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Resumen

En el presente trabajo se propone el uso de un unico set de curvas de permeabilidad a ser empleado
en los estudios de simulacion y caracterizacion de yacimientos de gas en mantos de carbon (CBM), en vez
del uso comun de un set de curvas para cada estrato individual. Para comprobar la aplicabilidad de este
procedimiento, se simula un yacimiento usando ambos métodos: el resultado de produccion debe ser similar
en ambas simulaciones. El modelo para promediar la permeabilidad absoluta en un flujo monofasico fue
usado para el caso de predecir un promedio de permeabilidad relativa para un yacimiento con flujo bifasico.
Luego de correr varios casos y corroborar que la ecuacion propuesta no cumplia las expectativas, el enfoque
del trabajo fue explicar el por qué del no funcionamiento de la ecuacion propuesta. Una posible explicacion
fue la no consideracion de la gravedad, que acorde a varias simulaciones presentadas, es un pardametro
principal en las curvas de produccion. La saturacion de agua tampoco puede excluirse de la ecuacion que
prediga este promedio. Por tanto, si se quiere presentar una ecuacion para el cdlculo de promedio de
permeabilidades relativas, es fundamental que tanto la gravedad como la saturacion de agua estén incluidas
en esta ecuacion.

Palabras Claves: Curvas de permeabilidad relativa, yacimiento con flujo bifasico, saturacion de agua,
reservorios de gas de carbono, curvas de produccion.

Abstract

This paper tries to average relative permeability in a way that instead of using different sets of relative
permeability curves to different layers, one single set could be used in one single layer, and to get similar
production results as if different layers and different relative permeability were used instead. The model to
average absolute permeability in a single-phase flow system was used to predict two-phase flow average
relative permeability. After running different cases and corroborating that the equation proposed did not
match the expectations. The focus of this work was changed to explain why the equation was not working. A
possible explanation of why the equation is not accurate could be that the equation is not considering the
influence of gravity. Gravity plays a very important role in reservoirs. After gas desorption process occurs,
free gas migrates to top layers and water migrates to bottom layers. Water saturation could not be excluded
from the equation that averages relative permeability curves. The effects of gravity should be considered too
if you want to get an equation to predict production behaviour by using one average equation in a single
layer.

Keywords: Relative permeability curves, desorption process, water saturation, two-phase flow, production

results.
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1. Introduccion

Gas de carbono o “Coal seam gas” por sus siglas
en ingles (CSG), es también conocido como
metano en mantos de carbon o “coalbed methane”
por sus siglas en inglés (CBM) por su gran
contenido de metano, es el gas que ha sido
absorbido por el carbon. Estos mantos estan
ubicados cientos de metros por debajo de la
superficie. CSG puede ser usado en muchas
formas de combustible como energia, gas de
cocina, calentadores entre otros (NSW, 2015).

Estudios de CBM en simulacién numérica pueden
ser encontrados desde los afios 70 (Price HS and
AA, 1972). Los trabajadores en las minas estaban
expuestos diariamente a gases que eran peligrosos
para su salud (Chase, 1977), de aqui nacen los
primeros estudios. El principal objetivo fue la
desgasificacion de éstas, previniendo posibles
explosiones. Estos estudios tempranos abrieron la
puerta para la produccion de CSG como una
reserva de gas no convencional. Sin embargo,
muchos mas investigaciones se hicieron desde
aquella época (Ham and Kantzas, 2008).

Los reservorios de CSG en general tienen
caracteristicas ~ particulares;  tienen  doble
porosidad, que consiste en dos tipos de espacios
vacios en la roca de reservorio: porosidad de
fractura y la porosidad de la matriz (Chen et al.,
2013). La mayor cantidad de gas esta atrapado en
el sistema matriz, mientras la mayor cantidad de
agua esta en las fracturas. Para poder producir el
gas absorbido por la matriz, la presion del sistema
deber ser reducida, y la produccion de agua es la
manera mas rapida de alcanzar este objetivo.
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Figura 1. Sistema de fractura en un
carbon.

El proceso de deshidratacion es mayormente
dominado por la permeabilidad relativa, asi como
tiene una gran influencia en las curvas de
produccion (Chen et al., 2013). A pesar de la
importancia de la permeabilidad relativa, no
muchos estudios se han realizado que puedan
ayudar a entender el comportamiento de estas
J. Ordériez/ ].Villegas/A. Alvarez

curvas (Pan and Connell, 2012). Este es el
principal vacio de ésta investigacion ya que no
hay suficiente informacion disponible sobre las
diferentes curvas relativas que puedan ser usadas
para tener un mejor entendimiento de su
comportamiento (Krause and Benson, 2015).

2. Metodologia y Significado

La permeabilidad no es un parametro facil de
promediar. Para el caso de un flujo lineal de una
sola fase y para un fluido incompresible, el
promedio aritmético puede ser usado y su
demostracidn se encuentra en la parte inferior:
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Figura 2. Mantos en paralelo para el flujo de una
sola fase

Fuente: Archer and Wall (1986)

Ecuacion 1. Flujo total
Qr=0:+02+0Q3
Ecuacion 2. Flujo del manto 1

ka4
=

Q1 (1 —p2)

Ecuacion 3. Flujo del manto 2

kA,
Q=
uL

(p1 —p2)

Ecuacion 4. Flujo del manto 3

_ ksds
=1

Qs (p1 —p2)

Reemplazando la Ecuacion 2, Ecuacidon 3 y
Ecuacion 4, en la Ecuacidn:
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kY A (p1 —p2)  kiAq kA,
m =L (p1 —p2) + ?(Fﬁ —p2)

k3;A
pL

3
+ (p1 —p2)

Reagrupando la ecuacidn, es posible decir que el
promedio aritmético puede ser usado para
promediar las permeabilidades relativas mantos
en paralelo para un sistema con flujo de un fluido
monofasico (Amyx et al., 1960).

Ecuacion 5. Permeabilidad relativa absoluta

2 kiA;
XA

I; —
El significado de cada variable de la ecuacion

puede ser encontrado en la Tabla 1.

Tabla 1: Significado respectivo y simbolos de las
ecuaciones 1,2,3y 4

Simbolo  Significado

k Permeabilidad Absoluta

k Promedio de permeabilidad absoluta
L Tamafio del reservorio

P Presion

Qr Flujo total de los mantos 1, 2y 3

Q4 Flujo total del manto 1

Q, Flujo total del manto 2

Q3 Flujo total del manto 3

u Viscosidad

Extraido de: Al-Hussainy et al. (1966)

En 1966 (Al-Hussainy et al.) propusieron
ecuaciones para calcular el flujo tanto de liquido
como de gas en un sistema bifasico. Las pseudo
presiones son la base de estas ecuaciones y la
permeabilidad efectiva en vez de la permeabilidad
relativa. La Ecuacion 6, es la principal
ecuacion para calcular en flujo de gas en un
sistema de flujo bifasico.

Ecuacion 6: Flujo de gas

om(p)

Oru
sz(p)=—f Ileg + cs] ——
kg V90 S ot

Donde cgrepresenta la compresibilidad isotérmica
del gas y es definida como:
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Ecuacion 7: Compresibilidad isotérmica del
gas

]
7= 3(2)

¢, representa la compresibilidad por sorcion y es
definida como:

Ecuacion 8: Compresibilidad por sorcion

C. = ﬂngispoL
* 0p(p +p)?

y kg representa la permeabilidad efectiva de la

fase del gas y puede ser definida como (Chen et
al., 2013):

Ecuacioén 9: Permeabilidad efectiva

kefectiva = kabsoluta * krelativa

El significado de cada variable de las
ecuaciones puede ser encontrado en la Tabla 2
(ver abajo)

Tabla 2. Significado respectivo y simbolos de las
ecuaciones 5,6y 7

Symbol Significado
Ps Densidad bruta del carbén
0 Porosidad de la fractura
VA Factor de desviacion de gas
u, Viscosidad del gas
By Factor volumétrico del gas
P Constante de presion Langmuir
Viis Constante de volumen Langmuir

am(p)/ Pendiente de la pseudo presién
dt yna gréafica presion vs tiempo

Extraido de: Al-Hussainy et al. (1966)

Una figura similar es presentada, para hacer un
andlisis parecido como el presentado antes. En la
Figura 2, tres mantos fueron usadas para
construir el modelo, mientras que en la

Figura 3, solo dos mantos son usadas. En ambas
figuras, se muestra que el fluido pasa por la roca
y diferentes propiedades fueron usadas en cada
manto en ambos reservorios.
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Tt (p)y ——-

T () = ketrs Ugy Hfl Cgr Gs1

ketr Uz Oy €2 Ca2

Figura 3. Mantos en paralelo con flujo bifasico
Aplicando la Ecuacion 6 de (Al-Hussainy et al.)
en el modelo en la Figura, dos sets de ecuaciones
van a ser obtenidas:

Ecuacion 10. Flujo de gas en el manto 1
Or u 9
_J179, m(p)
m2(p), = 7 [C91+C51] (T
91 1
Ecuacion 11. Flujo de gas en el manto 2
O, U am(p)
2 _ 12792 p
) = o, + c52]< Py )

Siguiendo los andlisis previos para mantos
lineales en un flujo paralelo de flujo de una fase.

y

Ecuacion 12. Flujo total de gas en un sistema
de dos mantos

Vm?(p)r = Vm?(p); + Vm?(p),

Adhiriendo la Ecuacién 10 y la Ecuacion

11

O g dam(p)
_ 179y
=1 kgl [Cgl + Csl] < ot )1

O0r u 9
£ la, m(p)
+ leq, +¢s5] <_6t )

92 2

Reorganizando la ecuacion de la parte superior y
haciendo las siguientes asunciones:
e Laporosidad de las fracturas es la misma
en ambos estratos
e Es el mismo fluido en ambos estratos,
por la tanto la viscosidad es la misma
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e Ambos estratos estdn hechos de la
misma roca, por lo tanto, tienen la
permeabilidad absoluta igual

e La misma presién aplicada en ambos
estratos, dard la misma pendiente de
pseudo presion

o El estrato 1 y el estrato 2, tienen la
misma saturacion de agua en todos los
periodos de tiempo

e Ambos estratos tienen la misma
compresibilidad isotérmica de gas y la
misma compresibilidad de sorcion

Orug .  _,0m(p)
+
kabskrg [Cg CS] at
_ E@ Cg, T Csy
kabs krgl

L2 +¢s,]am(p)
at

kTgZ

Multiplicando ambos lados de la ecuacion

Kabs < 1 ) y reagrupé_ndOlOS para krg:

Bruy \ 9m®)
29 \—%;

Ecuacion 13. Promedio de permeabilidad
relativa para un flujo de gas

T [@ + C_S](krgl * krgz)

e [krgz (cgl + csl) + kyg1 (ng + csz)]

Aplicando la Ecuacién 13, se puede reconocer la
razon del porqué del andlisis correcto o no. Si el
analisis es correcto, una puerta sera abierta para
expandir el conocimiento de la conectividad entre
estratos. En el caso que la ecuacién no logre una
buena aproximacidn para el comportamiento de la
presion; una buena manera de sacar provecho a
este trabajo seria tratar de explicar las principales
falencias y brechas que contribuyen a la falla de
este método.

3. Introduccion a la investigacion

La mayor parte de los reservorios de CBM pueden
ser encontrados con un sistema de porosidad dual
(Lu and Connell, 2010). Estas dos porosidades
son: porosidad de la matrices, donde la mayor
cantidad de gas se encuentra ubicado y donde
debe ocurrir el proceso de difusion antes de que el
gas pueda migrar a la fractura (Shahtalebi et al.,
2016). Y porosidad de la fractura que rodea la
matriz (Mora and Wattenbarger, 2009). En la
mayoria de los casos esta fractura esta llena de
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agua, lo que significa que un proceso de
deshidratacion debe ocurrir primero para poder
producir gas de carbono (Mora and Wattenbarger,
2009).

Hay dos principales mecanismos de flujo en una
produccién CBM. El primero ocurre cuando la
presion del reservorio estd bajando, la desorcion
de gas ocurre en el sistema, ya que la presion del
reservorio es menor que la presion inicial del
reservorio. El segundo mecanismo de flujo
aparece justo después del primer mecanismo, el
gas libre que esta fuera de la matriz migra hacia
las fracturas que lo rodean (Pan et al., 2010). Una
vez que el gas esta en las fracturas, este asume un
comportamiento de flujo dominado por la ley de
Darcy (Purl et al., 1991).

{4 @&

Adsorption Absorption

Figura 4. Desorcion del metano desde el
carbén y la produccién a través de las
fracturas.

Fuente: Bahrami et al. (2015)

La mayoria de los reservorios de CBM contienen
agua y gas, por ende, la produccion estard
altamente ligada con la mojabilidad del
sistema. Se ha concluido que los reservorios de
CBM son mojados por agua (Mazumder et al.).
Sin embargo, en el desarrollo del campo, grandes
cantidades de metano han sido absorbidos y esto
puede provocar que los reservorios sean mojados
por agua (Ham and Kantzas, 2008).

Se usd un software no convencional de
modelamiento de reservorio. GEM un software
que usa entradas como difusion, adsorcion,
sistema de porosidad dual y muchas otras
caracteristicas para el modelamiento de
CBM (Mora and Wattenbarger, 2009).

4. Modelo de simulacion del reservorio

Para poder hacer una interpretacién de resultados
y obtener un mejor entendimiento del porqué el

J. Ordériez/ ].Villegas/A. Alvarez

método no funciond con la ecuacion empirica, es
importante aclarar todas las asunciones y todas las
propiedades usadas en este estudio.

4.1 Simulacién del modelo geol6gico

El caso base fue corrido en un reservorio de
1922 cuadrillas. Este numero fue escogido; ya
que se encuentra dentro del rango permitido por
el software CMG, en su versién para estudiantes
(version limitada por ser de uso educativo) y por
su simplicidad para correr el mismo.

La Figura 5 muestra como las 1922 cuadrillas
estan formadas (31 cuadrillas en la direccion j e i
y 2 estratos). Cada estrato tiene un espesor de
0.5m y el reservorio es localizado a una
profundidad de 1000m.

Grid Bottom (m) 2016-01-01

L.

Figura 5. Caso base de modelo en 3D.

Tabla 3. Propiedades de reservorio a
condiciones iniciales

Propiedades Valor Unidad

Presion inicial de 9531.7 KPa

reservorio

Temperatura inicial de 25 Celsius

reservorio

Longitud 930 m
(31x30)

Profundidad del 1000 m

reservorio

Espesor del reservorio 1 (2x0.5) m

(direccién Z)

Compresibilidad de la 2x1075 1

roca /KPa

Ancho 930 m
(31x30)
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4.2 Propiedades de la roca

Los valores de las propiedades usadas para esta
investigacion fueron extraidos de la Sociedad de
Ingenieros en Petroleo (SPE, por sus siglas en
inglés “Society of Petroleum Engineers”). Se
usaron valores promedios para reproducir un
modelo de caso base de CBM. Resultando los
datos de la Tabla 4.

Tabla 4. Propiedades de la roca

Propiedades del Valor Unidad
reservorio

Permeabilidad de la 421 mD
fractura (direccion I, J,

K)

Porosidad de la fractura  2.093 %
Espaciamiento de la 0.019 m
fractura

Permeabilidad de la 0.037 mD
matriz (direccién 1, J,

K)

Porosidad de la matriz 2.25 %

Se usaron dos diferentes perfiles de permeabilidad
relativa para crear este modelo, ambas se
muestran, tanto en la Tabla 4 y Tabla 5.

Tabla 5. Permeabilidad Relativa (Estrato 1).

Tabla 6. Permeabilidad Relativa (Estrato 2)

Sw krw krg Sw krw krg
0 0 1 0.55 0.116 0.18
0.05 0 0.835 0.6 0.154  0.147
0.1 0 0.72 0.65 0.2 0.118
0.15 0.002 0.627 0.7 0.25 0.09
0.2 0.007 0.537 0.75 0.312 0.07
0.25 0.015 0.465 0.8 0.392 0.051
0.3 0.024 0.401 0.85 0.49 0.033
0.35 0.035 0.342 0.9 0.601 0.018
04 0.049 0.295 0.95 0.731  0.007
0.45 0.067 0253 0975 0.814 0.004
0.5 0.088 0.216 1 1 0
Fuente: Seidle (2011)
Permeabilidad Relativa (Estrato
< ! 2) 7
- PR AN /
%g z'i N / E;;V
"% oz  ox oe o8 1
Saturacion de agua

Figura 7. Curvas de permeabilidad relativa en
el estrato 2

4.3 Propiedades del fluido

SW krw krg SW kI‘W krg
0 0 1 0.6 0.05 0.38
0.1 0 0.9 0.7 0.11 0.27
0.2 0 0.8 0.8 0.26 0.2
0.3 0 0.7 0.9 05 0.1
0.4 0.01 0.6 0.95 0.7 0.06
0.5 0.02 0.5 0.98 0.9 0
1 1 0

Fuente: Seidle (2011)

Permeabilidad Relativa (Estrato

1 1)

) J /
g 08
E .g 0,6 \ /— Krw
§ 5 04 ~ /
EZ 02 ~~Z Krg
& 0 - / .\ﬁ

0 0,2 04 0,6 038 1

Saturacién de agua

Figura 6. Curvas de permeabilidad relativa en el
estrato 1
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Para este caso de estudio, se considera un fluido
de reservorio con dos fases (gas y agua llenan el
reservorio). El gas es 100% metano y las
propiedades del agua se muestran en la Tabla.

Tabla 7. Propiedades del agua

Propiedades Valores Unidades
Compresibilidad 4.35% 1077 1/KPa
Densidad 100.8 Kg/m?
Presidn de 101.325 KPa
referencia
Viscosidad 0.7 cp

Los valores en la Tabla 7, son estimados por la
ecuacion de estado de Peng-Robison.

4.4 Modelo del pozo
Se usé un pozo productor que fue perforado y
completado a través del espesor completo del

reservorio. Este pozo productor esta localizado en
la parte media derecha del reservorio, para
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retrasar lo mas posible los efectos de frontera en
las curvas de produccion. Este pozo tiene dos
condiciones constantes; la primera condicion
constante es la rata de produccién de 100 m®/dia a
condiciones de superficie; la segunda condicion
constante es la presién de fondo de pozo de 105
KPa. Estos valores son predeterminados por el
software  CMG, y fueron usados para la
investigacion ya que son valores coherentes y
tienen un efecto significativo en la simulacion.

Tabla 8. Propiedades del pozo

Propiedad Valor Unidad
Fraccion mol de CH4 1
Cuadrillas de la (16,16;1),
completacion (1, J; (16,16;2)
K)
Taza de 100 m?3 /
inyeccion/produccién dia
Duracion de la 10 afios
produccion
Dario 0
Radio del pozo 0.0762 m
Presién de fondo del 105 KPa
pozo

4.5 Estrategia de simulacion

Luego de simular el caso base, éste fue comparado
usando un escenario de prueba con los mismos
datos, pero cambiando las curvas de
permeabilidad relativa.  El software GEM
también provee perfiles de produccion, los cuales
son fundamentales para el analisis de los cambios
en las curvas de permeabilidad relativa. Los
perfiles de produccidn del modelo de caso base se
presentan en la

Figura 8.

Basa Case

Production Curves

Gas Rate 5C (maday)
Water Rato SC (m3day)

T A—
1
/
/
i
[
!
[

Figura 8. Curvas de produccion del caso base.
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Estas curvas de produccion siguen un
comportamiento tipico de un reservorio de gas de
carbon. Durante las primeras etapas de
produccién, la mayor parte del fluido producido
es agua. Aproximadamente, tres afios son
necesarios para alcanzar el pico de produccién de
gas. Mientras tanto, la produccién de agua cae
aproximadamente de 0.80 a 0.35 m®dia en menos
de tres meses.

5. Caso de estudio

Es importante especificar que ain cuando se
cambio el nimero de estratos en el reservorio, el
espesor total se mantiene constante (1 metro). La
ecuacion de promedio de (Al-Hussainy et al.) fue
usada para el caso de prueba. El perfil de
permeabilidad relativa y el modelo del pozo de
GEM se muestran en la parte inferior;

Tabla 9. Permeabilidad relativa (Promedio)

Sw krw krg Sw krw krg

0 0 1 0.7 0.18 0.068

0.1 0 0400 0.8 0326 0.041

0.2 0.0035 0321 0.9 0.5505 0.015

03 0012 0.255 0.95 0.7155 0.006

04 0.0295 0.198 0.98 0.857 0.000

05 0054 0.151 1 1 0

0.6 0.102 0.106

Usando: La ecuacion Al-Hussainy et al. (1966)

Permeabilidad Relativa

1 (Promedio)
[
2
£ 038 /
06 Krw
T 04 I /
E 0,2 \ / Krg
- <
§ o . : . -
g 0 02 04 06 038 1
&~ Saturacién de agua

Figura 9. Curvas de permeabilidad relativa
(Pormedio).

Luego de simular el modelo de caso base con la
adicién del promedio de las curvas de
permeabilidad relativa y se obtuvo un nuevo set
de curvas de produccion. La Figura 10, muestra
la produccion de gas y agua para el nuevo modelo.
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Average Rolative Permeability! Layer

Gas Rate SC (md/day)

Water Rate SC m3/day)

T T T T T
2006 2017 2008 2018 2020 2021 2022 2023 2024 208
Time [Date}

Figura 10. Curvas de produccion del caso base
con el promedio de curvas de permeabilidad
relativa al modelo.

La curva de produccion de gas sigue un mismo
patron que la del caso base. Sin embargo, en
cuanto a la produccién de agua se muestra una
pérdida de flujo. La principal diferencia entre los
dos escenarios es la curva de produccion de gas.
El pico de la nueva curva aparece luego de 10
afios de produccion y tan solo alcanza los 640
mé/dia.

Comparison Between Base Case and Average Case 1 Layer

)

Foso

Gan Rate SC (m3day)
Water Rate SC (m/d

0.00

Figura 11. Comparacion de curvas de
produccién entre el caso base y el caso
promedio (Estrato 1).

Figura 11, muestra una comparacién de curvas.
Las lineas rojas representan la produccion de gas,
mientras que las azules la produccién de agua.
Con respecto a los resultados, las lineas continuas
representan el modelo de caso base, mientras que
las lineas entrecortadas representan los resultados
promediados. Se nota un buen emparejamiento en
la curva de produccion de agua, mientras que en
la curva de produccién de gas se nota un gran
desfase.

Una forma de analizar la razén detras del desfase
es observando lo que estd sucediendo con la
saturacion de gas en ambos modelos, ya que el
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desfase aparece en la produccion de gasy no en la
de agua. La Figura 12, muestra la saturacion de
gas en el reservorio en un periodo de 10 afios.

2016

2022 2024 2025

Figura 12. Saturacién de gas del caso base con
2 estratos.

Para realizar una comparacién entre los modelos,
se analiza la saturacion de gas en el caso
promedio, el mismo que se muestra en la Figura
11. Es féacil observar que la saturacion de gas en
el caso base es mayor que la saturacion de gas en
el modelo promediado. Por tanto, es posible
concluir que la diferencia entre las curvas de
produccion sea producto de la diferencia de
saturacion de gas entre estos modelos.

5.1 Prueba 1

Una forma de analizar el porqué el
comportamiento de la saturacion de gas esta
cambiando entre los modelos, seria mostrando
que sucederia si el mismo modelo promediado,
es ajustado a dos estratos, aplicando el set de
curvas de permeabilidad relativa a ambos
estratos. Una comparacion entre las curvas de
produccién del caso base, del modelo
promediado con un estrato y dos estratos se
muestra en la

Figura 13.

Figura 13. Comparacioén de curvas de produccién
entre el modelo del caso base, el modelo
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promediado con un estrato y el modelo
promediado con dos estratos.

La

Figura 13, esta compuesta de tres curvas. La curva
roja representa la curva de produccion del modelo
del caso base, y se lo muesta en la figura para
poder compararla con las otras dos curvas. La
curva verde representa la produccion del modelo
promediado de permeabilidad relativa con dos
estratos. Y finalmente, la curva azul representa la
produccion del modelo promediado de
permeabilidad relativa con un solo estrato. Esta
figura muestra una mejora en la produccién de gas
si se le agrega un estrato al modelo, incluso
cuando el ancho del modelo sigue siendo el
mismo. La saturacion de gas a través del tiempo
es mostrada en la Figura 14.

2016 2018 2020
- =
2022 2024 2025

Figura 14. Saturacion de gas en el modelo de
caso promediado (Prueba 1) con 2 estratos

La saturacion de gas en el modelo de caso base,
luego de 10 afios alcanza aproximadamente el
60% en el primer estrato, mientras la saturacion
de gas en el estrato inferior se mantiene en 0%.

Un comportamiento similar muestra las curvas
del modelo de permeabilidad relativa
promediada en la prueba 1. Este caso esta vez
Ilega a una saturacion aproximada de 45% en el
estrato superior, mientras que la saturacion de
gas en el estrato inferior se sigue manteniendo en
0%. La Figural4yla

Figura 13, muestran una mejor aproximacion en
el comportamiento del modelo promediado con
dos estratos, en comparacion con el modelo del
caso base.

El siguiente enfoque serd incrementar el nimero
de estratos en el modelo, aplicando la misma
permeabilidad relativa promediada esta vez a
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todos los estratos y manteniendo el ancho del
reservorio (1 metro).

5.2 Prueba 2

Para esta prueba, huevamente las propiedades del
reservorio siguen siendo las mismas. El Unico
cambio es el nimero de estratos que ahora se
incrementaron a diez.

B vodel and A model (Test 2110 Layers

i
1
)
¥
!

1

Gas Rate SC (mday)
Water Rate SC (m3/day)

2016 2007 2008 2019 2020 3021 2022 2023 2028 N2
Tisne (Dato)

Figura 15. Comparacion entre el modelo del
caso base y el modelo promediado (Prueba 2)
con 10 estratos

La

Figura 15, muestra una comparacion entre los
modelos de caso base y el modelo promediado
con 10 estratos. El caso base se muestra con una
linea continua, mientras que el caso promediado
con una linea entrecortada. Se puede apreciar que
la diferencia entre ambas curvas se ha reducido en
comparacion con la curva de peremeabilidad
relativa promedio de un solo estrato.

La Figura 16, muestra que la saturacidn de gas al
final del décimo afio que es de 100% para los tres
primeros estratos. En el cuarto estrato empieza a
decrecer la saturacion mientras; la saturacion de
gas desde el quinto estrato hasta el décimo es de
0%. Este comportamiento muestra que luego de
10 afios el reservorio est4 lleno de gas, un total
aproximado de 0.3 metros, o 30 centimetros y el
resto del reservorio esta lleno de agua.
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Figura 16. Saturacién de gas del caso promedio
(Prueba 2) con 10 estratos

Luego de simular los casos presentados
anteriormente, se hizo una ultima comparacion.
La Figura 17, muestra que incluso cuando los tres
modelos usan las mismas propiedades y las
mismas curvas de permeabilidad relativa, las
curvas de produccion son diferentes. La linea
azul, la cual es la curva con menor produccion de
gas, respresenta el caso promedio con un solo
estrato. La linea café, representa el caso promedio
con dos estratos, sigue el mismo patron como el
modelado con un solo estrato, pero con un ligero
aumento en la produccion de gas. La linea roja
muestra la produccion de gas para el caso
promedio con 10 estratos.

Comparison Between Average Case madel Average model (Tost 1) with 2 Layers and Average model (Test 2) with 10 Layers

1,000

Gas Rate SC m3iday)

Figura 17. Comparacién entre el modelo
promedio con un estrato, el modelo promedio con
2 estratos y el modelo promedio con 10 estratos.

6. Conclusiones

El anélisis previo mostro que no se pudo proponer
una ecuacion que pueda promediar la
permeabilidad relativa de un reservorio de gas de
carbon. El origen del error es generado por las
asunciones efectuadas para llevar a cabo el
modelamiento.

La ecuacibn toma en consideracién la
compresibilidad por sorcién, lo cual significa que
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se esta considerando el flujo de gas en ambos
sistemas; tanto matriz como fractura, mientras
que el flujo de agua solo se lo considera en las
fracturas.

El método usado para promediar las
permeabilidades relativas. El flujo de agua fue
tomado como un solo sistema, asumiendo flujo
monofasico.

Pudo determinarse que el nimero de estratos es
un factor determinante para poder predecir la
produccion de gas. Aln cuando dos modelos
idénticos fueron presentados con el Gnico cambio
de su simulaciéon con diferentes nimeros de
estratos, aparecié una gran diferencia en el
comportamiento de la produccién. La principal
razén detras de éste gran cambio puede ser
atribuido a la gravedad. Mientras la desorcién de
gas esta ocurriendo en los estratos inferiores, el
gas libre va migrando hacia los estratos superiores
y el agua que se encuentra en los estratos
superiores va migrando hacia los estratos
inferiores.
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