido de 2 3/8” a 1”), en este sistema se utiliza una bomba tipo inserto, y las
ventajas de utilizar el bombeo dentro de una sarta extra tipo macarroni son la
reduccion del desgaste de la TR, el gas puede ser ventilado incrementando con
ello la eficiencia de la bomba, los inhibidores de corrosion y las parafinas
pueden ser circulados mas abajo a través del espacio anular TR-tubing (2 7/8”-
1 74"), la arena se puede confinar en la tuberia facilitando con esto la pesca si

la bomba se pega.

Bomba de tuberia con varilla hueca, ese sistema tiene un manejo de volumen
restringido comparado con una bomba de TR, el desgaste de la tuberiay a TR

son similares.
Bombeo hidraulico, es similar al tradicional pero en forma miniaturizada.

Gas lift, existen sistemas de inyeccién de gas utilizando valvulas hasta con 1
Va'.

PERFORACION DE POZOS NO CONVENCIONALES

Considera la perforacion de pozos no convencionales (principalmente
incrementar la perforacion de localizaciones horizontales y multilaterales), lo
mismo que la utilizaciébn de macroperas para perforar de 2 a 4 localizaciones,
minimizando el dafio al medio ambiente. La ventaja de esta opcion estriba en el
alto indice de productividad de los pozos con alto angulo de desviacion y
horizontales al tener mayor contacto con los yacimientos productores, para lo
cual, se requieren herramientas de geonavegacion avanzadas, registros

acimutales y periscopicos.
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La perforacion horizontal es una de estas técnicas que se presenta como una
alternativa para solucionar el reto que de lograr una mejora y optimizacion,
tanto de recursos como del proceso de la explotacion de hidrocarburos y asi

lograr incrementar la productividad de los pozos.

Figura 10. Cuatro plataformas con seis perforaciones horizontales cada una.
(https://www.upyd.es/contenidos/ficheros/90227)

Este tipo de pozo mantiene una trayectoria aproximadamente paralela a la

formacion productora o la penetra con un angulo de 80° u 95°.

El disefio de un pozo horizontal es diferente al disefio de un pozo direccional
porque la productividad del pozo depende sobre todo de la longitud del mismo.
Sin embargo, la longitud de un pozo horizontal depende de la técnica de

perforacién a utilizar.

La otra consideracion importante esta en la terminacién del pozo: se puede
tener un pozo en agujero descubierto, introducir una tuberia corta con
empacadores externos o uno revestido, dependiendo de lo que se necesite y la
experiencia de la region. El tipo de terminacién es de suma importancia en
cuanto a resultados de la produccion del pozo, y ciertos tipos de terminaciones
son posibles solamente con determinadas técnicas de perforacion. Asi que, la

longitud del pozo, la localizacion fisica del mismo yacimiento, la tolerancia en la
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perforacion y el tipo de terminacién dependen basicamente del método de

perforacion.
Las aplicaciones para este tipo de perforacion son:

e Perforacion de varios pozos desde plataformas o estructuras fijas
e Perforacion de domos salinos
e Perforacion en fallas geoldgicas

e Perforacion de pozos de alivio

Actualmente la perforacion de pozos horizontales se ha desarrollado con el

objetivo de resolver:

e Problemas con conificacion de agua y/o gas

e Extraccion de aceite pesado

e Tener mayor contacto con el yacimiento

¢ Incremento de produccién

e Incremento en el factor de recuperacién

e Reducir el nimero de pozos en proyectos de desarrollo
e Para yacimientos naturalmente fracturados

e Para yacimientos de espesor delgado

¢ Objetivos en localizaciones inaccesibles

La seleccion del método de terminacion para un pozo horizontal requiere de
ciertas consideraciones tales como estabilidad del agujero, diametro del
agujero, alternativas de TR’s, capacidad y sistemas artificiales de produccion,
aislamiento de zonas de agua, gas y de fracturas naturales. Su correcta

seleccion determinara la tasa de produccion.
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Los tipos de terminacion
para pozos horizontales

Pozo abierto son, Figura 11:

e Con pozo

descubierto

Liner con orificios
Esta terminacién se
caracteriza por su
Liner ranurado simplicidad y bajo costo.

con aislacién preempaquetada

Practicamente la tuberia
(for zonal Isolation) de

revestimiento es

cementada en la cima de

Con malla preempaquetada la zona productora. La
seleccion horizontal se
deja en agujero

descubierto.

‘"":A::. s [ Liner cementado y punzade
Es aplicable en
formaciones estables y es

Figura 11. Algunas de las diferentes formas de terminacién

de pozos horizontales apropiada para carbonatos

y zonas de calizas

(http://lwww.petrotecnia.com.ar/abril14/Petro/Como-es.pdf) .
fracturadas. También es
efectiva en formaciones altamente permeables y donde la conificacion de agua

y gas no se hagan presentes.

La produccion esperada en agujero descubierto es tres veces mas alta que
alguna otra opcion de terminacién, y se debe a que se logra una gran area
abierta al flujo del hidrocarburo y menos restricciones de produccién.

e Con tuberia ranurada (liner)

Esta terminacién es econdmica y muy comun para los pozos horizontales. Su
mayor ventaja es la proteccion para evitar colapsos, ya que soporta la
estabilidad del agujero cuando se presenta cavidades en el frente que
restringen severamente a produccion. También mantiene la integridad del
agujero cuando la presion de formacion decrece con el tiempo de produccion.
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Este tipo de terminacién se utiliza en pozos horizontales de radio largo, medio y

corto perforados en formaciones poco consolidadas.

Las ranuras de esta terminacion estan orientadas paralelas al eje de la tuberia.
El ancho de las ranuras se selecciona para impedir la entrada de particulas de
arena excepto las mas finas y el tipo de acero para evitar la abrasion y erosion

por arena.
e Con tuberia preempacada

Esta terminacibn es aplicable a yacimientos con formaciones poco
consolidadas, con gran produccion de arena, y con permeabilidades alrededor
de 1 Darcy. La técnica consiste en la colocacion de una malla preempacada
con grava y resina en la tuberia para el control de la produccién de la arena. El
disefio de la malla depende de las condiciones del yacimiento. No se
recomienda para terminaciones donde sea necesario aislar intervalos de gas y

agua.

Estan conformados por una tuberia de doble pared preperforada con orificios
redondos relativamente pequefios, la tuberia interna esta rodeada por un tamiz
rigido como el tipo estandar que se usa cuando se realizan empaques con
grava. El espacio anular esta relleno por arena muy bien escogida y cementada
con resina para evitar su pérdida por los orificios preperforados. Para escoger
la arena se debe considerar la alta permeabilidad y evitar al maximo la entrada
de arena en el hoyo. Este es considerado el mejor forro disponible para
terminaciones de secciones horizontales en cualquier tipo de formacion pero es

el mas costoso.
e Con tuberia ranurada y empacadores externos

Este tipo de terminacién es similar al de la tuberia ranurada, con excepcion que
se corre con un empacador externo para conseguir aislar alguna zona que
requiera de una acidificacion o para separar algunos intervalos, sin comentar

todo el agujero.

Las aplicaciones para este tipo de terminacién son por lo regular: aislar zonas

de fracturas indeseables, cementacion o produccion en intervalos de interés,
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estimulaciones selectivas en los intervalos productores y cementar zonas por

debajo del a tuberia ranurada.
e Con tuberia de revestimiento cementada

Este tipo de terminacion es muy costosa y muy complicada, pero ofrece buena
integridad, prolonga la vida del pozo evitando el colapso del agujero, también
facilita los trabajos de reparacién, requerimientos de estimulacién y limpieza,
abandonos temporales y totales. La terminacién con tuberia cementada es
aplicable a pozos exploratorios, pozos de alta presion y pozos con problemas

de conificacion.
e Con tuberia expandible

Esta terminacion es aplicable a yacimientos con formaciones poco
consolidadas, con gran produccion de arena, y con permeabilidades alrededor
de 1 Darcy.

La finalidad de la tuberia expandible es realizar la cementacion de tuberias
cortas de explotacion en una sola etapa, en formaciones con pérdida de
circulacion y posterior migracion de gas, garantizando el sello mecanico en la

parte superior y mejorando el sello hidraulica del cemento.

Las ventajas de la tuberia expandible son: que permite continuar la perforacion
y mantener el disefio del pozo, terminar los pozos con didmetros de TR’s
convencionales con la cual se optimiza la explotacién del yacimiento, se puede
probar la hermeticidad de boca de liner ahorrando tiempo, y se ha probado ser
alternativa para garantizar que en pozos exploratorios se alcancen los objetivos

programados.

La perforacion multilateral es la perforacion de mudltiples pozos desde un
agujero descubierto vertical sencillo, horizontal, o inclinado para mejorar la

recuperacion de hidrocarburos y minimizar los costos de produccion.

Los sistemas de pozos multilaterales permiten que multiples agujeros
descubiertos productores sean perforados desde una seccién individual de un

agujero matriz. Una diferencia importante entre este método y la desviaciéon
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lateral convencional, es que en la multilateral tanto el agujero matriz como las

extensiones producen hidrocarburos.

Debido a que sélo se requiere de un agujero vertical individual, los disefios de
pozos multilaterales requieren menor tiempo de perforacion, pueden tener

menores requerimientos de equipo y material e incrementan la produccion.

Una de las mayores ventajas de seleccionar este tipo de perforacion, es el
maximo contacto con el yacimiento, aumentando el area de drenaje del pozo y
reduciendo la caida de presion, esto mitiga la entrada de arena y la conificacion
de agua o gas, con lo cual aumenta la productividad o la inyeccion y permite

mejorar los factores de recuperacion.
La geometria de un pozo multilateral se compone de (Figura 12):

e Un pozo o agujero principal
e Una junta multilateral (conexion entre el agujero principal y los laterales)

e Unarama o agujero latera (ramas salientes desde el agujero principal)

Pozo principal

Junta

Lateral

Figura 12. Geometria de un pozo multilateral (WEC México 2010, capitulo 2, 2010)

Existen dos tipos principales de pozos multilaterales, los esquemas de estos

pozos se mostraran en las siguientes figuras:
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1. En un mismo plano horizontal (misma profundidad vertical)

Figura 14. Lateral con forma de esqueleto de Figura 13. Lateral con forma de esqueleto

pescado de pescado opuesto

Figura 16. Cuadrilateral planar

Figura 15. Cuadrilateral planar

apilado

En la Figura 16 se aprecia un esquema que se utiliza para yacimientos de
petrdleo pesado. Ademés de mejorar la inyeccion de vapor, los tramos laterales
horizontales maximizan la produccion y mejoran la recuperacion de depdsitos

de petréleo pesado y de yacimientos delgados, someros o agotados, mediante
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el incremento del area de drenaje del pozo. En yacimientos con columnas de
petroleo delgadas, los tramos laterales horizontales mitigan la irrupcion
prematura de agua o gas, o la conificacion.

En la Figura 15 se observa un esquema de pozo multilateral que se utiliza para
yacimientos de baja permeabilidad o naturalmente fracturados. Los tramos
laterales horizontales aumentan la probabilidad de intersectar fracturas
naturales y de terminar un pozo rentable en formaciones naturalmente
fracturadas con fracturas cuyas orientaciones se desconocen. Si se conoce la
orientacién de los esfuerzos en el subsuelo, los dos tramos laterales opuestos

permiten optimizar el contacto del pozo con el yacimiento.

2. En un mismo plano vertical (misma direccién a diferentes profundidades)

Figura 18. Lateral doble apilado Figura 17. Triple lateral opuesto apilado
y doble opuesto

En formaciones laminadas o yacimientos estratificados, varios tramos laterales
apilados como en la Figura 17, verticalmente contactan un area mas extensa
del yacimiento que un solo pozo vertical y pueden explotar mudultiples
formaciones productivas. Mediante la modificacion de la inclinacion de los
tramos laterales y de la profundidad vertical de cada pozo de drenaje es posible
drenar multiples formaciones delgadas.
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Para yacimientos satélites se utiliza un arreglo como el de la figura Figura 18,
donde los pozos multilaterales constituyen una forma eficaz y econdémica de
explotar campos remotos y yacimientos pequefios que contiene volimenes de
hidrocarburos limitados.

Pozos multilaterales en un mismo plano vertical

Figura 20. Lateral doble planar opuesto Figura 19. Lateral planar doble opuesto
con forma de esqueleto de pescado

Figura 22. Lateral doble planar Figura 21. Doble lateral apilado



La configuracion de los pozos multilaterales puede variar desde un pozo
principal de arreglos de tipo abanicos horizontales, apilados verticales o dos

tramos laterales opuestos.

En la Figura 23 se pueden observar algunas configuraciones de pozos

horizontales.

Yacimientos someros, B =
agotados, o de petréleo pesado : Tramos laterales de
Pozo principal tipo abanico horizontal

Tramos laterales
verticalmente apilados

Yacimientos Conexiones

laminados o estratificados

Dos tramos
laterales opuestos

S
Yacimientos de baja permeabilidad —————
a naturalmente fracturadas

I

=

Figura 23. Configuraciones basicas de pozos multilaterales (Schlumberger)

En formaciones de baja permeabilidad y naturalmente fracturados, los dos
tramos laterales opuestos pueden intersectar mas fracturas que un solo pozo
horizontal y también puede reducir la caida de presion por friccion durante la

produccion.

Los tramos laterales apilados verticalmente resultan efectivos en formaciones
laminadas o en yacimientos estratificados; la mezcla de la produccién de varios
horizontales aumenta la productividad del pozo y mejora la recuperacion de

hidrocarburos.

Los tramos laterales horizontales, que conforman arreglos de tipo horquilla,
abanico o espina dorsal, tienen como objetivo una sola zona y estan destinados
a maximizar la produccion de yacimientos someros de baja presion o

yacimientos de petrdleo pesado, y campos con agotamiento parcial.
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Los pozos horizontales pueden alcanzar uno o0 mas Yyacimientos
compartimentalizados, y pozos multilaterales o multiramificados guiados
permiten el drene de los compartimentos individuales y también permite el

cierre de una rama que produce agua o gas no deseados

PERFORACION CONVENCIONAL CON APAREJO DE PRODUCCION,
PRODUCIENDO POR DOS RAMALES

Considera la perforacién convencional con aparejo de produccion, produciendo
por dos ramales, tuberia de produccion y espacio anular. El disefio de los
pozos de esta opcion, consiste en una arreglo de tuberias capaz de explotar
independientemente los yacimientos profundos cuyas presiones superan las
5,000 libras por pulgada cuadrada en la tuberia de produccion y de 3,000 libras

por pulgada cuadrada por el espacio anular, entre tuberias de 52"y 27%”.

En la terminacién multiple simple se usan dos o mas tuberia de produccién. Se
utiliza cuando se requiere producir simultAneamente varios yacimientos en un
solo pozo, sin mezclar los fluidos. Generalmente reduce el nUmero de pozos a
perforar. La zona superior produce a través del espacio anular entre la tuberia
de revestimiento y la tuberia de produccion, mientras que la zona inferior
produce a través del interior de la tuberia de produccion. Generalmente, se
aplica donde la zona superior no requiera levantamiento artificial, no tenga

problemas de arena, corrosion, etc. (Figura 24).
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[“*\ Tuberia de Produccion

Revestimiento de Produccion

Empacadores

Yacimiento
Superior

Intervalos de disparos

Yacimiento
Inferior

Figura 24. Terminacién mualtiple simple con produccion por espacio anular

Las ventajas de esta terminacion son:

e Se reduce el equipo necesario para la implementacion de éste método
e El area de flujo es mayor

e Se reduce el tiempo instalacion

Sus desventajas:

e Los fluidos estan en contacto con la tuberia de revestimiento

e Mayor dificultad a la hora de una reparacion
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CAPITULO 5.- CLASIFICACION DE LOS YACIMIENTOS
DE GAS

En congruencia a los criterios indicados anteriormente, los yacimientos de gas

se pueden clasificar de acuerdo a los siguientes criterios:

Tipo de roca almacenadora
Tipo de trampa
Fluidos almacenados

Presion original del yacimiento

o bk~ 0N e

Empuje predominante

A continuacién se amplian dichos criterios.

DE ACUERDO AL TIPO DE ROCA ALMACENADORA

De acuerdo a los tipos de rocas almacenadoras, se puede clasificar al

yacimiento como un sistema productor en:

e Arenas: Cuya porosidad se debe a la textura de los fragmentos que la
forman. Pueden ser arenas limpias o sucias (limo, cieno, lignito,
bentonita, etc.).

e Areniscas: Son arenas cementadas por materiales calcareos o
silicosos.

e Calizas porosas cristalinas: Su porosidad primaria es muy baja, es
porosidad intercristalina, puede tener espacios porosos muy importantes
debidos a la disolucion.

e Calizas ooliticas: Su porosidad se debe a la textura oolitica, con
intersticios no cementados o parcialmente cementados.

e Calizas detriticas: Estan formadas por la acumulacion de fragmentos

de material calcareo cementado.



e Calizas fracturadas y/o con cavernas: Son sumamente atractivas por
su alta permeabilidad debida al fracturamiento y a la comunicacion entre
los vigulos y cavernas.

e Calizas dolomiticas o dolomitizadas: Su porosidad se debe al cambio

del mineral calcita a dolomita.

DE ACUERDO AL TIPO DE TRAMPA

De acuerdo al tipo de trampa, un yacimiento puede ser conformado en:

e Estructuras, como los anticlinales: En estos casos la accion de la
gravedad originé el entrampamiento de hidrocarburos.

e Por penetracion de domos salinos: Igual a casos anteriores, puede ir
ligado adicionalmente a fallas y/o discordancias.

e Por fallas: Las fallas pueden ocasionar una discontinuidad a las
propiedades de flujo de la roca y por ello la acumulacion de
hidrocarburos.

e Estratigraficos: En este caso la acumulacion de hidrocarburos se debe
a los cambios de facies y/o discordancias, por disminucion de la
permeabilidad, por acuiiamiento.

e Mixtos o combinados: Donde intervienen mas de un tipo de los

anteriores (Combinados).

DE ACUERDO AL TIPO DE FLUIDOS ALMACENADOS.

Como se indico en el capitulo 2, un yacimiento de gas suele ser clasificado por

sus fluidos como:

e De gas seco: Su composicion y condiciones de T y P es tal que el
yacimiento siempre tendra gas en superficie; se llega a recuperar

volimenes minimos de liquidos.
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e De gas humedo: Su composicion y condiciones de P y T son tales que
en el yacimiento es gas, pero a condiciones superficiales se tiene gas 'y
liquido.

e De gas y condensado retrogrado: A las condiciones originales de P y

T es gas, pero al declinar la presion se forma una fase liquida.

DE ACUERDO A LA PRESION ORIGINAL

e Bajo saturados: La presion inicial es mayor que la saturacion y solo hay
gas en el yacimiento.
e Saturados: La presion inicial es igual o menor que la de saturacién, por

lo que puede haber presencia de gas y condensados en el yacimiento.

DE ACUERDO AL TIPO DE EMPUJE PREDOMINANTE

La produccién de un pozo se obtiene en realidad por uno o varios procesos de

desplazamiento del yacimiento hacia el pozo productor.

El gradiente de presion obliga al fluido a moverse hacia los pozos productores,
pero este movimiento se lleva a cabo solamente si otro material ocupa el
espacio desocupado por el fluido y lo mantiene a la presiéon requerida para
gue continte el movimiento del aceite. Es por esto que el fluido no fluye del

yacimiento al pozo, sino que es expulsado por un proceso de desplazamiento.
Los yacimientos de gas basicamente producen por tres mecanismos:

1. Expansion del gas: que suele ser el predominante, dado que la
compresibilidad del gas es la mayor de la de todos los elementos que
conforman al yacimiento.

2. Expansion del sistema roca-fluidos, que no suele ser significativo a
menos que el sistema se encuentre a una presion anormalmente alta,
por lo que se manifiestan efectos de compactacion a condiciones a las
que la compresibilidad del gas se ve considerablemente reducida. Esta

condicion dura hasta que se alcanzan condiciones de colapso del
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yacimiento, después de las que nuevamente domina la expansion del
gas.

3. Entrada de agua: que suele inducir un mantenimiento de presion al
yacimiento, evitando la expansion del gas y restringiendo la produccion
por efecto de la canalizacidbn y el ascenso del nivel de agua. En
presencia de un acuifero los ritmos de produccion deben de ser siempre
elevados para contrarrestar sus efectos.

La entrada de agua depende de las propiedades petrofisicas del
acuifero (permeabilidad, porosidad y compresibilidad), asi como del
tamafio del acuifero y su configuracién respecto al yacimiento (entrada

basal, lateral o periférica).

Durante la produccion, el yacimiento puede experimentar diferentes
combinaciones de los mecanismos expuestos. En general, en los yacimientos

de gas se debe preferir que la produccion ocurra por la expansion del gas.

RECURSOS NO CONVENCIONALES

Los yacimientos de hidrocarburos no convencionales incluyen el gas en arenas
compactas, el gas asociado al carbon, los hidratos de metano, las

arenas/lutitas bituminosas y el aceite/gas en lutitas (shale oil/gas).

La Agencia Internacional de Energia define el gas no convencional como el
“‘gas que es tecnologicamente mas dificil o mas caro de producir que el gas
convencional.” Una definicion generalmente aceptada en la industria es la de
‘reservas que no tienen una produccion de gas natural econdmicamente
rentable salvo que se utilicen tratamientos de estimulacidbn o procesos y

tecnologias especiales de recuperacion.”
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ACEITE/GAS EN LUTITAS (SHALE GAS/OIL)

Los yacimientos de aceite y gas en lutitas se definen como un sistema (play) de
rocas arcillosas organicamente ricas y de baja permeabilidad, que actian a la

vez como generadoras, almacenadoras, trampa y sello.

Para que éste funcione de manera rentable se requiere crear permeabilidad a
través de pozos horizontales con multifracturamiento hidraulico, su explotacion

demanda un desarrollo masivo continuo.

Para considerar un play no convencional de aceite y gas en lutitas se deben

cumplir al menos las siguientes caracteristicas de la roca:

¢ Riqueza organica total: COT > 2%, kerégeno tipo Il y IIl.

e Rangos de madurez térmica: Ro > 0.9%, Tnyax > 440°C.

e Litologia arcillosa intercalada con calizas o rocas clasticas con
propiedades mecanicas favorables para el fracturamiento hidraulico.

e Aceite y/o gas libre en los espacios porosos (micro, nanoporosidad) y
fracturas.

e Gas adsorbido en el ker6geno y en las particulas arcillosas.

El volumen original in situ de aceite y gas en lutitas es de mayor magnitud
comparado con los convencionales debido a que la mayor parte de los
hidrocarburos generados son retenidos por la roca con respecto a los

hidrocarburos expulsados.

Una de las claves para producir estos recursos es localizar areas y pozos de
produccion donde abunden las fracturas naturales (conocidos como puntos

“dulces” — sweet spots).

GAS EN ARENAS COMPACTAS (TIGHT GAS)

Se conoce como gas en arenas compactas al gas natural encontrado en

formaciones de areniscas (o calizas) de baja porosidad y permeabilidad.

Un yacimiento de arenas compactas tiene una roca matriz con:
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e Porosidad < 10%

e Permeabilidad < 0.1 mD

Asi como en el gas en lutitas, es importante encontrar los sweet points.
Practicamente en todos los yacimientos de arenas compactas requieren
técnicas de estimulacion hidraulica para obtener una produccion de gas

rentable, a menos gque se encuentre alguna fractura natural.

GAS GRISU (COAL BED METHANE)

Se trata del metano adsorbido por la roca que es asociado al carbén. Se
genera por un proceso biolégico (accién microbiana) o térmico (el aumento de
la temperatura de los sedimentos debido a la profundidad en que se
encuentran). Ya que generalmente este gas esta disuelto en agua, se tiene que
bajar la presion del agua para poder producirlo. Esto implica que el pozo
produzca sélo agua por periodos de hasta dos afios antes de comenzar a
producir el gas. Su atractivo consiste en que es ubicable y no es complicado
extraerlo; sus desventajas son econOmicas y ambientales, ya que involucra
grandes volumenes de agua que contienen muchas sales y pueden ser

contaminantes; su aprovechamiento implica altos costos.

HIDRATOS DE METANO

Los hidratos de metano no son mas que una mezcla de agua y gas,
principalmente metano, que se forman a altas presiones y baja temperatura.
Existen dos regiones donde se dan estas condiciones: la primera es bajo tierra
en latitudes extremas con bajas temperaturas, y la segunda debajo del lecho

marino en aguas profundas.

Si una muestra de hidrato de metano se transporta a condiciones normales
sobre la superficie de la tierra, 20°C y 1 atmosfera, el gas se multiplica por 164,
es decir, 1m* de hidrato de metano se transforma en 164 m* de gas mas 0.84

m® de agua.
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CAPITULO 6.- PRODUCTIVIDAD

Hoy en dia la industria petrolera se enfrenta a grandes desafios, y por ello
requiere de personal altamente calificado que tenga un conocimiento profundo
y una clara comprension de los principios que gobiernan el movimiento de los
fluidos en el yacimiento y los equipos que ayudan a que los fluidos lleguen
desde la formacién hasta el tanque de almacenamiento.

SISTEMA INTEGRAL DE PRODUCCION

Un sistema integral de produccion es un conjunto de elementos que transporta
los fluidos del yacimiento hacia la superficie, los separa en aceite, gas y agua, y
finalmente los envia a instalaciones para su almacenamiento y/o
comercializacién. Asi mismo, un sistema integral de produccién puede ser
relativamente simple o puede incluir muchos componentes y puntos de

referencia de presion, como los muestra la Figura 25:

ACEITE
AGUA Yacimiento

e Tuberia de produccién
Estrangulador

Separador

o~ w DN

Tanque de almacenamiento

6. Vélvula de tormenta (para
pozos marinos)

7. Cabeza del pozo (Pwh)

8. Gasoducto a refinacion

9. Presion de fondo fluyendo
(Pwf)

10. Presién de yacimiento (Py)

Figura 25. Sistema Integral de Produccion (SIP)
(http://ingenieraenpetroleo.blogspot.mx/2013/02/opti
mizacion-de-aparejos-de-produccion-i.html)



Los componentes basicos de un sistema integral de produccion (SIP) son:
e Yacimiento

Porcion de trampa geoldgica que contiene hidrocarburos, la cual se comporta
como un sistema intercomunicado hidraulicamente. Los hidrocarburos que
ocupan los poros o huecos de la roca almacén, se encuentran a alta presion y

temperatura, debido a la profundidad que se encuentra la zona productora.
e Pozo

Es un agujero que se hace a través de la roca hasta llegar al yacimiento; en
este agujero se instalan sistemas de tuberias y otros elementos, con el fin de
establecer un flujo de fluidos controlados entre la formacion productora y la

superficie.
e Tuberia de descarga

Las tuberias son estructuras de acero, cuya finalidad es transportar el gas,
aceite y agua desde la cabeza del pozo hasta el tanque de almacenamiento.
Los costos especificos en el transporte tanto de aceite como de gas
disminuyen cuando la capacidad de manejo aumenta; esto se logra si los
fluidos se transportan en tuberias de didmetro éptimo para una capacidad
dada.

e Estrangulador

Es un aditamento que se instala en los pozos productores con el fin de
establecer una restriccion al flujo de fluidos, es decir, permite obtener un gasto
deseado, ademas de prevenir la conificacion de agua, produccion de arena y

ofrecer seguridad a las instalaciones superficiales.
e Separadores

Los separadores como su nombre lo indica, son equipos utilizados para
separar la mezcla de aceite y gas, y en algunos casos aceite, gas y agua que

proviene de los pozos. Los separadores pueden clasificarse por su forma en
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horizontales, verticales y esféricos, y por su finalidad, separar dos fases (gas y

liquido) o tres (gas, aceite y agua).
e Valvula de tormenta

Son utilizadas mayormente en pozos costa afuera, se instalan de 100 a 150
metros de la superficie y se clasifican de acuerdo a su operatividad en: Auto
controladas, que son las que operan por cambios de presion, y a control

remoto, que son operadas desde la superficie.
e Tanque de almacenamiento

Son recipientes de gran capacidad para almacenar la produccion de
hidrocarburos de uno o varios pozos. Estos tanques pueden ser cilindros de
hacero instalados en tierra firme o pueden ser buque-tanques, usualmente

utilizados en pozos costa afuera.

Para analizar el comportamiento de un pozo fluyente terminado, es necesario
analizar las tres areas de flujo, las cuales se tiene que estudiar en forma
separada y unirlas después, antes de obtener una idea precisa del

comportamiento de flujo del pozo productor.
Estas areas de flujo son:

1. Flujo del yacimiento al pozo
2. Flujo en tuberias

3. Flujo en estranguladores

FLUJO DEL YACIMIENTO AL POZO

En el yacimiento la pérdida de energia se encuentra en un rango de 10% a
30%, segun Beggs. En consecuencia, el flujo hacia el pozo depende de la
caida de presion en el yacimiento hasta el fondo del pozo, es decir, la presion
del yacimiento menos la presion de fondo fluyendo (Py-Pwf). La relacién entre
el gasto y la caida de presion ocurrida en el medio poroso es muy compleja y

depende de los parametros tales como propiedades de los fluidos, propiedades
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de las rocas, saturacion de los fluidos contenidos en la roca, dafo a la

formacion, turbulencia y mecanismo de empuije.

Para describir el comportamiento de flujo en el yacimiento se usa la Ley de
Darcy:

Donde:

A: Area total transversal al flujo; (cm?)

k,: Permeabilidad absoluta del medio poroso; (darcy)
q: gasto volumétrico a condiciones de flujo; (cm?/ seqg)
V. velocidad del fluido; (cm/seg)

u: viscosidad del fluido; (cp)

Z—Z: gradiente de presién en direccion del flujo (atm/cm)

En la Tabla 1 se muestran las diferentes unidades empleadas en la Ley de

Darcy.

El signo negativo asociado a las ecuaciones anteriores se debe a que si dx es
medido en la direccién de flujo, la presion p declina conforme x se incrementa.

. ., , . da
Esta declinacion dara como resultado un valor negativo para d—i, por

consiguiente, el signo debera ser incluido en la ecuacion para asegurar que la

velocidad V sea positiva.
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Tabla 1. Unidaes frecuentes para la Ley de Darcy

Unidades
_ Simbol Unidade Unidades
Variable Darcy Campo
o] s S.l. Inglesas
3 2 P52
I - N - B
seg seg dia seg
Permeabilida
g k [m?] [Darcy] [mD] [mD]
Area A [m?] [cm?] [m?] [pie?]
Presid (Pal [Atmé ] [ b ] [ lb b]
resion p a mosferas pulgadd®) |pulgada? abs
. . lb.seg
Viscosidad U [Pa.seg] [cp] [ep] [ Die?
Longitud L [m] [cm] [pie] [pie]

Por otra parte, la permeabilidad (k), puede variar ampliamente en el yacimiento,

debido a la heterogeneidad y anisotropia, es decir, ky#k,#k;,
La Ley de Darcy sélo es valida bajos las siguientes consideraciones:

e En un medio homogéneo e isotropico

e En un medio poroso saturado al 100% por un fluido de viscosidad

constante

e Flujo laminar

FLUJO EN TUBERIAS

Una vez que se establece la comunicacién entre el yacimiento y la superficie,
los fluidos aportados por el yacimiento viajan a través de tuberias (verticales,
horizontales e inclinadas) hasta llegar a los separadores y tanques de
almacenamiento. Para esto se cuenta con una ecuacion que describe el
comportamiento de los fluidos en funcién de las caidas de presion existentes a

lo largo de la trayectoria de flujo.
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Ap _ gAh Av? Awg
—=p—+p +p—.
AL gcAL 2g.AL AL

Donde:

Ap: p1-p2

AL: longitud

p: densidad del fluido; (Iby/pie®)

g: aceleracion de la gravedad; (pies/seq)

g.: constante gravitacional; 32.174(Ib,-pie/lbs-seg?)
Ah: hi-hy

Av?: vi%-v,2

Awy: Pérdida de energia por friccion que corresponde a la friccion interna del

fluido (viscosidad) y la friccion del fluido contra las paredes rugosas de la

tuberia.
La ecuacion anterior también se puede escribir de la siguiente forma:

(42), = (), (), +(2) oo (28)

Donde:

(i—’:) . gradiente de presion total por unidad de longitud, a temperatura
T

constante

A Ah . ., .,
(—p) = p2=2: gradiente de presion por elevacion
AL/ o gcAL

(A—p) = p A radiente de presion por aceleracion
AL) ge P 2ger 9 P P

A_p _ Aﬂ . ., .y,
(AL)f =p— gradiente de presion por friccion

Por otro lado, el transporte de los fluidos del fondo del pozo hasta el separador,
puede o no involucrar flujo multifasico a través de las tuberias, lo cual depende

de las propiedades del fluido y del gasto. En algunos pozos productores y en la
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mayoria de pozos inyectores se tiene presente el flujo monofasico. Si se
considera flujo monofésico, de un fluido incompresible, el flujo puede ser
caracterizado como flujo laminar o turbulento dependiendo del valor del numero
de Reynolds. El nimero de Reynolds, N, es un parametro adimensional que

relaciona las fuerzas de inercia y las fuerzas viscosas:

Donde:

p: densidad del fluido; (Iby/pie)

D: didmetro interno de la tuberia; (pie)
v: velocidad de flujo; (pie/seq)

u: viscosidad del fluido; (Ib/pie-seq)

Ahora, si se considera un flujo multifasico en las tuberias, el problema se puede

dividir en las siguientes categorias:

e Flujo multifasico vertical

¢ Flujo multifasico horizontal

En el flujo multifasico vertical, el trayecto de los fluidos a través de la tuberia
consume la mayor parte de presion disponible para llevarlos del yacimiento a
las baterias de separacion. Se ha establecido que la caida de presion en esta
area de flujo es alrededor de 40% a 80% del total, la cual depende de variables
como el diametro de la tuberia, profundidad del pozo, gasto de produccion,

relacion gas-aceite y propiedades del fluido.

El gradiente de presion total, o cambio en la presion con respecto a la longitud
del flujo, para flujo multifasico vertical es la suma de tres factores: gradiente de
presién por elevacion, gradiente de presion por friccion y gradiente de presion

por aceleracion; pero debido a que las caidas de presion por aceleracion son
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muy pequefias en comparacion con las otras dos, se pueden considerar

despreciables, quedando la siguiente ecuacion:

(22), = () + (2) o (30)
O bien:

(i—Z)T = iphsen@ + %. ......................................................... (31)
Donde:

d: didametro interior de la tuberia; (pulgadas)
f: factor de friccion; (adimendsional)
p: densidad del fluido a condiciones medias; (Ib/pie®)

6: angulo de flujo , para flujo vertical

Esta ecuacion se puede aplicar para cualquier fluido y para cualquier angulo de
flujo. Si se considera flujo vertical, la ecuacion se reduce a:

W\ _g . fo
(AL)T = L ph A L (32)

Las diversas correlaciones existentes para el calculo de distribuciones de
presion en tuberias con flujo multifasico, pueden clasificarse en tres grupos

basandose en el criterio utilizado para su desarrollo.
e Grupol

No se considera resbalamiento entre las fases. El término “resbalamiento” se
emplea para el fendmeno natural del flujo, cuando una de las dos fases fluye a
mayor velocidad que la otra. Las pérdidas por friccion y los efectos del
colgamiento se expresan por medio de un factor de friccion correlacionando
empiricamente. El colgamiento se define como la relacion entre el volumen de
liquido existente en una seccién de tuberia a las condiciones de flujo entre el
volumen de la seccion aludida. Esta relacion de volimenes depende de la

cantidad de liquido y gas que fluyen simultdneamente en la tuberia.
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La densidad de la mezcla se obtiene en funcion de las propiedades de los
fluidos, corregidos por presion y temperatura. No se distinguen patrones de

flujo. En este grupo se emplean los siguientes métodos:

o Pottmanny Carpenter (1952)
o Baxendell y Thomas (1961)
o Fanchery Brown (1963)

e Grupo ll

Se toma en cuenta el resbalamiento entre las fases. La densidad de la mezcla
se calcula utilizando el efecto del colgamiento. El factor de friccion se
correlaciona con las propiedades combinadas del gas y el liquido. No se

distinguen regimenes de flujo. En este grupo se utiliza el método de:

o Hagedorny Brown (1965)

e Grupo lll

Se considera resbalamiento entre las fases. La densidad de la mezcla se
calcula utilizando el efecto de colgamiento. El factor de friccion se correlaciona
con las propiedades del fluido en la fase continua. Se distinguen diferentes

patrones de flujo. Las principales correlaciones en este grupo son:

o Dunsy Ros (1963)

o Orkiosewski (1967)
o Beggsy Brill (1973)
o Couldy Tek (1974)

El siguiente componente superficial es la linea de flujo o descarga, conocida
como linea de escurrimiento, cuya funcién es conducir la produccion del pozo
hacia el separador. En esta linea de descarga se presenta una caida de

presion adicional, cuyo rango varia entre 10% y 15% del total. La prediccion de
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las caidas de presion en tuberias horizontales para flujo multifasico es de vital

importancia para la industria petrolera.

Para flujo horizontal, el gradiente de presion debido al cambio de elevacion es

igual a cero, por lo que la ecuacion queda:

(%)T = (i—i)ac + (i—f)f. ............................................................ (33)
O bien:
(i—i)T =p 22’; +p 2’;’; ........................................................... (34)

Las principales correlaciones desarrolladas para calcular el gradiente de

presion en tuberias horizontales son las siguientes:

e Bertuzzi, Tek y Poettmann (1956)
e Eaton, Andrews y Knowless (1967)
e Beggsy Brill (1973)

e Dukler (1964)

La prediccion de las caidas de presion en tuberias horizontales para flujo

multifasico permite:

e Disefiar las lineas de transmisién, asi como también la longitud de las
lineas costa afuera para transportar mezclas de gas y aceite.

e Disefar las lineas de flujo superficial desde la cabeza del pozo hasta la
bateria de separacion.

Las formulas y técnicas utilizadas para predecir la caida de presién en flujo

multifasico horizontal también se pueden aplicar en el disefio de lineas para:

e Inyeccion de glicol en pozos de gas humedo para prevenir o controlar la
formacién de hidratos.

e Sistemas de tuberias en plantas industriales, incluyendo refinerias.

e Sistemas de transporte de gas acarreando agua o condensados, 0
estos, arrastrando gas con una mezcla multicomponente de gas,

condensados y agua.
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FLUJO EN ESTRANGULADORES

Una vez que los fluidos producidos por el pozo llegan a la superficie, éstos

pueden o no pasar por un estrangulador, Figura 26.

fl
o, A e O S R s

tf
g
—

Figura 26. Estrangulador superficial (Garaicochea, 1991)
Donde:
Pe: Presién corriente abajo, presion en la linea de descarga; (Ib/pg?)

Pwh: Presién corriente arriba, presion en la cabeza del pozo; (Ib/pg?)

Cuando un gas o una mezcla de gas-liquido fluye a través de un estrangulador,
el fluido es acelerado de tal manera que alcanza la velocidad del sonido en el
interior des estrangulador. Al ocurrir esto, el flujo es llamado “flujo critico”.
Cualquier correlacion que se utilice sélo sera valida cuando se tenga la
condicion de flujo soénico a través del estrangulador. De otra manera la
produccion del pozo no sera regulada y se caera en una situacion de flujo
inestable, en la que las variaciones de presion corriente abajo del estrangulador
se reflejaran en la formacion productora, provocando fluctuaciones en la
produccion. Para flujo sénico el gasto es independiente de la presidén corriente

abajo del estrangulador.
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Para garantizar flujo sénico a través de un estrangulador, la relacién de
presiones antes y después del estrangulador debera cumplir con los siguientes

valores:
El flujo critico ocurre cuando:

D2
=<
o = 0,528 3. it (35)

Donde:
p1: presion antes del estrangulador

P presion después del estrangulador

O bien, la relacion que sugiere Gilbert:

D2
o K 0,70 e e e e s
p1_070 (36)

Para flujo critico, el gasto es una funcion de la presion corriente arriba, de la

relacion gas-aceite y del diametro del estrangulador.

Las principales razones para instalar un estrangulado superficial en el pozo

son:

e Conservar la energia del yacimiento, asegurando una declinacién mas
lenta de presién

e Mantener una produccion razonable

e Proteger el equipo superficial

¢ Mantener suficiente contrapresiéon para prevenir entrada de arena

e Prevenir conificacion de gas

e Prevenir conificacion de agua

e Obtener el gasto de produccion
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FLUJO DE GAS A TRAVES DE ESTRANGULADORES

Un estrangulador es una herramienta cuya funcion es la de restringir el paso

del fluido bajo presion, con el objeto de controlar el gasto del pozo en las

cantidades deseadas y con ésto poder:

e Ejercer una contrapresion suficiente para evitar la entrada de arena en el

pozo o la conificacion de agua

e Conservar la energia del yacimiento, asegurando una declinacion mas

lenta de su presién

e Proteger el equipo superficial y subsuperficial

El estrangulador se instala en el cabezal del pozo, en un mdltiple de

distribucion, o en el fondo de la tuberia de produccion.

Se pueden clasificar de dos formas:

1. Estranguladores Superficiales:

a. Estrangulador Positivo:

Estan disefiados de tal forma que los orificios van alojados en un

receptaculo fijo (porta-estrangulador), del que deben ser extraidos para

cambiar su diametro. Su uso en la industria es amplio por su bajo costo y

facil aplicacion.
b. Estrangulador Ajustable:

A este estrangulador se le puede modificar el
didmetro del orificio sin ser retirado del porta-
estrangulador que lo contiene, mediante un

dispositivo mecanico tipo revolver.

Una variante de este tipo de estranguladores
es la valvula de orificio multiple. Tiene un
principio de operacion muy sencillo, ya que con
el desplazamiento de los orificios del elemento

principal equivale a un nuevo didmetro de

Figura 27. Estrangulador
ajustable
(https://www.logismarket.com.mx

/vacoisa-
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orificio, y dicho desplazamiento se logra con el giro de un mecanismo
operado manual o autométicamente y de facil ajuste, como se muestra

en la Figura 27.

2. Estranguladores de Fondo:

a. Estranguladores que se alojan en un dispositivo llamado “niple de
asiento”, que va conectado en el fondo de la tuberia de
produccién. Estos estranguladores pueden ser introducidos o
recuperados junto con la tuberia, o0 manejados con linea de acero

operada desde la superficie.

b. Estranguladores que se aseguran en la tuberia de produccion por
medio de un mecanismo de anclaje que actla en un cople de la

tuberia, y que es accionado con linea de acero.

Una ecuacion general para el flujo a través de restricciones se puede obtener
combinando la ecuacién de Bernoulli con una ecuacién de estado y asumiendo
que no hay pérdidas irreversibles o por friccion. Un coeficiente de descarga
empirico se incluye para tomarse en cuenta por las simplificaciones utilizadas
al derivar la ecuacion. La siguiente ecuacion puede ser utilizada para flujo
critico (s6nico) o subcritico (subsénico) a condiciones estandar de 1 atm y
15°C.

T [ (A ) | e m——— (37)

Donde:

C _ CsCqT@cs
n — P "
@cs
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q4: gasto de gas

C,: Coeficiente basado en el sistema de unidades

d: didmetro interno del agujero abierto para el flujo de gas
Y- densidad especifica del gas (aire=1.0); adimensional
K: Relacion de calores especificos (C,/C,); adimensional
P;: Presioén corriente arriba; unidades absolutas

P,: Presion corriente abajo; unidades absolutas

T,: Temperatura corriente arriba; unidades absolutas

Z,: Factor de compresibilidad a P; y T;; adimensional

C,: Coeficiente basado en el sistema de unidades

C,: Coeficiente de descarga (empirico); adimensional
Tecs: Temperatura a condiciones estandar; unidades absolutas
Pacs: Presion a condiciones estandar; unidades absolutas

R,.: Relacion de la presion critica; adimensional

En la Tabla 2 se muestran valores para las constantes en la ecuacion para

varios sistemas de unidades:
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Tabla 2. Coeficientes y unidades para la ecuaciéon anterior

Simbolo Sistema Sistema Sistema Métrico

Inglés Métrico Internacional

D pulgada mm Mm

Cq 0.865 0.865 0.865

Tacs 519.68°R 288.72 °K 288.72 °K

Los valores de K se pueden obtener de:

K = ‘p _ MCp
cy  MCp—1.987
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M: Peso molecular; Iby,/mol

C,: Calor especifico, BTU/lbp-°R

El valor de K también se puede obtener con la Grafica 17.

090 —
= |
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Gréfica 17. Relacion de calores especificos en funcion de la temperatura y la densidad relativa

La relacién de presion en donde el flujo se vuelve critico depende del valor de
K para el gas y esta dada por:

En el célculo de valores para C, dados en la Tabla 2, se utilizd un coeficiente
de descarga de 0.865. El coeficiente de descarga depende actualmente de

Numero de Reynolds, de la relacién del diametro de la restriccion y de la
geometria de la restriccion.
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CURVAS DE COMPORTAMIENTO DE AFLUENCIA (IPR)

Historicamente el primer intento para construir una curva de comportamiento de
afluencia de un pozo o IPR (Inflow Performance Relashionship), resulté de
suponer que la IPR era una linea recta. Por lo tanto, bajo esta suposicion, el
flujo de liquido en un pozo sera directamente proporcional a la caida de presion
en el fondo del mismo. La constante de proporcionalidad con la cual se mide la
productividad de un pozo se llama indice de productividad (IP) y la ecuacién

que la define es:

q,= gasto del aceite; BPD

pws= Presién promedio en el yacimiento = Presion de Fondo estatica en el

Pozo (psia)

pws= Presion de Fondo fluyendo en el Pozo

Sin  embargo, posteriormente W. E. Gilbert (1954) realiz6 diversas
observaciones en campos productores de hidrocarburos y se dio cuenta de que
esto soOlo se cumplia cuando la Pwf se encontraba por encima del punto de
burbuja o presion de saturacion, mientras que para la mayoria de los pozos, los
cuales su Pwf estaba por debajo del punto de burbuja, la IPR graficada
formaba una curva debido a que la fase gaseosa presente en el aceite tenia un

efecto en la produccion. (Grafica 18).
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Presion de Fondo Fluyendo ( Pwl )

Gasto de Produccion(q) Qmax

Gréfica 18. Curvas de comportamiento de Presién — Produccion

Este investigador encontré que el indice de productividad variaba con respecto
al tiempo. Esto se debe a que la presién en el yacimiento disminuye conforme a
la explotacion del mismo, lo cual se traduce en un incremento en la saturacion
de gas y en un incremento en la resistencia a fluir del aceite. Para una caida
constante de presion, el IP también dependera del mecanismo de empuje del

yacimiento.

Para un yacimiento con empuje asociado a un acuifero, el IP permanecera casi
constante cuando produzca por encima del punto de burbuja, debido a que no
existe gas liberado en el yacimiento que pueda afectar las permeabilidades
relativas del aceite y del agua.

Todo esto es para mostrar que se necesitan correlaciones utiles para construir
curvas de IPR. En 1968 M. V. Vogel desarroll6 un estudio sobre IPR para
yacimientos con empuje por gas en solucién derivando ecuaciones que
describian los perfiles de presion y saturacion de gas desde el agujero del pozo
hasta las fronteras del yacimiento. Con estas ecuaciones consideré variaciones
en las caidas de presién y en las propiedades del sistema roca-fluido, hasta

obtener una relacion adimensional para el indice de productividad.
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La correlacion de Vogel para obtener una curva IPR adimensional es la

siguiente:
=102 (%f) ~08 (%f)2 .......................................... (42)
Donde:

q,= gasto de aceite correspondiente a la Pwf
qomax= 9asto maximo de produccion cuando la Pwf es igual a cero
P,,s= Presion promedio en el yacimiento

P, ¢= Presion de fondo fluyendo

M.J. Fetkovich, en 1973, demostré que los pozos de aceite y los pozos de gas
que producen por debajo de la presion de saturacién o punto de burbuja, se
comportaban de manera similar en términos del indice de productividad, por lo

gue se desarrollé la siguiente correlacion:

Qo = C(Pus® = Pus?) oo (43)

Donde:

q,= gasto de aceite correspondiente a la Pwf
C= coeficiente de la curva

P,,s= Presion promedio en el yacimiento

P, ¢= Presion de fondo fluyendo

n= exponente (un valor entre 0.5y 1.0)
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Para aplicar el método de Fetkovich, es necesario determinar los valores de C

y de n. Estos coeficientes se obtienen a través de una prueba de presion-
produccion de un pozo, donde se miden los gastos aportados por tres
diferentes diametros de estrangulador con sus respectivas presiones de fondo
fluyendo, asi como la presion de fondo estatica con el pozo cerrado. En escala
log-log se grafican los valores de presion contra gasto, obteniendo una linea
recta.

El valor de C es la ordenada al origen y el valor de n es la pendiente de dicha
recta. El potencial del pozo o gasto maximo tedrico se obtiene de la
interseccion del valor de la Pws con la recta obtenida, y asi encontrar su

correspondiente valor de gasto. Grafica 19.

A

Pwi3

Log ( Pws® - Pwt’
) Pwi2 A T

q1 q2 q3

Logid gmax

Gréfica 19. Comportamiento Presion-Produccion de acuerdo con la correlacion de Fetkovich

DECLINACION DE LA PRODUCCION

La declinacién es el descenso en la capacidad de produccion de aceite y/o gas
de un pozo o conjunto de pozos como consecuencia de una disminucion de la
presion del yacimiento debido al vaciamiento de éste. Casi todos los analisis
convencionales de curvas de declinacion estan basados en las relaciones
empiricas de la tasa de produccion (q) contra el tiempo (t), dadas por Arps
(1945), como:
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_ qi
t — 1/ *
(1+bDt) /b

Donde:

q;. gasto producido a un tiempo t; (MMPCD)
q;: gasto inicial; (MMPCD)

D: rapidez de declinacion; (dia™)

t: tiempo; (dias)

b: exponente de declinacién; adimensional

Cuando:
b = 0: representa la declinacién exponencial
0 < b < 1: representa la declinacién hiperbdlica

b = 1: representa la declinacién arménica

La capacidad para calcular los cambios en las ecuaciones de IPR y los
comportamientos de flujo vertical durante el abatimiento de un yacimiento

permitira determinar:

e La disminucion de presion en la cabeza del pozo, y el mantenimiento del
gasto constante de produccion
e La declinacién del gasto de produccién si la presion en la cabeza del

pozo se mantiene constante

Al conocer los gastos futuros de produccion por pozo es posible determinar la
produccion futura total de un campo o yacimiento, ya que al tener los datos
puntuales por pozo se puede tener mas certeza sobre las reservas probadas

de la formacion.
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Estas curvas son el resultado de investigaciones empiricas y desarrollos
matematicos y son sugeridas para soluciones rapidas en una gran variedad de

problemas relacionados con la declinacion de la produccion.
Los principales periodos de declinacién de un pozo productor son:

e Declinacioén transitoria

e Declinacién en estado pseudoestacionario

La declinacién en estado pseudoestacionario se puede calcular por medio de

estos tres tipos de declinacion:

1. Declinacién exponencial
2. Declinacién hiperbolica

3. Declinacién Armonica
Los factores que afectan las curvas de declinaciéon son:

e Periodos desiguales entre pruebas de medicion de pozos
e Reduccion del indice de productividad

e Terminacion de nuevos pozos

e Cierres de produccion

e Cambio de parametros

DECLINACION TRANSITORIA

La declinacion transitoria se considera una declinacién natural causada por la
expansién de aceite, gas y agua en una region de drene con un incremento
continuo del radio de drene. Es decir, cuando se abre un pozo a produccion
altera el estado de equilibrio del yacimiento y crea una respuesta en la presion
del pozo. El disturbio de presion se propaga gradualmente lejos del pozo,
incrementando el area de drene del pozo. Conforme el disturbio de presion se
propaga hacia las fronteras externas del yacimiento, las condiciones de

produccion en el pozo cambian rapidamente, en funcién del tiempo.

Existen dos tipos de produccidn transitoria, los cuales son considerados y

tratados matematicamente:
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a) Gastos de produccién constante

b) Presion de fondo fluyendo constante

Estos dos tipos de produccion se ilustran esquematicamente en la Gréfica 20
donde se muestra que un gasto constante implica una declinacion en la presion
del pozo y que una presién constante implica una declinacion en el gasto de
produccion.

A A

Tasa de Produccion q-Constante

Presion de )
fondo fluyendo [Pi-Pwfit)]
,

Tasa de Produccion

qt)
- wi Presion de fondo fluyendo
- -~ ® Pwf- Constante
L~
> >
Tiempo [t]

Tiempo [t]

Gréfica 20. Declinacién transitoria para gasto y presion de fondo fluyendo constante

GASTO DE PRODUCCION CONSTANTE

Para poder expresar el gasto contra el tiempo, se debe considerar la
produccion transitoria como una serie de producciones en estado estacionario
con un incremento del radio de drene. De este modo se expresa la ecuacién de
flujo radial en estado estacionario, para un abatimiento de presion constante y

un incremento de radio de drene:

kh(pe_pwf)
1412#030 ln(re(t)). ......................................................... ( 45 )

Twa

qo(t) =
Donde:
Tq. Fadio aparente del pozo; (pies), y esta definido como r,,, = r,,e™*

En esta ecuacion se indica que el incremento del radio de drene da como

resultado una declinacién en el gasto de produccién.

El problema de cuantificar 7, (t) y q,(t) se ha estudiado mucho y ha resultado

en una forma de gasto adimensional g, contra tiempo adimensional tp:
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141.2114 B,

qD = mqo, ............................................................... ( 46 )
£ = 0.000264k
D S TR L e (47)

El tiempo real esta dado en horas

C,;: compresibilidad total inicial; ((1/1b)/pie®)
k: permeabilidad; (mD)

Tywe. Fadio del pozo aparente; (pie)

@: porosidad; (fraccién)

u;: viscosidad inicial; (cp)

Si t estd dado en dias, entonces el tiempo se escribe como:

__0.000634k

OuiCtiTvoa

tp TSP UP T PPPPRRS (48)

Es importante reconocer que el concepto de radio de drene en expansion es
valido sélo durante el periodo de declinacion transitoria.

PRESION DE FONDO FLUYENDO CONSTANTE

El calculo del gasto en declinacion transitoria con una presion de fondo
fluyendo constante es similar al discutido previamente para gasto de

produccion constante.

El caso de declinacion de presion se puede expresar como:

141.2 B ®)
pi — Pwr(t) = z}‘;”" 2In (Te ) ............................................

Twa
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Estudios tedricos de flujo transitorio (Earlougher, 1977) han mostrado que el
tiempo adimencional es suficiente para definir cuando un pozo alcanza el flujo
en estado pseudoestacionario estabilizado. Una ecuacion en términos del

tiempo real generalizada para cualquier geometria no radial se tiene:

CtiA

tpss = 3790 2t (50)

ED gpgge =oneeernnmre e e
Donde:

A:érea; (pies®)

C,;: compresibilidad total inicial; ((1/1b)/pie®)

k: permeabilidad; (mD)

tpss: tiempo; (horas)

u;: viscosidad inicial; (cp)

tp,pss- CONStante para geometrias no radiales

La tp,,., depende de la geometria y ubicacion del pozo. La Figura 28
proporciona valores de ¢, , .. para diferentes geometrias y posiciones del pozo.
Los valores de tp,,. representan el tiempo cuando la presion de fondo

fluyendo comienza a declinar como una funcion lineal del tiempo.

Con esta ecuacién se puede concluir que el tiempo al final del periodo
transitorio es una funcién de la permeabilidad, pero no una funcion del dafio o

radio del pozo aparente.
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Figura 28. Factores de forma para varias areas de drene (Earlougher, 1977)

DECLINACION EN ESTADO PSEUDOESTACIONARIO

En este tipo de declinacion sera necesario considerar la produccioén de aceite
como un conjunto o serie de producciones en estado estacionario para
describir el comportamiento de un pozo. El inicio de abatimiento de presion
esta determinado por el tiempo en el cual, el radio de drene ha alcanzado las
fronteras externas de no-flujo. De ahi en adelante, como resultado de la
produccion, la region total drenada por el pozo comienza a ser depresionada y
de este modo, cae la presion a lo largo del area total de drene. El rango de

declinacién de la presion depende de tres factores:

1. Rapidez con la que los fluidos son producidos
2. Expansion de los fluidos del yacimiento

3. Compactacion del volumen de poros
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El efecto mas importante de la declinacion es el deterioro del comportamiento
de afluencia, reflejado mediante la declinacion de la presion medida del

yacimiento y el incremento de la resistencia al flujo.

DECLINACION DE PRESION DEL YACIMIENTO A GASTO CONSTANTE

La distribucién de presion radial general para el flujo pseudoestacionario de un

fluido ideal (liquido) en un yacimiento circular cerrado es:

141. 2q,uB

P(r) =puwr+———rp()dr. .o (51)

Ecuacién de IPR que relaciona el gasto, presion del yacimiento y presion de

fondo fluyendo:

kh(Pws pwf)
1412u030[1n( ) 075]

9o =

Estas ecuaciones sirven para combinar el balance de materia y la curva de IPR
lo cual permite obtener la presion de fondo fluyendo como una funcion del
tiempo. El resultado es una indicacion de cuanto puede producir el pozo a

gasto constante sin recurrir a un sistema artificial de produccion.

DECLINACION DE PRESION DEL YACIMIENTO A PRESION CONSTANTE

En caso de una declinacién de presién del yacimiento (bajosaturado) a presion
constante, su expresion es mas complicada, ésta ecuacion esta expresada por

la ecuacion de flujo radial:
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_ kh(pe(®)-pwy)
" 141.2u,B, [ln(rcv_ea)]

4o

Donde la presion en la frontera externa, p.(t)declina en funcién del tiempo.
Una ecuacion de balance de materia relaciona la produccion acumulada Ny con
la presion p.(t), ésta la expresa como una funcién de la compresibilidad total
aparente del sistema Ci,, €l volumen de poros Vy(1-Sy), y la caida de presion
en el yacimiento pi-pe(t). Se expresa como:

Ny = V(1 = Su)CealPi = PelO)]. oo (54)

Donde C;, es la compresibilidad total aparente, la cual varia con p,(t).

El procedimiento de célculo propuesto por Tracy (1955) y Traner (1944) son,
quizas, los mas simples disponibles, que a pesar de su relativa simplicidad,
pueden no estar disponibles cuando se realiza el andlisis del comportamiento

del pozo.

La declinacién en el periodo de transicion generalmente no se considera y para

fines practicos es considerada como nula.

Una expresion general para la declinacion en un estado pseudoestacionario

para presion constante de produccion, de acuerdo a la solucién analitica es:

Twa
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Para realizar el andlisis de declinacion en estado pseudoestacionario se

pueden emplear las ecuaciones anteriores o bien la Gréfica 21, empleando las

siguientes ecuaciones:

_ 141.2u,B,
dp = —kh(Pi—ow) 03 "+ e ettt ettt (58)

__0.000264k

OuiCritva

tp

0.0001 0.001 0.m 0.1 1 10

10 T T T T 1000

= = = = Conductividad infinita en la fractura vertical
=——— Flujo uniforme

Inicio de la defleccion evaluada en varios T8
1 K7 ] 100

/

10 9qp

, N
0.0 &BNM\T\'\ 1

0.1
10 100 1000 10000 100000
to

0.001
1

Gréfica 21. Solucidén analitica a presion constante en estado pseudoestacionario (Golan y
Whitson, 1991)
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LIMITE ECONOMICO

La extrapolacion gréfica debe llevarse hasta un punto en el que el valor de la
produccion sea equivalente a los gastos de produccién, ya que de continuar la

extrapolacion, los egresos seran mayores que los ingresos.

El valor de la produccion minima que sufraga los combos de operacion,
mantenimiento de equipo, personal empleado, pago de regalias, etc., es
conocido con el nombre de limite econdmico. La expresion matematica que

permite determinar este valor es la siguiente:

Donde:

L.E.: limite econdmico; (mmpc/afio) 6 (mpc/dia)

C: costo estimado de operacién al limite econémico; ($/afio) 6 ($/dia)
0: Precio de aceite; ($/bl)

S: Monto de regalias, impuestos, etc; ($/bl)

El valor limite econémico esta sujeto a la variacion de los factores considerados
anteriormente, como el aumento de costos, varia con la profundidad del pozo,
el nimero de pozos en el area, el tipo de fluidos producidos, el método de
produccion y la demanda, sin embargo el factor preponderante es el precio del

aceite por unidad de volumen en el mercado.

DECLINACION EXPONENCIAL

La declinacion exponencial (Grafica 22) es la mas empleada en la industria
petrolera por las siguientes razones: La mayoria de los pozos siguen un gasto

de declinacion constante en gran parte de su vida productiva. Las matematicas
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involucradas, se describen por expresiones lineales dadas que son mas
sencillas de aplicar a diferencia de las implicadas en la declinacion hiperbdlica

y armonica.

e Se aplican siempre y cuando las condiciones mecanicas del pozo y el
area de drene del yacimiento permanezcan constantes.

e Este andlisis consiste en graficar datos de produccion contra tiempo con
papel semi-log e intentar ajustar estos datos con una recta la cual se
extrapola en el tiempo.

e Las reservas se calculan con base en una taza de produccion promedia

anual

e
L ARCABUZ-80 (ARCABUZ-89) Data May 2007-Dec 2014
o

RAE 17962 UMSCF
EUR: 1,569.30 MUSCF

Segment | 1 ]
Label
Type Exporertial
[ Overvmite ALL
Stat 2007 05
Patams Chooze 3ol § z
IrkRate | Mct/d ||Day| 23420000/C Exponenual
i It Decl % Elf 27.0000| )
B FinalRate | Mct/d |[Dap| 550000 |
3 Vokume | MMSCF || Seg| 2654 2883] 1
g TieDw | W || ¥t 11200
S End Dae | | amaoa] |
+ Humber of Wels
2 wels
[[Hw Segment | | Cony Pravious | Beuft | Coume |
K| caea | | e

T T T T
007 2008 2011 2013 018 2017 2019 2021 2023 202% 2027 2029

Gréfica 22. Declinacion exponencial (obtenido de un software comercial)

G = e Tt (61)

99



q: Gasto de produccion; (mmpcd)
q;- Gasto de produccion inicial;  (mmpcd)
D: Rapidez de la declinacién;  (dias™)
t: tiempo; (dias)

t;: tiempo inicial; (dias)

El 4rea bajo la curva de declinacién del gasto contra el tiempo entre un
intervalo de tiempo es la cantidad de la produccion acumulada de aceite o de

gas durante ese lapso:

Donde:
N,: Produccion acumulada de aceite; (bls)

Y en el caso del gas:

G, Produccion acumulada de gas; (MMPC)

El factor de declinacion, fd, se obtiene cuando al gasto se le resta
periodicamente el factor de declinacion producido. Asi al final de cada periodo,
el gasto de produccion que se tiene es el gasto anterior menos el factor de
declinacién producido por ese gasto en dicho periodo, se expresa de la

siguiente manera:

do = Goi (1 —%)n. .............................................................. (64)

Despejando el factor de declinacion:

fd=

1— (ﬁ)l/”l 100 (65)
do T T TS T U PR TR UU RS RURURURURUOS

100



Si se quiere conocer el factor de declinacion de un periodo, n,, a partir del

factor de declinacion de otro periodo, ni, se tiene:

"M/
fd1 2
fd2=[1—(1—m) 1*100. ............................................. (66)

Para encontrar una relacion entre el factor de declinacion y la rapidez de

declinacion, se utiliza la siguiente expresion:

fd=[1—e @] 5100 ..ooooiriiiiiiiiiiieee e (67)

Es importante tener cuidado con las unidades del tiempo, que sean siempre
consistentes entre la rapidez de la declinacién y el intervalo de tiempo, asi

como en que periodo se quiere el factor de declinacion.

El porcentaje de declinacion se calcula:

porcentaje de declinacion = %: (Qi — Q) e (68)

El tiempo de vida util del yacimiento se determina sustituyendo el valor del

Limite Econdmico:

t=§(logL.E.—logqi). ....................................................... (69)

DECLINACION HIPERBOLICA

No todos los pozos productores presentan una declinacion exponencial durante
la declinacién de presion del yacimiento. En muchos casos se puede observar
una declinacion hiperbdlica gradual donde el comportamiento de gasto contra

tiempo es estimada de mejor forma que a partir de la solucién analitica.

La declinacién hiperbdlica (Grafica 23) se presenta si el mecanismo de empuje
es gas en solucion, expansion de casquete de gas o empuje de agua. También
se presenta cuando el mecanismo de empuje natural es suplementado por
inyeccion de gas o agua. En cualquier caso, le presencia de estos mecanismos
de empuje implica que la compresibilidad total se incremente y la recuperacion
de hidrocarburos sea mejorada en comparacion con el mecanismo de empuje

de expansion del aceite.
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Su expresion matematica es:

_4_
_p = @a/an
at

Donde b representa la constante de declinaciéon o ritmo de declinacion

(70)

(constante positiva) 0 < b < 1.

T T T T T T T T T T
ARCABUZ-80 (ARCABUZ-8G) Data’ May 2007-Deéc 2014

Operator
L ARCABUZ
,
Params [ crossedar | X oo
WRae_| Metid || Ow| 2342000/H| Hiperbolica
Irék Dol % |[Ed 45.0000| ()
- FrolFiaie | Metid |[D 550000 ]
: Vokme | MMSCF || Sep| 23106638 (]
TweDu | v ||| 19630501
3 End Date xm| |
FewDed | % || EW] 7|0
" | 06000/ |
|| Mo el |
t 7 N
Wew Segment | [1eictz Secrrent | | Copy Previcus | Bestft | Cocuiste |
] oKk | e | [ |
Rl
]
[
2007 2009 2011 2013 wis 2017 2019 2021 2023 025 2027 2029

Gréfica 23. Declinacion hiperbodlica (obtenido de un software comercial)

Al integrar en dos ocasiones la ecuacion anterior, tenemos que:

q=qi(1+Dbt) (/b)) (71)
Donde D;es la rapidez de declinacion cuando el gasto g; prevalece, y t es el

tiempo que tarda en declinar el gasto de g; a q.

Esta ecuacion se ajusta a la ecuacion de una linea recta en papel log-log
cuando cambia horizontalmente sobre la distancia (1/D;b), donde 1/b es la

pendiente de la recta.
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Para determinar la ecuacion de gasto-produccion acumulada se debe integrar

respecto al tiempo la ecuacién anterior por lo que nos queda:

b
. q (1-b) _ _(1-b)
N, = 5D [qi q ] ................................................. (72)

El porcentaje de declinacion mensual se obtiene mediante:

100D
(1-Dbt)’

porcentaje de declinacion = — ————. ........coeiiiiiiiiin (73)

Por otra parte, tanto las ecuaciones para la declinacion exponencial como para
la hiperbdlica nos permiten realizar una extrapolacion matematica de datos,
difiriendo una respecto a la otra en lo que corresponde al valor de b, ya que
para la declinacibn exponencial b=0, mientras que para la declinacion

hiperbdlica, el valor de b oscila entre 0.25 y 0.6.

El tiempo de vida util para la declinacion hiperbdlica se calcula:

DECLINACION ARMONICA

Algunas veces cuando la produccién es controlada predominantemente por la

segregacion gravitacional, la rapidez de declinacion, D, es proporcional al gasto

g.

Este tipo de declinacion es un caso particular de la declinacién hiperbdlica
cuando b=1. Como consecuencia, la rapidez de la declinacion, D, es

inversamente proporcional al gasto g. Su expresion es la siguiente:

e e (75)

Por otra parte, la ecuacion de gasto producido-produccién acumulada se

expresa de la siguiente manera:

Np = %(log Qi =108 Q). e (76)

La ecuacion anterior puede ser representada por una linea recta en papel

logaritmico, graficando gasto producido en la escala logaritmica.
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Q=i —DEq. o (77)
La cual represente la ecuacion de una linea recta de pendiente —D , al graficar

gasto producido contra gt, como se ilustra en la Grafica 24.

a
/

1}astnp1ndluuﬂnﬂq)
o

Gréfica 24. Representacion gréafica de la declinacion arménica log-log

Para calcular el porcentaje de declinacion:

. . .z 100D
porcentaje de declinacion = TRDD) (78)
Y su tiempo de vida util:
1/4qi
t =:B;(Z];-_ 1). ................................................................... ( 79 )

CURVAS TIPO DE ARPS

La mayoria de los andlisis convencionales de curvas de declinacion se basan
en las ecuaciones empiricas dadas por Arps (1954):
a®w _ 1

1-
4i (1+Dbt)b

De donde para b=0, se tiene la ecuacién que define a la declinacion

..................................................................... ( 80 )

exponencial:
%f) = e (81)

Y si b=1 se tiene la ecuacion que define la declinacién armonica:
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q@®) _ 1
Qe T TLRDI (82)

La solucion unitaria (D=1) de la ecuacion dada por Arps es desarrollada para
valores de b, entre 0 y 1, con incrementos de 0.1. Los resultados son
graficados como un ajuste de curvas tipo log-log en términos de una curva de

declinacién con gasto adimensional.

Y una curva de declinacién con tiempo adimensional:
th = Dlt .......................................................................... ( 84 )

De la Grafica 25 se puede observar que todas las curvas coinciden y llegan a
confundirse cuando tp; toman un valor de aproximadamente 0.3. Cualquier
dato que tenga un valor menor de 0.3 se toma como dato de declinacion
exponencial, haciendo caso omiso del verdadero valor de b, y asi graficar dicho

dato o datos en papel semilogaritmico para obtener una linea recta.

1.0
0.1} -
q 0.01} =
bd
. : N \ b, T 8
E | \ g A e N R
Xponencia \ ég \ W N
0.001 1 1 . ' \0.‘10- L \ G NN NN
1072 107} 1 e} 10° 103

Q O

Gréfica 25. Curva tipo de declinaciones, basada en las ecuaciones empiricas de Arps
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ANALISIS NODAL PARA POZOS DE GAS

El andlisis nodal de un sistema de produccién, permite determinar el
comportamiento actual y futuro de un pozo productor de hidrocarburos, y
consiste en dividir este sistema de produccion en nodos de solucion para
calcular las caidas de presion y los gastos de los fluidos producidos, y de esta
manera, poder determinar las curvas de comportamiento de afluencia y el
potencial de produccién de un yacimiento. Como resultado de este analisis se
obtiene generalmente un incremento en la produccion y el mejoramiento de la
eficiencia de flujo cuando se trata de un pozo productor, pero cuando se trata
de un pozo nuevo, permite definir el didmetro 6ptimo de las tuberias de
produccion, del estrangulador, y la linea de descarga por el cual debe fluir
dicho pozo, asi como predecir su comportamiento de flujo y presion para

diferentes condiciones de operacion.

El procedimiento del andlisis nodal ha sido reconocido en la industria como un
medio adecuado para el disefio y evaluacion, tanto en pozos fluyentes como en
pozos que cuentan con un sistema artificial de produccion. En el andlisis nodal

se evalla un sistema de produccion dividiéndose en tres componentes basicos.

1. Flujo a través de un medio poroso (yacimiento), considerando el dafio
ocasionado por lodos de perforacién, cemento, etc.

2. Fluo a través de la tuberia vertical (aparejo de produccion),
considerando cualquier posible restriccion como empacamientos,
valvulas de seguridad, estranguladores de fondo, etc.

3. Flujo a través de la tuberia horizontal (linea de descarga), considerando

el manejo de estranguladores en superficie.

Para predecir el comportamiento del sistema, se calcula la caida de presion en
cada componente. Este procedimiento comprende la asignacion de nodos en
varias de las posiciones claves dentro del sistema (Figura 29). Entonces,
variando los gastos y empleando el método y correlacion de flujo multifasico
gue se considere adecuado dependiendo de las caracteristicas de los fluidos,

se calcula la caida de presion entre dos nodos.
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Figura 29. Ubicaciones méas comunes para los nodos

El andlisis nodal divide el sistema integral de produccion en dos subsistemas,
en un lugar especifico llamado “punto nodal”. El primer subsistema considera la
entrada de flujo desde el yacimiento hasta el punto nodal (inflow) con todos sus
componentes, corriente arriba del nodo (upstream), el otro subsistema
considera la salida del flujo desde la superficie hasta el punto nodal (outflow)
con todos los componentes que se encuentran corriente abajo (downstream)
del nodo. Para cada subsistema la presion en el punto nodal es calculada y
graficada por separado, es decir, dos curvas independientes de presion contra
gasto. La interseccion de las dos curvas nos muestra el punto de operacién
donde el gasto y la presion de las dos curvas son iguales (Grafica 26). En cada
subsistema se debe conocer la presion en el punto de partida, la cual sera la
presién estatica del yacimiento (Pws) y la presion de separacion en la
superficie (Psep). Por lo que los céalculos pueden iniciar con cualquiera de ellas,
para después determinar la presion en los nodos de solucion intermedios entre

estas posiciones de partida.
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Gréfica 26. Sistemas de analisis nodal

Los resultados del andlisis del sistema no solamente permitiran la definicion de
la capacidad de produccion de un pozo para una determinada serie de
condiciones, sino que también muestran los cambios en cualquiera de los
pardmetros que afectan su comportamiento. Por lo tanto, el resultado neto es la
identificacion de los parametros que controlan el flujo en el sistema de

produccién.

Las curvas de comportamiento de afluencia obtenidas son funcién de los

siguientes puntos clave del sistema:

e Caracteristicas del yacimiento

e Caracteristicas de la tuberia de produccion y linea de descarga
e Presién en el nodo inicial y final del sistema

e Porcentaje de agua producida

e Relacion Gas-Liquido

e Longitud de las tuberias

e Temperatura

e Caracteristicas de los fluidos a manejar

e Topografia del terreno en el caso de la linea de descarga

e Grado de desviacion del pozo

La seleccion del nodo o nodos iniciales depende del componente del sistema
gue se desea evaluar, pero su posicion debera ser tal que muestre la respuesta
del sistema a una serie de condiciones, para que como resultado final se tenga

una evaluacion total del problema, dando asi una solucion confiable. Un punto
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importante es, que ademas de las razones técnicas, se tendra que aportar
también una justificacién econémica, validando con ello de manera completa la

solucion encontrada.

METODOS PARA GRAFICAR CURVAS IPR PARA POZOS DE GAS

Veremos tres métodos para graficar curvas de IPR para pozos de gas:

e Cuando el IP es constante:

Qg =T (Pus® = Puf’)s oottt (85)

Donde:

J: indice de productividad; (bpd/lb/pg?)
q4- 9asto de gas; (pies*/dia)

P, presion estética, (Ib/pg?)

P, presion de fondo fluyendo; (Ib/pg?)

e Cuando existe estado pseudo-estacionario:

Combinando las ecuaciones de estado y continuidad con la ley de Darcy
obtenemos el comportamiento de flujo radial para pozos de gas, incluyendo el

factor de dafno “s”.

703x10~kh(Pr?Py %)

= [mgTz(in(0.47222)+5)|

Q

Donde:
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Q: gasto de gas; (mpc)

k: permeabilidad; (mD)

h: espesor de la formacién; (pies)

P.: presion en el radio de drene; (Ib/pg?)

P, presion de fondo fluyendo; (Ib/pg?)

g- Viscosidad del gas a presion media (cp)

T: temperatura del yacimiento; °R

z. factor de compresibilidad del gas a presién media; (adimensional)
re: radio de drene; (pies)

rw: radio del pozo; (pies)

s: factor de dafio; (adimensional)

e Contrapresion

Desarrollada por Rawlins y Schellhardt en 1935. La constante “C” y la inversa

[}

de la pendiente “n”, son parametros calculados a partir del IPR del pozo

constituida con pruebas de presion (pruebas de potencial al mismo).

Qg = C(Pus® = Pus?) s oo (87)
Donde:
Q4: gasto de gas; (mpc)
C: coeficiente de la curva de contrapresion para pozos de gas

n: coeficiente de turbulencia (valores entre 0.5y 1)

110



Los valores de “n” cercanos a 0.5 indica flujo turbulento, y para los valores

cercanos a 1, indica flujo laminar.

Esta ecuacion es de las més usadas en la industria petroleara para encontrar la
curva IPR. En la aplicacion de este método es necesario determinar que tan
potente es un pozo por medio de pruebas multigastos o pruebas de potencial.
Estas pruebas pueden ser de dos tipos (isocronales o flujo continuo), en las
cuales un pozo es producido a varios gastos y de esta forma medir el gasto de
gas (qg) Yy la presion de fondo fluyendo (pwr) correspondientes a cada prueba.
Se requiere por lo menos dos pruebas, pero se recomiendan cuatro pruebas

para minimizar los errores en la medicion.

El valor de C depende de las caracteristicas del pozo y de las propiedades del

gas, puede ser obtenido analiticamente con la siguiente ecuacion:

703x107°

- [7gTz(In(0.47225)+5)|

Para predecir el comportamiento de las curvas IPR para pozos de gas en un

tiempo futuro se puede utilizar la siguiente aproximacion:

Qr = Cp(Pys® — owz)n ......................................................... (89)
Y se sabe que Cr esigual a:

(757),,
Cr = Cp ?Z_)F ..................................................................... (90)

Donde:
Qr: gasto de gas futuro
Cr: coeficiente al tiempo futuro

C,: coeficiente al tiempo presente
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La elaboracion de curvas de IPR futuras es importante, ya que con ellas se
pueden determinar los gastos futuros de produccién para los pozos fluyentes o
en su defecto saber el momento Optimo para la instalaciéon de un Sistema

Artificial de Produccion conforme declina la presion del yacimiento.

CORRELACIONES DE FLUJO MULTIFASICO PARA YACIMIENTOS DE GAS

El flujo simultdneo de gas y liquido en una tuberia es muy importante en las
operaciones modernas. Para muchas instalaciones el uso de tuberias que
maneja fluidos multifasicos es la solucibn mas econdmica, ya que disminuye el
costo un 20% a 25% con respecto a utilizar dos tuberias para manejar fluidos

en una sola fase.

Diversos investigadores han desarrollado diferentes correlaciones de flujo
multifasico en tuberias verticales y horizontales (Tabla 3), basandose en los
principios termodindmicos y de flujo de fluidos, pero principalmente en
observaciones empiricas limitadas por caidas de presion por friccion, diametros
de tuberias, caracteristicas de los fluidos utilizados, geometria y condiciones

de flujo, y relaciones gas-liquido.
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Tabla 3. Correlaciones de flujo multifasico en tuberias

_ Diametro de _
Correlacion  Fecha Sustento ] Fluidos
la tuberia
Flujo Vertical
Datos de campo Amplio Aceite, gas
Duns & Ross 1961 _ boy P Jasy
laboratorio Rango agua
Hagedom & - Datos de campo y Dela4d Aceite, gas 'y
Brown laboratorio pulgadas agua
Revision y _
_ _ o _ Aceite, gas 'y
Orkiszowski 1967 modificacion de Amplio rango
agua
otros modelos J
Azizz & Datos de campo y : Aceite, gas 'y
_ 1972 : Amplio rango
Govier laboratorio agua
) Datos de Delals
Beggs & Brill 1973 _ Gas y agua
laboratorio pulgadas
<35 Gasy
Gray 1974 Datos de campo
pulgadas condensado
Flujo Horizontal
0.0596 a _
Lochart- Datos de Aceite, gas 'y
- 1949 _ 1.01017
Martinelli laboratorio agua
pulgadas
Datos de campo 2a4 Aceite, gas
Eaton 1966 _ Poy a5y
laboratorio pulgadas agua
_ Datos de _ Aceite, gas 'y
Dudier 1696 _ Amplio rango
laboratorio agua
Flujo Inclinado
. Keroseno,
Mukherjee- Datos de : :
_ 1983 _ 1.5 pulgadas Aceite, lubricante
Brill laboratorio

y gas

No existe una correlacion que sea la mas adecuada para utilizarla en todas las

aplicaciones. Cuando se utiliza algan modelo, se debe examinar la clase de

sistemas en los que esta basado, es decir, si el modelo y los datos que lo
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soportan son compatibles fisicamente con el sistema propuesto para su
aplicacion. Algunas correlaciones estan basadas en datos para tuberias
horizontales de didmetro pequefio, su aplicacion es limitada para tuberias de
diametro mayor con perfiles topograficos que presenten diferencias de nivel

con respecto a un plano de referencia.

PATRONES DE FLUJO

En el flujo multifasico en tuberias se pueden tener variaciones en la distribucion
geométrica o volumétrica de una fase respecto a la otra, llamando a esto
“patrén de flujo”. Nos interesa ver los patrones de flujo en las tuberias verticales
ya que dependiendo de la forma en que fluyen los fluidos sera el

comportamiento y la problemética de los pozos de gas (Figura 34).
e Flujo Burbuja:

La tuberia se encuentra practicamente llena de liquido y la fase

de gas libre se presenta en pequefas burbujas las cuales se

mueven a diferentes velocidades exceptuando aquellas que por
su densidad tienen pequefios efectos en el gradiente de presion. Figura 30. Flujo
La pared de la tuberia estd siempre en contacto con la fase burbuja

liquida. El aceite forma la fase continua (Figura 30).

e Flujo Bache o Tapon:

La fase gaseosa es mas significativa. Sin embargo la fase

O
liquida sigue siendo continua, las burbujas de gas se unen y oo A
forman tapones, los cuales ocupan practicamente toda la o
seccion transversal de la tuberia. El liquido que rodea la burbuja Figura 31. Flujo

. . bache
puede moverse a bajas velocidades en forma descendente. El

gas y el liquido tienen efectos significativos en la caida de presion (Figura 31).

114



e Flujo de transicion: .

Ocurre cuando hay un cambio de la fase liquida continua a la
fase de gas continua. Las burbujas de gas pueden unirse y el . €

liquido puede entrar en la burbuja. Aunque los efectos del ~

liquido son significantes, dominan los de la fase gaseosa (Figura Figura 32. Flujo
de transicion
32):

¢ Flujo Anular o Niebla:

La fase gaseosa es continua y la mayor parte del liquido se
introduce en esta fase en forma de finas gotas. La pared de la

tuberia estd cubierta por una pelicula de liquido y la fase

gaseosa controla la caida de presion. , ,
Figura 33. Flujo

. . niebla
Este flujo se produce en un yacimiento de gas y condensado.

El gas condensado existe Unicamente como un gas en el yacimiento durante
toda su vida productiva. Debido a esto no hay formaciéon de liquidos en el
yacimiento. Sin embargo, las condiciones de separacién caen dentro de la
envolvente ocasionando la formacion de liquidos en la tuberia de produccién y

en la superficie (Figura 33).
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Figura 34. Patrones de flujo (elaboracién propia)
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CONCEPTOS PARA FLUJO MULTIFASICO

Estos conceptos se han utilizado por distintos autores para explicar el flujo

multifasico en tuberias verticales y por desarrollar sus correlaciones.

e Colgamiento (y.)

El colgamiento es la relacion entre el volumen de liquido existente en una
seccién de tuberia a las condiciones de flujo, y el volumen de la seccién
aludida. Esta relacion de volumenes depende de la cantidad de liquido y gas
que fluyen al mismo tiempo en la tuberia, por lo que si la mezcla es
homogénea, el colgamiento se considera despreciable. Generalmente, la
velocidad con que fluye el gas es diferente de la velocidad con que fluye el

liquido, lo que hace que se dé un “resbalamiento” entre las fases.

Para calcular las pérdidas de presion por elevacién (carga hidrostatica), es
necesario predecir con precision el colgamiento considerando el resbalamiento

entre fases.

Las expresiones establecidas por Mukherjee y Brill son:

Cc
yL = exp [(C1 + Cysend + C3sen?6 + C,N,,°) Z‘Z"Cz] ..................... (91)
Donde:
0.25

Ny,* = 0157264, (p;ﬂ) ..................................................... (92)
0.25

Niw = 193805 (%) o (93)
0.25

Ngw = 19385 (2£) 7 oo (94)

Donde o es la tension superficial del liquido y los valores de C;, C,, C3y C4s€

encuentran en la Tabla 4.
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Tabla 4. Coeficientes "C" de la ecuacion para diferentes patrones de flujo

Direccién del Tipo de
) . C; C, Cs C, Cs Cs
Flujo Flujo
Horizontal o
Todos -0.38011 0.12988 -0.11979 2.34323 0.47569 0.28866
Ascendente

Estratificado  -1.33028  4.80814 4.17156 56.26227 0.07995 0.50489
Otros -0.51664  0.78981 0.55163 15.51921 0.37177 0.39395

Descendente

e Velocidades Superficiales

Es la velocidad que tendria cualquiera de las fases si ocupara toda la tuberia.

Se definen con las siguientes expresiones:

Velocidad superficial del liquido:

_q/p __ 0.01191(qyBo+qwBw)
Vg =-—= S e (95)
Ap d

Velocidad superficial del gas:

_ @g _ 0.002122q4(R-Rs)By

Vsg = A T treeeeieereeesiieieeeiee (96)
Velocidad de la mezcla:
_ ALty _
vm_T_vsL-l_ng .......................................................... (97)

Donde 4, es el area de la seccion transversal de la tuberia y q’es el gasto a

condiciones de escurrimiento.

La condicion de escurrimiento es la temperatura mas baja a la que un liquido

todavia fluye.

e Viscosidad de la mezcla

Dependiendo del método que se aplique, se usan las siguientes ecuaciones

para obtener la viscosidad de la mezcla de fluidos:

Viscosidad de la mezcla sin resbalamiento:
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B = MY g TY0) (99)
Donde

UL = Hoffo T B S oo eneeneeeea e (100)
qoB

fo:m .................................................................... (101)
B

fo:m .................................................................... (102)

T = L o e (103)

e Resbalamiento

El resbalamiento describe el fenomeno natural del flujo a mayor velocidad de
una de las dos fases. Las causas de este fenOmeno son diversas. La
resistencia al flujo por friccibn es mucho menor en la fase gaseosa que en la
fase liquida. La diferencia de compresibilidades entre el gas y el liquido, hace
gue el gas en expansion viaje a mayor velocidad que el liquido. Cuando el flujo
es ascendente o descendente actla la segregacion gravitacional ocasionando
que el liquido viaje a menor velocidad que el gas, para el primer caso, y a

mayor velocidad para el segundo caso.

La diferencia entre el colgamiento y el resbalamiento radica en que el
colgamiento es la relacion entre el volumen de liquido y el volumen de la
tuberia a condiciones de flujo, y el resbalamiento es la diferencia entre las

velocidades de las fases en la tuberia.
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e Colgamiento sin resbalamiento (A)

Se define de la misma forma que el colgamiento (y.) pero se calcula a partir de
las condiciones de presion y temperatura de flujo existentes considerando las
producciones obtenidas en la superficie (o y R):

L 1

= TLtarg = y Qo(R—R5)Bg  **@ tr testessessssme sttt ittt (104)
"'5.615(q0Bo+qwBw)

e Densidad de la Mezcla

La densidad de la mezcla de fluidos se obtiene a partir del colgamiento con:

Pm = PLYLFPg(L = VL) oo, (105)

Algunos autores calculan la densidad de la mezcla sin considerar el

resbalamiento entre las fases, esto es:

Prs = PLYLA+ Pg(L—2) i (106 )

También puede obtenerse a partir de la siguiente expresion:

M _ 350.5(Yo+YwWOR)+0.0764Ry,

Prs =7 - = 15y By WORNFR_RE, *" """ s s (107)

Ya que:

M: Masa de la mezcla @c.s. por barril de aceite producido @c.s.

V,,: Volumen de la mezcla @c.s. por barril de aceite producido @c.s.
y,. densidad relativa del aceite

.. densidad relativa del agua

Y4+ densidad relativa del gas
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CORRELACIONES DE FLUJO MULTIFASICO PARA GAS Y
CONDENSADO, GAS HUMEDO Y GAS SECO

Estas son las principales correlaciones que se manejan para calcular las caidas

de presion en tuberias verticales para pozos de gas.

CORRELACION DE DUNS Y ROS

En esta investigacion se utilizaron mezclas de gas-liquidos que van desde gas
con agua hasta aceites lubricantes de alta viscosidad. La correlacion sirve para
calcular pérdidas de presiones y colgamiento determinando el régimen de flujo
por la correlacion que desarrollaron ellos mismos. Tomaron como base para su

estudio el balance de presion en vez de la ecuaciéon de balance de energia.
Desarrollaron ecuaciones para tres regiones de flujo:

I.  Régimen de flujo burbuja, tapdn y transicion
II.  Elremanente de flujo de transicién y régimen de flujo bache

lll.  Régimen de flujo niebla

La correlacion esta en términos de la velocidad del gas adimensional, el

diametro de la tuberia, la viscosidad del liquido y una expresion adimensional.

Duns y Ros correlacionaron la velocidad con el resbalamiento como una
relacion entre el colgamiento del liquido y la relacién del colgamiento de gas-
liquido. Las correlaciones para la velocidad con resbalamiento dieron el método

para calcular el gradiente de presion total.
Su trabajo tuvo las siguientes conclusiones:

e La ecuacion de balance de presidon puede ser resuelta utilizando
diferentes correlaciones para varios regimenes de flujo.
e Los tres regimenes de flujo deben usarse para predecir los gradientes

de presion
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e La precision de las correlaciones es razonable en rangos de baja
produccion de gas

e La correlacién no es aplicable para un calculo con tres fases

CORRELACION DE GOVIER Y AZIZ

Esta correlacién esta basada en datos de laboratorio y campo para todo tipo de
fluidos y para cualquier tamafio de tuberia. La correlacion es usada para
calcular las caidas de presion, colgamiento y patrones de flujo; fue desarrollada
en un estudio de pozos productores de gas y condensado. Se analizaron datos
de gasto contra caidas de presion provenientes de 102 pozos con relaciones
de gas-liquido entre 3900 y 1,170,000 pies®/bl. Las condiciones de fase en el

agujero se determinaron usando calculos flash.

Los datos de gradientes de presion para flujo bajo condiciones de una sola fase
fueron comparados con las predicciones convencionales, y generalmente se
confirmaron. Para el vaso de las condiciones de flujo bifasicas, los fatos de
campos se compararon con varios métodos empiricos de prediccién y con este
nuevo método de prediccion basado parcialmente en la mecéanica del flujo. La
prediccidén incorpora una estimacion empirica de la distribucion de la fase
liquida entre la que fluye como una pelicula sobre la pared y la que entra en el
ndcleo de gas. Utiliza ecuaciones de momento separadas para la mezcla gas-
liquido en el nucleo y para el contenido total en la tuberia.

CORRELACION DE GRAY Y ROS

La correlacion de Gray es usada para predecir las pérdidas de presion y el
colgamiento existente en la tuberia. Esta correlacién fue desarrollada para flujo
vertical en sistemas de gas y condensado en los que predomina la fase

gaseosa. El flujo es tratado como una sola fase, y el agua o el condensado que
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caen se asume que se adhieren a la pared de la tuberia. Se recomienda utilizar
en casos con flujo vertical donde la velocidad es menor a 50 pie/seg, el tamafio
de la tuberia es menor a 3 ’%”, el gasto de condensado es menor a 5 bl/mmp y

el gasto de agua es menor a 5 bl/mmpc.

La correlacion no define patrones de flujo pero si propone una ecuacion para el
resbalamiento donde intervienen diversos numeros adimensionales. Para el
calculo de la pérdida de presion por friccion, Gray propone que la rugosidad se
calcule a partir de una correlacion desarrollada por él donde interviene la

tensién superficial.

CORRELACION DE BEGGS Y BRILL

La correlacion de Beggs y Brill se desarroll6 a partir de 584 pruebas tomadas
de datos obtenidos experimentalmente de una pequefa prueba a escala. Este

método es aplicable para flujo horizontal, vertical e inclinado.

Los experimentos se desarrollaron en tubos de acrilico transparente, los cuales
podian ser cambiados de posicion horizontal a vertical y viceversa. En realidad
fue la aportacion de su trabajo, el poder calcular las pérdidas de presion en
tuberias inclinadas y pozos direccionales. Estos experimentos tenian
dispositivos para medir gastos, caidas de presion angulos de inclinacion y
colgamiento. Con lo anterior, presentaron los resultados de los estudios en

tuberias de 17 y 1 12" utilizando aire y agua.

No obstante la correlacion fue desarrollada para rangos limitados pero se ha
comprobado que permite predecir con bastante exactitud las caidas de presién
en tuberias verticales con flujo simultaneo de aceite, gas y agua, y para pozos

relativamente secos.
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PROBLEMATICAS EN POZOS DE GAS

La principal problematica en los pozos de gas es la presencia de liquidos, y es
por esto que ha surgido la necesidad de buscar soluciones a ello, ya que estos
liquidos hacen una contrapresion en el yacimiento y llega el momento en que
no tiene suficiente energia para descargar los liqguidos acumulados en el fondo
del pozo, provocando una declinacion subita en la produccion de gas, hasta

gue el pozo deja de producir.

Los sistemas artificiales de produccion convencionales no son una alternativa
para atacar esta problematica ya que estan diseflados para operar en pozos de
aceite. Es por esto que se han tenido que desarrollar nuevos métodos de
produccion para poder extraer el gas de una forma mas econdmica y rapida ya
que el consumo de éste hidrocarburo es muy alto para cubrir las necesidades

del pais.

CARGA DE LIQUIDO EN POZOS DE GAS

La carga de liquidos ocurre en pozos con baja presion de fondo cuando la tasa
de flujo de gas se vuelve insuficiente para cargar y remover continuamente el

liquido del fondo del pozo hasta la superficie.

Es esencial mantener los pozos de gas libres de liquidos para que la
produccion no se vea reducida por la contrapresidon que los ligquidos
acumulados generan, y por la permeabilidad relativa reducida del gas en la

zona cercana al pozo.

Es muy importante hacer la seleccion correcta del diametro de la tuberia de
produccion para poder mantener las condiciones fluyentes sin carga de
liquidos, asi como también la seleccion apropiada del diametro de la tuberia de

produccion y la energia natural del yacimiento.
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Si el gasto declina en un campo maduro de gas, el régimen de flujo cambia de
flujo anular a flujo de transicion y la capacidad de levantar el liquido disminuye
drasticamente. El gasto al cual ocurre este cambio de régimen de flujo es en el
gasto de gas critico, que sucede cuando el liquido no puede ser levantado
hasta la superficie, provocando que se acumule en el pozo de tal forma que el
pozo crea una contrapresion no deseada en la formacion, restringiendo la

produccioén de gas.

Si no se implementa un método especifico de levantamiento como los agentes
espumantes, émbolo viajero, etc., la produccidn de gas continuara declinando y

finalmente el pozo terminara su produccion de manera acelerada.

La fuente de energia del yacimiento para el transporte del hidrocarburo se
vuelve baja y no es suficiente para soportar el levantamiento del liquido desde

el fondo del pozo y asi se va acumulando en el fondo de la tuberia.

Mientras mas liquido se va acumulando en el fondo del pozo, mayor sera la
presion hidrostatica adicional y reducira la caida de presion frente a la
formacion asi como el gasto de gas. Si el proceso de acumulacién continua, el
pozo tendra liquidos suficientes (agua y condensado) para equilibrar la energia

disponible del yacimiento y causara que el pozo muera.

La carga de liquidos en los pozos de gas esta relacionada con el cambio de
régimen de flujo (continuo a intermitente). El gas fluye a la cabeza en forma de
burbujas a través del liquido. La caida de presion a través de la tuberia de
produccion se incrementa y existen rapidas fluctuaciones de la relacion gas-
liquidos (GLR), fendbmenos tipicos del proceso de carga de liquidos. La
velocidad del gas en la tuberia disminuye por debajo del minimo requerido para
remover los liquidos hacia arriba y afuera del pozo.

La fuente de liquido es:

¢ El condensado de gas debido a la pérdida de la temperatura del pozo

e El aguay condensado producidos junto con el gas

Otros problemas que pueden ocurrir debido a la carga de liquido:
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e La zona cercana al pozo puede estar saturada con liquido, causando un
decremento de la permeabilidad relativa del gas que reducird la
produccion potencial del pozo.

e El condensado puede causar dafio a la region en la vecindad del pozo,

particularmente si la formacion contiene arcillas hidratables.
Las variables mas significativas que influyen en la carga del liquido son:

Presién estatica del yacimiento
Temperatura del pozo
Diametro de la tuberia de produccion del pozo

Presion en la cabeza del pozo

ok~ 0N PE

Propiedades del gas y liquidos (gravedad especifica, tension interfacial,

etc.)

La temperatura del pozo controla la cantidad de liquido que sera separada de
la corriente del gas. Cuando la temperatura aumenta, la cantidad de liquido que

sale del gas se incrementara también.

El levantamiento de liquidos para un pozo de gas produciendo liquidos se
vuelve un problema cuando la velocidad dentro de la tuberia se hace muy
pequefia para mantener las condiciones de flujo estable.

El problema es debido a una relacién gas-liquido insuficiente, pero puede ser
atribuido a un gasto de gas bajo, debido a una baja presién y/o permeabilidad
del yacimiento. Pozos con tuberias de didmetro pequefio tienen mejor
capacidad de levantamiento debido a que la velocidad de transporte de gas se

incrementa.

La instalacion de un empacador a una distancia grande por arriba de los
intervalos puede ocasionar un problema prematuro de carga de liquido. Para
una presion en la cabeza del pozo alta, se requiere una produccion alta para

prevenir la acumulacion de liquidos.
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ETAPAS DE LA FORMACION DE CARGA DE LIQUIDOS

1. Etapa 1. Cuando el gasto de gas es mayor que el gasto critico (qq > qc).

Todos los liquidos producidos son acarreados hacia la superficie por el gas y el

pozo exhibe un comportamiento estable y relativamente predecible

La energia disponible que permite al gas fluir desde el yacimiento esté limitada
por la presion promedia del pozo en el area de drene (Pr) y la presion del

sistema (Ps).

La presion de donde fluye depende del comportamiento del yacimiento. La
presion de cabeza del pozo (Pwh) es controlada por el comportamiento de

cualquier equipo o tuberia superficial.

2. Etapa 2. Cuando el gasto de gas es menor que el gasto critico (qq < qc).

El liquido puede ser llevado a la superficie, y se queda en el pozo en una
columna gasificada. La presion fluyedo en la cara del pozo (Psf) y la presién de
la cabeza del pozo (Pwh) convergen a los limites de presion, a medida que el
liquido producido se acumula e incrementa la presién hidrostatica de la
columna de gas fluyendo. La presion fluyendo en la cara del pozo incrementa
hasta que se iguala con la presion promedio del yacimiento (Pr).

Este incremento de la presion de fondo fluyendo ocasiona la declinacion del
gasto de gas y de la presion en la cabeza del pozo. Durante el periodo de
carga, las caidas de presion en la linea de flujo, en la columna de gas y en el
yacimiento disminuyen, porque las caidas de presion son principalmente

debidas a la friccion y éstas decrecen al disminuir el gasto.

La presion causada por el incremento de la columna hidrostatica del liquido en
el pozo incrementa. La columna hidrostatica continta creciendo hasta que las
condiciones hidrostaticas del pozo, combinadas con la Pwh equilibran las
fuerzas de empuje del yacimiento causando que el pozo muera, en ese

momento el gasto de gas es cero.
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3. Etapa 3. La presion promedio del yacimiento (Pr) se iguala a la presion

en el radio de drene (Pe).

En algunos casos se provoca una carga hidrostatica inducida y empieza la
descarga del pozo. Cuando un pozo pueda completar mas del ciclo de

descarga naturalmente, entonces se ha alcanzado su “limite de flujo”.

En la Figura 35 se observan las etapas de formacién de cargas de liquidos:

B A R R s
g g g g g i g gt g g g gt g i

Gas :‘-".n:eite.

Figura 35. Etapas de formacidon de carga de liquido (elaboracion propia)

SINTOMAS DE COLGAMIENTO DE LIQUIDOS EN POZOS DE GAS

A traves de la vida de un pozo de gas, el volumen de liquidos que se producen
se incrementa mientras que el volumen de gas que se produce van declinando.
Esta situacion de como resultado la acumulacién de liquidos en el fondo del
pozo hasta que eventualmente el pozo muere o el gasto del gas se va

minimizando.
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Si se diagnostica tempranamente este problema, las pérdidas de produccion de
gas pueden ser minimizadas al implementar alguno de los métodos de

produccion para pozos de gas.

Por otro lado, si se diagnostica la presencia de carga de liquidos, éstos podrian
acumularse en el fondo del pozo adjunto al yacimiento y posiblemente causar
un dafo temporal o permanente. Es vital detectar a tiempo los efectos
causados por la carga de liquidos para prevenir la pérdida de produccién o un
posible dafio al yacimiento.

Los principales sintomas de que el pozo de gas esté teniendo problemas con la

carga de liquidos son:
1. Una produccion de gas muy variable

Una forma de detectar la carga de liquidos es por medio de un “registrador de
flujo”, con él se puede medir el gasto de gas a través de un orificio todo el
tiempo. Cuando un pozo produce liquidos sin problemas de carga, el liquido es
producido junto con el gas (flujo niebla) y tiene pequefios efectos en la caida de
presion del orificio. Cuando el liqguido que pasa por el orificio tiene una
densidad relativamente alta causa cambios abruptos (flujo bache) y son

registrados en una gréfica.

En la Figura 36 se observa del lado izquierdo un registro de flujo con una
produccion de liquidos en forma normal (flujo niebla) y del lado derecho se
muestra un pozo con problemas de carga de liquidos (flujo bache). Cuando los
liquidos se empiezan a acumular, estos cambios se tornan mas abruptos hasta

gue la presion superficial y el gasto del gas disminuyen.
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Figura 36. Registrador de flujo (elaboracion propia)

2. Declinacién del gasto de gas

La forma de la curva de declinacion del pozo puede indicar si existe algun
problema de carga de liquidos, es por esto que debe observarse

peribdicamente para ver si hay cambios en ella.

En la Grafica 27 se muestran dos curvas de declinacion. La curva exponencial
(suave) es caracteristica de una declinacion del yacimiento normal, la cual
indica que no existe el problema de cargas de liquidos. La forma de la segunda
curva es muy variante; esta curva indica que el pozo se depresiona mas

rapidamente que la curva anterior.
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Gréafica 27. Analisis de la declinacion de la curva

3. La presion en la tuberia de produccidén disminuye y la presién en la

tuberia de revestimiento aumenta

Si los liquidos se comienzan a acumular en el fondo del pozo y ademas se
aumenta la produccién de éstos, se forma una contrapresion en contra de la

formacién y de este modo se reduce la presion en la tuberia de produccion.

En terminaciones sin obturadores de empaque, donde el fenbmeno puede ser
observado, la presencia de liquidos en la tuberia muestra un incremento de la

presién en la tuberia de revestimiento.

4. Los registros de presion muestran distintos cambios en el gradiente de

presion

Los registros de presién estatica o fluyendo son de los métodos mas precisos
para determinar el nivel de liquido en un pozo de gas. Estos registros miden la
presion respecto a la profundidad del pozo ya sea fluyendo o no. Debido a que
la densidad del gas es mas baja que la densidad del agua o condensado, la
curva del gradiente medido mostrara un cambio en la pendiente cuando la
herramienta de medicion entre a la parte donde los liquidos estén localizados.

En la Figura 37 se esquematiza el principio asociado con el registro de presion.
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Figura 37. Registro de presién que muestra el nivel del liquido (Martinez Gdmez, 2009)

5. Hay cabeceo en la cabeza del pozo

En pozos donde la produccién es inestable se pueden observar descargas
intermitentes de liquido o “cabeceo”. Estos cambios de presion en la cabeza
del pozo se originan por la descarga de las columnas de liquidos que se forman
en el fondo del pozo y al acumularse la presion necesaria son arrastradas a la
superficie en forma de tapones, estas descargas se generan en pozos que se

encuentran en un régimen semi-fluyente.

METODOS DE PRODUCCION PARA POZOS DE GAS

Para resolver la problematica de la carga de liquidos en los pozos de gas se
utilizan varios métodos de produccion que pueden trabajar independientes o0 en
conjunto dependiendo de las necesidades y caracteristicas del pozo. Algunos

de estos métodos son:
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APERTURA DE POZOS A LA ATMOSFERA

Este método consiste en abrir el pozo al quemador para no tomar en cuenta la
contrapresion que existe en la cabeza del pozo y aligerar la carga que ejerce la
columna de liquidos, esto hace que los liquidos vuelvan a fluir y lleguen a la

linea de flujo.

Este método no se utiliza en la actualizada debido al dafio ecolégico que
causaba al entorno, como daiiar la vecindad del pozo al triturar y/o expulsar la

arena, debido a los cambios bruscos de presion.

INYECCION DE NITROGENO A POZOS (TUBERIA FLEXIBLE O POR
ESPACIO ANULAR)

En este método se emplea el uso de tuberia flexible para inyectar el nitrégeno o
también se puede inyectar por el espacio anular en pozos que constan de
tuberia de produccion o sarta de velocidad. Los liquidos acumulados en el pozo
son llevados a la superficie por el nitrégeno. Este método no es muy
recomendable para pozos de baja presion o que se utilice de manera continua,

por los altos costos de operacion.

INTRODUCCION DE REACTIVOS ESPUMANTES

En este método los reactivos espumantes pueden ser introducidos al pozo de
forma liquida o en barras, su funcionamiento es similar; ambas opciones
contienen surfactantes que se emplean para la generacion de espumas y éstas

a su vez transforman las columnas cortas de liquidos dentro del pozo en
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columnas de espuma de mayor longitud para alcanzar la superficie y descargar

los liquidos en forma parcial o completa.

Los agentes espumantes contenidos en las barras y en los liquidos reactivos
son absorbidos en una interface gas-liquido y disminuyen la tensién superficial.
Los quimicos que pueden ser usados como agentes espumantes son
sustancias que presentan una gran actividad superficial, debido a esta
propiedad se llaman agentes activadores de superficie o surfactantes, en
presencia de estos componentes, la tensidbn superficial disminuye

significativamente.

Los componentes principales de los agentes espumantes son los surfactantes y
éstos pueden ser cadenas cortas de acidos grasos, alcoholes, jabones,
detergentes sintéticos, proteinas u otras macromoléculas solubles en agua.
Entre mayor es la concentracion de agente espumante mejor es la estabilidad
de la espuma. Estos agentes proveen un medio de reduccion de la densidad
del liquido para que pueda ser removido del pozo con el flujo de gas. Por
ejemplo, una columna de espuma de baja densidad puede ser expulsada del
pozo con cierta presion, mientras que una columna similar de agua no lograria
salir del pozo manejando esa misma presion. La accién espumante disminuye

la contrapresion hidrostatica y por ello incrementa la produccién de gas.

a. Barras espumantes (manualmente o con lanzadores de barras)

Las barras espumantes son elementos no metalicos en forma cilindrica
de didmetro y longitud variable que reacciona con el fluido contenido en

el interior del pozo.

Se aplican generalmente en pozos que Sse encuentran con una
produccion por debajo del flujo critico. Existen diferentes tipos de barras
dependiendo de la cantidad de agua y condensado que tenga el pozo.
Para seleccionar la barra adecuada es necesario conocer la altura de la
columna de liguidos en el pozo, el contenido de cloruros, la presién de

fondo fluyendo, el contenido de hidrocarburos, entre otras cosas.
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Las barras espumantes se pueden aplicar de dos formas:

I.  Manual: se utiliza un lubricador en la valvula de sondeo
gue permita aplicar las barras sin cerrar el pozo o
mediante una operacion de cierre y apertura de valvulas
superficiales del pozo.

II. Automatico: Se instalan lanzadores automaticos de
barras, que son de tipo carrusel y pueden ser de 4, 9y
18 barras. Previamente se debe optimizar la cantidad de
barras necesarias en el pozo, de forma que sean
lanzadas de forma controlada y la cantidad adecuada

en cierto tiempo.

b. Liquidos reactivos (tuberia flexible)

Un liguido reactivo es un fluido que contiene surfactantes al igual que las
barras, sélo que en forma liquida, lo que nos permite reducir la velocidad
critica del gas. Se pueden utilizar reactivos como: inhibidores de
corrosion, inhibidores de incrustaciones, reductores de viscosidad,
espumantes, acidos, etc. Para este método se requiere como parte del
sistema un tanque para contener el reactivo, el cual es inyectado con
una bomba a través de la tuberia flexible, tuberia capilar o del espacio
anular entre la tuberia de produccién y la de revestimiento, la inyeccion
puede ser de forma continua o intermitente con la ayuda de una valvula

motora.

SARTA DE VELOCIDAD

Se considera como un sistema de extraccion artificial, es una tuberia de
diametro reducido (tuberia flexible). Se baja a través de la tuberia de

produccion, su finalidad es la de reducir el area de flujo para que los liquidos
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alcancen una velocidad de produccion mayor a la velocidad critica para que de
esta forma no haya acumulacion de liquidos en el fondo del pozo. En algunos
casos la tuberia de produccion puede funcionar como sarta de velocidad,
siempre y cuando, sea de diametro mas pequefio que la actual, debido a que la
velocidad del gas aumenta al disminuir el area de flujo. Los diametros pueden
serde 27,1 %", 1%"y hastade 1 V4"

EMBOLO VIAJERO

En este sistema se instala en el fondo de la tuberia de produccion un pistén
viajero, el cual tiene una valvula de retencidén que permite el paso de fluidos del

yacimiento a la tuberia de produccion.

Mediante un controlador (tiempo o presién) se cierra la descarga de la tuberia
de produccion en la superficie para permitir el llenado de fluidos y la
acumulacion de gas provocando presion en la tuberia de revestimiento. A cierto
tiempo se abre la descarga superficial de la tuberia de produccion y el émbolo
viajero inicia su camino a partir del fondo, arrastrando y descargando los
liquidos existentes arriba de él, impulsado por el gas que se acumul6 en la

tuberia de revestimiento durante el tiempo de cierre del pozo.

El émbolo o pistdn llega a la superficie y se permite un tiempo adicional de flujo
antes de cerrar la descarga nuevamente, con lo que el piston cae por su propio
peso, iniciandose un nuevo ciclo de operacion. Este sistema utiliza la energia

propia del pozo.

VALVULA MOTORA

La valvula motora es un dispositivo mecanico que nos permite abrir o cerrar

alternativamente la comunicaciéon del pozo con la superficie a través de una
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sefal electrénica programada. Esta valvula se utiliza principalmente para tener
un control sobre los pozos que operan de una forma intermitente, lo cual ayuda
a evitar gastos innecesarios de operacion y mantenimiento. Su funcion es
similar al sistema de émbolo viajero con la diferencia de que la produccion de
gas se obtendra por la acumulacion de la presion en el pozo, pudiendo arrojar

durante los ciclos de apertura parte de la columna de liquidos.

La valvula motora que es colocada en la linea de descarga usa bateria y una
celda solar para poder programar su funcionamiento durante cierto periodo de

tiempo.

COMPRESORA A BOCA DE POZO Y/O MODULOS DE COMPRESION

Con este tipo de sistemas se obtendra una reduccion en la presién en la
cabeza del pozo dando como resultado un decremento en la presion de la
formacién, lo cual incrementa la capacidad productiva del pozo. Con esto se
beneficia a pozos que manejan altos porcentajes de liquidos evitando que

estos ejerzan una contrapresion adicional.

Para aplicar este método se necesita tener un buen proceso de separacion,
ademas por medio de un andlisis nodal se puede realizar un prondstico de
produccion para considerar la entrada adicional de gas y determinar la

capacidad de compresion que se requiere.
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CAPITULO 7.- ANALISIS DE LOS EFECTOS DE LA
COMPACTACION EN SISTEMAS DE DOBLE POROSIDAD

Segun Tayfun Babadagli “Los campos petroleros son calificados como maduros
después de alcanzar su pico de produccion y empieza la etapa de declinacion;
pudiendo también hacer referencia con este concepto a los campos que llegan
a su limite econdmico después de los esfuerzos de recuperacion primaria y
secundaria.” La definicion de campos maduros, sin embargo, aun no es del
todo clara, ya que en las diferentes regiones petroleras del mundo se toman en
cuenta las consideraciones regulatorias, productivas, econémicas, técnicas,

entre otras del lugar.

En México, el Ing. Antonio Narvdez definio6 que los campos maduros y/o
marginales son aquellos donde el margen de utilidad, aunque rentable, no son
suficientemente competitivos con otros proyectos de PEMEX Exploracion y
Produccion (PEP). Posteriormente el Dr. Edgar Rangel mencioné que los
campos maduros son aquellos donde su produccion acumulada es mayor que

su reserva 2P.

Las tecnologias para revitalizar los campos maduros de aceite y/o gas, estan
basadas en operaciones a pozos y/o a todo el yacimiento. Una vez que el
maximo numero de pozos que puedan tener posibilidades de aplicarles alguna
practica operativa que beneficie al campo se hayan agotado, como
terminaciones, estimulaciones, tratamientos de limpieza, fracturamiento,
optimizacion de los sistemas artificiales y toma de informacion bajo el concepto
de “mejores practicas”, se procedera a perforar pozos de inyeccién con
propésitos de mantenimiento de presion o desplazamiento horizontal y vertical

de algun fluido, precisando la recuperacion secundaria o terciaria.

Para PEMEX un campo marginal es aquel campo maduro cuyo
comportamiento de presidn-produccion impide que se asignen recursos
suficientes por tener bajos indices de rentabilidad, posee altos costos de
produccion y ademas genera requerimientos de tecnologia especializada. En
ocasiones recibe recursos de otros proyectos para mantenerlos en actividad. El
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concepto de marginalidad es dinamico; es decir, puede ser temporal a funcion

de las condiciones de mercado y del nivel de los costos.

Las probleméticas asociadas a estos campos son: la canalizacion y produccion
de agua, reservas muy pequeiias, baja productividad de los pozos, falta de
presion a nivel de pozo y yacimiento, infraestructura fisica sobredimensionada
y muy cercana al término de su vida util, incremento de los costos de operacion
por pozo y por produccion, lo que ocasiona bajos valores de flujo de efectivo y
en consecuencia, con un modelo de impuestos como el del gobierno federal,
provocan que estos campos terminen en nimeros negativos de valor presente

neto (Narvaez).

Para estudiar un campo y poder determinar si es un campo maduro es

necesario clasificar la informacion en diferentes tipos de datos:

e Datos sismicos y geoldgicos
o Caracterizacion del yacimiento
e Datos de ingenieria del yacimiento
o Propiedades petrofisicas
o Historicos de produccion
o Problemas existentes
o Mecanismos de empuje
e Datos de ingenieria de perforacion
o Estado mecanico de los pozos
o Efectividad de la terminacion
o Disefio del pozo
o Los fluidos de perforaciéon y terminacion utilizados
e Datos de produccion e inyeccion
o Contactos agua-aceite y gas-aceite
o Inyeccion inicial

o Produccién de los pozos después del proceso de recuperacion

(@]

Longevidad del pozo
Capacidad de produccion

(@]

o Dafio inicial y subsecuente de la formacién

o Acciones correctivas realizadas
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o Optimizacion de los SAP

o El perfil de los fluidos inyectados
e Datos de las instalaciones superficiales

o Condiciones actuales del equipo

o Evaluar si el equipo y las instalaciones son utiles
e Datos econémicos del campo

o Valor Presente Neto (VPN)

o Periodo de recuperacion

o Analisis de riesgo

o Analisis de sensibilidad

La actualizacion de los datos es relevante para realizar las operaciones
eficientes. EI Anexo D muestra algunas estrategias y técnicas de

rejuvenecimiento de campos maduros.

En esta seccidon nos centraremos en el estudio de la produccién de gas en
campos maduros, en un sistema naturalmente fracturado de doble porosidad,

donde se observen los efectos de la compactacion en su productividad.

SISTEMAS DE DOBLE POROSIDAD

La doble porosidad se presenta en algunos yacimientos naturalmente
fracturados cuando la porosidad y permeabilidad asociada a la matriz de la
roca aportan los fluidos a las fracturas, y solo la porosidad y permeabilidad de

las fracturas aportan los fluidos al pozo, Figura 38.

Un yacimiento de doble porosidad es aquel donde se superponen dos medios
porosos, y en los que ambos interactian y uno solo aporta fluidos al pozo. Un
ejemplo de este tipo de yacimientos son algunos sistemas naturalmente
fracturados donde se presenta un sistema de fracturas y uno de matricial.
Generalmente la matriz tiene relativamente baja permeabilidad y una porosidad
suficiente para acumular grandes cantidades de fluidos; y las fracturas tienen
alta permeabilidad y muy baja porosidad, y éstas actian como canales

intercomunicados que transportan los fluidos hacia el pozo, funcionando como
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vias de drenaje (Lee John, B. Rollins, P.Spivey John.: “Pressure transient
testing”, SPE textbook, volume 9, Richardsn, Texas 2003).

kid,Cy | k.G, [II]

o

Matriz Fractura Pozo

Figura 38. Doble porosidad (elaboracién propia)

Existen diferentes modelos de doble porosidad (Aguilera, 2001); sin embargo,
en esta tesis se trabaja con aquel donde la matriz posee una alta capacidad de
almacenaje y baja transmisibilidad, y se encuentra ligada a un medio de alta
transmisibilidad, representados por bloques de matriz y fracturas,
respectivamente. En este caso, el flujo de fluidos hacia los pozos es a través de

las fracturas y, a un cierto tiempo, la matriz aporta fluidos hacia las fracturas.

De acuerdo a lo anterior, cada medio posee propiedades distintas (m, kn Yy @,
k), que afectaran su comportamiento. Dos parametros que resultan de interés
para caracterizarlos son el coeficiente de almacenamiento w y el de flujo

interporoso 4, que se definen a continuacion:

w = &Cr
= (¢fo+¢mCm) ) e ettt et eeaea et een ettt e (108)
k
A= O'k_r;lrvg ) e e e e et e e e ee e aa e aaa e aaarraraarer s (109)

en donde el factor geométrico g, sera funcion de la forma de los bloques de
matriz. Algunos valores caracteristicos, para diferentes geometrias se pueden

ver en la Tabla 5:
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Tabla 5. Facto geométrico de o

Geometria Valor de o Figura
Cubos y esferas o= 60/x2 = O

Cilindros o =32/x2 Ej
Estratos o=12/h 7

siendo h la altura de la capa con porosidad secundaria y X, es la longitud

caracteristica de los bloques de la matriz.

El valor de w usualmente varia en el rango de 10 hasta la unidad, y ya que es
el cociente de la capacidad de almacenamiento en la porosidad secundaria con
respecto a la del sistema total, su valor indica en dénde se encuentra alojada la
mayor cantidad de fluidos. Por otro lado, A normalmente cambia entre valores
de 10°a 10%, y al ser un pardmetro que describe la transferencia de fluidos
entre la matriz y la red de fracturas, su valor indica la facilidad con la que ocurre
el flujo interporoso. Cabe mencionar que ambos pardmetros son
adimensionales, que su determinacion es de gran importancia en la estimacién

del tamafio de bloque.

Dos de los modelos mas importantes para representar a los yacimientos que
producen con un comportamiento caracteristico de doble porosidad son, Figura
39:

e Warren y Root, donde el flujo de la matriz a la red de fracturas se da en
estado pseudoestacionario, proponen un arreglo de bloques uniformes,

gue representan a la matriz, separados entre si por la red de fracturas.

e Kazemi, donde el flujo de la matriz a la fractura se da en un estado de
flujo transitorio, muestra un arreglo de capas uniformes, que representan
a la matriz, horizontalmente espaciadas por las fracturas. la matriz

contribuye al flujo dentro del pozo,
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a) Warren y Root (1963) b) Kazemi (1969)

Figura 39. Idealizaciéon de un yacimiento fracturado hecha por Warren y Root (a) y por Kazemi

(b), en el cual se muestra una seccioén representativa del yacimiento. (elaboracion propia)

La discusion presentada hara referencia al comportamiento esperado en un

sistema tipo Warren y Root.

EFECTOS DE LA COMPACTACION SOBRE LA PRODUCTIVIDAD DE
LOS SISTEMAS DE DOBLE POROSIDAD

Nelson (1980) presenta un conjunto de criterios, informacion y graficas que
aplicados a porciones de roca quebradiza, permite concluir que el valor del
esfuerzo horizontal efectivo varia entre 1/10 y 1/3 del esfuerzo vertical efectivo,
dependiendo del tipo y caracteristicas de la roca. Esto permite suponer que

para roca naturalmente fracturada este esfuerzo es ain mas pequefio.

Ademas, Nelson comenta la existencia de fracturas en todos los yacimientos de
hidrocarburos y que su influencia en el flujo, depende del ancho, longitud y
namero de fracturas en la roca, encontrandose un comportamiento lineal de la

permeabilidad contra esfuerzo efectivo.

Nelson y Aguilera indican la influencia de la mineralizacion sobre las
propiedades de flujo de los yacimientos naturalmente fracturados, sefialando
gue, dado que los minerales se comportan como apuntalantes naturales, la
presencia de una mineralizacion parcial en las fracturas evita su cierre

completo durante el cambio en el estado de los esfuerzos que ocurre en la
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produccion; y que el cierre completo de las fracturas altera el comportamiento

de los modelos de doble porosidad.

Inicialmente, en un yacimiento que tiene componentes de permeabilidad en
direccion vertical y horizontal, el sistema produce a través de la red de fracturas
en todas las direcciones de flujo disponibles, Figura 40 a. No obstante, con el
cambio en g, por la produccion, la resistencia a la compactacion opuesta por
los fluidos se reduce paulatinamente, con lo que las fracturas se compactan y
reducen el espacio entre los canales existentes perpendiculares al esfuerzo
vertical, hasta que el medio fracturado colapsa y se cierran las fracturas, Figura
40 b. Esto obstaculiza el flujo y reduce la productividad del sistema.

sobrecarga Po» sobrecarga Peo»

@ — -
Nivel Inicial de la Cima H [I

del Yacimiento H=° —_— H

|: A compresibilidad
] Nivel Actual de la Cima [

______ (—l — —1] ____|] ___c_igl_YgEimiento ) v H;: =

Ao ﬂ|,=» 1=

a) b)

Figura 40. Esquema idealizado de fracturas y sus principales direcciones de flujos

(elaboracién propia)

Para cuantificar estos efectos se analizaran resultados experimentales sobre
nacleos de sistemas naturalmente fracturados midiendo la porosidad y

permeabilidad al gas en los mismos.
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HIPOTESIS

En los sistemas con vugulos conectados a la red de flujo del yacimiento, el
cierre de fracturas planares provoca que estos queden incomunicados. En
consecuencia, se tienen cambios en la productividad (la permeabilidad
promedio del sistema fracturado se reduce) y en la saturacion remanente en la

matriz (Que podria aumentar al asimilar a los vagulos que permanecen).

BASE EXPERIMENTAL

Herrera (2000) indica la importancia de los nucleos de didmetro completo para
estudiar las propiedades de los sistemas naturalmente fracturados de forma
representativa, y propone una metodologia de caracterizacion para medir la
porosidad y permeabilidad en funcion del esfuerzo efectivo a las muestras
naturalmente fracturadas, de tal forma que se definan y se puedan determinar
sus comportamientos predominantes de fractura y/o de matriz. También se
indica el procedimiento a seguir para determinar la saturacion residual de

aceite a presion de confinamiento efectiva constante.

Para simular la variacion del esfuerzo real de confinamiento efectivo que actla
en la roca en un yacimiento, por medio de la variacion de presion de
confinamiento a la que es sometida una muestra de roca en el laboratorio, se

supone lo siguiente (Herrera 2010):

e El esqueleto o red de flujo compuesto de poros y fracturas en la roca
sometida a un esfuerzo efectivo en el yacimiento y en las muestras, a
una presion confinamiento efectiva en el laboratorio, es estable y el
sistema alcanza un estado de deformacion limite para las condiciones

de esfuerzo o presion efectiva a las que esté sometida.

e Al reducirse la presién de los fluidos contenidos en el yacimiento se
produce un incremento del esfuerzo de confinamiento. Por lo que el

cierre de las fracturas ocurre en yacimientos con flujo no-estacionario.
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e Al aumentar la presion exterior ejercida en la muestra, se produce un

incremento de presion de confinamiento efectivo en la muestra de roca.

e Se supone que ambos incrementos, el de esfuerzo efectivo en el

yacimiento y el de presion de confinamiento efectivo en el laboratorio

son anélogos.

La porosidad se midio a través de la ley de los gases, y la compresibilidad se

obtuvo mediante la definicion de la compresibilidad de la formacion. Por su

parte, la permeabilidad al gas fue medida con la ley de Darcy, y su valor fue

corregido por efecto del resbalamiento del gas (Klinkenberg).

RESULTADOS DE LOS EXPERIMENTOS

Las muestras seleccionadas se presentan en la Tabla 6. Los resultados son

presentados de la Tabla 7 a la Tabla 18, y de la Grafica 28 a la Gréfica 39.

Tabla 6. Muestras seleccionadas para el estudio.

Muestra

Didametro [cm]

Longitud [cm]

Peso seco [g]

A-1
A-2
A-3
A-4
A-5
A-6
A-7
A-8
A-9

A-10

10.16
8.89
10.16
8.89
8.89
8.89
8.89
8.89
8.89
10.16

6.90
14.81
13.20
14.38
17.00

7.00
12.85
14.50
11.00
16.70

1325.83
2466.15
2553.69
2098.08
2611.51
1181.74
2071.89
2030.43
1559.39
2474.01

Preparacion de las muestras

e Las muestras fueron limpiadas mediante el procedimiento Soxhlet-Dean

Stark, recirculando una mezcla de tolueno y alcohol metilico durante 43

dias.
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e Los nucleos fueron introducidos durante siete dias a un horno operado a
presion de vacio de 20 inyg y a 100 °C, hasta que se elimino la presencia

de solvente.

Porosidad Total:

Esta propiedad se midi6 a todas las muestras de diametro completo,
determinandose el volumen total de ellas por medio de sus dimensiones y su
volumen de sélidos, empleando una técnica de comparacion con el porosimetro
Terratek, relacionando volumenes de sélidos de la muestra, se obtiene el
volumen de poros y se calcula la porosidad dividiendo el volumen de poros
entre el volumen total. La porosidad de las diez muestras se presenta en la

Tabla 7, variando de 12 a 27%, con un valor promedio de 21%.

Tabla 7. Datos de porosidad total medidos para las muestras estudiadas.

Muestra Fragmento Parte Porosidad Int?r;v]alo
1 10 5 17% BP
2 23 SUP 19% BP
3 17 SUP 12% 1375 - 1384
4 06 UNI 26% BP
5 04 SUP 24% BP
6 01 UNI 20% 2751.85
7 25 2 22% 3188 - 3198
8 06 2 27% 3188 - 3198
9 02 UNI 15% BP

2187 -

10 12 UNI 23% 21935

La porosidad efectiva es por definicion menor o igual que la porosidad total,
dependiendo su valor de las caracteristicas de la roca y del nivel de incremento
de presién de confinamiento efectivo a que se mida. Para determinar la
porosidad efectiva se combina el médulo de medida del porosimetro Terratek

con la celda basica de permeabilidades.

Los valores observados para la porosidad efectiva se reportan de la Tabla 8 a

la Tabla 17, mismos que van de valores entre 0.0355 y 0.2988; y el
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comportamiento de la permeabilidad efectiva respecto a la presion de

confinamiento se describe en la siguiente seccion.

Comportamiento de porosidad efectiva:

Para definir el comportamiento de porosidad efectiva de una muestra, se mide
el volumen de poros, fracturas y canales de disolucion intercomunicados, a
varios valores de incrementos de presidbn de confinamiento efectivo,
definiéendose comportamientos o relaciones lineales, que representan, de
acuerdo a lo sefialado en la seccibn de bases experimentales y sus
suposiciones, la variacion del volumen de poros comunicados que caracterizan
los efectos predominantes, para diferentes grados de fracturamiento y el de
matriz, que simula al incrementarse el esfuerzo efectivo en el laboratorio, el
comportamiento de la roca en el yacimiento al reducirse la presion original del

yacimiento.

El comportamiento de porosidad efectiva medida a temperatura de yacimientos
en funcién del esfuerzo efectivo muestra dos tendencias, una que indica el
efecto predominante del sistema fracturado, y otro de la matriz, estos

comportamientos se muestran de la Grafica 29 a la Grafica 38.

Compresibilidad de formacién

La compresibilidad del sistema fracturado y matricial se determina de acuerdo
al comportamiento de la porosidad efectiva de las muestras respecto a la
presion de confinamiento a temperatura del yacimiento. Los valores reportados
de compresibilidad se incluyen en la Tabla 18, mismos que son referidos a la
porosidad promedio encontrada durante el periodo de ajuste analizado. Los

valores van de 13 a 358 x 107 psi™, con un promedio de 162.7 x 10° psi™.
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Permeabilidad al gas:

Se midieron grupos de datos de permeabilidad al gas para las diez muestras,
en tres direcciones perpendiculares entre si; una axial (vertical), y dos
horizontales, sumando alrededor de 160 mediciones; una de las direcciones
horizontales se escogio arbitrariamente por desconocimiento de la orientacion
del ndcleo, identificada como horizontal 1 y la otra como horizontal 2,
realizandose las mediciones a varias presiones de flujo para corregir por efecto
de deslizamiento o de Klinkenberg y/o de alta velocidad, tratando siempre de
medir con presiones medias lo mas pequefas posible, dentro de la capacidad
de medida del equipo, para reducir tiempos de operacion y mantenerse
preferentemente dentro del rango de comportamiento de flujo laminar. Ademas
se midi6 a varios incrementos de presion de confinamiento efectivo, con
excepcion de alguna de las direcciones de varias muestras, por problemas de
ruptura de las muestras cuando se midi6 permeabilidad a un esfuerzo efectivo
alto en alguna de estas direcciones, optandose en otras muestras no medir la
permeabilidad al gas con esfuerzos efectivos altos, para evitar su ruptura.
Ademas, cuando la permeabilidad result6 muy baja en alguna de las
direcciones de la muestra, se suspendié la medicién por la magnitud de los

valores medidos.

La permeabilidad absoluta (o permeabilidad a un liquido no reactivo), se obtuvo
corrigiendo cada grupo de permeabilidades medidas al gas por efecto de flujo a
alta velocidad, de acuerdo al grafico especializado de Forcheimer. Del ajuste
de una recta pueden obtenerse los pardmetros de flujo a alta velocidad de la
pendiente, que es usada para corregir la permeabilidad para cada valor de
permeabilidad leido. Posteriormente se corrigen los valores por el

deslizamiento molecular, para lo cual se utiliza el grafico de Klinkenberg.

El rango de variacion entre las diez muestras de la permeabilidad absoluta (al
liquido), para la direccién vertical es de 0.0337 a 82.1175 md, para la
permeabilidad horizontal 1, de 0.5029 a 195.2013 md y para la permeabilidad
horizontal 2, de 1.0482 a 106.1690 md. La permeabilidad vertical es mayor que

la horizontal Unicamente en las muestras A-3 y A-10.
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De la Gréfica 40 a la Gréafica 48 presentan el comportamiento de la
permeabilidad absoluta contra el incremento de presion de confinamiento
efectivo, para las tres direcciones perpendiculares de cada muestra,
observandose que la permeabilidad decrece conforme aumenta el incremento
de presion de confinamiento efectivo, presentando comportamiento
predominante de matriz y fractura en la mayoria de las muestras, de acuerdo a

las suposiciones del parrafo de bases experimentales.

En la Grafica 42, Gréafica 43, Gréfica 45 y Grafica 47 también se observa que la
permeabilidad absoluta horizontal es mayor que la vertical y las
permeabilidades horizontales son muy parecidas. Por lo contrario entre la
Gréfica 42 y la Gréfica 48 la permeabilidad vertical es notablemente mayor que
la horizontal y en la Grafica 44 y la Grafica 48 hay gran diferencia entre las
horizontales, lo que indica la heterogeneidad del medio y barreras de flujo

existentes en el sistema.

30% -
25% -
20% - o

15% - o
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Porosidad [porcentaje]
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0 1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11
Muestra

Gréfica 28. Comparacion de la porosidad total para las muestras analizadas.

149



Tabla 8. Datos de porosidad efectiva medidos para la muestra A-1.

Porosidad Efectiva

Longitud: 6.9 cm Diametro in: 4in  Volumen de roca: 559.4064 cc

Muestra: A-1

pC [psia] Volumen poroso promedio [cc] Porosidad promedio [Frac.]
500 87.1118 0.1557
1000 82.5281 0.1475
1500 81.5175 0.1457
2000 79.9337 0.1429
3000 77.8315 0.1391
4000 77.1834 0.1380
5000 76.2731 0.1363
0.1600 -
o
0.1550 - §
N\ ¢=65.95x 107 psi?
0.1500 -
) 0\‘\
© .
= O
< 0.1450 -
S ™~
S
2 0.1400 ¢,=18.25x10°psi?
\3
0.1350 -
01300 I I I I I I I I I I

Presion de confinamiento [psia]
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00

Gréafica 29. Comportamiento de la porosidad respecto a la presién de confinamiento a

temperatura del yacimiento para la muestra A-1.
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Tabla 9. Datos de porosidad efectiva medidos para la muestra A-2.

Porosidad Efectiva

Muestra: A-2
Longitud: 14.81 cm Didmetro in: 3.5in Volumen de roca: 919.2835 cc
pC [psia] Volumen poroso promedio [cc] Porosidad promedio [Frac.]

500 34.1109 0.0371
1000 33.7050 0.0367
1500 33.3733 0.0363
2000 32.9318 0.0358
3000 32.8767 0.0358
4000 32.7665 0.0356
5000 34.1109 0.0371

0.0372

o
0.0370 \
0.0368 - N\
O\\\

0.0366 - N\ C¢=65.95x10° psit
g \
= 0.0364 - N
8 o
S \
2 0.0362 - \
E \\\\

0.0360 -

oo Mo G=2.52x10% psit

. MHKH-
0.0356 - °
00354 T T T T T T T T T T |

0 500 1000 1500 2000 2500 3000 3500 4000 4500 5000 5500
Presién de Confinamiento [psial

Gréafica 30. Comportamiento de la porosidad respecto a la presién de confinamiento a

temperatura del yacimiento para la muestra A-2.
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Tabla 10. Datos de porosidad efectiva medidos para la muestra A-3.

Porosidad Efectiva

Longitud: 13.2 cm Diametro in: 4 in  Volumen de roca: 1070.1687 cc

Muestra: A-3

pC [psia] Volumen poroso promedio [cc] Porosidad promedio [Frac.]
500 71.9208 0.0672
1000 56.9988 0.0533
1500 50.6930 0.0474
2000 48.5507 0.0454
3000 45.7410 0.0427
4000 40.2041 0.0376
0.0700 -
o
0.0650 -
0.0600 -
_ \ =357 x 10 psi?
®
+, 0.0550 -
o 0\"“-\
4] '\
o
8 0.0500 -
g
\D\“\x
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T
e
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Grafica 31. Comportamiento de la porosidad respecto a la presiéon de confinamiento a

temperatura del yacimiento para la muestra A-3.
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Tabla 11. Datos de porosidad efectiva medidos para la muestra A-4.

Porosidad Efectiva

Longitud: 14.38 cm Didmetro in: 3.5in Volumen de roca: 892.5926 cc

Muestra: A-4

pC [psia] Volumen poroso promedio [cc] Porosidad promedio [Frac.]

500 69.4134 0.0778
1000 60.7553 0.0681
1500 54,7374 0.0613
2000 53.6591 0.0601
3000 51.9734 0.0582
4000 53.8218 0.0603
5000 51.5860 0.0578
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\
0.0750 - \
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Gréafica 32. Comportamiento de la porosidad respecto a la presion de confinamiento a

temperatura del yacimiento para la muestra A-4.
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Tabla 12. Datos de porosidad efectiva medidos para la muestra A-5.

Porosidad Efectiva

Muestra: A-5
Longitud: 17.00 cm Didmetro in: 3.5in Volumen de roca: 1055.2207 cc
pC [psia] Volumen poroso promedio [cc] Porosidad promedio [Frac.]

500 71.9994 0.0682
1000 56.8676 0.0538
1500 50.6371 0.0479
2000 48.6246 0.0460
3000 45.7226 0.0433
4000 40.0951 0.0379
5000 37.5342 0.0355
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Grafica 33. Comportamiento de la porosidad respecto a la presiéon de confinamiento a

temperatura del yacimiento para la muestra A-5.
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Tabla 13. Datos de porosidad efectiva medidos para la muestra A-6.

Porosidad Efectiva

Muestra: A-6
Longitud: 7.7 cm Diametro in: 3.5in Volumen de roca: 477.9529 cc
pC [psia] Volumen poroso promedio [cc] Porosidad promedio [Frac.]

500 56.7253 0.1186
1000 52.6552 0.1101
1500 52.4115 0.1096
2000 52.3170 0.1094
3000 51.0277 0.1067
4000 50.5401 0.1057
5000 50.1576 0.1049
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Grafica 34. Comportamiento de la porosidad respecto a la presiéon de confinamiento a

temperatura del yacimiento para la muestra A-6

155



Tabla 14. Datos de porosidad efectiva medidos para la muestra A-7.

Porosidad Efectiva

Longitud: 12.85 cm Didmetro in: 3.5in Volumen de roca: 797.6227 cc

Muestra: A-7

pC [psia] Volumen poroso promedio [cc] Porosidad promedio [Frac.]
500 88.9688 0.1115
1000 88.3422 0.1108
1500 84.1990 0.1056
2000 82.6565 0.1036
3000 81.7712 0.1025
4000 79.4068 0.0996
0.1150
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o\
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Gréafica 35. Comportamiento de la porosidad respecto a la presién de confinamiento a

temperatura del yacimiento para la muestra A-7.
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Tabla 15. Datos de porosidad efectiva medidos para la muestra A-8.

Porosidad Efectiva

Muestra: A-8

Longitud: 14.5 cm Diametro in: 3.5in Volumen de roca: 900.0413 cc

pC [psia] Volumen poroso promedio [cc] Porosidad promedio [Frac.]
500 48.97448033 0.05441359
1000 47.43564713 0.05270386
1500 43.25673334 0.04806083
2000 39.69810826 0.04410699
3000 32.65126367 0.03627752
4000 31.95823149 0.03550752
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0.0550 AN
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0.0500
o \\\
_e?: 0.0450 \Q\
o
0.0400
N = 20.71x 10° psi’
0.0350 0
0.0300 : : : .

0 500

1000 1500 2000 2500 3000 3500 4000 4500 50

Presidn de Confinamiento [psia]

00

Grafica 36. Comportamiento de la porosidad respecto a la presion de confinamiento a

temperatura del yacimiento para la muestra A-8.
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Tabla 16. Datos de porosidad efectiva medidos para la muestra A-9.

Porosidad Efectiva

Muestra: A-9

Longitud: 11.00 cm Diametro in: 3.5in Volumen de roca: 1559.39 cc

pC [psia] Volumen poroso promedio [cc] Porosidad promedio [Frac.]
500 90.8107 0.1329
1000 90.5343 0.1325
1500 83.6895 0.1225
2000 79.8634 0.1169
3000 77.5909 0.1136
4000 72.4397 0.1060
5000 67.2305 0.0984
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Gréafica 37. Comportamiento de la porosidad respecto a la presién de confinamiento a

temperatura del yacimiento para la muestra A-9.
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Tabla 17. Datos de porosidad efectiva medidos para la muestra A-10.

Porosidad Efectiva

Muestra: A-10.

Longitud: 16.70 cm Diametro in: 4.0 in Volumen de roca: 1353.93 cc

pC [psia] Volumen poroso promedio [cc] Porosidad promedio [Frac.]

500 397.4356 0.2988
1000 378.1240 0.2829
1500 361.7250 0.2706
2000 342.0381 0.2583
3000 332.9489 0.2470
4000 328.5589 0.2437
5000 324.0223 0.2401
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Grafica 38. Comportamiento de la porosidad respecto a la presiéon de confinamiento a

temperatura del yacimiento para la muestra A-10.
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Tabla 18. Compresibilidad media del sistema fracturado y matricial a temperatura del

yacimiento para las muestras analizadas.

NGmero Muestra Ci x 10° [psi]*  Cn x 10° [psi]™

2 A-2 13.35 2.52

4 A-4 289.63 11.75

6 A-6 175.79 92.77

8 A-8 160.57 20.71

10 A-10 73.61 12.30

1 Fractura Matriz

1000
a a
|
= o w
1%
o
= 100
g - ="
X [m]
©
3]
S
S
“ m]
S 10
£
o
&)
1 T T T T T T T T T T 1

0 1 2 3 4 5 6 7 3 9 10 11

Numero de muestra

Gréafica 39. Comparacion de la compresibilidad de la matriz y fractura para las muestras
analizadas.
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Tabla 19. Datos de permeabilidad absoluta corregida por efecto de flujo a alta velocidad y

resbalamiento para el nlcleo A-1.

Muestra: A-1
pC [psia] Khl[md] Kh2[md] Kv[md]
500 9.8410 27.0532 15.1373

1000 9.2091 24.1848 12.4989
1500 8.1058 21.1457  10.1066
2000 7.1941 19.1589 7.8171
3000 5.2256 17.0591 7.1319
4000 3.5018 15.1343 5.8571
5000 1.8311 13.0038 5.1274
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Grafica 40. Comportamiento de la permeabilidad absoluta para el nicleo A-1.
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Tabla 20. Datos de permeabilidad absoluta corregida por efecto de flujo a alta velocidad y

resbalamiento para el nlcleo A-2.

Muestra: A-2
pC [psia] Khl[md] Kh2[md] Kv[md]
500 5.6010 1.1710 1.3447

1000 4.5991
1500 3.3328
2000 2.0526
3000 1.0382
4000 0.7716
5000 0.5029

KH1 © KH2 &KV
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Grafica 41. Comportamiento de la permeabilidad absoluta para el nucleo A-2.
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Tabla 21. Datos de permeabilidad absoluta corregida por efecto de flujo a alta velocidad y

resbalamiento para el ntcleo A-3.

Muestra: A-3
pC [psia] Khl[md] Kh2[md] Kv[md]
500 6.1441 14.7017 76.5474
1000 4.0759 11.1710 58.1455
1500 1.6521 6.2464  38.4738
2000 1.5262 5.4224  34.6838
3000 1.2293 4.6518 28.4674

4000 0.9265 3.1705 20.4189
5000 0.5782 1.0482 12.9495
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Gréfica 42. Comportamiento de la permeabilidad absoluta para el nicleo A-3.
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Tabla 22. Datos de permeabilidad absoluta corregida por efecto de flujo a alta velocidad y

resbalamiento para el ntcleo A-5.

Muestra: A-5
pC [psia] Khl[md] Kh2[md] Kv[md]
500 50.0291 28.0717 1.0537
1000 33.3113 22.1237
1500 15.2675 17.0189
2000 7.0604 10.5062
3000 2.0221 9.5036
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Gréfica 43. Comportamiento de la permeabilidad absoluta para el nicleo A-5.
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Tabla 23. Datos de permeabilidad absoluta corregida por efecto de flujo a alta velocidad y

resbalamiento para el nlcleo A-6.

Muestra: A-6
pC [psia] Khl[md] Kh2[md] Kv[md]
500 121.2222 35.1481 82.1175
1000 108.0102 33.3244  70.1945
1500 97.8967 30.6842 57.0967
2000 88.2895 29.3950 45.0488
3000 66.5159 25.5552  20.0452
4000 50.9756 23.1163 17.0831
5000 44,5155 17.7945 14.0677
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Grafica 44. Comportamiento de la permeabilidad absoluta para el nucleo A-6.
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Tabla 24. Datos de permeabilidad absoluta corregida por efecto de flujo a alta velocidad y

resbalamiento para el nlcleo A-7.

Muestra: A-7

pC [psia] Khl[md] Kh2[md] Kv[md]
500 10.7205 0.1310 0.2117
1000 8.1236 0.1162 0.2007

1500 5.5254 0.0910
2000 2.7172
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Gréfica 45. Comportamiento de la permeabilidad absoluta para el nicleo A-7.
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Tabla 25. Datos de permeabilidad absoluta corregida por efecto de flujo a alta velocidad y

resbalamiento para el nlcleo A-8.

Muestra: A-8
pC [psia] Khl[md] Kh2[md] Kv[md]
500 120.8599 84.1855 0.4107
1000 78.1872 52.3398 0.1325
1500 39.4292 24.4615
2000 7.5814 21.9484
3000 3.5230 17.1354
4000 1.5249 11.1034
5000 0.8344 6.6205
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Grafica 46. Comportamiento de la permeabilidad absoluta para el nucleo A-8.
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Tabla 26. Datos de permeabilidad absoluta corregida por efecto de flujo a alta velocidad y

resbalamiento para el nlcleo A-9.

Muestra: A-9
pC [psia] Khl[md] Kh2[md] Kv[md]
500 195.2013 106.1690 0.0337
1000 143.0962  83.1440
1500 133.1646  58.2031
2000 110.1986  33.2813
3000 60.1793 5.3125

4000 9.1152 41121
5000 4.5503 3.4166
6000 2.6226 3.3119

KH1 KH2 KV

250

200

150

100

Permeabilidad absoluta [md]

50

0 1000 2000 3000 4000 5000 6000 7000
Presién de confinamiento [psia]

Gréfica 47. Comportamiento de la permeabilidad absoluta para el ntcleo A-9.
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Tabla 27. Datos de permeabilidad absoluta corregida por efecto de flujo a alta velocidad y

resbalamiento para el ntcleo A-10.

Muestra: A-10
pC [psia] Khl[md] Kh2[md] Kv[md]
500 15.5153 25.0579  31.5280
1000 15.2472 24.6318 29.4374
1500 15.0379 24.6211 27.5166
2000 14.7456 24.4311  26.8520
3000 14.1044 24.2158  25.8230
4000 13.5259 23.9281 24.1130
5000 13.1627 23.7394  22.7169
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Gréfica 48. Comportamiento de la permeabilidad absoluta para el ntcleo A-10.
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ANALISIS DE LOS RESULTADOS

En todos los casos se aprecia una reduccion en la permeabilidad y porosidad
del sistema, llegandose a observar casos donde la permeabilidad se reduce en

mas de un 90%.

Como se indicd, en el modelo de Warren y Root, el coeficiente de flujo
interporoso (1) y la relacion almacenamiento (w) definen el comportamiento de
los sistemas de doble porosidad con flujo pseudo-estacionario de la matriz a la
fractura. Considerando el cierre de las fracturas planares en el yacimiento, 4
debe experimentar un cambio por la reduccion de la permeabilidad del sistema
fracturado, y w es alterado por la formacion de nuevos bloques pseudo-
matriciales que confinan a los vagulos y a los hidrocarburos que contienen. Se

cree que durante el proceso, el coeficiente geométrico () no cambia.

Una consecuencia directa de este fendmeno es que, al cerrarse los canales de
flujo, la permeabilidad promedio (definida como, k = \/k,k;) se reduzca, y con

ella: la productividad (siendo que el gasto es directamente afectado por esta
magnitud).

Por otro lado, y como se dijo con anterioridad, las fracturas parcialmente
mineralizadas pueden tener un efecto positivo dentro del flujo de gas al evitar
su cierre total, pero este efecto puede ser perjudicial en presencia de un

acuifero, ya que se favorece el flujo de agua y la canalizacion. (Figura 41)
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Figura 41. Esquema de fracturas idealizado con efecto de sobrecarga y mineralizacion

(elaboracion propia)
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CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES

Durante la carrera, en las materias que cursé, solo hubo una que hablaba
Unicamente del gas y sus propiedades y algunos métodos de extraccion, es por
esto que decidi abarcar una buena parte de este documento para lograr
obtener una guia amplia y didactica en cuanto a lo que se refiere al gas y su
comportamiento durante su explotacion y asi facilitar la comprensién de los
conceptos que durante la carrera se ven en pocas materias por la importancia

que tiene el estudio del petroleo.

La compartimentalizacion es un concepto al cual se le debe de prestar especial
atencion por la particularidad que éste representa. Un yacimiento
compartimentalizado requiere de una perforacion y una terminacion no
convencional para poder aprovechar de manera Optima los hidrocarburos que
se encuentran atrapados en cada compartimento. En la Cuenca de Burgos se
encuentran diversos compartimentos que contienen gas, pero que son poco
rentables si se perfora un pozo para cada compartimento, en cambio, si se
hace un pozo horizontal con varios ramales se puede obtener con un solo

pozo, la produccion de varios compartimentos.

La correcta seleccion de las terminaciones de pozos nos va a ayudar, al
momento de la operacion, a obtener una mayor cantidad de hidrocarburo, con
menos complicaciones, a un menor costo y un menor tiempo. Es por esto que
se debe hacer un analisis de qué tipo de terminacion es la mas adecuada para
el pozo que se esta perforando en un campo maduro, de gas y con varios

compartimentos.

La Cuenca de Burgos es una zona gasifera muy importante para el pais y que
requiere de analisis enfocados a la explotacion de gas en campos maduros, ya
gue sus caracteristicas y necesidades se van particularizando conforme se van

explotando y consecuentemente depresionando sus pozos.

La tecnologia y los métodos de explotacion de gas van avanzando y es de vital

importancia implementar esta tecnologia y estos métodos para poder
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aprovechar cada centimetro cubico de gas que se va quedando dentro de los

yacimientos.

Se recomienda hacer una evaluacion econdmica con los datos actuales de tipo
de cambio y precio del gas de cada una de las alternativas para tener una
vision mas amplia de los costos y beneficios que implican con los movimientos
econdémicos mundiales recientes. Asi como el analisis economico de la
explotacion del gas en lutitas que promete ser el siguiente paso para la
explotacion de gas en México.

En el dictamen de la CNH donde se hace mencidén de las alternativas de
explotacion de la Cuenca de Burgos no se habla de la produccion del gas en
lutitas ni del método del fracking, por lo que se recomienda hacer una
evaluacion técnico econdmica de la explotacién del gas atrapado en lutitas y el
fracking para evaluar su implementacion en los proyectos de explotacion del
gas en la zona. Si se toma en cuenta que la Cuenca de Burgos es la cuarta
reserva de gas en lutitas del mundo, debemos ver cdmo aprovechar este

importante recurso para beneficio del pais

La poca rentabilidad del gas ayuda a que sean pocos los esfuerzos para el
aprovechamiento de este hidrocarburo, pero si tomamos en cuenta que el pais
tiene un déficit en cuando al consumo del gas, es decir, se produce menos de
los que se consume, y que para poder cubrir este déficit se esta importando
gas a un precio mayor que si lo produjéramos, lo mas légico es pensar en
optimizar los métodos de produccion y ser un pais autosuficiente en cuanto al

gas se refiere.

173



BIBLIOGRAFIA

Meléndez H. F. (1982). El origen del petréleo. Universidad Complutense:

Departamento de Paleontologia

Ramos R. H., Zinat C. D., Ramirez M. T. (2008) Registros Geofisicos en
México, Tomo |, Primera Edicidon, Schlumberger Offshore Services;

Villahermosa, Tabasco.

Islas C. (2006) Conceptos Basicos del Comportamiento de Yacimientos (Tesis).
UNAM, Ciudad de México, México.

Martell A. Apuntes de la clase de petrofisica y registro de pozos “Propiedades
Petrofisicas Parte 2”7, 2010.

La Comunidad Petrolera. (2008-2012). Permeabilidad. Determinacion de la
Permeabilidad Absoluta. Espafia. Recuperado de:
http://www.lacomunidadpetrolera.com/cursos/propiedades-de-la-roca-

yacimiento/determinacion-de-la-permeabilidad-absoluta.php

La Comunidad Petrolera. (2008-2012). Mojabilidad de Fluidos. Espafia.
Recuperado de:
http://ingenieria-de-petroleo.lacomunidadpetrolera.com/2009/01/la-hora-de-

hacer-el-estudio-de-algun.htmi

Schlumberger Qilfield Glossary en Espafiol. (2017). Tortuosidad. Recuperado

de: http://www.glossary.oilfield.slb.com/es/Terms/t/tortuosity.aspx
Schlumberger Oilfield Glossary en Espafiol. (2017). Compartimentalizacion.

Recuperado de:

http://www.glossary.oilfield.slb.com/es/Terms/c/compartmentalization.aspx

174



Schlumberger Oilfield Glossary en Espafol. (2017). Compartimento.
Recuperado de:

http://www.glossary.oilfield.slb.com/es/Terms/c/compartment.aspx

Schlumberger Oilfield Glossary en Espafiol. (2017). Sistema Petrolero.
Recuperado de:

http://www.glossary.oilfield.slb.com/es/Terms/p/petroleum_system.aspx

Schlumberger Oilfield Glossary en Espafiol. (2017). Roca Generadora.
Recuperado de:

http://www.glossary.oilfield.slb.com/es/Terms/s/source_rock.aspx

Schlumberger Oilfield Glossary en Espafiol. (2017). Punto de Escurrimiento.
Recuperado de:

http://www.glossary.oilfield.slb.com/es/Terms/p/pour_point.aspx

Schlumberger Oilfield Glossary en Espafiol. (2017). Cuencas Sedimentarias.
Recuperado de:

http://www.glossary.oilfield.slb.com/es/Terms/s/sedimentary _basin.aspx

Steffani V. (2009). Apuntes de la clase de Comportamiento de Yacimientos,
Propiedades de los fluidos. Recuperado de:
http://www.ptolomeo.unam.mx:8080/xmlui/bitstream/handle/132.248.52.100/108
9/A5.pdf?sequence=5

Instituto Mexicano del Petrdleo. (2013). Tipos de petréleo. México. Recuperado

de: http://www.imp.mx/petroleo/?imp=tipos

McCain, W. (1933). Properties of Petroleum Fluids. Segunda Edicion. Jr.
Pennwell Books. Tulsa, Oklahoma. Recuperado de:
http://es.scribd.com/doc/72485900/Factor-de-Volumen-Del-Gas

Craft, B., Hawkins, M. & Terry, R. (1991). Applied Petroleum Reservoir

Engineering. Segunda Edicion. Prentice Hall.

175



Tomkieff, S. (1962) Unconformity - an hisorical study. Proceedings of the
Geologists' Association. Recuperado de:

http://glosarios.servidor-alicante.com/geologia/discordancia

Martinez  B. (2011) Comunicacién  artificial entre  yacimientos
compartimentalizados para maximizar el valor en campos costa fuera con

infraestructura existente. (Tesis). UNAM. Ciudad de México, México.

Acosta F. & Blanco R. (2008). Evaluacion de las Metodologias utilizadas para el
Andlisis de la Compartimentalizacidon en Yacimientos de Petréleo. Aplicacion

Campo Escuela Colorado. (Tesis). Universidad de Santander. Bucaramanda.

Pemex Exploracion y Produccion & Schlumberger. (2011). Programa de
Entrenamiento Acelerado para Ingenieros Supervisores de Pozo. Recuperado
de: https://escueladeperfora.files.wordpress.com/2011/09/10-presiones-de-

formacic3b3n.pdf

Rasso Z. Un siglo de la Perforacion en México. Tomo 13, Control de Brotes.

Adams, Neal. (1985). Drilling Engineering. Pennwell Books.

Petréleos Mexicanos PEP-UPMP. Programa de Acreditacion de Control de

Pozos. Wellcap.

Gbémez C. (2011) Apuntes de manejo la produccion en superficie. Recuperado
de:
http://www.ingenieria.unam.mx/~jagomezc/materias/ARCHIVOS_CONDUCCIO
N/CAPITULO%20II.pdf

Flujo en Estranguladores. Recuperado de:
http://www.academia.edu/10286291/FLUJO_EN_ESTRANGULADORES

176



Pérez H., Estrada S., Cuevas R & Olan Z. (2012). Andlisis de la declinacion
exponencial. Pemex Exploracion 'y Producciéon. Recuperado de:
http://www.aipmac.org.mx/villahermosa/Presentaciones/Jornadas_Tec_2012/S
ala_1/12-30%20A%?2013-00/Declinacion%?20exponencial.pdf

Gomez C. La industria Petrolera, Historia y conceptos basicos. Biblioteca de la
AIPM A.C.

Santana. (2014). Caracteristicas Fisicas, Quimicas y Bioldgicas de las Rocas
Generadoras. (Presentacion) Recuperada de:

http://es.slideshare.net/luisgustavogomezvelazquez5/24-roca-generadora

AAPG. Hartmann & Beaumont. Predicting Sandstone Reservoir System Quality
and Example of Petrophysical Evaluation. Search and Discovery Article
#40005. Capitulo 3.

AAPG. Magoon & Beaumont. Predicting Sandstone Reservoir System Quality

and Performance. Search and Discovery Article #40005. Capitulo 9

Schlumberger. Noles-Hoeksema. Elementos de fracturamiento hidraulico.

Galicia M. (2009). Geomecanica aplicada a yacimientos naturalmente
fracturados para determinacién de compresibilidad de la formacién. (Tesis).
UNAM, Ciudad de México, México.

Pemex Gas y Petroquimica Basica. (2015). Caracteristicas del gas natural.
Subdireccion de Gas Natural. Recuperado de:
http://www.gas.pemex.com/PGPB/Productos+y+servicios/Gas+natural/SGN_Ca

racteristicas.htm
Pemex Exploracién y Produccién. (2011). Las reservas de hidrocarburos de

México. PEMEX. Recuperado de:

http://www.pemex.com/informes/pdfs/reservas_hidrocarburos_2011.pdf

177



Centro Mario Molina. Escalona. (2009). Gas Natural. (Presentacion).
Recuperado de:

http://profesores.fi-
b.unam.mx/I3prof/Carpeta%20energ%EDa%20y%20ambiente/Gas%20Natural.
pdf

Oilproduction.net. Hirschfeldt. (2009). Analisis de un sistema de Produccion y
Analisis Nodal. Recuperado de:

http://www.oilproduction.net/files/analisis_nodal_hirschfeldt.pdf

Alvarez C. Disefio de un sistema de recoleccién y transporte de gas natural.

(Tesis), Universidad Nacional de Ingenieria, Lima, Peru.

Garaicochea P.F., Bernal H.C. y Lopez 0.0. (1991). Transporte de

Hidrocarburos por Tuberias. Colegio de Ingenieros Petroleros de México.

Martinez G., Bastos R.& Gelbert R. (2009). Método de produccién para pozos
de gas depresionados con carga liquidos. (Tesis). UNAM. Ciudad de México,

México.

TECNA. (2011). Nuevas Tendencias en los Esquemas de Procesamiento de
Gas. (Presentacion). Instituto Argentino del Petréleo y del Gas. Recuperado de:
http://www.iapg.org.ar/sectores/eventos/eventos/listados/presentacionesjornada
s/004.pdf

PEMEX Gas y Petroquimica Basica. (2006). Procesos Industriales.
(Presentacion). Recuperado de:
http://www.gas.pemex.com/NR/rdonlyres/05E98E6D-E390-4A3D-AACT7-
5E170558FA20/0/PROCESOSINDUSTRIALESnoviembre06.pdf

Pemex Gas y Petroquimica Basica. (2015). Gas Natural. Subdireccion de gas

natural. Recuperado de:

http://www.gas.pemex.com.mx/PGPB/Productos+y+servicios/Gas+natural/

178



Martinez H. (1999). Fisicoquimica de los Hidrocarburos. (Tesis)

Vargas L. & Reyes H. Aplicacion del dispositivo mejorado de patrén de flujo tipo
venturi para la optimizaciéon de la produccion de pozos de gas. (Tesis). UNAM.

Ciudad de México, México.

Endo H. Andlisis y retos técnicos del desarrollo de shale gas en Meéxico.
(Tesis). UNAM. Ciudad de México, México.

Cuencas sedimentarias. (Presentacion). Recuperado de:
https://www.google.com.mx/url?sa=t&rct=j&q=&esrc=s&source=web&cd=9&cad
=rja&uact=8&ved=0CDOQFjAlahUKEwjHh8KAyvDIAhVE6WMKHSJeDGw&url=
http%3A%2F%2Fgaia.geologia.uson.mx%2Facademicos%2Fgrijalva%2Fambie
ntes%2520y%2520cuencas%2520sedimentarias%2Fpresentaciones%2Fclasifi
cacion%2520de%2520cuencas.ppt&usg=AFQjCNGyg9ZtJgtFE45ePVZXiSJZ2
9wWNIA&sig2=90ktP6UufjaMMGY-HR7Enw

Gardiner. (2008). La Corteza de la Tierra, la Litosfera y la Astenosfera.
Ventanas al Universo. Recuperado de:

http://mwww.windows2universe.org/earth/interior/earths_crust.html&lang=sp

Boggs, Sam Jr. (2009). Petrology of Sedimentary Rocks. Segunda Edicion.
Recuperado de:
http://www.fanarco.net/books/geology/Petrology of Sedimentary Rocks Seco
nd_Edition.pdf

Spalletti (2006) Curso de Sedimentologia. (Presentacion). Facultad de Ciencias
Naturales y Museo (UNLP). Recuperado de:

http://usuarios.geofisica.unam.mx/cecilia/CT-SeEs/65bcuencasSed.pdf
Narvaez, R.A., Pemex Exploracién y Produccion. (2004). New Strategy for

Explotation of Mature Heavy Oil Fields in the Mexican Northern Region. AAPG

International Conference in Cancun, Mexico

179



Cortes V & Jardén N. (2012). Rejuvenecimiento de Campos Maduros en
México.(Tesis). UNAM, Ciudad de México, México.

Sanchez M. (2008). Modelo Hidraulico para la planeacion de la perforacién de
pozos de alcance extendido en la cuenca terciaria de Veracruz. (Tesis). UNAM.
Ciudad de México, México. Recuperado de:

http://www.ptolomeo.unam.mx:8080/xmlui/bitstream/handle/132.248.52.100/249

1/sanchezmartinez.pdf?sequence=1

Jiménez B. (2013). Andlisis de la madurez de las cuencas productoras de
aceite y gas en México, mediante su distribucion fractal. Organo de
Divulgacion Técnica e Informacion de la Asociacion de Ingenieros Petroleros de
México A.C. Vol. 53 No. 1 ENERO DE 2013 www.aipmac.org.mx/web/revista

Vera Torres, J.A. (1994). Estratigrafia. Principios y Métodos. Madrid:Editorial
Rueda. Pp.806

SENER. (2016). Prospectiva de Gas Natural y Gas L.P. 2016-2030.
Recuperado de:
https://www.gob.mx/cms/uploads/attachment/file/177624/Prospectiva_de_Gas_
Natural_2016-2030.pdf

Pemex Exploracién y Produccion. (2013). Provincia Petrolera Burgos.

Subdireccion de Exploracion, version 2.0.

Comisién Nacional de Hidrocarburos. 2012. Dictamen del Proyecto Integral

Burgos. CNH. México.

Velazquez O. (2010). Perforacion de Pozos de Gas Aplicando Terminacion
Tubingless. (Tesis). UNAM. Ciudad de México, México.

Camacho R. Pozos horizontales y/o alto angulo como estrategia para la

explotacion del campo Chicontepec. (Tesina). Universidad Veracruzana.

180



ANEXO A. MARCO ESTRATIGRAFICO Y ESTRUCTURAL DE LA
CUENCA DE BURGOS

MARCO GEOLOGICO

La Cuenca de Burgos esta definida por un potente paquete sedimentario de
rocas mesozoicas Y terciarias acumuladas en el margen Occidental del Golfo
de México. Geoldgicamente forma parte de la Cuenca del Rio Bravo que
regionalmente comprende el extremo Sureste de Texas y la parte Norte de los
estados de Tamaulipas y Nuevo Leén; cubre una superficie de 120,000 km?.

El marco geoldgico de la Cuenca de Burgos corresponde, para el Mesozoico, a
una cuenca marina somera con amplias plataformas, donde a partir del
Jurasico Superior y hasta el término del Mesozoico, tuvieron lugar depositos de
areniscas, evaporitas, calizas y lutitas. En el Cretacico Tardio, como
consecuencia del evento de la Orogenia Laramide, esta carpeta sedimentaria
fue levantada y plegada en el Occidente de la cuenca, para dar lugar a los

grandes pliegues estructurales de la Sierra Madre Oriental (Figura 42).

0 km 100 " — 24°00
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Figura 42. Ubicacién geografica de la Provincia Petrolera Burgos y su relacion con las fajas
plegadas de la Sierra madre Oriental (SMO), Sabinas (SB) y el Arco del salado-Cruillas.
(http://www.scielo.org.mx/scielo.php?script=sci_arttext&pid=S1405-33222011000200004)



A causa del marco geoldgico descrito, los yacimientos se presentan como
cuerpos pequefios en formaciones compuestas de material siliciclastico de baja
permeabilidad, y estdn organizados en pequefios compartimientos a causa de
la presencia de fallas normales (Figura 43). Cada compartimiento debe ser
considerado por separado con diferentes propiedades petrofisicas ademas de

las propiedades que varian con respecto a la profundidad.

1

Figura 43. Seccion transversal tipo de la Cuenca de Burgos.

En esta compleja geologia, las formaciones con problemas de pérdida de
circulacion y alta presion plantean serios desafios a los perforadores. La mayor
parte de los pozos son perforados hasta alcanzar profundidades de 2000 a
3000 m, y posteriormente son fracturados hidraulicamente, su indice de

productividad inicial es alta, sin embargo, declinan rapidamente.

SITUACION DE LA PRODUCCION EN LA CUENCA DE BURGOS

Como se muestra en la Grafica 49, la produccion de la provincia de Burgos ha
presentado diferentes etapas, siendo la primera la comprendida entre 1956 y
1970, cuando se comenz6 el desarrollo del campo Reynosa, y que llegé a un
pico de 620 MMpc/D. Durante los afios setenta y ochenta la produccion declind
debido a que las inversiones y recursos humanos se enfocaron a la exploracion

y explotacion de los campos en la regidn Petrolera Sur del pais.
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Gréfica 49. Produccidn histérica anualizada de la Provincia Petrolera de Burgos.

A principios de los afios noventa, como consecuencia de un cambio en la
politica energética y el impulso a fuentes limpias de energia, se inicié entonces
una campafia de adquisicion sismica tridimensional, aplicacion de nuevos
conceptos geoldgicos, nuevas tecnologias de perforacion y terminacion de
pozos. Como resultado, la cuenca inicié un proceso de revitalizacion en 1994,
revirtiendo la declinacion e incrementando la produccion de 200 MMpc/D a mas
de 1,000 MMpc/D.

A partir de 2004 la cuenca produce mas de 1,000 MMpc/D, habiendo
acumulado mas de 2.4 MMMbpc de gas. Las reservas remanentes de la

cuenca, al 1 de enero de 2016 se presentan en la Tabla 28.

Tabla 28. Reservas de aceite y gas (fuente: CNH)

Volumen Original Reserva Remanente

Crudo
Categoria = Condensados Gas Condensados Gas :
equivalente
mmb mmmpc mmb mmmpc

mmbpce
1P 157.4 19,583.0 12.6 1,111.7 228.6
2P 205.7 21,812.0 17.8 1,870.6 380.0
3P 142.3 25,662.0 21.6 2,793.7 562.8
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El marco geoldgico de la Cuenca de Burgos corresponde, para el Mesozoico, a
una cuenca marina somera con amplias plataformas, donde a partir del
Juréasico Superior y hasta el término del Mesozoico, tuvieron lugar depoésitos de
areniscas, evaporitas, calizas y lutitas. En el Cretacico Tardio, como
consecuencia del evento de la Orogenia Laramide, esta carpeta sedimentaria
fue levantada y plegada en el occidente de la cuenca, para dar lugar a los
grandes pliegues estructurales de la Sierra Madre Oriental.

Este levantamiento fue acompafiado por el desarrollo de cuencas, paralelas al
cinturén plegado, entre ellas la denominada Cuenca de Burgos, hacia el frente
de la Sierra Madre Oriental, en donde los paleoelementos de la peninsula de
Tamaulipas y la Isla de San Carlos, sirvieron como limite Occidental del
depocentro originado que operé como centro de recepcion del gran volumen de
sedimentos cenozoicos y en donde se encuentra el limite en cuanto a los
estilos estructurales que actuaron para la conformacion del marco estructural
de la Cuenca de Burgos, teniendo fallamiento normal, y reactivaciones

posteriores a la parte terminal de la Orogenia Laramide a finales del Oligoceno.

Las secuencias de areniscas y lutitas de ambientes que varian de marginales a
marinos, progradaron sobre el margen de la plataforma Cretécica, siendo
depositada una columna sedimentaria Cenozoica que alcanza espesores de

aproximadamente 10,000 metros (Figura 44)
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Figura 44. Seccion esquematica estructural tipo de la Cuenca de Burgos (Recursos
prospectivos al 1 de enero de 2010)

Sus caracteristicas estratigraficas y estructurales obedecen a progradaciones

que dieron lugar a un arreglo en forma de franjas, variando cronolégicamente
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de occidente a oriente desde el Paleoceno hasta el Mioceno y obedecen
primordialmente a regresiones marinas y a la actividad de fallas extensionales
de crecimiento sinsedimentarias que desarrollaron estructuras “roll-over”.
Siguiendo estos lineamientos estructurales se encuentran los campos
petroleros de la cuenca en trampas estructurales, estratigraficas y combinadas,
(Figura 45).

Franjas
S Paleoceno (Midway-Wilcox)
o~ ¥ Eoceno inferior (Wilcox-Queen City)
i

Eoceno superior (Yegua-Jackson)
Oligoceno inferior (Vicksburg)
Oligoceno superior (Frio marino)

QEoceno Wilcox
@ Paleoceno Midway

Paleoceno Wilcox
g Eoceno Jackson
@ Oligoceno Vicksburg
m Formaciones Mioceno
0 Oligoceno Frio
Q Falla de expansién Eoceno Wilcox
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Yegua Jackson Frio marina I\Aj

Figura 45. Franjas de depositacion y de produccién de la Provincia Petrolera Burgos y Seccion

estratigrafica-estructural regional

Las fallas de crecimiento presentan caida hacia el oriente y muestran
desplazamientos de algunos cientos de metros. En forma general, estos
alineamientos de fallas muestran una orientacion Noroeste-Sureste que, como
se menciond, se hacen mas jovenes hacia el oriente, pudiéndose distinguir en
el area tres grandes estilos de fallamiento normal (Figura 46), uno hacia la
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porcidon occidental que involucra la franja del Paleoceno, en donde predominan
las fallas normales postdepositacionales, otro hacia las denominadas franjas
del Eoceno y Oligoceno en las cuales son comunes las fallas sinsedimentarias
de mediano a bajo angulo, y finalmente una zona en donde las fallas son
también de crecimiento pero con trazas que tienden a la verticalidad y que

afectan predominantemente la columna del Mioceno.

Tipicamente, para la denominada Franja del Paleoceno, la accion de fallas de
crecimiento es de poca intensidad, ya que si bien esta region se ve afectada
por una gran presencia de fallas normales, estas no muestran mayor influencia
en la columna sedimentaria salvo en algunas areas en particular, sin embargo
para la Franja del Eoceno estos crecimientos son notables desarrollandose
trampas estructurales de tipo “roll-over” asociadas a fallas de crecimiento de
bajo angulo que generalmente despegan sobre sedimentos arcillosos del

Paleoceno inferior, estos crecimientos alcanzan varias centenas de metros.

Fallas normales
Fallas normales Fallas de crecimiento de bajo angulo de alto angulo

1500

4500

Figura 46. Distribucion de franjas progradantes y estilos estructurales.

La regidn se ha individualizado de las areas circundantes por su distinta
evolucion, caracterizada por dos sucesos mayores: una es la acumulacion de
una potente secuencia sedimentaria, relacionada con el desarrollo de sistemas
deltaicos y turbiditicos; el otro es una manifestacion de una deformacion

extensiva definida primordialmente por numerosas fallas normales.
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EXTENSION GEOGRAFICA DE LOS SISTEMAS PETROLEROS

TITHONIANO-CRETASICO

Actualmente se considera que la extension geografica de los sistemas

petroleros ligados al Tithoniano se extiende por toda la Provincia Petrolera

Burgos (Figura 47) mientras que los sistemas petroleros relacionados a

generadoras del Pale6geno se extienden hacia el oriente de la Cuenca y se

postula que se adentre hacia el Golfo de México.
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Figura 47. Extensidn geografica del sistema petrolero Tithoniano-Cretacico-Paledgeno y

Pale6geno-Paledégeno

La Cuenca de Burgos representa principalmente los siguientes sistemas

petroleros: Midway, Wilcox y Vicksburg-Frio. La evidencia para considerarlos

como tal es la existencia en comun de rocas generadoras con buenas

caracteristicas de cantidad, calidad y madurez de materia organica para la

generacion de hidrocarburos.
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PROYECTO INTEGRAL BURGOS

El Proyecto Integral Burgos se ubica en el Noreste de México y comprende el
norte del Estado de Tamaulipas, asi como parte de algunos municipios de
Nuevo Leon y Coahuila; colinda al Norte con los Estados Unidos de América y
al Oriente con la margen occidental del Golfo de México. Cubre una superficie
109,605 km2, Figura 48.
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Figura 48. Ubicacién del Proyecto Integral Burgos (CNH)

El objetivo de la componente de exploracién de este proyecto es incorporar
reservas de gas seco, gas humedo y aceite, en el periodo 2011-2028, con un
volumen que varia de 1,602 mmbpce en el percentil 10 a 2,138 mmbpce en el
percentil 90; con un valor medio de 1,778 mmbpce, en rocas de edades

Jurasica, Cretacica y Cenozoico.

El alcance del programa operativo considera la perforacion de 879 pozos
exploratorios, la realizacion de 160 estudios geoldgicos y 20 estudios

geofisicos, que implican la adquisicion de 9,200 km de sismica 2D y 20,800
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km? de sismica 3D, con una inversién total exploratoria de 71,604 millones de

pesos.

Para enfocar las actividades de exploracion hacia areas estratégicas y/o de
mayor potencial prospectivo se designaron tres clases de criterios principales:

geoldgicos, operativos y geograficos.

e Para los criterios geologicos se analizaron la complejidad geoldgica, la
distribucion y caracteristicas de los plays, la diversidad en los tipos de
hidrocarburos esperados, el grado de madurez en el proceso
exploratorio y el recurso prospectivo identificado en las oportunidades y
localizaciones exploratorias aprobadas.

e En los criterios operativos se consideraron la ubicacion de la
infraestructura de produccion existente y las restricciones ambientales.

e Para el criterio geografico se consideraron basicamente las dimensiones

de las areas del proyecto.

En este contexto, el proyecto Integral Burgos, comprende 5 areas bien
definidas: la primera corresponde al proyecto Reynosa (plays del Oligoceno-
Mioceno) que produce gas humedo y poco aceite; la segunda corresponde al
proyecto Camargo (plays del Eoceno Superior y Oligoceno Inferior) que
produce gas humedo y gas seco; la tercera corresponde al proyecto Herreras
(plays del Paleoceno-Eoceno) que produce gas seco principalmente y poco gas
hamedo; la cuarta comprende al proyecto Presa Falcén (plays del Cretacico
Superior y Paleoceno-Eoceno) que produce gas seco, y la quinta que
corresponde al proyecto Muzquiz, integrado por la Cuenca de Sabinas (plays
del Jurasico Superior y Cretacico Inferior) produce solo gas seco y el area
Piedras Negras (plays del Cretacico Superior) que produce gas humedo y

aceite. (Figura 49)
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Figura 49. Areas del Proyecto Integral Burgos

Las areas exploratorias que corresponden a las areas del Proyecto Integral
Burgos, se muestran en la Tabla 29.

Tabla 29. Oportunidades exploratorias del proyecto

Areas del Proyecto Numero de oportunidades

Reynosa 234
Camargo 175
Herreras 153
Presa Falcon 204
Muzquiz 113
Total 879

Lo volumenes prospectivos sin riesgo, en el area del Proyecto Integras Burgos
se muestran en la Tabla 30.
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Tabla 30. Distribucién del volumen prospectivo

Areas del proyecto Volumen prospectivo

Reynosa 2,088
Camargo 1,308
Herreras 1,153
Presa Falcon 1,025
Muzquiz 1,531
Total 7,105

Los recursos prospectivos a incorporar se muestran en la Tabla 31.

Tabla 31. Recursos prospectivos a incorporar

Areas del proyecto Recursos prospectivos a incorporar (mmbpce)

Reynosa 502
Camargo 342
Herreras 299
Presa Falcon 285
Muazquiz 350
Total 1,778
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ANEXO B. PRESIONES DE FORMACION

PRESION NORMAL DE FORMACION

La presién normal de formacion es aquella presion requerida para subir una
columna de fluido desde la formacion hasta la superficie. Cualquier desviacion
de esta definicion es considerada anormal (Bradley, 1975; Fertl, 1976;
Gretener, 1990; Hunt, 1990; Pickering e Indelicata, 1985; Sahay y Fetl, 1988).

La presion normal de formacion también es conocida como presion
hidrostéatica. Esta presion es el producto de una unidad de peso y la altura
vertical de la columna de fluido. El tamafio y forma de esta columna de fluido
no tiene efecto en la magnitud de la presion hidrostatica. La unidad de peso
esta afectada por varias cosas, incluyendo la temperatura y la concentracién o
disolucién de sélidos y gases. Un gradiente de presion hidrostatico normal,
varia de area a area, dependiendo sobre todo de la naturaleza del fluido de
formacion. Los gradientes hidrostaticos generalmente varian desde 0.433
psi/pie para columnas de agua dulce hasta 0.465 psi/pie para columnas de

agua salada.

PRESION ANORMAL (ALTA)

Son aquellas en que la presion de formacion es mayor a la que se considera
como presion normal o hidrostatica. Las densidades de los fluidos requeridos
para controlar estas presiones equivalen a gradientes hasta de 0.224
(kg/lcm?)/m. Se caracterizan por el movimiento restringido de los fluidos en los
poros, es decir, es imposible que la formacién pueda liberar presion; de lo
contrario se convertirian en formaciones de presion normal. Para que esto
ocurra debe existir un mecanismo de entrampamiento que permita generar y

mantener las presiones anormales en el sistema roca-fluidos.

Las zonas de presion de formacién anormales se originaron durante el proceso

de depositacion y compactacion, formandose una barrera impermeable que
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impidio la liberacion del agua de la formacion por debajo de esta barrera. Dicha
barrera se formo debido a que el proceso de sedimentacion y compactacion
ocurrié a un ritmo mas rapido que el movimiento ascendente del agua. Por lo
tanto, la porosidad de la formacidbn que esta debajo de esta barrera

impermeable difiere de la tendencia normal.

Aunque muchos mecanismos capaces de generar sobrepresiones han sido
descritos en la literatura, la mayoria de los estudios de rocas con presiones
anormales citan a la subcompactacion o la generacion de hidrocarburos como

las responsables de la generacion de la sobrepresion.

PRESION SUBNORMAL (BAJA)

Esta presiéon ocurre cuando la presion de la formacion es menor que la presion
normal o hidrostatica, y se pueden controlar con una densidad menor que la del

agua dulce, equivalente a un gradiente menor de 0.100 (kg/cm?)/m.

Pueden encontrarse en formaciones someras, parcial completamente agotadas
y en aquellas que afloran en superficie. Esto indica que estas presiones
existen, en areas con bajas presiones de sobrecarga o en depdsitos calcareos.
También pueden desarrollarse en rocas saturadas con gas, no consolidadas, y
aisladas a profundidades superficiales. Una baja presion se desarrolla debido a
la presurizacion térmica del gas con la profundidad, y ocurre a una tasa mas
baja que el incremento en la presién hidrostatica, por lo que el gas se disuelve

en cualquier agua presente.
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ANEXO C. INDICADORES DE COMPARTIMENTALIZACION

La mayoria de los indicadores de compartimentalizacion estan relacionados
con presiones de fluido en el poro, ya sean medidas o derivadas. Sin embargo,
existen parametros quimicos que también pueden suponer o confirmar la
compartimentalizacion. La composicion quimica del hidrocarburo puede
mostrar variaciones similares. La mineralogia también puede reflejar los
cambios en la quimica del agua. Se ha mostrado que la composicién quimica

de los fluidos difiere entre compartimentos.

Los indicadores més directos de compartimentalizacion son las pruebas de
presion de fluido en el poro que se obtienen de las pruebas de formacion y en
pruebas de produccion que dan el valor de la presion final de cierre.
Variaciones en la presién al inyectar el lodo y las pérdidas de circulacion
pueden también indicar la presibn de formacion cuando se conoce la
profundidad de ésta y la densidad del lodo. Los diagramas de presion-
profundidad, para pequefias areas, obtenidos de estos datos pueden ser un
fuerte indicio de compartimentos de presion y areas en las que se requieren

estudios mas detallados de presion.

Un método menos directo pero que también relaciona la presién es la
resistividad de las arcillas (datos obtenidos de registros de pozos), el cual
muestra una reduccién en la resistividad cuando se incrementa la presion de

poro.

Los registros soOnicos pueden también indicar sobrepresion de los
compartimentos al mostrar bajas velocidades. Esto se debe probablemente a la
reduccion del esfuerzo efectivo en la roca debido al incremento de la presion de
poro o puede ser debida a una baja densidad de las arcillas. Las densidades de
las arcillas pueden a menudo, pero no siempre, ser indicadores de
sobrepresiones (Bradley 1976). La densidad de las arcillas puede ser menor en

las zonas de presiones mas altas.

Ni el registro sismico ni el sGnico pueden delinear zonas subpresurizadas.
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Un sello puede estar directamente implicado por un repentino descenso en la
tasa de perforacion causada por una alta densidad, baja porosidad en la

litologia del sello.

Todos estos modelos requieren de wun conocimiento previo de la
compartimentalizacion del yacimiento y de las barreras de flujo. Sin embargo,
esta informacion no se encuentra disponible por lo general, en especial, en
etapas tempranas del desarrollo del campo en que se halla limitada la
informacion geoldgica y del pozo. Es por esto que es necesario encontrar una
técnica para identificar la compartimentalizacion del yacimiento y las barreras
de flujo a partir de los datos de produccién del pozo, especialmente, a partir de

los datos de produccion primaria.

YACIMIENTOS COMPARTIMENTALIZADOS

Segun Powley y Bradley, un yacimiento sedimentario, por debajo de una
profundidad de 10,000 pies, puede ser dividido en celdas, cada una de las
cuales esté aislada hidraulicamente de sus alrededores. Estos compartimentos
son mas facilmente reconocidos por sus presiones anormales de fluidos; los
compartimentos pueden estar subpresurizados o sobrepresurizados en relacion
a la presion hidrostatica, lo que supone que pueden existir compartimentos

tridimensionales aislados.

Ninguna celda o modelo puede tener un aislamiento hidraulico perfecto. Todas
las rocas tienen alguna permeabilidad residual. La nocion de Powley y Bradley
es una idealizacion basada en el reconocimiento de una separacion importante
de las escalas de tiempo. Ninguna celda puede estar separada de su ambiente
permanentemente, pero si puede estar aislada por un intervalo significativo en
tiempo geoldgico. Por consiguiente, dentro de un compartimento no hidrostéatico
los gradientes de presion se disipan en una escala de tiempo mucho menor a la
asociada con el intercambio entre el interior y sus alrededores. A partir de este
concepto, se puede caracterizar los compartimentos y los sellos que lo rodean,

y por consiguiente, determinar su desarrollo, estructura y dinamica.
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Un modelo de compartimento idealizado se presenta en la Figura 50, sus sellos
limitantes lo dejan en un aislamiento hidraulico tridimensional, un cascaron de
roca que tiene baja permeabilidad y que no permite el paso de fluidos hacia el
interior 0 hacia sus alrededores. El interior del compartimento tiene una
permeabilidad relativamente alta por lo que la comunicacién hidraulica dentro
del compartimento es buena; por lo que las desviaciones del gradiente de
presion hidrostatica dentro del compartimento se disipan rapidamente en
comparacion a la tasa de intercambio de fluidos entre el interior del

compartimento y sus alrededores.

Compartimento

Figura 50. Compartimento genérico de Powley y Bradley (Acosta Flores, 2008)

TIPOS DE COMPARTIMENTOS SEGUN ESCALAS DE LONGITUD

De acuerdo con Powley y Bradley, un yacimiento puede ser dividido en una

celda de trabajo de compartimentos separados por sellos, Figura 51.
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Figura 51. Yacimiento sedimentario dividido en una celda de compartimentos (Acosta Flores,
2008)

/

Existen diversas geometrias, simétricas y no simétricas, de gran magnitud y de

muy poca extension, en las que se pueden encontrar los compartimentos, en
yacimientos a lo largo del mundo.

e Compartimentos Anidados

Dentro de un compartimento pueden

residir otros compartimentos, Figura \ |

52. Este anidamiento puede existir a \Q\ /

los largo de un gran rango de escalas \I\TL—LV‘J/
espaciales, desde los l“ Y
suprakilometros hasta los submetros. ".I /\
Las ultimas deducciones indican que / \

los origenes de los compartimentos \@/

son independientes de la esca Figura 52. Compartimentos anidados (Acosta
espacial si son de grandes 6rdenes de Flores. 2008)

magnitud. Pero no parece ser el

mismo caso para las escalas de milimetros, centimetros, metros y kilometros, y

muchos de los yacimientos compartimentalizados observados poseen estas
escalas menores.
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e Mega Compartimentos y Satélites

Un megacompartimento, Figura 53, es una escala de compartimentos a lo largo
de una gran extension con un sello tope y un sello base, generalmente
estratigraficamente asociado. El sello tope es diagenético y puede estar
cruzado estratigraficamente. Su interior puede estar subdividido en un arreglo
de pequefios compartimentos; el modo de ensamblaje de éstos varia el grado
de complejidad estructural del megacompartimento. Los compartimentos
externos de menor escala, llamados satélites, a menudo residen fuera del

megacompartimento.

Compartimento
Satélite

Sello Tope

\\ &________/

i g e e Vi e g
e RN W e X,
- e ot he bt o gl

Compartimento
Anidado
Sello Base

Figura 53. Megacompartimento, compartimento anidado y compartimento satélite (Acosta
Flores, 2008)

e Compartimento Intraestratos

Un estrato individual puede constituir un compartimento, es decir, el
compartimento puede existir totalmente dentro de un estrato sedimentario. Esto
ocurre cuando el estrato esta rodeado por una capa de baja permeabilidad o
cuando algunos procesos diagenéticos tienden a causar un aumento en la
cementacion o la compactacion cerca del perimetro del estrato, Figura 54. En
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los casos mas complejos, el sello no es necesariamente impermeable.
Ademas, tanto el compartimento interior como el sello se desarrollan dentro de

estrato sedimentario original.

Compartimento

Cascarén Diagenético

Yacimiento

Figura 54. Compartimento dentro de un estrato sedimentario (Acosta Flores, 2008)

Micro Compartimento

Se trata de una capa muy delgada de roca ubicada por completo dentro de un
estrato sencillo que puede estar aislado hidraulicamente. Tales

microcompartimentos pueden hallarse como secuencia de capas.

Para la produccion de este tipo de yacimientos es muy conveniente perforar

pozos horizontales y multilaterales

En yacimientos compactos con fallamiento considerable, las fallas pueden ser
asociadas con fallas naturales que pueden ser alcanzadas con pozos
horizontales, o la direccion de las fallas pueden proporcionar informacion
confiable sobre la direccion que es esencial para planificar fracturas hidraulicas

en pozos verticales u horizontales. (Figura 55 y Figura 56)
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Figura 55. Pozo horizontal atravesando varias unidades de un yacimiento compartimentalizado

Figura 56. Multiramales guiados con apropiada caracterizacion de la formacién desde un pozo

principal

SELLOS

La existencia de un potencial comidn a lo largo de un gran volumen de roca
porosa, que esta adyacente a un volumen similar con diferencias de potencial
implica la existencia de un sello rodeando completamente el volumen. Si los
distintos sellos no existieran, la presion estaria equilibrada. Los sellos son
relativamente delgados cuando se comparan con las dimensiones verticales y

laterales del volumen de roca.

De acuerdo con Hunt el término “seal” se refiere a una zona de roca capaz de
sellar hidraulicamente, que previene esencialmente el movimiento de todos los
fluidos del poro a través de intervalos significativos de tiempo geoldgico. Esta
definicion no excluye que las rocas puedan fallar y permitir el paso de fluidos,
pero requiere que al menos, bajo ciertas condiciones, las rocas no permitan el

flujo de ningun fluido a lo largo de ella.

Las barreras son basicamente rocas de baja conductividad hidraulica que

constantemente permiten el flujo de fluidos a través de ellas, pero a una tasa
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reducida comparada con las tasas de flujo a través de las rocas de los

alrededores.

TIPOS DE SELLOS

a) Sellos Geométricos

Los compartimentos estan limitados y sellados por encima y por debajo, por el
tope y la base. Los compartimentos pueden estar limitados en sus lados por
sellos laterales, aunque estos pueden estar ausentes cuando el cierre ocurre

mediante la convergencia del tope y la base de los mismos.
b) Sellos Estratigraficos

Estos sellos estan compuestos por una unidad litolégica uniforme que ha sido
compactada (o cementada) preferencialmente debido a su composicién
quimica o textura original. Los ejemplos comunes son camas de arcillas y
anhidritas. Algunos sellos horizontales parecen tener un aumento de tamafio
durante el sepultamiento. Estos sellos parecen ascender a través de unidades

litolégicas y podrian atravesarlas.
c) Sellos Diagenéticamente Estratificados

Los sellos pueden tener una estructura laminar interna, que han desarrollado
en la diagénesis y que esta en una escala espacial inferior al espesor de una
unidad litolégicamente individual. También se han observado sellos verticales

diagenéticamente estratificados.
d) Sellos Repetitivamente Estratificados

La estratificacion de los sellos puede involucrar muchas alteraciones de la

misma unidad de repeticion textural. El mas comdn esta compuesto de:

e Arreglos de estiolitas regularmente espaciados
e Estratos de compactacion y porosidad aumentadas, alternadas

con estratos de rocas de relativamente alta cementacion
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e) Sellos Precipitados

Son el resultado de la precipitacion de cementos, como los carbonatos en las
areniscas. Estos pueden haber llenado poros o fracturas o incluso remplazado
los granos originales. Los cementos pueden provenir de capas cercanas 0O

lejanas
f) Sellos Gradacionales

Estos sellos no son necesariamente laminas horizontales o verticales, sino que
pueden tomar la forma segun los cambios texturales y podrian culminar en

laminas planas de muy baja permeabilidad.
g) Sellos Asociados a Fallas

Muchos de los sellos verticales estan asociados a una falla. La falla puede
constituir (o contener) el sello, o puede generar una perturbacion que desarrolla
un sello adyacente a la falla a través de una interaccion de la misma con el

ambiente durante la diagénesis.
h) Sellos Verticalmente Libres

Los sellos verticales pueden formarse algunas veces en la ausencia de una
falla. Estos pueden interceptar muchas unidades litolégicas y pueden formar

meandros.

CARACTERISTICAS DE LOS SELLOS ASOCIADOS A PRESIONES
ANOMALAS

e Tienen gradientes hidrostaticos mas altos que los normales, pero como
los sellos son compactos (tight), las mediciones de presion no pueden
ser obtenidas dentro de ellos y los gradientes extrapolaciones de las

tasas de presion derivados desde la parte superior e inferior del sello.
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e Los sellos permiten el paso de fluidos, periédicamente; no hay evidencia
de soporte, la existencia de un sello perfecto que conserve su integridad
indefinidamente.

e Los sellos tiene zonas de transicion. El gradiente de presion dentro de
una zona de transicion es considerablemente mayor que el gradiente
hidrostatico, pero permanece por debajo del gradiente litostatico. Las
zonas de transicién podrian aparecer por encima, por debajo y en las

zonas laterales de las zonas de presiones andémalas.

e Los “seals” se caracterizan por un retraso en la tasa de penetracion. En
una zona sobrepresurizada, la alta presion reduce el esfuerzo mecéanico
de la roca. Como la presion se incrementa en la zona de transicion, la

tasa de perforacion se incrementa.

e No se ha presentado evidencia en la literatura de lo que se considera
litologicamente un sello perfecto (impermeable, ductil y lateralmente

continuo).

¢ Ndcleos tomados de sellos en el Mar del Norte indican que estos estan

compuestos de capas permeables y no permeables.

e Usando registros de presion de poro se ha evidenciado que las arcillas
recubren las zonas de presion anormal. Los cortes de arcilla de estas
zonas muy resistivas muestran ser mas limos en comparacién con otros

intervalos.

SELLOS SEGUN EL MECANISMO QUE PERMITE EL PASO DE
FLUIDOS

Existen muy pocos documentos que hablan acerca de las caracteristicas y los

origenes de los sellos que involucren regiones de presiones anormales. Se ha
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escrito mucho mas acerca de los origenes y de las caracteristicas de las
presiones anormales que de los origenes y caracteristicas de lo que sea que lo
contiene. Respecto a los sellos, las investigaciones que se han realizado

respecto al estudio de las presiones anormales asumen dos posturas:

1. Todas las barreras gotean (continuamente) porque el concepto de un
sello perfecto es dificil de aceptar geolégicamente
2. Los sellos efectivos deben existir porque las presiones anormales

existen

Estudios concluyen que las fuerzas capilares dentro de un sistema multifasico
de fluidos con permeabilidades variables son las que determinan la capacidad
de contencion del sello (tanto en términos de presiéon como de longitud de la
columna de fluido que contienen), y no algunas caracteristicas absolutas de la

roca.

De acuerdo con Watts (1987), se pueden reconocer dos tipos de sellos

basados en el mecanismo mediante el cual éstos permiten el paso de fluidos.

1. Sello de membrana: este sello va a gotear periédicamente sea cual sea
el lugar donde el diferencial de presion se encuentre a lo largo del sello,
excede el umbral de presion de desplazamiento y permite que los fluidos
entre y pasen a través del sistema capilar poroso del sello. Este tipo de
sello tan so6lo permite que pase tanto fluido como sea necesario para
que el diferencial de presion caiga por debajo de la presiéon de
desplazamiento, y luego se sella de nuevo.

2. Sello hidraulico: este sello gotea preferencialmente por fracturamiento,
tienen una presion de desplazamiento tan alta que el gradiente de
presion requerido para fracturarlo es menor que el gradiente necesario
para el desplazamiento de fluidos. También presentan fallas de sellos
hidraulicos periédicamente, aunque no continuamente, y se resellan
cuando la presion interna se reduce debido al escape de fluidos y al
cierre de la fractura.
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Ni los sellos de membrana ni los hidraulicos requieren de la existencia de rocas
impermeables, ellos son capaces de mantener relativamente altos los

diferenciales de presion.
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ANEXO D. TECNICAS DE REJUVENECIMIENTO DE CAMPOS
MADUROS

FRACTURAMIENTO HIDRAULICO

El fracturamiento hidraulico (fracking) es el proceso de bombeo de un fluido
dentro de un pozo a una velocidad de inyeccidén que es demasiado grande para
la formacion. A medida que la resistencia al flujo en la formacién aumenta, la
presion en el pozo se incrementa a un valor que supera la ruptura de
formacion. Una vez que la formacion “se rompe”, una fractura se forma y el

fluido que se inyecta comienza a moverse debajo de la fractura. (Figura 57)

Los tratamientos de fracturamiento hidraulicos se utilizan para generar canales
o fisuras conductoras de flujo en la roca matriz entre el pozo y el yacimiento
con el fin de aumentar el indice de productividad de un pozo productor y
aumenta el area de exposicién del pozo de la formacién circundante y obtener

asi canales mediante los cuales los hidrocarburos puedan fluir hacia el pozo.
Los beneficios de un fracturamiento hidraulico son:

e Aumenta la velocidad del flujo del hidrocarburo en yacimientos de baja
permeabilidad

e Aumenta la velocidad de flujo del hidrocarburos en yacimientos que
hayan sido dafiados

e Conecta las fracturas naturales y/o inducidas de la formacién hacia el
pozo

e Minimiza la produccion de arenas

e Aumenta el area de drene

¢ Minimiza los problemas con los asfaltenos y/o depdsitos de parafinas
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Figura 57. Pozo horizontal con fracturamiento hidraulico

Los fluidos fracturantes pueden ser de cualquier tipo como agua, geles,
espumas, acidos, nitroégeno, dioxido de carbono, incluso aire, y para mantener

las fracturas abiertas se agregan apuntalantes, que por lo general son arenas.

PERFORACION DE ALCANCE EXTENDIDO

La perforacion de alcance extendido es una curva del pozo resultante de la
relacion del desplazamiento horizontal dos veces mayor a la profundidad
vertical. Esta relacion puede ser dos veces mayor a dos y en algunos casos
hasta cinco, como es el caso de los pozos perforados en Mar del Norte. En el
caso de ser esta relacion mayor a tres se le llama mega alcance extendido y si
es mayor a cinco se le llama pozo de ultra alcance extendido.

La problematica que se trata de resolver con un alcance extendido es llegar y
explotar yacimientos alejados de la ubicacion actual, ya sea en tierra o costa
fuera desde una sola plataforma o una sola macropera, donde por motivos

técnicos, econdmicos 0 ambientales no es posible perforar un pozo vertical o
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direccional. Con la perforacion de pozos de alcance extendido se requieren
menos pozos para drenar un yacimiento debido a que se logra una mayor area

de exposicion al yacimiento y con esto una mayor productividad.

Para este tipo de perforacion se deben tener en cuenta diversos pardmetros:

Estabilidad mecéanica del agujero

Limpieza de los recortes de perforacion

Hidraulica de perforacion

Presion de poro y gradientes de fractura

Existen algunas limitaciones que las operadoras fijan para que sus proyectos
sean exitosos, y estos se refieren a aspectos mecanicos y los relacionados a la

formacion.

Los limites mecéanicos se refieren a los relacionados con las operaciones de
perforacién, como uso de top drive, maximo de torque y arrastre, material de la
sarta de perforacion, gasto proporcionado por la bomba, hidraulica de
perforacién, dimensiones y capacidad del equipo de perforacion.

Los limites relacionados con la formacion dependen de las propiedades del
yacimiento, formaciones que son cortadas, estabilidad del agujero, presion de
poro y gradiente de fractura, problemas de derrumbes y de pérdida de
circulacion, con base a éstos se calcula la densidad adecuada del fluido de

perforacion.

Para las trayectorias, la limitacién es lograr que el pozo no tenga cambios de
azimut para evitar problemas a la hora de construir la curva, con un disefio
optimo de la sarta de perforacion se evitaran problemas de torque y arrastre y

se minimizarian los problemas al inducir la tuberia de revestimiento.
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SISTEMAS ARTIFICIALES DE PRODUCCION (SAP)

Los sistemas artificiales de produccion (SAP) son mecanismos externos que se
le aplican a los pozos cuando la energia no es suficiente para producirlo; con el
propésito de levantar el petréleo desde una formacién productora a un
determinado gasto de produccion. Los SAP son la primera opcién a la que se
recurre cuando se desea incrementar la produccién de un campo, ya sea para
reactivar pozos muertos o para aumentar la tasa de flujo en pozos activos.
Estos operan de diferentes formas sobre los fluidos del pozo, ya sea
modificando alguna de sus propiedades o aportando un empuje adicional a los

mismo.

Los SAP trabajan de dos formas bésica, ya sea disminuyendo la densidad del
fluido que se produce o afadiendo una energia extra en un punto dado de la

tuberia.

La seleccibn de un sistema en particular dependera de condiciones de
operacion como el caudal, el corte de agua, la relacion gas-liquido, la
profundidad del pozo, etc., y de caracteristicas de los fluidos, como la cantidad
de CO, y H,S y la viscosidad.

Los SAP que mas se utilizan son:

e Bombeo Mecanico

e Bombeo Electrocentrifugo

e Bombeo de Cavidades Progresivas
e Bombeo Hidraulico

e Bombeo Neumatico

e Bombeo Neumético Continuo

e Bombeo Neumatico Autoabastecido
e Bombeo Neumatico Intermitente

e Embolo Viajero

e Sistemas Combinados

Todos estos métodos son principalmente para mejorar la produccién de aceite.
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RECUPERACION SECUNDARIA Y MEJORADA

Es la tercera etapa de la recuperacion de hidrocarburos, aplicando la
tecnologia mas moderna, sofisticada y mas costosa; con estos métodos se
llega a recuperar de un 7 a un 12% adicional a la recuperacion secundaria,

dependiendo de las condiciones de cada yacimiento.

La distribucion del petroleo movil remanente es mucho mayor como funcion de
la heterogeneidad del yacimiento. El petroleo residual es predominante debido
a las fuerzas capilares y de superficie que afectan a escala microscoépicay a la
geometria de los pozos. La recuperacion del aceite residual es un objetico

potencial para los métodos de recuperacion mejorada.

La fraccion del petréleo original producida por una combinacién de
recuperacion primaria y secundaria varia de yacimiento en yacimiento vy

depende de las caracteristicas fisicas del petroleo y de la roca.

Hay tres factores fisicos principales que influyen en una mejor recuperacion de

petréleo por la inyeccion de fluidos:

1. Una alta viscosidad del petréleo (baja movilidad del petréleo)
2. Fuerzas interfaciales

3. Heterogeneidad de los yacimientos
Los procesos de recuperacién mejorada son:

e Procesos quimicos

¢ Inyeccion de surfactantes

e Inyeccion de polimeros

e Inyeccion de agua alcalina

e Recuperacién por procesos miscibles
e Inyeccion de CO,

e Inyeccion de nitrégeno

e Recuperacion por procesos térmicos

¢ Inyeccion de vapor
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e Inyeccion alternada o ciclica de vapor
e Inyeccion continua de vapor
¢ Inyeccion de agua caliente

e Combustién in-situ

Al igual que los SAP, estos métodos son principalmente para aumentar la
produccion de aceite.
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ANEXO E. PREPARACION DE LAS MUESTRAS.

La Figura 58 muestra los aparatos usados durante la preparacion.

Figura 58. Aparatos utilizados para la experimentacion

La implementacion de adaptadores Dean-Stark en un aparato Soxhlet
convencional permite menores tiempos de operacién, evita la perdida de

productos analizables, asi como la contaminacion de la muestra.

LIMPIEZA DE NUCLEOS

La correcta caracterizacion de las propiedades de los ndcleos requiere de la
limpieza adecuada de los nucleos. Con este fin, el lavado se realiz6 mediante
la técnica Soxhlet-Dean Stark de extraccion (SDSE). En ella se aplica calor a
un solvente volatil, en este caso una mezcla de tolueno y alcohol metilico,
usado para reducir la afinidad eléctrica roca-fluido. Inicialmente, la mezcla se
coloca en un recipiente a condiciones de ebullicion del solvente. Una vez
evaporado, el solvente transita a lo largo del aparato hasta llegar a un
condensador, que permite su cambio a una fase liquida. Una vez condensado,
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el solvente gotea y entra en contacto con el recipiente donde se encuentra el
nacleo, disolviendo al aceite y la salmuera contenidos durante su escurrimiento.
Finalmente el producto de este proceso es recuperado en el frasco de
ebullicion al fondo del aparato. El proceso se repite hasta que el solvente

recuperado sea practicamente transparente.

El secado de las muestras, se realiz6 con un horno operado a una presion de
vacio de hasta 20 inyg, @ una temperatura de 100 °C, durante siete dias para
evaporar por completo los solventes residuales. Periédicamente, las muestras
son pesadas para identificar la existencia de residuos. Cuando las mediciones
del peso indican un valor constante, se determina que la muestra se encuentra

completamente limpia de solvente.

POROSIDAD TOTAL

La porosidad total se estima con base en la expansién de gas, método descrito
a detalle por Ruth y Pohjoisrinne. Para medir el volumen de sélidos de una
muestra, se coloca el juego de camisa y cilindros correspondiente al diametro
de la muestra dentro de la celda, empleando tantos cilindros como sean
necesarios para que la celda quede llena, después de ello se cierra la tapa de
la celda, se selecciona un volumen de referencia, y se incrementa la presion en
este volumen hasta la presion inicial del experimento. Posteriormente se
expande el gas al conectarse el volumen de referencia con la celda y se mide
la presion final estabilizada, y se determina el volumen de solidos de la roca en
la celda por medio de la diferencia de volumen de solidos en la celda menos el

volumen de los cilindros de relleno.

Con las dimensiones de la muestra se determina su volumen bruto o total y por
diferencia del volumen total menos el de solidos de la muestra, se obtiene el
volumen de poros vy, finalmente, por medio del cociente entre el volumen de

poros y el volumen de la muestra, se obtiene la porosidad absoluta.
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POROSIDAD EFECTIVA

El procedimiento usado emplea la expansién del helio para determinar la
porosidad efectiva en muestras de diametro completo, considerando para ello
que el helio se comporta como un gas ideal a bajas presiones. Para ello se
introduce el gas en la muestra a través de la direccion de mayor permeabilidad.
Para realizar lo anterior, se combinan dos equipos: el propio porosimetro
Terratek y la celda basica de permeabilidades. Es importante hacer notar que

la porosidad efectiva se determina a temperatura de yacimiento.

PERMEABILIDAD ABSOLUTA

Para medir esta propiedad, es necesario cubrir la muestra lateralmente con una
manga Yy los extremos con malla de alambre y dispersores de flujo.
Posteriormente la muestra cubierta se conecta a la tapa superior de la celda
basica de permeabilidades, se introduce en dicha celda, se asegura la tapa y
después la celda se llena de aceite mineral, con el cual se comprime
exteriormente la muestra y también se calienta, hasta alcanzar las condiciones

de prueba que se desee.

El sistema de flujo estd compuesto por el médulo de presion corriente arriba, o
de regulacion de presién del gas antes de la muestra, el mdédulo de presién
diferencial, el médulo de valvulas que regula la presién del gas después de la
muestra y el modulo de fluémetros, interconectados todos los modulos con

lineas de acero de alta presion.

El suministro de gas se hace por medio de un tanque de nitrégeno que se
conecta al médulo de presion corriente arriba, de donde sale el gas para la
muestra, y de ambos al mdédulo diferencial, después de la muestra el gas fluye
al moédulo de valvulas de regulacion y finalmente el gas pasa al médulo de

fluometros o sistema de medicion de gasto del flujo que purga a la atmdsfera.
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Los datos que se miden durante la prueba son: presion de confinamiento,

presion de poro, gasto de gas, caida de presion y temperatura.
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ANEXO F. PROCESAMIENTO DEL GAS NATURAL

El gas natural tiene que procesarse para poder cumplir con estandares de
calidad que son especificados por las compafiias de transmision y distribucion
gue varian dependiendo del disefio del sistema de ductos y de las necesidades

del mercado que se quiere atender.
Los estandares especifican:

e El poder calorifico del gas (en México debe ser entre 34 y 40 MJ/m®)

e La ausencia de particulas sélidas y agua liquida, para prevenir erosion y
corrosion de los gasoductos.

e Los porcentajes maximos de componentes como el H.S, N,
mercaptanos y vapor de agua.

e Indice de Wobbe: es la relacién del poder calorifico superior con
respecto a la raiz cuadrada de la densidad relativa, en México es de

43.0 a 47.5, se expresa de la siguiente forma:

| ET= (110)

El procesamiento del gas natural son los procesos industriales que transforman
el hidrocarburo extraido del subsuelo en: (1) Gas seco o gas natural comercial,
y (2) Gas Licuado de Petréleo (GLP) (Ver Figura 59 y Figura 60).
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Figura 59. Etapas del procesamiento de gas natural. (SENER)
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Figura 60. Procesamiento del gas natural (PEMEX Gas, 2006)

ETAPA 1 — REMOCION DE CONDENSADOS Y AGUA

Su composicion puede ser:

H.S
Mercaptanos
CO;

Alcanos (de entre 2 y 12 &tomos de carbono)

Ciclohexanos (CgH12)

Los condensados son llamados también gasolina natural, porque se compone

de hidrocarburo cuyo punto de ebullicion esta en el rango de la gasolina.

Aromaticos (benceno, tolueno, xileno, etilbenceno)

condensados y el agua del gas natural.

Los condensados se envian usualmente a una refineria de petréleo y el agua

se desecha. En la figura Figura 61 se muestran los procesos para remover los
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Figura 61. Remocién de condensados y agua (http://profesores.fi-
b.unam.mx/I3prof/Carpeta%20energ%EDa%20y%20ambiente/Gas%20Natural.pdf)

ETAPA 2 — ENDULZAMIENTO

Separacion de agua y gases acidos, especificamente acido sulfhidrico (H,S) y
biéxido de carbono (COy); se llama asi porque se remueven los olores amargos

y sucios y sirve para:

e Evitar la corrosion de las tuberias

e Tener una mejor seguridad personal y menor toxicidad
e Proteger el medio ambiente

e Disminuir el volumen a transportar

e Minimizar los costos de compresion

e Cumplir las especificacion de venta

Los productos de este proceso son: gas dulce, gas humedo y gases acidos; se

les llaman gases acidos porque en presencia de agua forman acidos.

Existen varios procesos para lograr el endulzamiento de un gas:
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e Tratamiento de gas con aminas
e Proceso Benfiel
e Unidad PSA

El proceso de endulzamiento de gas (Figura 62) consiste en remover los
contaminantes, H2S (acido sulfhidrico) y CO2 (bioxido de carbono), del gas
hamedo amargo recibido de los pozos productores. Este proceso consiste en la
absorcidén selectiva de los contaminantes, mediante una solucién acuosa, a
base de una formulacién de amina, la cual circula en un circuito cerrado donde
es regenerada para su continua utilizacion.

Torre Gas acido
Gas himedo dulce regeneradora

Intercambiador
amina pobre-rica

Torre
absorbedora

Gas hiimedo
amargo

Calentador

Tanque de amina

flasheo

@

Figura 62. Unidad de endulzamiento con aminas (PEMEX Gas, 2006)

Tanque
de balance

ETAPA 3 — RECUPERACION DEL AZUFRE

Separacion del azufre a través de reacciones térmicas y cataliticas. El azufre

como producto terminado se comercializa en el mercado.

El gas acido (H2S &cido sulfhidrico + CO2 bioxido de carbono), proveniente del
proceso de endulzamiento, pasa por un reactor térmico (camara de
combustion) y posteriormente pasa a dos reactores cataliticos, donde

finalmente se logra la conversion del H2S (&cido sulfhidrico) en azufre
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elemental. El azufre elemental se almacena, transporta y entrega en estado

liquido. (Figura 63)
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Figura 63. Recuperacion de azufre (PEMEX Gas, 2006)

ETAPA 4 — RECUPERACION DE LICUABLES

Separacion de los hidrocarburos liquidos mediantes procesos criogénicos.

Las razones principales para implementar un proceso de recuperacion de

liquidos son:

a.

Administrar la energia de yacimientos de alta presion y
temperatura

Evitar al maximo la condensacién de liquidos durante el
transporte de gas en ductos

Alcanzar especificaciones del gas en los puntos de venta
Maximizar la recuperacion de liquidos para su comercializacion
(aceite y/o condensados)

Disminuir costos de operacién y mantenimiento por concepto de
corridas de diablos instrumentados y de limpieza en ductos de

transporte
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Los tres procesos basicos de recuperacion de liquidos son:

I. Expansion Joule-Thomson o separacion a baja temperatura (LTS)
Il. Refrigeracion externa o mecénica (ciclos de expansion-
compresion de vapor)

[ll.  Turbinas de expansién 6 expansion criogénica

El proceso criogénico recibe gas dulce humedo de las plantas endulzadoras de
gas y en algunos casos directamente de los campos productores, el cual entra
a una seccion de deshidratado, donde se remueve el agua casi en su totalidad,
posteriormente es enfriado por corrientes frias del proceso y por un sistema de
refrigeracién mecéanica externo. (Figura 64)
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Liquidos del
gas natural
Compresion

. Gas residual
Lal

Figura 64. Separacion criogénica (PEMEX Gas, 2006)

Mediante el enfriamiento y la alta presion del gas es posible la condensacion de
los hidrocarburos pesados (etano, propano, butano, etc.), los cuales son

separados y enviados a rectificacion en la torre desmetanizadora.

El gas obtenido en la separacién pasa a un turboexpansor, donde se provoca
una diferencial de presiéon (expansion) subita, enfriando aun mas esta corriente,

la cual se alimenta en la parte superior de la torre desmetanizadora.
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El producto principal de esta planta es el gas residual (gas natural,
basicamente metano, listo para su comercializacion), el cual es inyectado al
Sistema Nacional de Ductos para su distribucion y, en algunos lugares, se usa
como bombeo neumético. No menos importante es el producto denominado
liquidos del gas natural, el cual es una corriente en estado liquido constituida
por hidrocarburos licuables, esta corriente constituye la carga de las plantas

fraccionadoras.

En la Tabla 32 se muestran las diferentes temperaturas de ebullicibn de los

componentes y los productos que se obtienen de ellos.

Tabla 32. Separacién Criogénica

Componente Temperatura de ebullicion °C Producto
Neopentano 36.07 :
Liquidos Gas Natural (NGL)
Isopentano 27.85
n-Butano -0.5
Isobutano -11.72 Gas L.P.
Propano -42.04
Etano -88.6 :
Gas Natural Licuado (LNG)
Metano -161.49

ETAPA 5 — FRACCIONAMIENTO DE HIDROCARBUROS

Los licuables del gas son separados en tres productos terminados para ser

comercializados.

El proceso de fraccionamiento recibe liquidos del gas del proceso criogénico y
condensados dulces, que pueden provenir de las plantas endulzadoras de
liquidos o directamente de los campos productores. Consiste en varias etapas
de separacion que se logran a través de la destilacion. Con lo anterior se logra
la separacion de cada uno de los productos, como se muestra en la Figura 65.

En la primera columna se separa el etano, en la segunda el gas licuado
(propano y butano), y en caso necesario, en la columna despropanizadora se
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puede separar también el propano y butano y finalmente la nafta (pentanos,
hexanos mas pesados). El etano se comercializa con Pemex Petroquimica
como carga de las plantas de etileno, el gas licuado se almacena y distribuye
para su consumo nacional y la nafta se comercializa con Pemex Refinacion,

ademas de su exportacion.

Propano
Etano Nafta ligera
gaseoso
Liquidos del
gas natural 'y 4

—
Butano

L >

»
Gas licuado

»
>

‘ ’ Nafta pesada

Figura 65. Proceso de fraccionamiento (PEMEX Gas, 2006)

GAS NATURAL LICUADO

El Gas Natural Licuado (GNL) es licuado en plantas de licuefaccion, reduciendo
su temperatura a -160°C a presion atmosférica. Las impurezas admitidas son
mucho menores que para el gas con calidad de gasoducto, se necesita una

remocién mas agresiva de agua, nitrogeno y COs..

Existen 4 procesos disponibles para la licuefaccién del gas natural:

e APCI
e Cascada. Disefada por Conoco Phillips
e Shell DMR

¢ Ciclo refrigerante de Linde
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TRANSPORTE Y ALMACENAMIENTO

Hoy en dia, el Gas Natural seco es transportado hacia su mercado de

consumo, hasta en tres maneras distintas:
e Gasoductos

Es la forma mas conocida y usada de transporte del Gas Natural a gran
escala. Los gasoductos pueden unir distancias de hasta 3000 km,
aproximadamente, y suelen tener una red de ductos que se conectan al
ducto principal con el fin de abastecer a las poblaciones cercanas a la

trayectoria del mismo.
e Buques Metaneros

Este sistema de transporte se usa cuando las distancias son bastante
amplias entre el punto de produccion y el de consumo. En este caso la
opcién de la construccion de un gasoducto llegaria a ser demasiado

costosa. Para que sea viable esta opcion de transporte, se debe contar con:

o Plantas de criogenizacion (que enfrian el gas natural a -161°C
hasta reducir en 600 veces su volumen y convirtiéndolo en
liquido, es decir en Gas Natural Licuado (GNL)), para hacer
econémicamente viable y seguro su transporte.

o El servicio de buques metaneros. Estos buques metaneros
cuentan con tanques especialmente acondicionados para
mantener el GNL a la temperatura indicada y transportarlo de
manera segura. Uno de estos buques metaneros puede
transportar hasta 170 mil metros cubicos de GNL.

o Plantas regasificadoras en los puertos de destino.

e Gasoductos Virtuales

Este sistema consiste en el transporte terrestre de Gas Natural, a distancias

relativamente cortas utilizando camiones especialmente acondicionados
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para este fin. Existen diversas tecnologias desarrolladas en este campo que
permiten abastecer a lugares cuya demanda resulta pequefa y no justifica

econdémicamente la construccion de un gasoducto.
Hay dos opciones de hacer uso de este transporte:

o Usando Gas Natural Comprimido (GNC): cuando lo que se lo que se
transporta es el Gas Natural que se comprime al someterlo a grandes
presiones (de alli su nombre), logrando que su volumen se reduzca
en 100 veces. El GNC se almacena en modulos independientes de
hasta 1,500 metros cubicos de capacidad cada uno, transportdndose
en cada camion de hasta 4 modulos. Esto totaliza una capacidad
maxima de transporte de 6,000 metros cubicos de GNC por camion.
La ruta del camion es lo que llamamos Gasoducto Virtual. Una vez
en su destino, el GNC es descomprimido para su posterior uso en
plantas industriales o comercializacion en estaciones de Gas Natural
Vehicular (GNV).

o Usando Gas Natural Licuado (GNL) : Para este sistema de transporte
se replica lo indicado en el caso buques metaneros, debido a que se
enfria el Gas Natural a -161°C, convirtiéndolo en liquido (GNL) vy
reduciendo en 600 veces su volumen. Igualmente, existen diversas
tecnologias para el transporte del GNL. Algunas ofrecen el
almacenamiento en cilindros horizontales (de mayor volumen) o
verticales (compartimientos independientes de menor volumen). Al
igual que en el caso anterior, el transporte de GNL constituye un
gasoducto virtual. Debido a su mayor reduccion de volumen frente al
GNC, esta opcion transporta un mayor volumen hacia puntos
distantes. Sin embargo, para que su uso sea viable, es necesario
contar con plantas de regasificacion en las zonas de destino, para su
posterior uso y distribucion final como Gas Natural a través de una

estacion de servicios (GNV) o de una red de distribucion domiciliaria.
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