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RESUMEN

En la industria de los hidrocarburos es de vital importancia conocer
cuantitativamente las existencias de los recursos que tenemos en subsuelo y predecir
realmente en cuanto tiempo se va producir este recurso. Evidentemente los reservorios no
convencionales son el gran desafio para la matriz energética de cualquier pais por lo tanto
es necesario determinar con suma precision cuanto gas se producir de este tipo de

formaciones.

En reservorios convencionales de gas, Unicamente tenemos gas libre y en
reservorios de gas no convencionales (Shale gas), que es donde se centra este trabajo, se
tiene, ademas de gas libre, gas adsorbido y gas disuelto en la materia organica (kerégeno).
En efecto, tenemos la tarea de determinar cuanto gas adsorbido y gas disuelto tenemos in
situ y cuanto del mismo podemos llevar a superficie bajo las técnicas estimulacion
hidraulica. Esta estimulacion mejora eficientemente la forma de producir gas y establece

limites superiores de rentabilidad para estos yacimientos.

En el presente trabajo se realiza una investigacion sobre reservorios de gas del tipo
no convencional y el estudio se concentra en recorrer en una primera etapa, los nuevos
fendmenos presentes en estos tipos de formaciones y en una segunda etapa analizar e

incorporar tales fendbmenos en el nuevo balance de materiales.



ABSTRACT

In the oil industry, it is vital to know quantitatively the stocks of petroleum
resources that we have in the subsoil and to really predict how long this resource will be
produced. Obviously, the unconventional deposits are the oil boom of the industry and it

IS necessary to determine how much gas we can produce from this type of formations.

In conventional gas deposits, we only have free gas and in unconventional gas
deposits (Shale gas), which it is focus between work, we have part of free gas, gas
adsorbed on organic matter. In fact, we have the task of determining when gas adsorbed
we have in situ and how much of it we can take to the surface under the technique of
artificial depletion. This determination efficiently improves the way we are going to

produce gas and establishes higher profitability limits for the deposits.

In the present work, a research on unconventional gas deposits is presented and the
study focus on a first stage, of all the process related to the formation of hydrocarbons in
a sedimentary basin, where each of the process for its formation and then in a next stage
the study is developed demonstrating the effects of the gas adsorbed in the shale as

production declines.
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CAPITULO 1: INTRODUCION, OBJETIVO Y ALCANCE

1.1. INTRODUCCION

En la industria petrolera es de vital importancia conocer cuantitativamente las
existencias de los recursos petroliferos y gasiferos que se tienen en subsuelo y predecir
realmente en cuanto tiempo se va producir este recurso. Por esta razén se debe adoptar
un método Y realizar una evaluacion cuantitativa del recurso con el fin de determinar la
cantidad de petréleo y gas que es técnicamente recuperable.

Para efecto de este proyecto integrador profesional el tema de eleccion es la
determinacion de la cantidad de gas (original gas in place) en un reservorio shale o gas
en lutitas propiamente dicho. Estas rocas sedimentarias ricas organicamente y capaces de
generar hidrocarburo, si bien son la roca generadora de sistemas petroleros
convencionales, en la actualidad también se considera a esta formacion no convencional
explotable; esto se ha hecho posible gracias al avance de medios tecnoldgicos,
informaticos, la disminucion de los costos operacionales y sobre todo a la curva de
aprendizaje de diversas areas de la industria.

Las lutitas estan compuestas principalmente por arcillas, carbonatos y cuarzo. Estas
rocas se caracterizan por tener una gran extension regional, propiedades heterogéneas,
permeabilidades del orden nanométrico, presiones anomalas y bajos factores de recobro
que son dificil de determinar.

El gas se encuentra almacenado en la roca de diferente forma, adsorbido en la
materia organica, disuelto en el kerdgeno, contenido en la porosidad primaria o bien
alojado en fisuras naturales que se crearon por el peso de las rocas que se fueron
depositando sobre ellas y otros fenémenos geologicos.

Al gas que se encuentra contenido en los poros de la matriz organica e inorganica
y en las fisuras lo denominamos gas libre, el gas que se encuentra adherido a la superficie
de los poros organicos e inorganicos como gas adsorbido y ademas se debe considerar el
gas disuelto en el kerogeno. Cuando se produce gas de un shale aporta al balance de
produccion el gas libre, el gas adsorbido y gas disuelto todos en funcién de la disminucién
de presion, es decir, para producir gas de un yacimiento no convencional se debe
considerar el gas adsorbido y el gas disuelto debido a que ambos representan una cantidad

adicional al gas libre.



1.2. OBJETIVO

El principal objetivo de este trabajo es determinar la importancia de los nuevos
mecanismos de almacenamiento presente en los reservorios de shale, gas adsorbido y gas

disuelto.

En segundo lugar determinar cuantitativamente el volumen de gas in-situ en una
formacion shale considerando estos nuevos fendomenos, gas adsorbido y el gas disuelto,

mediante la ecuacion de balance de materiales.

Para alcanzar estos objetivos se analizara un caso real ya estudiado para poder

comparar nuestro resultado con la nueva metodologia propuesta en este trabajo.

Ademaés se analizaran los nuevos avances en los modelos de flujo presentes en la

produccion de gas de los reservorios no convencionales.

1.3. ALCANCE

Este trabajo se focalizara en la aplicacion de la ecuacién de balance de materiales
considerando las comprensibilidades de la matriz y de las fisuras naturales como ademas

el gas adsorbido y el gas disuelto.

El anélisis de la desorcion del gas se analizara utilizando la isoterma de Langmuir
que es el modelo mas comunmente utilizado en la industria petrolera para describir este
fendmeno y un modelo experimental reciente para determinar el gas disuelto en el
kerdgeno.

Para el mecanismo de transporte de gas se mencionara los fendmenos de flujo que

predominan en la matriz, en las fisuras naturales y el tipo de flujo presente en el kerdgeno.



CAPITULO 2: CARACTERISTICAS DE RESERVORIOS SHALE GAS

2.1. CARACTERISTICAS GEOLOGICAS

En esta seccidon del segundo capitulo analizaremos las condiciones geoldgicas

necesarias para que una lutita genere gas.

Como se ha mencionado en el capitulo anterior una lutita, es una roca abundante de
tamafo de grano fino (arcilla y limo) que se ha consolidado en el subsuelo para formar
capas de permeabilidad extremadamente baja y en el caso de contener gas, naturalmente
no lo producen. No obstante, bajo ciertas condiciones como la calidad de la lutita,
contenido organico, madurez, permeabilidad, porosidad, saturacion de gas y una buena
terminacion del pozo, son lo que haré posible que se pueda explotar y hacer producir este

tipo de reservorios (Kevin McCarthy / Katherine Rojas Houston, 2011).

El primer proceso es la generacion de la materia organica (de los restos de seres
vivos o plantas) para producir petroleo y gas; Para que esto sea posible es fundamental
cumplir determinadas condiciones, las condiciones requeridas para la formacién
incluyen: la abundante produccién de materia organica, desarrollo temprano de
condiciones andxicas y la ausencia de microorganismos que consuman dicha materia
organica. Estas condiciones son dadas en ambientes lacustres u oceanicos tranquilos,
siendo ejemplo de los mismos las cuencas marinas, los lagos y los pantanos de los deltas
donde la corriente es minima y la demanda bioldgica de oxigeno excede el suministro. El

clima prevaleciente durante la deposicion debe ser tropical o subtropical.

Figura 1: Materia animal y plancton en el fondo marino



En la figura 1 se puede observar desechos muertos y el plancton alfombrando el
fondo marino. Durante los proximos millones de afios, capas de sedimentos enterraran la
materia organica y mediante procesos de transformacion que dependen principalmente de

la presion y temperatura, daran paso a la formacion de petroleo y gas.

2.2. CARACTERISTICAS GEOQUIMICAS

2.2.1. KEROGENO

Posteriormente la sedimentacion sobre la materia organica incrementa la presion
litostatica y con la temperatura la misma se encuentra practicamente en un gran horno
natural, en efecto, con este calentamiento la materia se cocina y sufre el proceso de
transformacion a kerégeno. En funcion del tipo de kerégeno producido, més incrementos
de temperatura y presion, se generara petroleo, gas hiumedo o gas seco. Obviamente el
grado de preservacion tendra un efecto sobre el tipo de hidrocarburo producido

finalmente.

El kerégeno es un compuesto quimico organico de color oscuro e insoluble en
solventes organicos debido a su alto peso molecular. El kerdgeno se clasifica en 4 grandes

grupos en funcidn de la intensidad del proceso anterior (Watersc, 2006-2007).

o« KEROGENO TIPO I: Este tipo de kerégeno es muy rico en contenido
de hidrégeno y bajo en contenido de oxigeno. Es potencialmente formador de
petroleo pero también puede formar gas. Es el kerégeno menos abundante pero
sin embargo es el 2.7% de las reservas de petréleo a nivel mundial. Se produce
de materia organica como algas plancténicas en ambientes marinos someros o

lacustres.

o« KEROGENO TIPO II: Este tipo de ker6geno se genera en ambiente
marino de profundidad moderada. Se genera basicamente de plancton en
combinacion con bacterias. Es rico en contenido de hidrégeno y bajo contenido
de carbono. Puede generar petrdleo o gas siempre y cuando aumente rapidamente
la temperatura y el grado de maduracion.



o« KEROGENO TIPO III: Este tipo de kerdgeno tipo Il tiene menos
contenido de hidrégeno pero mayor contenido de oxigeno que los ker6genos tipo
| y tipo Il. Se genera generalmente de restos vegetales terrestres depositados en
ambientes marinos (someros a profundos) o no marinos. Se caracteriza por

generar mayormente gas Seco.

o KEROGENO TIPO IV: Compuesto por materia organica residual con
alto contenido de carbono y ausencia de hidrégeno. Se genera principalmente de
sedimentos antiguos transportados por erosion, es decir, sedimentos que se
volvieron a depositar. Se lo considera una forma de carbono muerto sin potencial

para generacion de hidrocarburos (Watersc, 2006-2007).

Tipo de Material fuente Ambiente de
Kerdgeno depositacion general
! Principalmente material algaceo. Ambiente lacustre.

I Principalmente material

plancténico, con cierto aporte de material Ambiente marino.

algaceo.
I Principalmente plantas superiores. Ambiente terrestre.
v Material oxidado re-elaborado. Ambiente variados

Luego de haber definido cada uno de los ker6genos, se puede plantear la siguiente
clasificacion: los kerogenos marinos o lacustres (Tipo | y Tipo IlI) tienden a producir
petréleos mientras que los kerégeno de origen terrestre (Tipo I11) producen gas.

En base a lo antes desarrollado se puede decir que los ker6genos con mas contenido

de hidrdégeno tienen tendencia a generar petroleo mientras que los tienen menor cantidad



generan gas. Finalmente cuando se termina el hidrogeno del kerégeno, la generacion de
hidrocarburo cesa inevitablemente, sin importar la cantidad de carbono disponible
(Watersc, 2006-2007).

2.3.1.1. DETERMINACION DEL TIPO DE KEROGENO
POR PIROLISIS.

Laboratorios geoquimicos miden en detalle la riqueza organica, usan una técnica de
pirélisis programada. Este método ya es casi estdndar en la industria para las pruebas
geoquimicas de rocas generadoras y determinan la abundancia del hidrégeno, carbono y
oxigeno presentes en el kerégeno y el potencial que tienen para la generacién de petréleo

y gas.

Esta técnica requiere solo 100 mg de roca pulverizada y permite analizar una
muestra rdpidamente. La Ultima version del aparato Rock-Eval utiliza tanto hornos de
pirélisis como hornos de oxidacién para calentar las muestras en una serie programada de
etapas que oscilan entre 100°C y 850°C. Los andlisis de las muestras son automatizados
y los resultados se computan antes de ser tabulados y volcados en un registro (Watersc,
2006-2007).

El método consiste en calentar la muestra en 3 etapas, en el primer calentamiento
se liberan los hidrocarburos liquidos y gaseosos libres, en la segunta etapa se produce el
craqueo térmico del kerégeno y en la Ultima se produce craqueo térmico del kerdgeno

pero con generacion de CO; .
La pirdlisis Rock-Eval sirve para:

e  Determinar tipo de kerdgeno (Calidad).
e Potencial de generacion.
e Hidrocarburos libres / Cantidad de hidrocarburos.

e Y madurez térmica.

El equipo que realiza estas mediciones fue desarrollado por el Instituto Francés del
Petroleo, el mismo se caracteriza por medir propiedades de rocas generadoras y en la
actualidad este equipo se encuentra estandarizado en la industria y se denomina Pirdlisis
(E. Lafargue, 1998). En la figura 2 se puede observar graficamente el proceso pirolitico

Y SUS procesos.



+—————— Carbdn pirolizable it Carban residual ————+——— Carbdn mineral ———
Descomposicion - _ .
por vaporizacion Pirolisis Oxidacion Descomposicion de carbonatos

=
=}
2
3
<
g
S3MINC
S4co,
///_‘\
: S4co
300 300 389 472 556 639 405 472 538 605 672 738 805 851 850

Temperatura, °C

[ — Hidrocarburos (FID) — CO; (IR} — CO{(IR) — Programacion de la temperatura |

Figura 2: Resultado del proceso de pirdlisis. Referencia: Vinci Technologies S.A.
en cortesia a “La geoquimica basica del petroleo para la evaluacion de las rocas

generadoras”.
PARAMETROS:

¢ S1: Indica la cantidad de hidrocarburos libres en la roca [mg HC/g]. Si

S1 es superior a la unidad puede indicar presencia importante de bitumen
derivado del kerdgeno.

¢S2: Indica la cantidad de hidrocarburos producidos por craqueo del
kerogeno [mg HC/g]. También indica la cantidad de hidrocarburo rico en
hidrogeno. Si es menor a la unidad se interpreta que tiene un bajo potencial
original de hidrdgeno y esto se debe a poca cantidad de materia organica o bien

materia organica pobre en hidrogeno.

¢ S3: Indica la cantidad de CO> formado a partir de la ruptura térmica del

kerdgeno [mg HC/g]. Tambieén indica la cantidad de kerdgeno rico en oxigeno.

¢ Tmax.: ES la temperatura registrada cuando se obtiene el pico S2.



INDICES IMPORTANTES

e HI (INDICE DE HIDROGENO): Relacidn entre hidrogeno y TOC.
Determina la cantidad de hidrégeno en el kerégeno. Es un buen indicador de tipo
de kerogeno. Valores altos de HI indican mayor potencial de generacion de

petréleo.

. s2
" TOC%

HI 100 Ec.(1)

e 10 (INDICE DE OXIGENO): Relaciéon entre CO, y el TOC.
Determina la cantidad de oxigeno en el kerégeno. Es un buen indicador de
madurez y de tipo de kerdgeno. Valores altos de Ol indican mayor potencial de
generacion de gas.

_S3
" TOC%

ol 100 Ec.(2)

e Pl (INDICE DE PRODUCCION): Relacion entre hidrocarburos
producidos durante la primera y segunda etapa del proceso de pirdlisis. Es una
relacion que se utiliza para caracterizar la evolucion de la materia orgénica. Este
indice tiende a aumentar en funcion de la profundidad en una formacién de grano
fino. También determina la cantidad maxima de hidrocarburo que podria originar
una roca generadora suficientemente madura.

S1

Pl =
S1+S2

Ec.(3)

e PG (POTENCIAL DE GENERACION DE HIDROCARBUROS):
Cantidad de petroleo que potencialmente podria generar una roca al alcanzar su

madurez. Se corresponde a los HC generados mas los que aln pueden generar.

PG = S1 +S2 Ec.(4)



DIAGRAMA DE VAN KREVELEN

El grafico de Van Krevelen modificado muestra el tipo de kerdgeno y su evolucion
térmica. También muestra la relacién Hidrégeno / Carbono atdmico en funcion de la

razén Oxigeno / Carbono atomico (Kevin McCarthy / Katherine Rojas Houston, 2011).

Como se puede observar en la figura 3, los kerdgenos tipo | y Il son ricos en
hidrogeno y al aumentar su madurez producen petroleo siendo que el kerogeno tipo 11 es

rico en oxigeno y al aumentar su madurez genera gas.

Los indices antes definidos son especialmente Utiles para el rastreo del tipo y la

maduracion del kerdgeno.
En la gréafica de Van Krevelen se puede notar también que:

e Los kerdégenos Tipo | poseen un HI alto y un Ol bajo.
e Los kerdgenos Tipo Il se caracterizan por exhibir un HI bajo.

e Los kerdgenos con Il poseen un Ol alto.

Productos liberados
a partir del kerdgeno

l:l CDE. _EI:I
[ Petrdleo
[ Gas himedo

[1Gasseco

I Sin potencial de generacion
de hidrocarburos

Incremento de la
maduracion

Tipo |

Tipo |l

e :
051 / Tipo IV
01 02 0.3

Relacion carbono/hidrdgeno

—
=

Relacidn carbono/oxigeno

Figura 3: Diagrama de Van Krevelen modificado. Evolucion del Kerogeno (Kevin
McCarthy / Katherine Rojas Houston, 2011).



2.2.2.MADUREZ TERMICA

La madurez térmica mide el grado en que una formacion estuvo expuesta a altas
temperaturas que son necesarias para transformar la materia orgénica en hidrocarburos.

Todo este proceso se puede describir en tres grandes pasos:

e DIAGENESIS: La diagénesis comienza con el proceso de
transformacion y se caracteriza por la alteracion de la materia organica a baja
temperatura, cominmente a temperaturas menores a 50°C aproximadamente. En
esta etapa la degradacion bacteriana de la materia organica puede producir metano
biogénico.

Continuando con el incremento de temperatura y los cambios producidos por el
pH, la materia organica se transforma gradualmente en kerégeno y menores
cantidades en bitumen. Durante este primer proceso se puede incorporar azufre en
la materia organica proveniente del agua de mar, para finalmente sufrir una

transformacion quimica y formar compuestos de 6rgano-azufre.

e CATAGENESIS: La catagénesis en un proceso que se lleva a cabo a
temperaturas y presiones mas altas que en la diagénesis, generalmente a
temperaturas de 50°C a 150°C, lo que produce una alteracion fisico-quimica
(ruptura de los enlaces quimicos en la lutita y el kerdgeno). Los hidrocarburos son
generados durante este proceso, siendo producido el petréleo por los ker6geno
Tipo |, el petroleo parafinico por los kerdgenos Tipo Il y la m&xima generacion
de gas en esta etapa se debe a los kerdgenos tipo I11. Se debe tener presente que
los distintos tipos de hidrocarburos dependen también de la composicion del
kerogeno y por ende del origen de la materia orgéanica. Los incrementos
posteriores de temperatura producen el craqueo secundario de las moléculas de

petrdleo, lo que conduce a la produccién de moléculas de gas adicionales.

e METAGENESIS: En la dltima etapa el kerdgeno produce cantidades
cada vez menores de gas y es en la metagénesis donde el calor adicional y los
cambios quimicos producen la transformacién casi total del ker6geno en carbono.
También en esta etapa se libera CO,, N, y H,S. En las cuencas en las que tienen
lugar estos cambios, las temperaturas generalmente oscilan entre 150° y 200° C

aproximadamente.
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La madurez térmica del kerégeno determina la evolucion de la materia organica en
el subsuelo y esta es importante por la generacion de petréleo y gas y ademas por la
creacion de espacio poroso en la roca generadora. Este proceso geoldgico requiere de
calor y tiempo. La actividad microbiana convierte parte de la materia organica en gas
metano biogénico y la materia organica restante se transforma en kerégeno. A mayor
profundidad de soterramiento y el incremento del calor transforma el kerdgeno en
bitumen, posteriormente en hidrocarburos liquidos, y por Gltimo en gas termogénico;
comenzando con gas himedo y terminando con gas seco (Kevin McCarthy / Katherine
Rojas Houston, 2011).

S Metano biogénico
3| E
o g S
g
1=
e © g
= = S
© ~ | |e
Q
=
3
o
Bl |eal3
= =
| |E| &
= o =
Bl|R|SB Petréleo
Q. L
= =
3 £
e 2
g Gas homedo
5
g g
= o
|8
2|3
% z Gas seco
>
v =2 Grafito

Hidrocarburos generados —»

Figura 4: Etapas de madures térmica del kerégeno (Kevin McCarthy / Katherine
Rojas Houston, 2011).
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2.2.2.1. DETERMINACION EXPERIMENTAL DE LA
MADUREZ TERMICA POR REFLECTANCIA DE LA VITRINITA

Este método se utiliza para saber la temperatura méxima a la cual fue expuesta la
roca en el subsuelo, por lo que se lo considera un paleo termometro. La temperatura

aumenta con la profundidad gradualmente, determinando el gradiente geotérmico.

La vitrinita es un maceral formado mediante la alteracion térmica de la lignina y la
celulosa en las paredes de las células vegetales, esta se encuentra en muchos kerdgenos
(Kevin McCarthy / Katherine Rojas Houston, 2011).

Figura 5: La vitrinita en el carbdn bituminoso. La cantidad de luz reflejada por los
macerales de la vitrinita constituye una prueba clave para determinar la madurez
térmica de una roca. Referencia: “La geoquimica basica del petréleo para la
evaluacion de las rocas generadoras” (Kevin McCarthy / Katherine Rojas Houston,
2011).

Esta técnica se utiliza para conocer la maduracion alcanzada de una roca generadora
de hidrocarburos. La reflectancia de la vitrinita es el porcentaje de intensidad de luz que
se refleja sobre la superficie pulida de este maceral R,. Esta intensidad se mide utilizando
un microscopio con una lente objetivo de inmersion en aceite y un fotémetro. Los cambios
en la intensidad de la reflectancia se deben a la recristalizacion que provoca un aumento

de tamafio irreversible en los anillos aromaticos condensados que componen la estructura
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de la vitrinita. Los cambios en la reflectancia también van acompafiados de cambios de

coloracion en funcion de la temperatura de exposicion.

Tabla 2: Indicador de Madurez en funcién del indice de Reflectancia de la
Vitrinita.

indice de la Vitrinita [%] Indicador de Madurez
0-0,55 Inicio de la generacion de petréleo
0,55-0,9 Pico de la produccion de petroleo
09-11 Gas himedo
12-14 Gas humedo o0 gas seco
14-21 Solo gas seco
>2.1 CO;
Madurez Color de la
termal materia Ro0%
organica orgénica
0.2
Inmadura

03

0.5

0.9

Madura
(generacidn de
hidrocarburos)

1.3

Gas
seco

25

Figura 6: Color de la materia organica en funcion de la madures termal.
2.2.3.CARBONO ORGANICO TOTAL

El Carbono Organico Total (TOC) representa la cantidad en peso de materia

orgénica contenida en una roca sedimentaria, es decir, cuantifica la cantidad de materia
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organica presente en la roca y es un indicador del total de materia organica presente.
Frecuentemente se lo expresa en % en peso de roca. Se usa para proyectar el potencial de
almacenamiento de hidrocarburos en las lutitas. La importancia de este parametro en la
evaluacion de las lutitas organicamente ricas radica en que a mayor TOC, mayor sera la
posibilidad potencial de dicha roca de generar hidrocarburos liquidos y gaseosos. Se lo

utiliza habitualmente como pardmetro para evaluar el potencial generador de rocas madre.
El TOC decrece a medida que decrece la madurez térmica.

e Un TOC 2% es considerado necesario para generar grandes volumenes de
gas. De manera que se toma 2% como umbral minimo.

e Lutitas con un TOC entre 2 y 5%, buen potencial de generacién de
hidrocarburos.

e Lutitas con un TOC superior a 5% se las considera como excelentes para

explotacion.
Contenido orgénico total, % en Calidad del kerdgeno
peso

<0.5 Muy pobre

05a1 Pobre
la?2 Regular

2a4 Buena

4al2 Muy buena
>12 Excelente

223.1. DETERMINACION EXPERIMENTAL DEL
CONTENIDO ORGANICO TOTAL

El contenido total organico (TOC) se obtiene a partir de la combustién directa de
una muestra de roca de un gramo, para ello primero se eliminan todos los carbonos que
se encuentran en las impurezas de la muestra siendo esta previamente pulverizada y
tratada para tal objetivo. A continuacién se da inicio al proceso programado de aumento
de temperatura, el mismo comienza calentando la muestra de forma gradual hasta llegar
a 1200°C en una atmosfera inerte (Helio o Nitrégeno) utilizando un horno de induccién

de alta frecuencia. De esta manera el carbono contenido en el kerdgeno se convierte en
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CO vy COs.. El carbono que se libera se registra como TOC en porcentaje por peso méasico
de roca por medio de una célula infrarroja que realiza esta conversion a TOC. Este valor
indica % de peso mésico de la roca (Kevin McCarthy / Katherine Rojas Houston, 2011).

La medicion del TOC evalla tres componentes:

1. Carbono de la materia organica extraible preveniente del craqueo térmico del
kerdgeno. Este carbono proviene del hidrocarburo que no fue expulsado por la
roca.

2. El carbono residual, que se encuentra en el kerégeno sin potencial de
generacion de hidrocarburo por falta de hidrdégeno en su estructura quimica.

3. Y por ultimo la medicion también considera el carbono convertible que

representa un potencial de carbono remanente en la roca.

También de forma indirecta se puede obtener el TOC por medio de perfiles

eléctricos a partir de datos computados a lo largo de la columna estratigréfica.

La Espectroscopia de Rayos Gamma inducidos es una de las herramientas que ha
comenzado a adquirir gran relevancia en la caracterizacion de reservorios tipo Shale. Una
de las bondades de esta herramienta es que permite determinar de forma cuantitativa el

TOC, independiente del ambiente y el yacimiento.

2.3. CARACTERISTICAS PETROFISICAS
2.3.1. POROSIDAD

La porosidad de una roca se define como el volumen de espacios vacios que pueden
ser ocupados por fluidos. Se define por la razon:

M Ec.(5)

0=

Donde:

e ( es la porosidad [%].
e V, esel volumen de los poros o espacios vacios [m?].
e V; es el volumen total, es decir, el volumen de los poros y el volumen de solido

[m?].
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La porosidad varia entre 0 y 1 pero usualmente se usa en términos de % y la

porosidad en las lutitas fluctia normalmente entre 2 y 15%.

El mecanismo de almacenamiento en yacimientos del tipo shale gas es diferente,
tenemos por un lado el almacenamiento en la matriz orgénica (poros en el kerégeno) e
inorganica, fisuras naturales y por otro lado el gas adsorbido y el disuelto en el kerégeno,
todos estos mecanismos se asocian para determinar una porosidad total. En principio una
doble porosidad en la matriz donde la primera es la ya conocida y dada por el arreglo
natural que toman los granos de minerales al momento de la compactacion de la roca, la
segunda porosidad esté relacionada con las fracturas naturales y estas dos definen la doble
porosidad de la matriz. Ademas se tiene una porosidad relacionada al gas adsorbido en la
materia organica, otra porosidad en los poros del ker6geno y una ultima porosidad que

considera el gas disuelto en el kerogeno (Daniel Orozco, 2015).

2.3.1.1. MEDICION DE POROSIDAD EN SHALE

En los reservorios shale el tamafio del poro es muy pequefio para usar métodos
convencionales de medicion (Porosimetro de Helio), por esta razon se recurre a usar otros
métodos como la Porosimetria por inyeccion de mercurio (Hg) (M. Josh, 2012). Este
método usa la intrusion de mercurio a presion para penetrar en los poros, obteniéndose de
esta manera el volumen de poro y la distribucion de tamafios de los mismos. EI mercurio
penetra en las lutitas pero tiene el inconveniente de no penetrar en gargantas de 3-5nm,
esta dificultad en el método de presién capilar por inyeccion de mercurio se revierte al
combinarse con otros métodos, sin embargo es la mejor técnica para investigar la
distribucion de tamafios de gargantas porales. Cabe también mencionar que considera
Unicamente los poros conectados, esto implica que los poros aislados no se tienen en
cuenta, dado que el mercurio directamente no ingresa. El inconveniente actual para
determinar la porosidad en un shale radica en el procedimiento de medicidn que se usa 'y
esto depende de cada laboratorio, de manera que existen variaciones muy importantes que

contrastan enormemente estos resultados (Foulds, 2016).

En la siguiente imagen se puede apreciar las diferencias de porosidad efectiva para
una misma muestra por dos laboratorios distintos. El contraste es enorme y estos

resultados pueden desalentar el potencial del reservorio.

16



Figura 7: Comparativa de porosidad vs Pressure Decay Permeabilidad por dos
laboratorios. Referencias: Unconventional Petrophysics: Shale Source Rock Plays-
Fundamentals (Foulds, 2016).

En las formaciones shale también se tiene una porosidad asociada al kerdgeno, el
tamafio del poro es tan pequefio que se usa Microscopia Electronica de Barrido (Scanning
Electron Microscopy, SEM) para determinar el tipo de porosidad que tiene la muestra. El
SEM distingue, arcilla, materia organica presente, tipo y tamafo de poros (Foulds, 2016).

Granos minarales

o

Kerogeno

Granos
minerales

Kerogeno

Figura 8: Imagen de una shale de un SEM con ampliacién x1000. Referencia: La
geoquimica basica del petrdleo para la evaluacion de las rocas generadoras.
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2.3.2. PERMEABILIDAD

La permeabilidad, denotada por K, es la capacidad que tiene la roca para dejar fluir

fluido a través del medio poroso, se expresa por la ley de Darcy y nos da una medida de

que tan interconectados estan los poros.

Ecuacion de la Ley de Darcy:

Donde:

e Q Caudal [cm®/seg]

K AAP
uL

e K Permeabilidad del medio poroso [Darcy]

e A seccion por donde pasa el fluido [cm?]

e AP Diferencia de presion [atm]
e 1 Viscosidad del fluido [cP]

e L Longitud [cm]

Ec.(6)

La permeabilidad en las lutitas es funcion del tipo de arcilla, de la porosidad, presion

del poro y de la presion litologica. Por lo general una alta permeabilidad resulta de una

alta tasa de difusion en la matriz de manera que al fracturar una lutita se incrementa el

drenaje de la formacion y por ende aumenta la produccién. Los yacimientos del tipo shale

gas presentan una permeabilidad muy baja, del orden nanodarcy (José Luis Curbelo,

2012).

Permeabilidad (mD)

Shale Gas
S:l?m“muﬂ Muy Baja ::;unnmonlo Baja Moderada Alta
0.0001 0.001 0.01 0.1 1.0 10.0

Figura 9: Rangos de permeabilidades convencionales y no convencionales.
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2.3.2.1. MEDICION DE PERMEABILIDAD EN SHALE

La medicion se basa en someter una muestra triturada a presion variable en el
tiempo, el método usado de llama “Pressure Decay”, el mismo tiene por objetivo
disminuir el tiempo del uso del equipo en laboratorio dado el método convencional
denominado “Pulse Decay” precisa de mas tiempo ya que usa la muestra entera para

realizar la medicidn y esto hace que este Ultimo sea mas caro.

El método Pressure Decay tarda menos tiempo y en teoria se eliminan las

microfracturas artificiales generales en la perforacion.

El procedimiento utilizado es confidencial y depende de cada laboratorio. De
manera que tenemos el mismo inconveniente que teniamos en determinacion de la
porosidad. A continuacién en la figura 10 se puede observar nuevamente esta apreciacion
(Foulds, 2016).

Pressure Decay Permeability vs Water Saturation
* Ootm
1.0E+D0

1 0E-0r1

10r0-0z

100005

1 0E-04

1005

1005

1oc-o7

Premure Decoy Permeakbily mil

1003

1003

1010

o 10 rar] 3 & 30 1 n] o a0 5a 100
Whater Saturation %

Figura 10: Comparativa de resultados de Pressure Decay Permeabilidad vs
Saturaciéon de agua por dos laboratorios. Referencia: Unconventional Petrophysics:
Shale Source Rock Plays-Fundamentals (Foulds, 2016).
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2.3.3. SATURACION DE FLUIDOS

La fraccion del volumen poroso ocupado por fluido lo denominamos saturacion. En
nuestro analisis Unicamente consideramos gas pero en otros reservorios podemos tener
gas, agua y petréleo. De manera que para determinar la cantidad de hidrocarburos

presentes, es necesario, determinar la saturacion de cada fluido en el medio poroso.
Esta propiedad se expresa por la siguiente relacion:

Volumen de fluido

Serin = Ec.(7
flutdo = "y 6 lymen poroso )

Y podemos tener agua, petroleo y gas y la fraccidn de cada fluido seré la siguiente:

Volumen de petréleo

S = Ec.(8
petroleo Volumen poroso ®

Volumen de gas

= Ec.(9
99— Volumen poroso ©)

P _ Volumen de agua Ec.(10)
9% yolumen poroso '

La sumatoria de las tres fracciones es igual a la unidad:

Sagua + Sgas + Spetréleo =1 Ec.(11)

2.3.3.1. MEDICION DE SATURACION DE AGUA

El método usado para hallar la saturacion de agua en un shale se conoce como
“Dean-Stark o directamente como destilacion. Este método usa la muestra triturada y la
unica diferencia con respecto a una medicion de una roca convencional es como se tritura
la muestra. El agua que se encuentra en la muestra se evapora con un solvente en alta
temperatura para luego el vapor condensar y ser medido en un colector calibrado. El peso
de la muestra se mide antes y después de la prueba (D.A. Handwerger, Schlumberger

Innovation Center, 2012).
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Al igual que con la porosidad y la permeabilidad los resultados varian y dependen
del laboratorio, en este caso porque la trituracién de la muestra no se encuentra
estandarizada (Ana, 2013).

2.3.4. DENSIDAD DE GRANO

La densidad de grano se refiere a todo el material solido presente en la roca. Su
valor puede calcularse de forma teorica a partir de la densidad de los minerales
constituyentes, siempre que se conozca con precision la composicion cuantitativa de la
roca y la densidad de cada componente.

En reservorios Shale adicionalmente a los diferentes minerales que la conforman,
contiene kerdgeno. Este parametro es muy importante de determinar ya que el kerégeno
tiene una fuerte influencia en la densidad total de la roca. La presencia de kerdgeno
disminuye la densidad de una roca en comparacidn con una roca sin kerogeno.

La porosidad causa el mismo efecto en la densidad del grano y ambos pardmetros

se pueden apreciar claramente en la figura 11 (Maraggi, 2016).

0
g m .|
)]
E 10 l
0 |
20 21 22 2.3 24 25 28 27
FORMATION DENSITY (g/em?)
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2.4. CARACTERISTICAS MINERALOGICAS

Determinar la mineralogia de reservorios tipo shale se ha convertido en algo
indispensable, debido a que, la presencia o no de ciertos minerales en la roca van a ofrecer
un comportamiento diferente frente a la estimulacion hidraulica.

Esto en funcion a dos propiedades que puede presentar la roca frente a una
deformacion, que seria la ductilidad y fragilidad las cuales responden a la mineralogia de
la roca. La presencia de minerales arcillosos en la roca dara lugar a un comportamiento
ductil, mientras que la presencia de minerales, como cuarzo, carbonatos, entre otros, hara
que la formacion presente un comportamiento fragil frente a la fractura hidraulica.
Cuando una roca exhibe una respuesta elastica mayor que la plastica entonces se
considera frégil. Si, por el contrario, predomina la respuesta plastica, por ende, absorbe
mucha mas energia antes de romperse, entonces la roca es considerada ductil.

A medida que aumenta el contenido de minerales como cuarzo, dolomita y calcita
en una roca, esta serd mas fragil respecto a otra con alto contenido de minerales arcillosos
y materia orgénica.

En base a estas premisas es que se ha considerado para una formacion tipo Shale
un valor maximo de contenido de minerales arcillosos (Cutoff) menor o igual a 40% y no

es conveniente que se sobrepase (Fuenma, 2019).
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Figura 12: Diagrama ternario Cuarzo-Arcilla-Carbonato donde se
compararan las principales Fm shale de E.E.U.U y la Fm Vaca Muerta
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Los reservorios tipo Shale se componen principalmente de minerales arcillosos,

tales como:

Y otros componentes no arcillosos, entre los cuales se pueden mencionar:

Los estudios mineralogicos de las lutitas se basan en fluorescencia de rayos X y
difraccion de rayos X (DRX). Este ultimo es considerado el méas apropiado para

caracterizar a los minerales en lutitas. Ultimamente, los estudios de la composicion de

Caolinita: (AlsSisO10(OH)g)

Clorita (Fe, Mg)

Esméctica: montmorillonita (Mg, Fe, Ca, Na).
Micas: illita (k) y glauconita

Otros: berthierina, chamosita, sepiolita y paligorskita

Feldespatos (aluminosilicatos)
Moscovita (biotita)
Carbonatos

Pirita, hematita y yeso

las lutitas se han visto favorecidos con la aplicacién de una combinacion de SEM

(Microscopio electronico de barrido) y un EDS (Espectroscopia de dispersion de energia)

denominado QEMSCAN, esta es una herramienta que tiene por objeto determinar la

composicion mineraldgica de las lutitas a partir de informacién quimica a escala

micrométrica con el uso del SEM.

2.5.

CARACTERISTICAS GEOMECANICAS

La mineralogia incide en el analisis geomecénico de las rocas, lutitas con alto

porcentaje de cuarzo y carbonato tienden a ser mas fragiles y fracturables, dando como

resultado un gran numero de fracturas inducidas de pequefia escala cuando es estimulada.

A diferencia de los shales con alto contenido arcilloso que tienden a comportarse mas

ductil frente a la estimulacion hidraulica (Andres Askenazi, 2013).
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2.5.1. MECANICA DE LAS ROCAS

Es importante analizar, bajo qué tipo de esfuerzos estan sometidas las rocas en el
subsuelo, dado que es necesario generar un camino entre la roca y el pozo, usando la
presién como principal herramienta para el transporte de gas. Esta técnica de vinculacion
la denominamos fractura hidraulica. La mineralogia de un shale, es un parametro muy
util para determinar su fragilidad / ductilidad. EI contenido de cuarzo, carbonato y arcilla
determinan de manera significativa los parametros elasticos y por consiguiente cuan
eficientemente la fractura hidraulica estimulara la roca (Leonardo fernandez Rojasl,
2015).

2.5.2. ESFUERZO

Es la fuerza ejercida sobre un area que puede ser axial o tangencial. En el caso de
que el esfuerzo sea axial, es decir, perpendicular a la superficie, estamos hablando de un
esfuerzo de compresion denotado por ¢ Y si el esfuerzo es paralelo a la superficie, es decir,

tangencial nos referimos a esfuerzos de corte, denotado por 7.

El esfuerzo en la roca es una de las propiedades de mayor importancia para la
fractura hidraulica, dado que a través de ella podemos predecir la geometria final de las
fractura y con esta informacién predecir el comportamiento de la produccion de gas. Lo
antes descrito, se representa con la siguiente relacion:

G = Ec.(12)

F

A
Dénde:

e o Tension [kg/m?]

e F Fuerza [kg]
e A seccion transversal [m?]

En la figura 13 se puede apreciar los esfuerzos antes definidos claramente como
actuan (Robles, 2008):
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Figura 13: Tipos de esfuerzos. Referencia: Curso fractura. Introduccién teorica
(Robles, 2008).

2.5.3. DEFORMACION ESPECIFICA

Es la relaciéon de deformacion que hay en un cuerpo, luego de admitir un esfuerzo
de compresion. Un cuerpo al ser sometido a este tipo de esfuerzos, sufre un cambio en
mayor o menor medida en funcién del material. Esta deformacidn se denota con la letra

¢ y representa la variacion de la longitud respecto de la longitud original (Robles, 2008).

AL
L
En la figura 14 se puede observar este efecto:

&= EC(13)

Strain = ¢ =

=
L

F N
I
1
I
I
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|
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v

Figura 14: Deformacion especifica. Referencia: Curso fractura. Introduccion
teorica (Robles, 2008)
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2.54. ESFUERZOINSITU

Si analizamos una formacion del subsuelo, podemos apreciar que cada cubo de roca
estd sometido a diferentes esfuerzos en todas las direcciones, pero si acotamos nuestro
analisis a un cubo de roca y le asignamos los ejes principales, se alinean en estos sentidos
un grupo méas acotados de esfuerzos. Esfuerzo vertical o, correspondiente al peso
estratigrafico de las formaciones que encuentran sobre el cubo. Su valor normalmente
fluctda entre 0.98 y 1.1 psi/ft. Este esfuerzo tiende a deformar la roca horizontalmente
generando esfuerzos horizontales. Dos esfuerzos horizontales uno maximo a,,,, y otro
minimo o,,,;,,. Uno como resultante del esfuerzo vertical y el otro debido a la resultante
de esfuerzos tectonicos que ocurrieron en el pasado. La fractura de una roca se separa
siempre en direccion perpendicular al menor esfuerzo, ya que, las caras se abren vencidas
por el esfuerzo in situ, generando el crecimiento en esta direccion. Los esfuerzos
horizontales son menores a los verticales, por esto, es razonable que las fracturas se
desarrollen generalmente en esta Ultima direccion. En sintesis, las fracturas siempre

tienen una direccion preferencial (Robles, 2008).

2.55. MODULO DE YOUNG

El médulo de Young (E) representa la relacion entre el esfuerzo y deformacion
longitudinal en un material, el esfuerzo aplicado es normal al material y la deformacion
es axial (Robles, 2008).

E= — Ec.(14)

En la figura 15 se puede apreciar que sucede graficamente con un material. En la
primer parte para un material ideal, es decir, homogéneo y elastico el efecto
esfuerzo/deformacion es lineal. Por el contrario, las rocas son no homogéneas y no
elastico en todo el proceso de carga. Igualmente toma la pendiente de la curva en la parte
lineal para determinar el modulo de Young (E).
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Figura 15: Modulo de Young. Referencia: Curso fractura. Introduccion teorica
(Robles, 2008)

Un alto valor de E indica un alto esfuerzo para deformar dicha roca.

2.5.6. MODULO DE POISSON

El Modulo de Poisson v representa la relacion entre el esfuerzo longitudinal y la
deformacion lateral que sufre un material. Las rocas con un alto valor de Poisson indican
que transfieren esfuerzo vertical en deformacion horizontal. El médulo de Poisson se ve
afectado por los mismos inconvenientes para ser medido que el médulo de Young debido

a que la roca es no homogénea y no elastica (Robles, 2008).

En la siguiente figura puede observar lo mencionado graficamente:

.3 — %
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a g ~ | v= AgfAg, :
]
Deformacion N__
Unitaria Axial
&= AL/L
/2 Ad
d —

Figura 16: Relacion de Poisson. Referencia: Curso fractura. Introduccion teérica
(Robles, 2008).
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CAPITULO 3: MECANISMO DE TRANSPORTE

3.1. MECANISMO DE ALMACENAMIENTO

Para considerar todo el gas que encuentra almacenado en las formaciones shale

que presentan contenido de materia organica, se considera un modelo de multiple

porosidad, que incluye tanto el gas libre presente en la porosidad de la matriz

inorganica como también gas libre en el poro del kerdgeno y fisuras naturales, el gas

adsorbido y el gas disuelto en el kerdgeno.

Fisuras Naturales

SRV

(=

Nt Matriz

Iatriz inorganica

Kerogeno Gas Adsorbido

Gas Disuelto

Figura 17: Mecanismo de almacenamiento en un shale.
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3.2. MECANISMO DE TRANSPORTE

3.2.1. DETERMINACION DE FLUJO: NUMERO
ADIMENSIONAL DE KNUDSEN

A medida que la escala del sistema fisico disminuye, la aproximacion del
medio continuo de la hipdtesis de no deslizamiento en la interface sélido-fluido va
perdiendo validez. EI ndmero adimensional de Knudsen, K, determina el grado de
validez de la hipotesis de medio continuo y se define como la relacién entre el camino

libre medio de las moléculas del fluido y la escala de longitud fisica representativa:

A
Kot Ec.(15)

Donde:

e A: Camino libre medio de las moléculas del fluido [m]

e d: diametro de poro [m]

El camino libre medio se define como la distancia promedio entre dos colisiones
sucesivas de las moléculas del fluido, mientras que la longitud caracteristica d resulta ser

el tamafo promedio de los nanoporos (Peng Chen, 2017).

NiUmero Adimensional
Régimen de Flujo

Limite Inferior | Limite Superior

Medio Continuo

0 10° Validez de la
Ley de Darcy ecuacion N-S

103 101 Flujo de Deslizamiento

101 10 Flujo Transicional

Flujo molecular

Ley de Fick

10 0

Graficando el niumero de Knusden vs. Presiones, se puede obtener una region tipica
para reservorios de shale gas, en el cual se puede observar que el mecanismo de transporte

dominante es flujo de tipo transicional y deslizamiento.
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3.2.2. TIPOS DE FLUJO PRESENTES EN SHALE

En los sistemas shale, los nanoporos juegan dos papeles importantes. Primero, para
el mismo volumen de poros, el area de superficie expuesta en nanoporos es mas grande
que en los microporos. Esto se debe a que el area de superficie es proporcional a 4 / d,
donde ésta d es el diametro del poro. Esta gran area expuesta permite la desorcion de gas
desde la superficie del ker6geno en los nanoporos. En consecuencia, mayor transferencia
de masa de las moléculas de gas que se producen desde el kerdgeno por difusion debido
a la alta concentracion de gas en la fisuras naturales y el medio poroso. En segundo lugar,

el flujo de gas en los nanoporos es diferentes del flujo de Darcy (F.Javadpour, 2007).

La Figura 19 ilustra la secuencia de produccion de gas a diferentes escalas de
longitud. La produccién de un nuevo pozo perforado:

(@) es pasando por los poros grandes
(b), y luego los poros mas pequefios

(c) Durante el agotamiento del yacimiento, el equilibrio termodinamico entre
kerdgeno y la fase gaseosa en los espacios porosos cambia debido a la disminucion de la

presién. Por lo tanto, el gas se desorbe de la superficie del kerégeno.
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(d). Este proceso de no equilibrio hace que las moléculas de gas se difundan del

seno del kerégeno a la superficie del kerégeno expuesto a la red de poros.

(e). Esté bien documentado que las cantidades de gas puede almacenarse como una
fase disuelta en hidrocarburos liquidos o como una fase adsorbida en otros materiales

dentro de las lutitas del kerégeno (F.Javadpour, 2007).

(a) - Macroescala
- [(Reservorio)

(b) / - r Mesoescala
Y {Fisuras naturales)

Microescala
{(Redes de nanoporos)

(c)

Nanoescala
{desorcion de gas
desde las paredes
del nanopora)

(d)

Escala Molecular
{difusion molecular
desde el Kerogeno)

(e)

Figura 19: Escala de transporte de gas (F.Javadpour, 2007).
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3.2.3. DETERMINACION EXPERIMENTAL DE LA
EXISTENCIA DE FLUJO DIFUSIVO EN SHALE

Muchos investigadores propusieron usar la ley de difusion de Fick para describir
migracion de gas de shale bituminoso en nanoporos y en superficies de kerégeno. Bajo la
influencia de una diferencia de concentracion, el gas desorbido migra desde un area de
alta concentracion a un éarea de baja concentracion, y la difusion se detiene hasta que la

concentracion de gas se vuelve uniforme, como se observa en la figura 20.
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Los efectos del gas disuelto en la produccion acumulada de gas a partir de shale
se han investigado en escala de laboratorio por Javadpour (2007), en el cual se realizaron
pruebas de la evolucidn del gas y desorcion a partir de una muestra shale para identificar

los diferentes regimenes de flujo, representados en la figura 21.

Para tal experimento utilizaron un grupo de curvas de distribucién gaussianas

cubriendo todos los eventos observados en el experimento (Vivek Swami, 2013).
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Figura 21: Evolucion de gas, en muestra shale (Javadpour, 2007).

Segun los autores (F.Javadpour, 2007) y (Vivek Swami, 2013), el proceso A
corresponde al flujo de gas en los microporos durante los primeros tiempos del
experimento. Este escenario puede describirse por la ecuacion de Darcy o la difusion de
Fick, dependiendo de la presién inicial del sistema.

El proceso B corresponde al flujo de gas en nanoporos descrito por la difusion
Knudsen.

El proceso C se refiere a la desorcion de gas desde las paredes del kerdgeno hacia
las redes de los poros.

Finalmente, el proceso D refleja la ocurrencia de difusion de gas del kerdgeno
solido a las superficies expuestas.

Como se observa en la figura 21 este proceso es muy lento y generalmente todos

los procesos se superponen.

3.2.4. FLUJOS DIFUSIVOS

En las dimensiones de tamafio de poros presentes, las hipotesis para aplicar el

modelo de flujo de Darcy no funcionan, y existen nuevos efectos de activacion de flujo a
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considerar, estos son los procesos de tipo difusivos, el cual se pueden dividir en varios

mecanismos diferentes.

e Difusion en la matriz de la roca donde las interacciones molécula—
molécula dominan, el cual es gobernada por la leyes de Fick.

e Difusion de Knudsen donde las interacciones molécula—superficie
dominan.

e Difusion de superficie de la capa de gas adsorbido.

e Difusion ordinaria desde el ker6geno hacia los poros del kerégeno.

DIFUSION EN ESTADO ESTACIONARIO. PRIMERA LEY DE FICK

Consideremos la difusion de gas en la direccion del eje x entre dos planos
perpendiculares al plano del papel, parados una distancia Xx.

Supongamos que tras un periodo de tiempo, la concentracion de los atomos en el
plano 1 es Cy y en el plano 2 es C,. Esto significa que no producen cambios en la
concentracion de gas con el tiempo, en esos planos. Estas condiciones de difusion se

conocen como estado estacionario.

Si en el sistema descrito anteriormente no hay interaccién quimica entre los
atomos de gas y los del solido, debido a la diferencia de concentracion entre los planos 1
y 2, producird un flujo neto de atomos del lado de concentracion mas alta al de
concentracion mas baja. La densidad de flujo se representa en este tipo de sistemas

mediante la ecuacion.

J=-D ac Ec.(16)
Donde:

e J: Flujo o corriente neta de tomos.

e D: Coeficiente de difusion o de difusividad.

d

(o . .,
¢ — : Gradiente de la concentracion.

Utiliza un signo negativo porque la difusion tiene lugar desde una concentracion

mayor a otra menor, es decir, existe un gradiente negativo. Esta ecuacion denomina la
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primera ley de difusién de Fick y corresponde a aquellas situaciones en que no hay

cambios en el transcurso del tiempo.

Las unidades del Sl para esta ecuacion son:

(Atomos> _ —Dd—C m_2 (Atomosi) Ec.(17)
m2s dx \ s m3 m

DIFUSION EN ESTADO NO ESTACIONARIO

El estado estacionario, en el cual las condiciones permanecen invariables con el
tiempo, no se encuentra con facilidad entre los problemas de ingenieria. En la mayoria de
los casos, se da la difusion en estado no estacionario, en el cual la concentracion de los
atomos de soluto en cualquier punto del material cambia con el tiempo. Para casos de
difusion en estado no estacionario, en el cual la difusividad es independiente del tiempo,

aplica la segunda ley de Fick:

(%) _4 (D dCx) Ec.(18)
dt dx dx

Esta ley establece que la velocidad de cambio de la composicion de la muestra es
igual a la difusividad por la velocidad de cambio del gradiente de concentracion.

En el caso de modelos de medios porosos con capilares, se ha encontrado que el
coeficiente efectivo de difusion o difusividad efectiva depende de la porosidad y la
tortuosidad (definida como la razén o el cociente entre la longitud del camino seguido
por las particulas y la longitud minima entre los dos puntos del medio) de la siguiente
forma (F.Javadpour, 2007):

@
D,y = D; Ec.(19)

Para el caso de los mecanismos que dominan el transporte en la porosidad primaria
de la matriz, éstos obedecen a la Primera Ley de Fick (gradiente de concentracién) debido
a que la permeabilidad es muy baja para activar el flujo de Darcy (G.R. King, 1990), es
decir:
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—DAZ,,RT,, dc

9= pe  dx Ec.(20)

Donde:

e D es el coeficiente de difusion en [pie?/dia].
d ., .
o d—; es la concentracion molar en [Ib-mol/pied]

e Aesel area expuesta de flujo [pie?]

e Z factor de correccién delos gases [fraccion]
¢ R constante universal de los gas [J/ (K mol)].
e Tcees latemperatura estandar [°R].

e P es la presion estandar [Psia].

e g, caudal de gas [pie*/dia]

FLUJO KNUSDEN

FENOMENOS DE DIFUSION DE KNUSEDEN

En este tipo de difusion, la velocidad de transferencia de las particulas esta
altamente influenciada por las colisiones con las paredes de los poros. Cuantitativamente

hablando, la difusién Knusden aparece cuando:
A>1, Ec.(21)
Donde:

e Jleselrecorrido libre medio libre medio de las partciculas [m].
e [, es el tamafio promedio del poro, como su diametro promedio o su

radio promedio poro [m].

El flujo de gas en los nanoporos se puede describir con un coeficiente de transporte
difusivo sin tener en cuenta los efectos viscosos, 1o que se denomina como Ley de Fick
(Jie Chenl, 2017).

Se expresa matematicamente de la siguiente forma:
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qpMr Ap.
@A ~ PMRTL Ec.(22)

Donde:

q: caudal volumétrico [m3/s].

p: densidad molar del fluido [kmol/m3]

Mr: masa molecular del fluido [kg/kmol].

¢: porosidad promedio [%].

A: superficie expuesta [m3].

Dy, ym: coeficiente de difusion [m?/s].

Ap: gradiente de presion [Pa].

R: constante universal de los gas [J/ (K mol)].

T: Temperatura absoluta [K].

L: espesor [m].

El valor del coeficiente difusivo Dy, se dériva (F.Javadpour, 2007) y adopta la

siguiente expresion:
b _9d |8RT
kpm — t 3 |aMr Ec.(23)

Siendo t la tortuosidad del medio poroso [adimensional] (Maraggi, 2016).

FLUJO DESLIZAMIENTO

EFECTO KLINKENBERG

Cuando el tamafio del poro se aproxima al camino libre medio entre las moléculas
del gas, el flujo a través de este es més alto al propuesto por la ley de Darcy.

En este caso las velocidades en la paredes de la materia sélida no es cero y existe
un fendmeno de deslizamiento, por la tanto el flujo es mayor. Klinkenberg encontro que
la permeabilidad al gas debe ser corregida para obtener la permeabilidad absoluta (Bidner,
2001).
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b
kg = k(1 +—) Ec.(24)
Pm

Donde kg es la permeabilidad al gas, ki es la permeabilidad al liquido, pm es la
presion media aritmética entre la presion de entrada del testigo rocoso y la presion de
salida y b es una constante que depende del gas y obtiene experimentalmente.

En la préactica se realizan ensayos a varias presiones. Grafica la permeabilidad al
gas en funcion de la inversa de la presion media. kg vs 1/pm. La extrapolacién de la recta

hasta 1/pm=0 es la permeabilidad al liquido, como muestra en la figura 23.

v

1/pm

En este régimen de flujo contintan siendo validas las ecuaciones de Navier Stokes,
sin embargo aplican factores de correccion debido a la condicion de deslizamiento en la

interface solido-fluido.

3.3. FENOMENOS DE ADSORCION

En el caso de los reservorios no convencionales de gas que presentan contenido
de materia orgénica, el mecanismo de almacenamiento que los diferencia de un

reservorio tipico de gas, donde el gas se encuentra comprimido en los poros y fracturas
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de la formacion, es el fenomeno adicional de adsorcién que presentan las moléculas
de gas en las paredes organicas de la roca y el cual se conoce como adsorcion.

Cuando el gas golpea una superficie solida, puede quedar fijada sobre la
superficie, es decir, sufrir adsorcién. En este ultimo, a continuacion, la molécula
adsorbida puede difundirse (moverse) sobre la superficie, quedarse fija, sufrir una
reaccion quimica o disolverse en el interior del solido (absorcion) (Muntaner, 1972).

Definimos como:

e Adsorcion: proceso de union de una molécula procedente de otra fase
sobre la superficie del sélido.

e Desorcion: proceso inverso a la adsorcion.

e Adsorbato: sustancia en estado adsorbido.

e Adsorbente: material sélido en el cual se produce la adsorcion.

3.3.1. ADSORCION FISICA O FISISORCION

Las moléculas del gas se mantienen unidas a la superficie del solido por medio de
fuerzas de Van der Waals (interacciones dipolares, dispersion y/o induccion).

Algunas caracteristicas de este tipo de adsorcion (Smith, 1991):

e Esuna interaccion débil.

e Es un proceso exotérmico (las fuerzas de Van Der Walls son atractivas) en el
que los calores liberados, AH,,s (aproximadamente 20-40 KJ/mol) son
semejantes a las entalpias de condensacion de la sustancia adsorbida.

e Lamolécula adsorbida mantiene su identidad ya que la energia es insuficiente
para romper el enlace aunque la geometria puede estar distorsionada.

e Es un proceso no especifico ya que las fuerzas que intervienen no lo son y no
existe una selectividad marcada entre el adsorbato y adsorbente. En general
los gases muy polarizables son adsorbidos muy facilmente.

e La fisisorcion se produce en multicapas. Sobre una capa de gas puede
adsorberse otra. La AH, 4 para la primera capa viene determinada por las

fuerzas entre adsorbente (M) y adsorbato (A), mientras que, AH,,, para las
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capas siguientes depende de las interacciones A-A y por lo tanto es igual a la

entalpia de condensacién (Muntaner, 1972).

A-A

A 12 capa
‘e 0 @

3.3.2. ADSORCION QUIMICA O QUIMISORCION

En este caso las moléculas de gas se mantienen unidas a la superficie formando un
enlace quimico fuerte.

Este hecho define las caracteristicas propias de la quimisorcion:

e Se trata de una interaccion mas fuerte que la adsorcién fisica.
e Las entalpias de quimisorcion son muchos mayores que las de fisisorcion y
del orden de las que se liberan en la formacion de enlaces quimicos.

AHg4s = (=100 — 500K]/mol).
e Laquimisorcion es especifica.
e Dado que implica la formacién de un enlace entre adsorbato y el adsorbente,
el proceso se detiene tras la formacion de una monocapa sobre la superficie.
Aunque solo una capa puede estar quimisorbida puede producirse adsorcion fisica
de nuevas capas de adsorbato sobre la primera.
e En general, la quimisorcion implica la rotura y formacion de enlaces, por lo
gue las moléculas quimisorbida no mantiene la misma estructura electronica

(enlaces) que en fase gaseosa.

40



3.4. TIPOS DE ISOTERMAS DE ADSORCION

La capacidad de adsorcion estd definida en base a las isotermas de adsorcién en

disolucion. La isoterma de adsorcion es la relacion de dependencia, a una temperatura

constante, de la cantidad de adsorbato adsorbido por peso unitario de adsorbente (Lopez,

2004).

La clasificacidn de isotermas mas aceptada es la presentada por IUPAC.

Cantidad adsorbida

| 1l 1l
B
<
v V Vi
B
¥

Presidn relativa p/po

TIPO I: laisoterma en concava respecto al eje de la presion relativa (p/po),
aumenta rapidamente a baja presion y posteriormente alcanza un limite de
saturacion horizontal. Estas isotermas son caracteristicas de materiales
MiCroporosos.

La alta energia de adsorcion de los microporos produce que el gas se adsorba
a bajas presiones. Una vez que se ha completado todo el volumen de los
microporos la isoterma se mantiene en un valor casi constante sobre un

amplio rango de presiones lo que produce ese limite horizontal.

TIPO 11: A bajas presiones es concava respecto al eje de la presion relativa
()
po/’
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Luego aumenta linealmente y finalmente se vuelve concava. Puede ser
interpretada como la formacion de una capa adsorbida cuyo espesor es
incrementado progresivamente a medida que aumenta la presion.

Hasta el punto B se ha completado la formacidn de una capa monomolecular
(monocapa) y empieza la formacion de las capas multimoleculares
(multicapa). La ordenada del punto B nos da una estimacién de la cantidad
de adsorbato requerido para cubrir por unidad de mas, la superficie del
solido con una capa monomolecular (capacidad de monocapa). Esta clase
de isoterma es caracteristicas de sélidos no-porosos o de adsorbentes
macroporosos. La totalidad reversible de la isoterma de adsorcion-
desorcion, es decir, la ausencia de una histéresis, es una condicién que se

cumple en estos tipos de sistemas.

TIPO I11: es convexa respecto al eje de la presion (p/po), en todo el rango
de presidn esta caracteristica es indicativa de interacciones débiles entre el
adsorbato y el adsorbente. En la practica no es comun encontrarse con este
tipo de isotermas.

TIPO IV: abajas presiones se comporta como la del Tipo I, siendo el rango
distintivo de esta isoterma su lazo de histéresis. Es caracteristica de los
solidos mesoporosos. Como veremos mas adelante la aparicion del ciclo de
histéresis se debe a que el llenado de los mesoporos esta gobernado por el
fendmeno de condensacion capilar por propiedades percolativas del sélido.

TIPO V: del mismo modo que las de Tipo II, esta clase de isotermas se
obtiene cuando las interacciones entre el adsorbato y el adsorbente son
débiles. La presencia del ciclo esta asociado con el mecanismo de llenado y
vaciado de los poros. En la practica es poco usual encontrar este tipo de

isotermas.

TIPO VI: o isotermas escalonada es la menos comun de todas las isotermas.

Se la asocia con la adsorcion capa por capa sobre la superficie que son

42



altamente homogénea respecto del adsorbato. La forma del escalon depende

de la temperatura y de los detalles del sistema.

3.5. MODELOS DE ISOTERMAS

Las isotermas de adsorcion se desarrollan para modelar el comportamiento del gas
adsorbido a temperatura constante como funcion de la presion o concentracion de gas,
con la finalidad de generar una tendencia e interpolar o extrapolarla a condiciones en

cuales no es posibles realizar las mediciones técnicas o econémicas.

3.5.1. ISOTERMA DE LANGMUIR

El modelo de Langmuir es el modelo comunmente mé&s usado para la

cuantificacion de la descripcion de adsorcidn/desorcion de gas (Paez, 2015).

La expresion matemaética de este modelo es:

Vaas = NP Ec. (25)
P, +P
Donde:
e V,4s €l volumen de gas que puede ser adsorbido por unidad de masa de roca
[scf/ton].
e I, volumen Langmuir, el maximo volumen de gas que puede ser adsorbido [scf].
e P, presion Langmuir, presion cuando Vi se reduce a la mitad [psia].

e P eslapresion del reservorio [psia]
La ecuacion 25 considera las siguientes tres hipétesis fundamentales:

e Las moléculas adsorbidas y desorbidas de la superficie de solido se encuentran en
equilibrio.
e La fase adsorbida es tratada como una mono capa de moléculas.

e Las moléculas adsorbidas obedecen la Ley de Fick.
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El fenémeno inverso a la adsorcion es la desorcion del gas, en donde al disminuir
la presion las moléculas adheridas en la materia orgénica de la roca se desprenden y se
incorporan a la fase de gas libre en la formacion que se estd produciendo. El gas que se
libera o desorbe en la formacion se puede representar por la ecuacion 26.

Va = Var = Vo, Ec. (26)

Donde:

e Vq: es el volumen de gas desorbido a una presion j (p;), [m?].
e Vi es el volumen de gas adsorbido inicial a la presion inicial (p;), [m3].

 Vaj:es el volumen de gas adsorbido a una presion j (p;), [m>].

Para la caracterizacion adecuada de los reservorios no convencionales resulta de
suma importancia conocer los valores de los pardmetros de Langmuir, ya que éstos
determinan la forma de la isoterma y en consecuencia la presidn de desorcion, el volumen

de gas almacenado y desorbido que se producira durante su explotacion.

Laisoterma de Langmuir describe la maxima cantidad de gas que un reservorio
no convencional puede contener bajo ciertas condiciones de contenido de materia
organica, presion y temperatura. Existen diferentes factores que pueden disminuir la
capacidad de adsorcién de gas de un yacimiento, siendo menor que la maxima capacidad

representada por la isoterma.
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Figura 26.Isoterma Langmuir

3.5.2. ISOTERMABET

La isoterma de Langmuir ignora la posibilidad de formacion de capas de fisisorcion
sobre la inicial, motivo por el que se llega a una saturacion a presiones altas. Si se admite
la formacion de multicapas, el crecimiento seria indefinido hasta producirse condensacion
del gas (Muntaner, 1972).

La isoterma mas usada para analizar la adsorcion en multicapa se debe a S
Brunauner, P. Emmett y E. Teller (1938) denominada BET.

A diferencia de la isoterma de Langmuir, ahora el nimero de moléculas adsorbidas
no coinciden con las posiciones ocupadas, ya que puede haber posiciones con mas de una

molécula figura 28.
Para su deduccion se parte de tres supuestos:

e Todos los centros de adsorcién de la superficie son equivalentes.

e La capacidad de adsorcion de un centro no depende del grado de
ocupacién de los centros vecinos.

e Sobre cada centro pueden adsorberse varias capas de moléculas, siendo
el calor de adsorcion para todas ellas equivalentes excepto para la

primera.
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Figura 28. Isoterma BET

La expresion para el célculo de volumen de gas adsorbido considerando el modelo BET es
el siguiente:

V,.Cp
(o — D)1+ (C—1)p/po] Ec (27)

Vaas =

Donde:

e Do s la presion de saturacion del gas.
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e Vn: volumen maxima adsorcion de gas cuando la superficie es cubierta con una
monocapa.
e C: constante relacionada con el calor neto de adsorbido el cual se define con la

siguiente ecuacion:

£ - El) Ec (28)

¢ =exp
exp RT
Donde E1 es el calor de adsorcion de la primera capa y E; es el calor para la segunda

capa y capas superiores el cual es igual al calor de licuefaccion.

BET se reduce a una isoterma de Langmuir, cuando C tiende a infinito. Un valor
grande de C indica que la constante de formacion de la primera monocapa es mucho
mayor que la constante del resto y por lo tanto el proceso viene dominado por este

proceso.

3.5.3. MODELO FREUNDLICH

Este modelo se fundamenta en la adsorcion de multicapa en una superficie
heterogénea con energia uniforme y se considera como la primera y mejor ecuacion de

una isoterma empirica, la cual esta dada por (Cristian alexis Murillo Martinez1, 2015):

Vads = (kp)l/m EC (29)

Con m>1

Donde:

Vads: €s el volumen adsorbido [pie®/ton].

p: es la presion en [psi].

k: es un indicador aproximado de la capacidad de adsorcion.

1/m: es funcidn de la fuerza del proceso de adsorcion.
Sil/m<1 setiene unaadsorcion normal.

Las constante k y m cambian con el incremento de la temperatura para reflejar que
la cantidad adsorbida aumenta de una forma lenta y se requieren presiones mas altas para

saturar la superficie de adsorcion (Cristian alexis Murillo Martinezl, 2015).
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Este modelo funciona adecuadamente en un rango medio de presiones, sin embargo
falla a altas presiones y bajas temperaturas debido a que la isoterma no propone un valor

limite para el Vags cuando la presion tiende a infinito.

3.6. CAPACIDAD DE ALMACENAMIENTO DE GAS ADSORBIDO

Los datos de isoterma de adsorcidn son importantes porque el comportamiento de
la isoterma indica el volumen méaximo de gas que puede almacenarse a una temperatura
y presion especifica. Una isoterma de adsorcion determina la capacidad de
almacenamiento de gas adsorbido en la muestra en funcién de la presion a temperatura
constante. El equilibrio de adsorcidn en este trabajo se desarrolla mediante dos métodos
que se usan en la actualidad para determinar la capacidad de adsorcion en un material: El
método gravimétrico y el método volumétrico, estos métodos muestran la capacidad de

adsorcion que tiene una roca (Pavliow, 2014).

3.6.1. METODO GRAVIMETRICO

El método gravimétrico, es un método simple donde basicamente lo que se hace es
poner en contacto gas a determinada presion con una muestra y medir su peso.
Inicialmente la muestra se pesa de manera que al ir adhiriéndose moléculas de gas a la

muestra su peso va aumentando, es decir, las moléculas aportan al peso de la muestra.

El gas se adsorbe en la superficie de la muestra y cuando se genera el equilibrio en
la balanza se registra la lectura del peso. Este registro se realiza para cada uno de los
equilibrios en la balanza, obteniéndose para distintos valores de presion y temperatura
constante la masa de gas adsorbido en la muestra en funcidn de la presion. En otras

palabras se determina la isoterma de adsorcion a esa temperatura.

El método es simple pero el equipo es sofisticado ya que la balanza de medicion
debe tener la sensibilidad suficiente para medir el peso de moléculas de gas adsorbidas

en la muestra.

Las balanzas usadas en la aplicacion de este método son de suspension magnética

que tienen una precision de 1ug (Paviow, 2014).
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3.6.2. METODO VOLUMETRICO O MANOMETRICO

El método volumétrico determina al igual que el método gravimétrico la cantidad
de gas adsorbido midiendo presiones de equilibrio asumiendo la conservacion de masa.
El mismo consiste de dos camaras separadas de volimenes conocidos, en una se pone la
muestra y la otra se usa de referencia donde se va cargando gas. Ambas camaras estan
vinculadas por una linea que en el medio tiene una valvula. EI método comienza con la
inyeccion de gas a la cdmara de referencia con la valvula cerrada y se mide la presion.
Luego se abre la valvula y el gas se expande a la otra camara que contiene la muestra, el
siguiente paso es medir la presion una vez que se consigue el equilibrio. Por conservacion

de la masa y la ecuacién de gases se obtiene el gas adsorbido (Xiao-Chun Lu, 1994).

Realizando este mismo procedimiento para distintas presiones a temperatura
constante se obtienen registros de adsorcion y por ende se determina la isoterma de

adsorcion.

Pressure and temperature sensors

OO

Reference

i
W Y i

Constant temperature water bath

La ventaja mas importante del método gravimétrico frente al volumétrico es que se
obtiene en forma directa la cantidad de gas adsorbido; del método volumeétrico se obtiene
una serie de presiones que permiten determinar la cantidad de gas adsorbido

indirectamente.
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CAPITULO 4: TESTIGO CORONA - MEDICION DE GAS

4.1. EXTRACCION DE TESTIGOS

Las mediciones del gas adsorbido se realizan de un testigo corona extraido de la

zona de interés. Los testigos pueden tener variado didmetro y longitud. Las longitudes

pueden variar desde 9 metros a 36 metros (multiplos de 9) pero también podemos tener

200 metros de testigo continuo dependiendo de la herramienta de extraccion. También se

pueden obtener testigos orientados con el objeto de recabar mayor informacion

geomecanica de la formacion. Para esta operacion es necesario saber donde se encuentra

la zona de interés y para eso se debe contar con una herramienta de medicion en tiempo

real Measurement While Drilling (MWD). Normalmente se utiliza un perfil Gamma Ray

(GR) debido a que es muy util en estas formaciones ya que mide la radiactividad

espontanea y se contrasta notoriamente con las demas litologias (Ana, 2013).

La determinacion de la cantidad de coronas dependera de lo siguiente:

e Para pozos exploratorios es recomendable extraer un testigo continuo
gue comience antes y traspase la formacién de interés, quedando ésta en el medio.
Con esto se obtiene una mejor representacion de la formacion y facilita la
interpretacion de la litologia y otros asuntos de interés geoldgico para la

compafiia.

e Si los resultados de los perfiles muestran que existen variaciones
importantes en la formacion de interés, es decir, la formacion es heterogénea es
recomendable tomar testigos discontinuos para caracterizar Unicamente estas

Zonas.

e El costo de realizar una corona continua es superior a una discontinua
(Ana, 2013). Pero el hecho de realizar varios testigos discontinuos lleva costos
asociados a la operacion que pueden superar los costos de realizar un testigo
continuo. El hecho radica en que para realizar determinada cantidad de testigos se
debe realizar también determinada cantidad de maniobras que involucran tiempos
operativos y estos tiempos operativos tienen costos que deben ser tenidos en

cuenta para determinar que es mas conveniente para la compafiia.
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Las muestras a extraer pueden estar consolidadas o no consolidadas, pueden ser
arcillas, arenas, conglomerados o bien pueden ser una combinacion de ellas. De manera
que se debe seleccionar para cada caso el set de herramientas y tecnologias que mejor se

adecua para la extraccion.

4.1.1. SISTEMA DE EXTRACCION CONVENCIONAL

El Sistema Convencional es uno de los principales sistemas de extraccion en la

industria, permite obtener testigos de entre 2°/8” y 4” de diametro en pozos verticales y
direccionados de longitudes de 9, 18 y 27 metros. Para realizar esta operacion en cada

extraccion es necesario realizar maniobras trip-in y trip-out de la herramienta.

Otro sistema utilizado en la industria denominado Wire Line Coring es el de
extraccion de testigo por cable, este sistema tiene la ventaja de realizar la operacion de
corte en fondo y luego levantar Unicamente la parte interna que contiene al testigo por
interior de sondeo con un cable, es decir, una vez terminada la perforacion se extrae el
tubo interior y se sube a superficie. Luego se baja otro tubo interior por sondeo para
realizar nuevamente la operacion. La gran ventaja del Wire Line Coring frente al Método
Convencional es que disminuye el tiempo de trip-out y trip-in y el tiempo operativo pero
tiene la desventaja que solamente por se pueden realizar extracciones de 9 y 18 metros y
de 2” de diametro por lo tanto es mas Util el Sistema Convencional para la industria (Ana,
2013).

El Sistema Convencional es recomendable usar en formaciones consolidadas, en
formaciones de fécil perforacion y también en formaciones duras usando la corona

adecuada.

Generalidades del procedimiento:

1. Cuando el BHA llega al punto de corona inicia la maniobra trip-out

segun el procedimiento de la compafiia de torre.
2. Una vez finalizada la maniobra trip-out se inicia el armado de la

herramienta de extraccion de testigo segun el procedimiento de la compafiia

proveedora del servicio de extraccién de testigo. Se debe tener informacion de la
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temperatura de fondo para compensar la dilacion del tubo interior de la
herramienta debido a que este es de aluminio.

3. Luego de armada la herramienta se inicia la maniobra trip-in con
especial cuidado al bajar la herramienta al fondo del pozo. Si la herramienta tiene
algun inconveniente para bajar es necesario colocar el vastago y circular con
rotacion de herramienta. Al atravesar este inconveniente es necesario circular.

4. Una vez que se llaga al fondo del pozo se debe circular hasta que se
limpie el pozo.

5. Se da comienzo a la perforacion de interés.
El sistema se compone de las siguientes herramientas:

Unidn de seguridad.

Conjunto giratorio.

Tubo interior (colecta la muestra).
Core cétcher.

Estabilizador.

Tuvo exterior.

Estabilizador.

O N o 0o B W D P

Corona.

En la siguiente tabla se pueden observar los didmetros asociadas a cada una de las

coronas a extraer.

oD
ID Pozo OD Corona OD Tubo )
Testigo
6”-61/8” 531/327-61/8” 43 25/8”
77/8”-81/2” - 77/8”-815/32-8
6 %” 4’9
8 %9’ 1/297

En la figura 30 se puede apreciar el ensamble total de la herramienta. Sistema

convencional: Descripcién técnica de cada uno de sus componentes.
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mtarior con la muestra en caso de que la haramuenta
queds aprizsionada.

El conpumioc giratornio manhsne sl fubo interior zin
rotacion, mientraz el tubo exterior v la corona estan

&l rofacion.

p [Eltubo misnior mantiene la muestra y 1a protege del
contacto con el lodo de perforacion.

#FEl tubo exterior transmite torgue desds la colomna de
parforacicn a la corona.

Loz estabihzadores manhenen la hermamienta estable
durante la perforacion.

oLl catcher mantiens la muestra denfro del tubo
mtarior tanto en los cortes como en el trp-out.

La corona perfora la formmacion dejando una columna
da roca dentro.

Figura 30: Sistema de extraccién convencional. Referencia: Presentacion
productos y servicios Christensen Roder.
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CATCHER CONVENCIONAL PARA POZOS VERTICALES

Elemento usado para aprisionar y no dejar caer el testigo una vez que se pretende
extraer del fondo del pozo la herramienta. El testigo una vez que ha ingresado
completamente en el tubo interior de aluminio, se corta mecanicamente tirando de

superficie la herramienta y al momento de cortarse automéaticamente se acufia el catcher.

e Maximiza el area de contacto con el testigo.
e No deja marcas en el testigo.

e Puede ser usado en todo tipo de formaciones.

Figura 31: Catchet convencional para pozos verticales. Referencia:
Presentacion de productos y servicios Christensen Roder.

CATCHET PARA POZOS DIRECCIONADOS

Se diferencia del anterior por que realiza tres marcas aritméticas en el testigo que

permiten determinar dénde esta la orientacion del pozo.

Figura 32: Catcher para pozos direccionados. Referencia: Presentacion de
productos y servicios Christensen Roder.
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Cabe destacar que el sistema convencional de extraccién de testigos es de baja
invasion. Pero en formaciones no consolidadas o bien de altas permeabilidades es
importante disminuir ain mas el contacto testigo-fluido ya que testigo no debe recibir
dafos ni alteraciones. Para evitar pérdidas de testigo por lavado o invasion del fluido de
perforacion en este tipo de formaciones se coloca en lugar de un catcher convencional
uno de disefio especial, que tiene el objetivo direccionar el flujo de fluido de perforacion

y de esta manera disminuir este inconveniente.

Figura 33: Redireccion del flujo en corona para evitar lavado de testigo.
Referencia: Presentacion de productos y servicios Christensen Roder.

CIERRE TOTAL - HIDROLIFT

Sistema de extraccion de testigos utilizado en formaciones no consolidadas en
pozos verticales. El sistema también posee un catcher convencional para en caso de tener

formaciones consolidadas poder usar.
La activacion de cierre una vez terminada la perforacion:

Se lanza una esfera de acero por dentro del sondeo y una vez que llega al asiento
un mandril hidraulico tracciona la tuberia interior y el sistema de cierre. El cierre se lleva

a cabo por dos camisas que se cierran con la ayuda de un resorte.

El sistema funciona de tal manera que a mayor carga sobre este, mayor es la fuerza

de cierre. En la figura 35 se observa el sistema.
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Figura 34: Hidro-Lift (cierre total).Referencia: Baker Hughes INTEQ-New
Coring Handbook

4.1.2. PRESERVACION DE TESTIGOS

El principal objetivo de la preservacion de las muestras es para tener la mejor
representacion de la roca del subsuelo y con ello la caracterizacion de los fluidos que
contiene. Por esta razdn es necesario que las muestran no presenten ninguna perturbacion.
Para esto lo primero que se hace es asentar el testigo en una cuna que transporta de forma
segura y eficiente el mismo desde la torre al lugar de deposicion en la locacion para evitar
flexion o dafios en el testigo. Este mismo también sirve de soporte para cortar el testigo
en longitudes mas cortas para preservadas y transportadas a laboratorio. En la figura 35

se puede apreciar como el testigo esta siendo bajado del equipo de torre.

Figura 35: lzquierda: Testigo flexionado por procedimiento inapropiado; Derecha: Core
cradle: Porta testigo. Referencia: Productos y servicios Christensen Roder.
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PRESERVACION

Presentaremos dos formas de preservar un testigo para posterior transporte a

laboratorio.

e LITHOSEAL
Este sistema posee muy buen sello y preservacion a corto y largo plazo. El sistema
consiste en preservar muestras de hasta 40cm de longitud sumergiéndolas en un bafio
termostatico parafinico. La muestra previamente se envuelve en papel film plastico y
papel aluminio y por ultimo se sumerge tres o cuatro veces para formar una buena capa

de aislacion de fluidos.

Figura 37: lzquierda: Testigo envuelto en papel film. Derecha: Testigo envuelto
en papel aluminio. Fuente: Christensen Roder.

Figura 36: lzquierda: Testigo sumergido en bafio termostatico de parafina. Derecha:
Testigo con capa de parafina. Referencia: Christensen Roder.

e LITHOTARGE

Es una espuma que se inyecta entre el tubo que contiene al testigo y el testigo.
No es invasiva y tiene la caracteristica de proveer proteccion contra el stress mecanico
de la manipulacion vy el transporte, preservando al igual que el anterior método el
testigo hasta que llegue a laboratorio. Desplaza el lodo superficial del testigo al ser

aplicado, su capacidad expansiva genera aislamiento de temperatura, presion y es
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inerte frente a las formaciones, es decir, no experimenta ninguna reaccion quimica ni

fisica al contacto.

Figura 38: LithoTarge aplicado a testigo. Referencia: Christensen Roder /Servicio
LithoLarge

Tanto el método Lithoseal y LithoTarge se pueden usar en combinacién. Luego de
envolver con papel film plastico y papel aluminio el testigo se puede aplicar espuma
(LithoTarge) para por ultimo aplicar el bafio termostatico de parafina. Esta combinacion
provee al testigo una proteccidn contra el stress mecanico de la manipulacion, transporte

y también preservacion de los fluidos.

4.2. CANISTER

Para medir la cantidad de gas que contiene una muestra es necesario el uso de un
equipo canister. Este equipo permite medir la cantidad de gas presente en la muestra y no
asi el método gravimétrico o volumétrico que determinan la capacidad de
almacenamiento de la muestra, es decir, el canister es un método directo y los otros dos

métodos son indirectos.

Los canister fueron desarrollados para medir la desorcion de gas en muestras de
carbdn y se los denomina canister de medicion. Los usados en esta industria del carbén
dependiendo de la temperatura del reservorio de carbon por lo general son de PVC
(Policloruro de vinilo) que se caracterizan por ser livianos, durables, portéatiles y de bajo

costo pero tienen la limitacion de temperatura de uso de 80°C, debido a la temperatura de
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fusion de sus materiales de construccidn. Pero para temperaturas superiores usan otros
que son de aluminio, dado que el aluminio es ligero, resistente a la corrosion y buen
conductor termal como se puede observar en la figura 39. Estos se usan para la industria
del petréleo ya que deben soportar una temperatura superior. La temperatura mencionada

es la temperatura de reservorio (Marifio, 2014).

El canister debe ser cilindrico, sellado en uno de sus extremos (inferior) y en el otro

poseer una tapa (superior) que hermetice la muestra.

4 \

Figura 39: Izquierda: Canister de medicion de gas adsorbido. Derecha: Bafio de
temperatura.

4.3. MEDICION DE GAS CONTENIDO

Una vez que el testigo se encuentra en superficie, la medicion de volumen de gas
contenido se puede determinar directamente en locacion o realizar la medicion en

laboratorio, ambos se realizan en un canister con procedimientos normalizados.

La medicidn se lleva adelante sobre un testigo de 1pie de longitud y de 2.5 pulgadas
de didmetro en un canister de medicion. El canister de medicion determina el gas
contenido en una muestra mediante un proceso de desorcion directa en el que el volumen
liberado se controla a lo largo del tiempo. La desorcion se lleva a cabo a temperatura de
reservorio colocando el canister con la muestra dentro en un bafio termostatico eléctrico
(Jorge E. Marifio, 2013).

El proceso de medicion comprende tres métodos teniendo presente que el volumen
total es la sumatoria de los tres, como se expresa a continuacion:
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Volumen de Gas = Volumende Gas + Volumende Gas + Volumen de Gas

Total Perdido Desorbido Remanente

e Volumen de Gas Perdido: es el volumen de gas que se escapa desde el momento
en que el testigo es removido de la formacion hasta el momento en que se

introduce en el canister para medir el gas liberado.

e Volumen de Gas Desorbido: es la cantidad de gas que la muestra libera una vez
en el canister en una cantidad de tiempo, sometido a temperatura de reservorio. El
canister es conectado con una manguera a una bureta graduada que contiene agua
para medir la desgasificacion de la muestra. Al canister se le conecta la manguera
con una valvula que permite una vez abierta la salida del gas que es medido por
el desplazamiento del agua.

¢ Volumen de Gas Remanente: es el volumen de gas que permanece adsorbido en
la muestra. ElI contenido de gas residual se determina por destruccion de la
muestra y posterior medicion de gas liberado de la misma manera que el gas
adsorbido usando el canister conectado a la bureta con agua.

Figura 40: Montaje equipo canister con la bureta (Jorge E. Marifio, 2013).
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CAPITULO 5: ECUACION DE BALANCE DE MATERIALES

5.1. MODELO CONVENCIONAL PARA GAS

La ecuacion de balance de materiales (EBM), es una herramienta utilizada en la
industria petrolera para predecir el comportamiento volumétrico de un yacimiento, es
decir, permite calcular el volumen originalmente en el subsuelo y lo que queda luego de
producir una cantidad durante un determinado tiempo producto de la declinacién de la

presion.

Esta medicion estatica radica en considerar un equilibrio volumétrico en el
yacimiento, el modelo utilizado es un tanque en condiciones de reservorio que lo produce

por la expansion del gas.

Cuando comienza a producir un yacimiento de gas la presion declina y el gas inicia
su expansion conjuntamente con la roca, en este sentido el balance es constante debido a
que no representan cambios, es decir, todos los materiales que entran, salen y acumulan
volumétricamente suman cero y como consecuencia también de lo mismo el volumen

poroso ocupado por gas disminuye (Ferrer, 2009).

LIMITACIONES DEL MODELO:

e Se considera el volumen poroso ocupado por gas seco contante, es
decir, el volumen poroso Unicamente esta ocupado por gas y agua connata. Luego
de producir el gas, si existe un acuifero activo cercano puede ingresar al reservorio
y ocupar parte del volumen poroso.

e Se considera que la temperatura no cambia en el tiempo con la
produccion de gas. Temperatura constante.

e Considera que las propiedades del gas no varian en tiempo ni en
posicion, condiciones de equilibrio y desprecia la variacion de presion alrededor
del pozo.

e Las propiedades PVT deben ser representativas del yacimiento.

e Larecuperacion es indiferente del caudal.
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e Lautilizacién del método precisa de un yacimiento con un cierto grado
de explotacion ya que es imposible determinar con certeza la distribucion del gas
en el reservorio o los pozos.

e No considera el factor geométrico del yacimiento.

e Generalmente en yacimientos de gas seco el factor volumétrico del agua

de formacion y solubilidad (razon de gas disuelto-agua) es igual a uno y a cero.

APLICACIONES DE EBM:

e Estimar gas In Situ (GOES).
e Estimar el tamafio de la capa de gas.
e Estimar la presencia, tipo y tamafio de un acuifero.

e Predecir el comportamiento de la presion conociendo la historia de

produccion del yacimiento.
e Estimar las profundidades de los contactos gas-petréleo y agua-gas.

e Predecir el comportamiento futuro de los yacimientos.

Lo escrito anteriormente se ve representado en la figura 42 donde
esquematicamente se visualiza lo que sucede en un yacimiento de gas que se encuentra
en un primer punto a una presion inicial P; y luego a una presion P, esta disminucion de
presion de valor AP genera lo cambios antes adelantados como la expansion de la capa de
gas y la reduccion del volumen poroso ocupado por gas. Estos efectos los podemos

materializar en la siguiente ecuacion.

Vaciamiento (BY) = Expansion del gas (BY) + Reduccion de VPHC (BY)
En el lado izquierdo tenemos el gas producido acumulado en condiciones de

yacimiento y en la derecha el volumen remanente con los fendmenos naturales de la

disminucion de la presion también en condiciones de yacimiento.
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Figura 41: Representacion de los cambios de volumen con la caida de presion

La figura 41 representa en forma esquematica el comportamiento de los fluidos en

la roca:

e “A” representa el volumen de gas en el reservorio a una presion P; en
el volumen poroso.

e “B” representa el aumento del volumen debido a la expansion del gas
inicial a una presion P.

o “C” representa la disminucion del VPHC debido a los efectos
combinados de la expansion del agua connata en el yacimiento y la reduccion del

volumen poroso a una presion P.

EXPANSION DEL GAS

El término de expansion del gas se expresa de la siguiente manera.

G(By — Byy) Ec.(30)

El mismo incluye el volumen de gas inicial y el volumen de gas a una presion P.

Volumen de gas inicial = GBgy; Ec.(31)

Volumen de gas a presion P = GB, Ec.(32)
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Donde:

e G es el volumen inicial de gas [PCN].

e B, es el factor volumétrico del gas en la formacion a la presion P [BY/PCN].

e Bges el factor volumétrico del gas en la formacion a la presion P; [BY/PCN].

FGp

Gng

P

(G - Gp) By

P=P

CAMBIO DE VPHC

El cambio de volumen poroso de hidrocarburo (VPHC) debido a la accién combinada de

la expansion del agua connata y la reduccion del volumen poroso se expresa de la

siguiente manera:

Donde:

Es decir que:

d(VPHC) = —dV,, + dV,

Vp es el volumen poroso total

I, es el volumen de agua connata

VPHC

Vo, =
P71-8,.

Ec.(33)

Ec.(34)
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VPHC )
1—=S8y,./ 7"

Si expresamos la ecuacion 34 en términos de reduccion de volumen poroso,

W, = VoS,e = ( Ec.(35)

obtenemos lo siguiente:

d(VPHC) = —(c,, Vi + ¢;Vp)AP Ec.(36)

Al estar tratando Unicamente con gas el VPHC queda determinado por G B,; entonces la
reduccion del volumen queda determinado por la siguiente ecuacion:

cr + cwSwe

_d(VPHC) = GBgi( —
wcC

) P, - P) Ec.(37)

Siendo esta Gltima expresion el volumen correspondiente a una cantidad equivalente

producida del yacimiento.

(G -Gp) By

AV,

Figura 43: Cambio del volumen poroso por expansién de la rocay el agua connata
(John Lee, 1996).

VACIAMIENTO DEL VOLUMEN POROSO

Al estar considerando solamente gas en el yacimiento lo que se produce sera

unicamente gas, de manera que durante una caida de presion AP, el gas producido
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acumulado a presion P sera G, B, esto implica que al igualar el vaciamiento del volumen

poroso con la expansion del gas y la reduccion de VPHC (Ferrer, 2009).

¢r + CwSwe
1—-Sue

+ (M/e - Vl/p)Bw + (Winwa + GinyBginy)

GyBy = G(By — Bot) + 6By )~ )

G By

Ec.(38)

En esta ecuacion tenemos términos del lado derecho que no han sido definidos tales

como (We - Wp)BW Y (WinyBy, + GinyBgyiny) donde el primero representa el volumen

neto que ha entrado al yacimiento y el segundo resulta de querer mantener la energia del

yacimiento usando energia externa ya sea por inyeccion de agua o gas.

Donde:

W, es el agua proveniente de un acuifero que ha entrado al yacimiento [BN].

W, es el volumen acumulado de agua que ha sido producida del acuifero en

condiciones normales [BN].

Win, agua inyectada para mantener energia en condiciones normales [PCN].

Giny 9as inyectado para mantener la energia en condiciones normales [PCN].

Bginy factor volumétrico del gas inyectado en la formacion [BY/PCN].

B,, factor volumétrico del agua de formacién [BY/BN].
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La ecuacion antes definida es la ecuacion general de balance de materiales para gas.
La misma considera la expansion del gas, reduccion del VPHC, ingreso de agua
proveniente de un acuifero al yacimiento y por ultimo la inyeccién externa de fluidos para

mantener la presion del yacimiento y sostener la produccion (Ferrer, 2009).

5.1.1. LA EBM COMO LINEA RECTA EN YACIMIENTOS DE GAS
CONVENCIONALES

Cuando se produce gas de un yacimiento de gas el fendmeno que predomina en la
produccion en funcién de la declinacion de gas es la expansion del gas de manera que

para este andlisis no consideraremos la reduccién de VPHC (Ferrer, 2009).

Tampoco consideramos aporte de un acuifero a la formacion y aporte de energia

externa para sostener la presion del yacimiento.
De tal manera que la EBM en este caso reduce al siguiente balance:

Volumen de gas incial a P; = Volumen de gas remanente a presiones P

Siendo P; >P.

Y matematicamente se expresa con la siguiente ecuacion tal como fue definida en

el comienzo de este capitulo:

GB,; = (G — Gp)B, Ec.(39)

Los factores volumétricos de gas representan una relacién donde: EI volumen de
gas en condiciones de yacimiento respecto del mismo volumen en condiciones normales

definen lo siguiente:

()~ ) - C220) )

Considerando que el yacimiento no cambia de temperatura, es decir, T=T;, tenemos

lo siguiente;

<%) _ Ci_}:) Ec.(41)

)
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Reemplazando la ecuacion 41 en la ecuacion 39 obtenemos la siguiente ecuacion:

(j—;:) = (G _GG”> Ec.(42)

Simplificado la ecuacion:

b (1 - %) Ec.(43)

P
Z Zi

Ahora la ecuacion anterior en su forma lineal:

P—( Pi)G Ec.(44
z \ zG p Z; ¢.(44)

Gréaficamente la ecuacion anterior:

P
z
Pi
Zi
P_ I_G_P)&
z (7
™
Pap
- G
Gp

Figura 45: Grafico de Yacimiento de gas Convencional [P/z vs Gp]

Y graficamente observan dos puntos determinados por la ecuacion lineal:

¢ =) aa=o
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5.2. MODELO NO CONVENCIONAL PARA SHALE GAS

5.2.1. RESERVORIO FISURADOS: ANALISIS DE
COMPRESIBLIDAD DE FISURAS

La siguiente clasificacion figura 41 ha sido desarrollada por Nelson 2001 para los

reservorios naturalmente fracturados (Tom Bratton, 2006).

Permeabilidad de
fractura 100%
E Influencia creciente de las fracturas naturales
DE_ (influencia decreciente de la matriz)
Permeabilidad Tino 4
de matriz 100% gy ipo
Porosidad de Porosidad total, % Porosidad de
matriz 100% fractura 100%

Figura 46: Clasificacion de reservorios naturalmente fracturados por Nelson 2001

e Tipo 1: Las fracturas proveen la porosidad y permeabilidad esenciales
en el reservorio. Habitualmente poseen areas de drenaje grandes por pozo y
requieren menos pozos para su desarrollo. Estos tipos de reservorios muestran
regimenes de produccién iniciales altos pero también estan sujetos a una rapida
declinacion de la produccién, irrupcion temprana de agua y dificultades en la
determinacion de reserva.

e Tipo 2: Existe baja permeabilidad y baja porosidad, pero las fracturas
proveen la permeabilidad esencial del reservorio.

Puede tener regimenes de produccion iniciales sorprendentemente buenos,

para una matriz de baja permeabilidad, pero pueden presentar dificultades durante
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la recuperacion secundaria si la comunicacion existente entre la fractura y la
matriz es pobre.

e Tipo 3: Estos reservorios poseen alta porosidad y pueden producir sin
fracturar y se podria decir que estas asisten a la permeabilidad cuando ya estan
produciendo.

ComuUnmente son mas continuos y poseen regimenes de produccién
sostenidos buenos, pero pueden exhibir relaciones complejas de permeabilidad
direccional. Generando dificultades durante la fase de recuperacion secundaria.

e Tipo 4: Las fracturas no proveen porosidad ni permeabilidad adicional
pero crean una anisotropia significante en el pozo generando barreras al flujo.

La permeabilidad se grafica proxima al origen por que la contribucion de la
fracturas a la permeabilidad en dichos reservorios es negativa.

e Tipo M: Poseen alta porosidad y permeabilidad matricial. De manera
que las fracturas abiertas pueden mejorar la permeabilidad pero las fracturas
naturales pueden servir en ocasiones como barreras. Poseen cualidades
impresionantes en lo que respecta a la matriz pero a veces se encuentran
compartimentalizados, lo que hace que su desempefio sea inferior a las
estimaciones de productividad iniciales y que la efectividad de la fase de
recuperacion secundaria sea variable del mismo campo

e Tipo G: Creada para los reservorios fracturados no convencionales, se

asemejan a los del tipo 2.

CONSIDERANDO COMPRESIBILIDAD DE FRACTURAS NATURALES

Para reservorios de gas fracturados naturalmente sensibles a las tensiones,

(Aguilera, 2008) desarrollé una nueva ecuacion de balance de materiales considerando el

efecto de la compresibilidad de fractura en el calculo del original gas in place (OGIP).

El autor lleg6 a la conclusion de que en aquellos casos donde la compresibilidad de

fractura es grande, puede conducir a una sobreestimacion significativa de OGIP, por lo

tanto es importante incorporar este nuevo término a la ecuacion de balance de materiales

general para un reservorio de shale gas.
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Este nuevo término es definido como:

., CwSwrt+Cr

Donde:

= (,: Comprensibilidad del agua.
= S, s Saturacion de inicial de agua en las fracturas naturales.

= (y: Compresibilidad de las fisuras.

La determinacion de la comprensibilidad de las fracturas naturales es la dificultad
mas importante en los reservorios naturalmente fracturados. Se pude determinar mediante

dos técnicas:

a) La figura 48 fue presentada por Aguilera para determinar la
compresibilidad de la fracturas, basadas en correlaciones publicadas por Jones
para fracturas, Tkhostov para porosidad secundaria incluyendo fracturas, vugus,
y cavernas y observaciones por Aguilera en mineralizacion secundaria.

La curva es para el caso de fracturas naturales sin ninguna mineralizacion
secundaria. Las curvas de B a F son para el caso de fracturas con mineralizacion
parcial. Y de G a L calculan la comprensibilidad del sistema de porosidad
secundaria total incluyendo fracturas, vugus y cavernas.

La relacion de las curvas de G a L es igual a la porosidad de la fractura
dividida la porosidad secundaria total.
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Figura 47: Grafica para determinar la compresibilidad de fractura natural (Aguilera,
2008).

b) También otra forma de calcular la compresibilidad es por la expresiones

propuesta por (Jones, 1975).

-1

= oG/ =.49)

Cr
Donde:

» p,: Tensidn neta en la fractura.

= p,: Presién aparente healing (o estado de tensién de referencia).

Los cambios de porosidades y permeabilidades se pueden determinar como:

1/3
92 _ (ﬁ) / _ logpi — logpn Ec.(47)
@, \kz, logpy, — logpy

Donde py, es la tension neta inicial en la fractura.
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La ecuacion 47 fue desarrollada en un trabajo de laboratorio y con consideraciones
tedricas de Walsh (1981), (Jones, 1975).

Para poder representar el efecto de la comprensibilidad se toman las siguientes
expresiones de la ecuacion de balance de materiales, la primera ecuacion no considera el
empuje por agua y se desprecia el cambio de volumen por compresibilidad de la

formacion, la segunda expresion considera la compresibilidad de fisuras naturales.

G, p/z

== 1— - Ec.(48)
G
21— %{1 —[(1 = w)C’ + wC"]Ap} Ec.(49)

Donde w es la fraccion de gas en las fracturas y Ap es la presion inicial menos la
presion media del reservorio.

Aguilera (2008) presento el grafico p/z vs Gp figura 48 con datos de reservorio y
produccion, las diferencias se presentan al estimar el OGIP.

4 I
3500 - T
P/z[psi] —— Cosidernado Compresiblidades
3000 e=gr=— Sin considerar Comprensibilidades
-------- Lineal (Sin considerar
Comprensibilidades)
2500
2000
1500
1000
500
0
0,00E+00 5,00E+04 1,00E+05 1,50E+05 2,00E+05 2,50E+05
o Gp [MMScf] )
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Si las comprensibilidades de las fracturas y matriz son ignoradas se puede
extrapolar para calcular para un reservorio convencional que solo sufre expansion de gas
obteniéndose 205000MMscf, se puede estimar un error de aproximadamente del 20% con

respecto al que si consideramos las compresibilidades.

5.2.2. GAS ADSORBIDO

El mecanismo de almacenamiento de gas en un yacimiento convencional es
diferente al de un yacimiento no convencional shale gas. En un yacimiento convencional
el gas se almacena en la red de poros por compresion mientras que en un yacimiento no
convencional shale gas, en gas libre (G¢) se almacena en la red de fracturas naturales y
también se encuentra adherido a la materia organica (Paez, 2015).

A medida que produce un reservorio de shale gas la presion comienza a declinar y

el gas adsorbido se empieza a liberar de la superficie de la matriz.

La desorcion de gas en una formacion shale gas en la industria petrolera ésta
descrita por la Isoterma de Langmuir que determina el contenido especifico de gas
adsorbido (G.R. King, 1990).

Siendo el contenido especifico de gas adsorbido el volumen de gas por unidad de
masa de roca:

V. P
P, +P

Gaas = PBVp Ec. (50)

Donde:

e ppesladensidad de laroca [g/cm3].

e Vg es el volumen de la roca [cm3].

e 1, esel pardmetro de volumen de Langmuir [scf /ton].
e P, es el parametro de presion de Langmuir [Psia].

e P es lapresion del reservorio [Psia].

El volumen de roca puede ser escrito en términos de la porosidad de la matriz total

(organica e inorganica):
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v — met — GlibreBgi
roca (Dmt th(l - Swm)
Siendo que S,,,, es la saturacion media de agua almacenada total de la matriz y la

Ec. (51)

porosidad de la matriz total es la suma de la porosidad en matriz orgénica y la porosidad

de la matriz inorganica:

Dme = (Dinorg + (Dorg Ec.(52)

La EBM se basa en el volumen de un reservorio que el gas libre ocupa a la presién
inicial.

Para un yacimiento de gas convencional la EBM se basa en que G = Gy pero para
un yacimiento no convencional del tipo shale gas no se cumple esta igualdad y debe aparte
del gas libre considerarse el gas adsorbido (S. Moghadam, 2011).

Con estas consideraciones se determina que el segundo término de la EBM
referido al gas adsorbido en un shale gas se escribe de la siguiente manera:

B GfBgl< VLPi VLP >

950 \P,+P, P, +P Ee.(53)

AViaas = Pg

Siendo: S;; > 0 y @ la porosidad del shale gas.
Reemplazando este término en la ecuacion 39, arriba descrita obtenemos lo

siguiente:

GyBgi = (Gf - Gp)Bg + ppBy

GsB,; 1 V. P; V. P
f gl( Lti L ) EC.(54)

Syi® \P,+P;, P,+P
Que es la EBM para un shale gas.

. . ey , . ., . , . GfBgi
Si dividiendo ambos términos de la ecuacién anterior por el término -2

reducimos la ecuacion a:
L Syt = Cat) = (1 = D)3,, Ec.(55)
Z Z; Gr

Donde:
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S AVgqas _pBBg( ip, VP )
ads @%V ® \P,+P, P +P
gi

Ec.(56)

Tal que c,4 representa el cambio relativo de presion y volumen dado por el gas

adsorbido.

La ecuacion general lineal de balance de materiales para un shale gas descrita
. P . .

anteriormente en forma E(Sgi —Cads) vs G, deriva en Gy (gas libre), dado que al

extrapolar con una linea recta los puntos de una grafica con el eje de abscisas obtenemos

Gy no G lo que reprenta un inconveniente y una desventaja con respecto al modelo

usado en la primer parte de este capitulo (convencional) tal como puede apreciar en la
figura 49 (S. Moghadam, 2011).

Pl
]
=8
plZ
G.r not &G |
[Pf?}{sm - l'n.fs}l'é: Gp |
0 “q\ 7
(1] Gp

Figura 49: Gréfico de (P/z) (Sgi-Cads) vs Gp y (P/z) vs Gp.

Dado que tenemos la siguiente ecuacién que los relaciona:

GfBgip_B VLPi
Sgi @ P, + P

G =G+ Ec.(57)
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Si G¢ es conocido es muy facil obtener G.

Para corregir este inconveniente de obtener G en lugar de G (G.R. King, 1990) en

su trabajo explica y presenta una relacion que permite obtener G de la misma forma que
en el desarrollo convencional definiendo Z*:

Z
Z" =
¢ 0 (p+p)
Y reformulando la EBM en su forma lineal para shale gas resulta:
P a2k Ec.(59

Esta ecuacion tiene el mismo formato que la ecuacion de balance de materiales para
.. . . e , P
yacimientos de gas del tipo convencional y puede se graficar en una linea recta — vs G,
Z*

tal como se puede observar en la figura 45 y ademas extrapola a G salvando el
inconveniente anterior.

pilZ;
N
a
PilZ;
G
plZ !
0
0 Gp

King también generaliza la EBM para yacimientos de gas convencional y no

convencional realizando las siguientes operaciones matematicas para obtener una Unica
ecuacion.
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P g b h Ec.(60
Siendo Z**:
P
A

R P, G Gy Ec.(61)
[S_WZ (Sgi - cads) + Z_l (G_f - 1)] f

PilZ;
y 2
G
0 I
0 G

Figura 51: Grafico de (P/z) vs Gpy (P/Z**) vs Gp

. S ret -, P .
La ventaja mas importante de esta Ultima relacion _— vs G, es que comienza con

P; . .
datos Z—‘ convencionales y extrapola en G como se puede observar en la figura 51.

1

El Z** esta relacionado con el Z*definido por (G.R. King, 1990).

Z;
7 =7 .
(Zi*) Ec.(62)
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523. BALANCE DE MATERIALES EN SHALE GAS:
CONSIDERANDO GAS DISUELTO EN KEROGENO.

En esta Gltima parte del capitulo analizaremos la EBM aplicada a una formacion no
convencional del tipo shale gas considerando gas adsorbido y disuelto en el ker6geno, de
tal manera que, al aplicar esta ecuacion de balance se debe tener en cuenta estos dos

efectos adicionales, dado que aportan a la produccion de gas.

Utilizando la EBM anteriormente definida donde predomina solamente la
expansion del gas libre, con la diferencia que en este caso aparte del gas libre tenemos
dos términos mas que hacen referencia al gas adsorbido V, y al gas disuelto V,, en el

kerdgeno (lbarra, 2016).
Matematicamente la ecuacidn queda escrita de esta manera:

GpBg = Gripre(Bg — Bgi) + Vap + Vap Ec.(63)

Figura 52: Representacion de los cambios de volumen con la caida de presion

considerando el gas adsorbido y gas disuelto.

e D” representa el volumen de gas adsorbido y disuelto en la materia

organica a una presion P.

El OGIP, (G;), es igual a la sumatoria del gas libre almacenado en la matriz
(organica e inorganica), en las fisuras naturales, al gas adsorbido y al gas disuelto
en el kerégeno.
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Gt == Glibre + Ga + Gd EC(64)

Dividiendo por G, obtenemos:

— Glibre + Ga + ﬁ

1 — Ec.(65
¢ "6 e, (%)

De esta manera queda representado el aporte de cada efecto por:
1= Wiibre + Wq + Wq EC(66)

DESORCION EN UN SHALE GAS

La produccién acumulada de gas a causa del mecanismo de desorcion viene dado por:

Gap = Ga(P;) — G4(P) Ec.(67)

El volumen de gas adsorbido a la presion inicial del reservorio resulta ser

equivalente al gas adsorbido original, tal que:

Gap(P) = Gq Ec.(68)

A medida que se produce un yacimiento shale gas la presion comienza a declinar y
el gas adsorbido empieza a liberarse y el “disuelto por diferencia de concentracion a
difundir.”

La desorcion de gas en una formacién shale gas en la industria petrolera ésta
descrita por la Isoterma de Langmuir que determina el contenido especifico de gas
adsorbido.

Siendo el contenido especifico de gas adsorbido el volumen de gas por unidad de masa
de roca. El volumen de gas adsorbido almacenado a presion P en el reservorio es
expresado como:

V,P

Ga(P) = PeVroca
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Donde:

®  procq €S ladensidad de laroca [g/cm?3].

e Vg esel volumen de la roca [cm?].

e 1/, es el pardmetro de volumen de Langmuir [scf /ton]
e P, es el parametro de presion de Langmuir [Psia].

e P es lapresion del reservorio [Psia].

El volumen de roca puede ser escrito en términos de la porosidad de la matriz total

(organica e inorganica):

v _ met _ GlibreBgi
roea th th(l - Swm)

Ec.(70)

Siendo que S,,,,, €s la saturacion media de agua almacenada total de la matriz y la
porosidad de la matriz total es la suma de la porosidad en matriz organica y la porosidad

de la matriz inorganica:

@mt = @inorg + Qorg EC.(?l)
De esta manera:

PB GlibreBgi VLP

CalP) =g A= S PLt P

Ec.(72)
Entonces:

PB GlibreBgi VLP
(Z)mt(l - Swm) PL +P

Gap = Gg — Ec.(73)
Reemplazando este término en la ecuacion arriba descrita obtenemos lo siguiente:

PB GlibreBgi VLP
th(l - Swm) PL + P

GPBg = Glipre (Bg - Bgi) + G, — + Vdp EC.(74)
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5.2.4. GAS DISUELTO EN KEROGENO

La produccion acumulada de gas por difusion del gas disuelto en el kerégeno, Gg,

se puede expresar como la diferencia entre el volumen de gas disuelto inicialmente a la

presion del reservorio y el volumen de gas a presion P del reservorio:

Gap = Ga(P) — G4(P) Ec.(75)
El volumen de gas disuelto a la presién inicial del reservorio, G, (P;) es
equivalente al gas OGIP disuelto:

Gq(P) = Gq Ec.(76)
Y el volumen de gas disuelto almacenado a una presion P, G4 (P) puede ser escrito
como el producto de la concentracion de metano en el kerégeno solido C(P) y el volumen

total de kerogeno sélido Vy:

Gq(P;) = C(P)Vys Ec.(77)

La concentracion de metano en el kerdgeno solido C(P) es funcion de la presion del
reservorio y de la temperatura. La solubilidad del metano en el ker6geno sélido es la
misma que la del bitumen, dada su similitud (Ibarra, 2016):

P P\?

Donde:

e b,=-0,018931
e b,=-0,850480
o b,=827,260
e b,=-63526

Siendo P la presion expresada en MPa y T la temperatura en Kelvin.

En la ecuacion anterior C(P) tiene unidades de m3 de gas a presion y temperatura
normal (PTN) / m3 de kerdgeno. Expresando la concentracion de gas en volumen de gas
en condiciones normales (CN) de presion y temperatura. Cabe aclarar que por condiciones
normales: 60°F (288,56K) y 14,7 psia. Se usa la Ley de Charles de gases

VernTen = VenTprn Ec.(79)
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Reemplazando tenemos:

Ten 288,56K
Ven = (TPTN> Very = (W) Vern Ec.(80)

De manera que:

VCN = 17057VPTN EC(81)

Como se adelantd, la concentracion C(P) debe multiplicarse por 1,057 para ser
convertido en volumen estandar de gas disuelto. De tal manera que el volumen total de
kerdgeno sélido, V., es igual al producto del volumen de grano de roca, V..., por el

volumen fraccional de kerogeno solido Veyge ks

Vis = Vrocanrc,ks EC.(82)
Siendo que el volumen fraccional total de kerdgeno sélido, Vzoeq1 ks S€ COMpoONe
de porosidad absorbida, porosidad organica y volumen fraccional de kerdgeno sélido,

escrito de la siguiente manera:

VTotal,ks = Qqas t (Dorg + Vfrac,ks EC-(83)

Entonces:

Vfrac,ks = VTotal,ks — Daas — Qorg EC-(84)

Por lo tanto el volumen de kerdgeno es el siguiente:

GiipreBgi
Vks = @mt(llri S:qv:m) (VTotal,ks - Q)ads - Qorg) Ec(85)

Y la fraccion total de kerdgeno se puede expresar en términos del carbono total organico

TOC del shale y de la densidad relativa del kerdgeno p,..

TOC
T

Siendo que la densidad relativa del kerdégeno puede ser escrita como:

o, =— P Ec.(87)

Ptotal del shale

Donde p;, es la densidad del ker6geno y piotar det shate €5 12 densidad total del shale.
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Es normal asumir 0,50 de densidad relativa a partir de asumir una densidad de

kerdgeno igual a 1,325g/m3y una densidad total de shale igual a 2,65g /m3.

Por lo tanto el volumen total de kerdgeno solido se puede escribir como:

Voo = GlibreBgi (TOC
7 Bme(d = Sym) \100p,

Entonces el volumen de gas disuelto almacenado a la presion P de reservorio,

— Daas — Q)org) Ec.(88)

G4(P) puede expresarse como:

GivreBoi  ( TOC
libre2g ( )] Ec.(89)

Ga(P) = 1057C(P) |52 (T~ D = Dory

Tal que:

GlibreBgi ( Toc

= -1 7C(P
Gap = Ga = 1057C( )[camt(l—swm) 100p,

~ Oass = Oorg )| EC00)

Por consiguiente la EBM que considera el efecto de gas adsorbido y gas disuelto en

el kerdgeno resulta:

PBGiibreBgi VLP] g+ Gd_
Q)mt(l_swm) Pp+P

GpBg = Glibre(Bg - Bgi) + [Ga -

Ec.(91)

1,057C (P) [ et (225 — 0 — (Dorg)]l B,

mt(l_swm)

5.2.5. LA EBM COMO LINEA RECTA EN YACIMIENTOS SHALE GAS

Al dividir la ecuacion anterior por G, y B, obtenemos:

Gp _ Guibre (1 _ @) + [@ _ (Glibre) ( PBBgi VP >] +
Gt Gt Bg Gt Gt Bg@mt(l_swm) PL+P

[f;_f‘ 1,0576(P) (%22) [ttt (s = s = c)org)”

Gt Bg®mt(1—Swm) \100py

Ec.(92)
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Considerando la siguiente relacion:

B‘g B Pi/Zi

Ec.(93)

Y las contribuciones de cada mecanismo de almacenamiento al OGIP estan dadas

por:
Glibre:W . &:W _@:W
Gt l Y Gt a ) Gt d
De manera que:
Wiibre = 1-— Wq — Wy EC(94)
Reemplazando estas relaciones en la EBM obtenemos:
Sp_1__1z . _ _WiubrePB BgVLP
Ge ! Pi/zi <Wllb‘re Ome(1=Swm) (PL+P)
Ec.(95)
1,057 C(P)Bg.Wiipre ( TOC _ N
Brme(1=Swm) (100pr Daas Q)"rg))
Definiendo z”:
, A
zZ =
WipreBg.pg V,P 1,057 Bg.C(P)Wyipre ( TOC Ec.(96)
(e~ e Ay~ 2 e (08— 00t~ 00r)
Finalmente:
P
G /.,
P Z
—=1- Ec.(97)
P;
Gt l/Zi
Escrita en forma lineal:
P Gp\ P;
L. (1 ——)— Ec.(98)
z G¢) z;

Incorporando el término de comprensibilidad de las Fracturas Naturales en la

ecuacion de balance de materiales, nos resulta:
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. e {1—0) —wy — [w,C + wC"|Ap +
- P; a d m p
Gt /Zi

PBWmBg ”P+1pmcwﬂ M0 (mc—¢Mf‘%WH}

35,3150m¢(1-Swm) PL+P Pmt(1—Swm) \100p;

Definiendo Zc escrito de la siguiente manera:

PBWmBg VP

Z.=17 {1 — Wg — wg — [wp "+ wC"]Ap + 35,315@m¢(1~Swm) PL+P

LOS7C(P) [5-25 (T~ Oaas = 0urs )|}

Finalmente, la linealizacion buscada:
Gy

P
= =1- /ZC
Gt Pi/Zi

Ec.(99)

Ec.(100)

Ec.(101)
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CAPITULO 6: PREDICCION OGIP

6.1 MODELQOS

Para la prediccion del original gas in place (OGIP) se bas6 en dos modelos
propuestos, por un lado un modelo propuesto por (G.R. King, 1990) que tuvo en cuenta
solo el gas adsorbido que ya se explico anteriormente su desarrollo tedrico y por otro lado
un modelo que tiene en cuenta tanto la comprensibilidad de reservorios fracturados como

ademas el gas adsorbido y el gas disuelto en la materia organica (lbarra, 2016).

e Modelos simplificados de (G.R. King, 1990): Considerando Gas Adsorbido.

P a2t Ec. (102
7 ( G’ Z;” - (102)
Z;
7 = z*( ) Ec. (103)
Z;
7t = z
g _PsBy_Vip Ec. (104)
0 (p+p)
e Modelo (Ibarra, 2016).
P (1 G”) b Ec. (105)
Z. Ge) Z; '
- VA
¢ 1=y —wg— (@ C+@C)Ap+ wmppBg — +1.;751:£§1:LWWTS£J(1§§§T ¢ads—®org) Ec. (106)

35,315®mt(1—swm)PLLﬁ
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La metodologia para estimar el OGIP utilizo el arreglo matematico de la ecuacion 107
para linealizar la curva propuesta por (G.R. King, 1990) pero considerando Z* como Zc
propuesto que tiene en cuenta el gas disuelto en el kerégeno (Ibarra, 2016).

La nueva expresion a evaluar seria:

*% * Zi
Ci

Con este nuevo planteamiento matematico propuesto por King se pueden
linealizar las curvas para luego extrapolar a presiones mas bajas y asi poder estimar el
OGIP pero considerando no solo el gas adsorbido sino ademas el gas disuelto en el

kerdgeno.

PRESION MEDIA USADA EN EL BALANCE DE MATERIALES

Uno de los parametros criticos a la hora de realizar los calculos en el Balance de
Materiales es la determinacion de la presion media del reservorio en estudio. En
reservorios convencionales esta presion media puede ser estimada por ensayo de Build —
Up, el cual consiste en cerrar el pozo en cuestion y esperar un tiempo hasta que el
reservorio recupere su presion inicial. En cambio en los reservorios no convencionales la
presidn de las fracturas hidraulicas y naturales contrasta con la presion de la matriz debido
a que las permeabilidades de las fracturas hidraulicas es mayor que el de la matriz por
varios ordenes de magnitud (Ibarra, 2016).

En las ecuaciones de balance de materiales la presion en las gréaficas p/z vs Gp, se
tomo teniendo en cuenta todos los sistemas de almacenamiento, incluyendo tanto

fracturas y matriz.

Para una estimacion de la presion media del reservorio se puede cerrar el pozo y
esperar un tiempo considerable hasta que la presion se estabilice, pero en los Shale los

tiempos de cierre tendrian que ser muy largo, meses o afios, por lo cual no seria practico.

Para abordar este problema (L. Mattar R. M., 1998) y (L. Mattar D. A., 2005)
propusieron un “Balance de Materiales Dindmico”. Los trabajos presentados por estos

autores permiten determinar la presion media del reservorio sobre base de datos
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dindmicos, es decir, presiones de fondo y caudales de produccion vs tiempo. Esta
metodologia es de gran utilidad practica debido a que elimina la necesidad de cerrar el
pozo para estimar la presion media del reservorio. Sin embargo, en este trabajo se utiliza

la ecuacidn tradicional de balance de materiales donde las presiones medias son dato.

CASO DE ESTUDIO: DEVONIAN SHALE - CUENCA DE APPALACHIAN
(OESTE DE VIRGINIA, USA).

Los datos utilizados se extrajeron de dos pozos presentados por (Daniel Orozco, 2015)

Pardmetros Simbolo Valor Unidades
Saturacién de agua en fractura Swf 0 Fraccién
Compresibilidad en matriz Cm 4E-12 1/psi
Saturacion de agua Sw 0,1 Fraccién
Compresibilidad de agua Cw 0,000003 1/psi
Saturacion de gas Sq 0,9 Fraccion
Densidad de formacion Pb 2,65 gr/cm®
Volumen Langmuir 4 913,45-967,43* Scf/ton
Presion Langmuir P, 60,24-48,67* psi
Porosidad (0] 0,1 Fraccion
Contenido Orgéanico Total TOC 5 %peso
Densidad Relativa Pr 0,5 Fraccion
Porosidad Organica D org. 0,01 Fraccion
Porosidad Adsorbida D ags. 0,0002 Fraccion
Temperatura T 554,69 °R

Contribucién fraccional de cada mecanismo de almacenamiento del OGIP total

Considerando difusion

Pozo A Pozo B
Fraccion de OGIP almacenado en
fisuras Q 0,0013 0,0176
Fracciéon de OGIP almacenado en
matriz ®m 0,0498 0,0429
Fraccion Disuelta de OGIP ®a 0,6891 0,69
Fraccién adsorbida de OGIP o4 0,2498 0,2495

Ignorando Difusion

Fraccién de OGIP almacenado en
fisuras Q 0,1711 0,2680
Fracciéon de OGIP almacenado en
matriz ®m 0,0424 0,032
Fraccién Disuelta de OGIP od 0 0
Fraccion adsorbida de OGIP ®a 0,7865 0,2615
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6.1. POZO A

P[psi] Z  Gp[ MMscf] Bg[rcf/scf]
540,00 0,9391 0 0,02727
478,00 0,9457 12,47 0,03102
407,00 0,9534 30,61 0,03673
357,00 0,959 46,72 0,04212
346,00 0,9602 61,98 0,04352
330,00 0,962 73,71 0,04571
307,00 0,9645 83,97 0,04927
251,00 0,9709 100,66 0,06066
226,00 0,9737 115,61 0,06756
222,00 0,9742 122,95 0,06881
211,00 0,9754 151,14 0,07249
206,00 0,976 191,66 0,07429
205,00 0,976 196,06 0,07466

El primer nuevo término que afecta en el Balance de Materiales son los que

corresponden a la compresibilidad de la matriz y la compresibilidad de la fisura naturales

representados como C(p).

P[psi] Z P/Z[psi] Gp[MMsfc] Bg[rcf/scf] C'[l/psi] C'[1l/psi] AP[psi] | C(p)

540,00 0,9391 575,0186 0 0,02727 3,33338E-07 0,0004445 0,00 |0,000000
478,00 0,9457 505,4457 12,47 0,03102 3,33338E-07 0,000429 62,00 |0,004552
407,00 0,9534 426,8932 30,61 0,03673 3,33338E-07 0,0004133 133,00 |0,009407
357,00 0,959 372,2628 46,72 0,04212 3,33338E-07 0,0004034 183,00 |0,012634
346,00 0,9602 360,3416 61,98 0,04352 3,33338E-07 0,0004013 194,00 |0,013323
330,00 0,962 343,0353 73,71 0,04571 3,33338E-07 0,0003984 210,00 |0,014318
307,00 0,9645 318,2996 83,97 0,04927  3,33338E-07 0,0003943 233,00 |0,015723
251,00 0,9709 258,523 100,66 0,06066 3,33338E-07 0,0003849 289,00 |0,019037
226,00 0,9737 232,1043 115,61 0,06756 3,33338E-07 0,000381 314,00 |0,020474
222,00 0,9742 227,8793 122,95 0,06881 3,33338E-07 0,0003803 318,00 |0,020697
211,00 0,9754 216,3215 151,14 0,07249  3,33338E-07 0,0003787 329,00 |0,021322
206,00 0,976 211,0656 191,66 0,07429 3,33338E-07 0,0003779 334,00 |0,021601
205,00 0,976 210,041 196,06 0,07466  3,33338E-07 0,0003778 335,00 |0,021660

El siguiente término a tener en cuenta en los reservorios no convencionales es el aportado

por el gas adsorbido en la materia organica Ad (p).
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P[psi] Z P/Z[psi] Gp[MMscf] Bg[rcf/scf]| Ad(p)
540 0,9391 575,018635 0 0,02727 | 18,684561
478 0,9457  505,445702 12,47 0,03102 |20,9808295
407 0,9534  426,893224 30,61 0,03673 | 24,367123
357 0,959  372,262774 46,72 0,04212 |27,4472966
346 0,9602  360,341596 61,98 0,04352 |28,2300233
330 0,962  343,035343 73,71 0,04571 |29,4389497
307 0,9645  318,299637 83,97 0,04927 |31,3689436
251 0,9709  258,52302 100,66 0,06066 |37,2571521
226 0,9737 232,104344 115,61 0,06756 |40,6253103
222 09742 227,879286 122,95 0,06881 |41,2206564
211 0,9754 216,321509 151,14 0,07249 |42,9472889
206 0,976  211,065574 191,66 0,07429 |43,7777269
205 0,976  210,040984 196,06 0,07466 |43,9472558

Para el Ultimo término a tener en cuenta es el gas disuelto en el kerégeno Dis(p)

Plpsi] Z  P/Z[psi] Gp[MMscf] Bg[rcf/scf] P(Mpa) C(p) Dis(p)

540 0,9391 575,019 0 002727 3,723 6,883 0,194
478 0,9457 505,446 12,47  0,03102 3,296 6,100 0,196
407 0,9534 426,893 30,61 0,03673 2,806 5,201 0,197
357 0,959 372,263 46,72  0,04212 2,461 4,565 0,199
346 0,9602 360,342 61,98 0,04352 2,386 4,425 0,199
330 0,962 343,035 73,71 0,04571 2,275 4,222 0,199
307 0,9645 318,300 83,97 0,04927 2,117 3,928 0,200

251 0,9709 258,523 100,66  0,06066 1,731 3,213 0,201
226 0,9737 232,104 115,61  0,06756 1,558 2,893 0,202
222 0,9742 227,879 122,95 0,06881 1,531 2,842 0,202
211 0,9754 216,322 151,14  0,07249 1,455 2,701 0,202
206 0,976 211,066 191,66  0,07429 1,420 2,637 0,202
205 0,976 210,041 196,06 0,07466 1,413 2,624 0,202




Resumiendo todos los valores a una sola tabla:

P[psi]

Z

P/Z[psi] C(p)

Ad(p) Dis(p)

540
478
407
357
346
330
307
251
226
222
211
206
205

0,9391
0,9457
0,9534
0,959
0,9602
0,962
0,9645
0,9709
0,9737
0,9742
0,9754
0,976
0,976

575,019 0,000
505,446 0,005
426,893 0,009
372,263 0,013
360,342 0,013
343,035 0,014
318,300 0,016
258,523 0,019
232,104 0,020
227,879 0,021
216,322 0,021
211,066 0,022
210,041 0,022

18,685
20,981
24,367
27,447
28,230
29,439
31,369
37,257
40,625
41,221
42,947
43,778
43,947

0,194
0,196
0,197
0,199
0,199
0,199
0,200
0,201
0,202
0,202
0,202
0,202
0,202

Tomando la siguiente expresion

Z;. =

VA

1-wqg—wag—(WmC +wC")Ap+

wmppBg

1,057 C(P)WmBg/ TOC

35,3150m (1-Swyp )

Se puede expresar de la forma:

A

Z;. =

Tomando en cuenta el siguiente arreglo matematico propuesto King:

- 1-wg—wq—C(p)+Ad(p)+Dis(p)

z; =zz;<

i
*
ZCi

)

VP " om,(1-Sw,,) \100ps
PL+P el m)

Qads_worg)
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Adsorbido Adsorbido +Disuelto
P[psi] Z Zc Z**c  PlZ**c[psi] | Z*c Z**c P/Z**c[psi] Gp[MMscf]

540,00 0,9391 0,9338 0,9391 575,02 |1,114 0,939 575,019 0

478,00 0,9457 0,8609 0,8658 552,09 |1,006 0,848 563,872 12,47
407,00 0,9534 0,7706 0,7750 525,17 |0,880 0,741 549,001 30,61
357,00 0,959 0,7028 0,7068 505,11 |0,790 0,665 536,450 46,72
346,00 0,9602 0,6873 0,6912 500,58 |0,770 0,649 533,466 61,98
330,00 0,962 0,6646 0,6684 493,68 |0,741 0,624 528,713 73,71
307,00 0,9645 0,6313 0,6349 483,54 0,698 0,589 521,502 83,97

251,00 0,9709 0,5472 0,5504 456,05 |0,595 0,502 500,159 100,66
226,00 0,9737 0,5083 0,5112 442,07 |[0,549 0,463 488,381 115,61
222,00 0,9742 0,5020 0,5049 439,70 |0,542 0,456 486,317 122,95
211,00 0,9754 0,4845 0,4873 433,01 |0,521 0,439 480,443 151,14
206,00 0,976 04765 0,4793 429,82 |0,512 0,431 477,588 191,66
205,00 0,976 0,4749 04776 429,22 0,510 0,430 477,062 196,06

e Considerando solo Gas Adsorbido obtenemos :

- ™

700

Datos

P/z[psi] Gas Adsorbido

—@— Orozco(2015)

600
—— King(1990)

500
RZ = 0,8865
400
300

200

100 .
AGP =51% .

100 200 300 400 500 600 700 7°° 800
Gp[MMSCF]

-100
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Los resultados considerando gas adsorbido solamente obtenemos una diferencia de

51% mas de gas adsorbido con respecto a lo calculados por los de Orozco.

e Considerando Gas adsorbido + Gas Disuelto :

e I
700

P/z [psi] |Gas Adsorbido + Gas Disuelto

600 —@— Orozco (2015)

—d— King (1990)

500

Datos

y =-0,5167x%+563,97
R*=0,9158
400

300
200

Aé‘p-.:__9,1%
100

0 ~r

D 200 400 600 800 1000 | 1091 12p0

Gp[MMSCF]

\ 100

Considerando el gas adsorbido y el gas disuelto se obtuvo una diferecia del 9,1%
con repecto a la que se obtuvo por la metodogia de Orozco-Aguilera, una diferencia

mucho menor que en el caso del gas adsorbido .

Podemos ademas representar graficamente ambos modelos para observar las

diferenias, figura 56.

Con en el modelo de King se obtuvo un 30% de gas diesuelto y con el modelo de
Orozco-Aguilera obtubo un 50% de gas disueto.
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700
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0
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700 .
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600 —— Adsorbido + Disuelto
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400
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200
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6.2. POZO B

P[psi] Z Gp[MMscf] Bg[rcf/scf]

501 0,9432 0 0,02952

447 0,9491 15,8 0,0333

283 0,9672 30,83 0,05359

280 0,9676 42,29 0,05419

250 0,971 51,46 0,06091

234 0,9728 65,22 0,06519

219 0,9745 81,02 0,06978

192 0,9776 86,11 0,07984

189 0,9779 91,46 0,08114

172 0,9799 96,31 0,08934

171 0,98 100,38 0,08987

162 0,981 111,34 0,09496

157 0,9816 114,65 0,09804

152 0,9822 118,22 0,10133

147 0,9828 121,27 0,10484

146 0,9829 127,13 0,10557

140 0,9836 135,54 0,11017

131 0,9846 138,09 0,11786

129 0,9849 143,69 0,11972
P[psi] Z P/Z[psi] Gp[MMscf] Bg[rcf/scf] C'[1/psi] C'[1/psi] AP[psi] C(p)
501 10,9432 531,170 0 0,02952 3,3334E-07 0,000435 0 0,00000
447 0,9491 470,973 15,8 0,0333 3,3334E-07 0,000422 54 0,00611
283 10,9672 292,597 30,83 0,05359 3,3334E-07 0,000390 218 0,02279
280 0,9676 289,376 42,29 0,05419 3,3334E-07 0,000390 221  0,02308
250 0,971 257,467 51,46 0,06091 3,3334E-07 0,000385 251 0,02588
234 0,9728 240,543 65,22 0,06519 3,3334E-07 0,000382 267 0,02735
219 10,9745 224,731 81,02 0,06978 3,3334E-07 0,000380 282 0,02871
192 0,9776 196,399 86,11 0,07984 3,3334E-07 0,000376 309 0,03113
189 10,9779 193,271 91,46 0,08114 3,3334E-07 0,000375 312 0,03139
172 0,9799 175,528 96,31 0,08934 3,3334E-07 0,000373 329 0,03289
171 0,98 174,490 100,38 0,08987 3,3334E-07 0,000373 330 0,03297
162 0,981 165,138 111,34 0,09496 3,3334E-07 0,000372 339 0,03376
157 10,9816 159,943 114,65 0,09804 3,3334E-07 0,000371 344 0,03420
152 10,9822 154,755 118,22 0,10133 3,3334E-07 0,000370 349 0,03463
147 0,9828 149,573 121,27 0,10484 3,3334E-07 0,000370 354  0,03506
146 0,9829 148,540 127,13 0,10557 3,3334E-07 0,000369 355 0,03515
140 10,9836 142,334 135,54 0,11017 3,3334E-07 0,000369 361 0,03566
131 10,9846 133,049 138,09 0,11786 3,3334E-07 0,000367 370 0,03643
129 10,9849 130,978 143,69 0,11972 3,3334E-07 0,000367 372 0,03660
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P[psi] Z P/Z[psi] Gp[MMscf] Bg[rcf/scf] A(p)

501 0,9432 531,170 0 0,02952 21,703

447 0,9491 470,973 15,8 0,0333 24,223

283 0,9672 292,597 30,83 0,05359 36,883

280 0,9676 289,376 42,29 0,05419 37,238

250 0,971 257,467 51,46 0,06091 41,125

234 0,9728 240,543 65,22 0,06519 43,529

219 0,9745 224,731 81,02 0,06978 46,051

192 0,9776 196,399 86,11 0,07984 51,376

189 0,9779 193,271 91,46 0,08114 52,046

172 0,9799 175,528 96,31 0,08934 56,169

171 0,98 174,490 100,38 0,08987 56,429

162 0,981 165,138 111,34 0,09496 58,900

157 0,9816 159,943 114,65 0,09804 60,366

152 0,9822 154,755 118,22 0,10133 61,910

147 0,9828 149,573 121,27 0,10484 63,531

146 0,9829 148,540 127,13 0,10557 63,864

140 0,9836 142,334 135,54 0,11017 65,941

131 0,9846 133,049 138,09 0,11786 69,315

129 0,9849 130,978 143,69 0,11972 70,114
P[psi] Z P/Z[psi] Gp[MMscf] Bg[rcf/scf] P(Mpa) C*(p) Dis(p)
501 10,9432 531,170 0 0,02952 3,4543 6,3907 0,150662
447 0,9491 470,973 15,8 0,0333 3,0820 5,7077 0,151792
283 0,9672 292,597 30,83 0,056359 11,9512 3,6219 0,155012
280 10,9676 289,376 42,29 0,05419 11,9305 3,5836 0,155089
250 0,971 257,467 51,46 0,06091 11,7237 3,2001 0,155665
234 0,9728 240,543 65,22 0,06519 1,6134 2,9953 0,155942
219 10,9745 224,731 81,02 0,06978 15100 2,8032 0,156214
192 0,9776 196,399 86,11 0,07984 11,3238 2,4569 0,156659
189 10,9779 193,271 91,46 0,08114 11,3031 2,4184 0,156715
172 0,9799 175,528 96,31 0,08934 11,1859 2,2002 0,156979
171 0,98 174,490 100,38 0,08987 11,1790 2,1873 0,156989
162 0,981 165,138 111,34 0,09496 1,1170 2,0717 0,157110
157 0,9816 159,943 114,65 0,09804 11,0825 2,0074 0,157174
152 0,9822 154,755 118,22 0,10133 11,0480 11,9431 0,157246
147 0,9828 149,573 121,27 0,10484 11,0135 11,8788 0,157310
146  0,9829 148,540 127,13 0,10557 11,0066 1,8660 0,157321
140 10,9836 142,334 135,54 0,11017 0,9653 1,7888 0,157384
131 0,9846 133,049 138,09 0,11786 0,9032 1,6730 0,157468
129 0,9849 130,978 143,69 0,11972 10,8894 16472 0,157492
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Adsorbido Adsorbido +Disuelto

Plpsi] Z Zc Zc**  P/Zc**[psi] | z*C z**c  plZc**[psi] Gp[MMscf]
501 10,9432 0,948 0,94320 531,170 0,94508 0,9432 531,170 0
447 0,9491 0,888 0,88293 506,269 | 0,85832 0,8566 521,821 15,8
283 10,9672 0,664 0,65996 428,814 | 0,58692 0,5858 483,141 30,83
280 10,9676 0,659 0,65526 427,310 | 0,58180 0,5806 482,226 42,29
250 0,971 0,611 0,60729 411,667 | 0,53068 0,5296 472,028 51,46
234 10,9728 0,584 0,58084 402,864 | 0,50331 0,5023 465,845 65,22
219 0,9745 0,558 0,55540 394,309 | 0,47749 0,4765 459,566 81,02
192 0,9776 0,511 0,50824 377,776 | 0,43081 0,4300 446,560 86,11
189 10,9779 0,506 0,50283 375,872 | 0,42556 0,4247 445,007 91,46
172 0,9799 0,475 0,47203 364,387 | 0,39597 0,3952 435,246 96,31
171 0,98 0,473 0,47019 363,680 | 0,39423 0,3934 434,624 100,38
162 0,981 0,456 0,45354 357,186 | 0,37850 0,3777 428,862 111,34
157 10,9816 0,447 0,44422 353,427 | 0,36976 0,3690 425,448 114,65
152 0,9822 0,437 0,43480 349,583 | 0,36098 0,3603 421,913 118,22
147 10,9828 0,428 0,42533 345,611 | 0,35221 0,3515 418,200 121,27
146 0,9829 0,426 0,42343 344,806 | 0,35045 0,3497 417,442 127,13
140 10,9836 0,414 0,41196 339,837 0,33990 0,3392 412,700 135,54
131 10,9846 0,397 0,39457 332,010 0,32405 0,3234 405,069 138,09
129 10,9849 0,393 0,39069 330,188 | 0,32053 0,3199 403,263 143,69
4 B
600 .
P12 [psil] Gas Adsorbido Datos
500 —8— 0r0zCo
—a— King(1990)
400
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100

0
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6.3.RESULTADOS PREDICCION

Los resultados se resumen en las siguientes tablas:

OGIP [MMscf]
King(1990) Orozco-Aguilera(2015)
Adsorcion Adsorcion + Adsorcién Adsorcion +
[MMscf] Disuelto [MMscf] [MMscf] Disuelto [MMscf]
Pozo A 755 1091 500 1000
Pozo B 398 610 250 550
Diferencias
., Adsorcién
Adsorcién [MMscf] +Disuelto [MMscf]
Pozo A 255 91
Pozo B 148 60
% Gas disuelto
King Orozco-Aguilera
Pozo A 30,8 50
Pozo B 34,75 54,54
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CAPITULO 7: CONCLUSIONES

Para finalizar este trabajo queremos dejar escrito que aun falta mucho por investigar
sobre este tipo de formaciones. Para obtener los mejores resultados en cualquier tipo de
estudio se debe partir de procedimientos en comun, procedimientos estandarizados, con

solidas bases para fidelizar los resultados.

A continuacion se listan conclusiones respecto al andlisis y a los resultados

obtenidos de la ecuacion de balance de materiales aplicada a un shale gas:

v" Reservorio fisurado:

Los reservorios shale por lo general se encuentran fisurados naturalmente
por lo tanto es importante entender e identificar modelos para determinar sus
compresibilidades. De manera que se debe incluir este término en la ecuacion de

balance de materiales.

v Gas adsorbido:

Es necesario estudiar el contenido de gas adsorbido en la roca e identificar
la isotérmica que caracteriza dicha adsorcion. En nuestro caso la isoterma que
mejor representa este fendmeno es Langmuir pero eso no implica que en todas las
rocas resulte la misma isoterma. En términos cuantitativo se observo diferencias

importantes de gas adsorbido frente a gas libre.

v Gas disuelto:

El gas disuelto en el kerdgeno se debe considerar en el balance ya que
representa un volumen importante de gas a tener en cuenta. En este trabajo
utilizamos el C(P) que se ajusta bien a la necesidad de este trabajo pero el nuevo
desafio seria encontrar otras relaciones que expliquen también este contenido de

gas.

v" Comparacién modelo propuesto vs Prediccion de Orozco:
Incorporar el termino de gas disuelto en la ecuacion de balance de materiales
propuesta por King resulta conveniente ya que los resultados obtenidos se

encuentran en el mismo orden que otras propuestas.
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ANEXOS

ANEXO A
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Figura 61: Mapa de carbono organico total de la Fm Vaca Muerta. (Direccion
provincial de hidrocarburos 2014)
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ANEXO B
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Figura 62: Mapa de madurez térmica (Ro) de la Fm. Vaca Muerta (Lanusse et. al., 2012).
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ANEXO C

MODELO DE PREDICCION CONSIDERANDO GAS DISUELTO
OROZCO-AGUILERA (2016)

En esta seccidn se presenta la metodologia para calcular el caudal de gas (Qg) y la
produccién de gas acumulada (Gp) que se propuso para un reservorio de Shale Gas
(Ibarra, 2016).

Para el caudal de gas Qg de produccion se toma en cuenta la siguiente expresion
(Ahmed, 2006).

Qg = C(ﬁrz - prz)n
En donde Qg es el caudal de produccion de (MMscf/d), C coeficiente de
performance (MMscf/d/psi?), n es un constante que depende del tipo de régimen de flujo
(n=1 para flujo laminar, n=0.5 para flujo turbulento), p, es la presiébn media del
reservorio, p,,r es la presion de fondo fluyendo. El parametro C y n de se determinaen la

practica por ensayo de gas.

En estado pseudoestacionario, el coeficiente de perfomance para un pozo vertical
fracturado hidraulicamente puede ser calculado mediante el parametro de fluido y

reservorio.

. knsh
14227 (g 2) | In (%) - 075+ |

En este caso ks corresponde a la permeabilidad de la fractura y no a la

permeabilidad de la formacion. El factor de comprensibilidad y la viscosidad del gas se

calculan a la presion promedio de reservorio.

_ PR+
b= 5

El radio efectivo de pozo para un pozo fracturado hidraulicamente es calculado
como (Joshi, 1991):
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En donde x; es el hemilargo de la fractura.

Una vez que se conoce el caudal de produccién de gas a cada presién media de
reservorio, es posible estimar el caudal de gas y la produccion acumulada de gas en

funcion del tiempo. Tenemos Q.. va ser el caudal de gas a la presion i+1y Qg , a la

presion i. La declinacion exponencial de produccion anual cuando el caudal cambia de

Qg,a Qg,,,esta dada por:

Qgi B Qgi+1
a = 365 <W

El incremento de la acumulada de gas esta dada por la siguiente expresion:

In (QQQ—’;;)

a

At =

Finalmente el tiempo acumulado es:

ti+1 = ti + At
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