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LEGAL NOTICE 
 
This  report was prepared by The University of Tulsa as an account of work sponsored by  the 
Research Partnership to Secure Energy for America, RPSEA. Neither RPSEA members of RPSEA, 
the National  Energy  Technology  Laboratory,  the U.S. Department of  Energy, nor  any person 
acting on behalf of any of the entities: 
 

a. MAKES ANY WARRANTY OR REPRESENTATION, EXPRESS OR IMPLIED WITH RESPECT 
TO ACCURACY, COMPLETENESS, OR USEFULNESS OF THE INFORMATION CONTAINED 
IN  THIS  DOCUMENT,  OR  THAT  THE  USE  OF  ANY  INFORMATION,  APPARATUS, 
METHOD,  OR  PROCESS  DISCLOSED  IN  THIS  DOCUMENT  MAY  NOT  INFRINGE 
PRIVATELY OWNED RIGHTS, OR 

 
b. ASSUMES  ANY  LIABILITY WITH  RESPECT  TO  THE  USE  OF,  OR  FOR  ANY  AND  ALL 

DAMAGES  RESULTING  FROM  THE  USE  OF,  ANY  INFORMATION,  APPARATUS, 
METHOD, OR PROCESS DISCLOSED IN THIS DOCUMENT.  

 
THIS  IS A FINAL REPORT. THE DATA, CALCULATIONS,  INFORMATION, CONCLUSIONS, AND/OR 
RECOMMENDATIONS  REPORTED  HEREIN  ARE  THE  PROPERTY  OF  THE  U.S.  DEPARTMENT  OF 
ENERGY.  
 



ABSTRACT 
 

One  of  the most  important  challenges  operators  of  tight  gas  reservoirs  face  is  optimizing  infill well 
locations. Unlike  conventional  reservoirs, optimization of  infill well  locations  in  tight  gas  reservoirs  is 
significantly difficult for the following reasons: 
 

 The  tight  gas  reservoirs  show  significant  variation  in  reservoir  properties  and  lack  of  spatial 
continuity.  It  is difficult to determine the contributions from a new well due to acceleration of 
production and incremental addition due to connection of new drainage volumes. 

 The sands present in the reservoir, on a gross basis, tend to be quite thick. During the upscaling 
of  fine‐scale  models  for  simulation  purposes,  the  sands  will  create  an  appearance  of 
connectivity which does not exist in the fine‐scale model. 

 The distinction between static and dynamic connectivities needs to be recognized. Sands which 
appear continuous may not help production due to very  low permeability and convoluted flow 
patterns resulting in lack of dynamic continuity. 

 The orientation of hydraulic fractures can make a difference in optimizing well spacing. 
 
This project addressed  specific  issues  in  the Wamsutter gas  field, one of  the  largest gas  fields  in  the 
Rocky Mountain region. Although we concentrated on this particular field, the results can be applied to 
other tight sand gas fields.  

 
We have used a three‐prong approach to address the issues noted above: 
 

 Knowing  that  reservoir  simulation  studies are not always possible, we devised a methodology  for 
predicting  the  future performance of  the wells using production data only. Our newly developed 
methodology can predict both incremental and acceleration potentials from a newly drilled well. 

 We  used  conventional  simulation  results  to  predict  the  infill  well  potential  after  generating  a 
geologically consistent reservoir description followed by history matching of prior performance. 

 We used streamline simulation to determine dynamically connected volume so that  infill wells can 
be located based on un‐depleted reservoir volume. 

 
The  project  involved  The  University  of  Tulsa  (Offeror),  Texas  A  & M  University,  and  Devon  Energy 
Corporation. The principal investigator was Dr. Mohan Kelkar of The University of Tulsa. Dr. Akhil Datta‐
Gupta led the effort at Texas A & M University. Devon Energy was involved in all phases of the project, 
including the drilling of seven new wells, based on the recommendations of this study.  
 
This  report  is  divided  into multiple  sections.  In  the  first  section, we  provide  the  background  of  the 
Wamsutter field, the area of concentration, and the data collected. Next, we provide the methodology 
used  in determining the acceleration versus  incremental EUR based on the production data only. Then 
we  discuss  the  approach  used  in  developing  a  geological  model,  conducting  history  match,  and 
prediction  of  future  performance  of  the wells.  Next, we  cover  streamline  simulation  and  its  use  in 
locating  the  un‐drained portion of  the  reservoir.  Lastly, we provide  some  conclusions  and  additional 
recommendations. 
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Currently the field is being developed on an 80‐acre spacing. The development is not yet finished. In the 
future, the operators are considering development of the field on a 40‐acre spacing. 
 
Other gas bearing  formations  in  the  study  region are  Lewis  shale and  Lance  shale. Only a handful of 
wells are producing from these zones. Therefore, neither of these formations was used in the model we 
built.  
 
We  began  the  work  by  identifying  an  area  within Wamsutter  field.  The  following  information  was 
provided by Devon Energy: Almond structure map, well header (well API number, wellhead coordinates, 
kelly  bushing  level,  total  depth,  directional  survey), well  top markers, well  logs,  gas  properties, well 
completions, tubing head pressure from 2001 to 2009 and monthly production rates from 1980 to 2010. 
Table 1 provides the summary of available data. 
 

Table 1: Field Data Availability  

Field Data  Number of Wells 

Study Area  81 

Almond Producers  80 

Vertical Wells  75 

Directional Wells  6 

Directional Survey  4 

Porosity Log  77 

Permeability Log  77 

Pay Flag Log  78 

Reservoir Flag Log  77 

Water Saturation Log  77 

Well Tops  75 

Wellhead Pressure  47 

Production Data  75 

 
The  study area was defined as 3 by 3  sections of  the 16N 93W Barrel Springs Unit and an additional 
section in each of the four directions. Therefore, the area consisted of 5 by 5 sections: 16N 93W sections 
1‐ 4, 9 ‐ 16, 21 ‐ 24, 17N 93W sections 34‐36, 16N 92W sections 6, 7, 18 and 19, 17N 92W section 31. 
The  total distance  in East‐West and North‐South directions  is 28,000  feet. Figure 4 shows  the area of 
interest. 
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Table 2: Number of Wells for Each Well Top 

Horizon  # Tops 

Almond  80 

Almond_Bar_Baldy_Butte_Top  63 

Almond_Bar_Baldy_Butte_Base  62 

Almond_FS_90  67 

Almond_FS_85  65 

Almond_FS_80  81 

Almond_FS_70  81 

Almond_FS_65  25 

Almond_FS_60  81 

Almond_Middle  69 

Almond_MFS  82 

Almond_FS_50  81 

Almond_FS_40  80 

Almond_FS_35  6 

Almond_FS_30  2 

Almond_Lower  26 

LMA_Coal_1  51 

LMA_Coal_3  50 

Ericson  33 

 
The following logs were provided: reservoir flag, pay flag, effective porosity, permeability, coal flag and 
water saturation. These  logs were already processed by Devon Energy petrophysicists,2 so we did not 
perform  any  additional  calculations.  The  reservoir  flag  log was  a  flag  curve  indicating  reservoir  rock. 
Required cutoffs were an effective porosity greater  than 6% and a shale volume percentage  (Vsh)  less 
than 50%. The pay flag log was a flag curve indicating zones of pay with a cutoff of water saturation less 
than  50% when  the  reservoir  flag was  present.  Both  flag  logs  had  discrete  values  of  1  and  0.  The 
effective porosity was  the density porosity  corrected  for  shale presence. Permeability was  in‐situ gas 
permeability. Figures 5 through 8 show the distribution of well log values. 
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It  was  assumed  that  the  surface  temperature  is  60°F,  geothermal  gradient  is  18°F  per  1,000  feet, 
pressure gradient is 0.54 psi per foot, and gas specific gravity is 0.68. The viscosity and formation volume 
factor for the gas was calculated as shown in Table 3.  
 

Table 3: Gas PVT Properties 

Depth, ft  T, F  P, psi  FVF, bbl/mcf  Viscosity, cp 

0  60  14.7  177.000  0.01053 

500  69  270  9.379  0.01100 

1000  78  540  4.554  0.01164 

2000  96  1080  2.191  0.01325 

3000  114  1620  1.456  0.01520 

4000  132  2160  1.127  0.01726 

5000  150  2700  0.954  0.01922 

6000  168  3240  0.852  0.02099 

7000  186  3780  0.787  0.02255 

8000  204  4320  0.741  0.02394 

9000  222  4860  0.708  0.02519 

10000  240  5400  0.682  0.02637 

 
Wellhead daily pressure readings at tubing and casing along with gas and water production rates were 
provided for forty‐seven wells for the period after 2001.  
 
Production  history  was  given  from  January  1980  to  April  2010  on  a  monthly  basis.  For  one  well, 
production  was  reported  from  November  1976.  Only  seventy‐five  wells  from  the  study  area  were 
available  in  the  database;  seventy‐one  vertical  and  four  deviated.  Therefore,  only  these  seventy‐five 
wells were used in our analysis.  
 
PRODUCTION DATA ANALYSIS 
 
This section discusses a new methodology proposed to determine the potential from a new  infill well. 
The main advantage of this methodology is its speed and the ability to use only production data.  
 
Part of the reason that smaller spacing in tight gas reservoirs is justified is because of the belief that the 
permeability of these reservoirs is very low and the connectivity is limited. As a result, the newly drilled 
wells  will  encounter  both  depleted  and  virgin  areas.  The  production  from  the  depleted  areas  will 
represent  the  acceleration  component  of  the well  (since  these  reserves will  be  depleted  by  existing 
wells); whereas,  the production  from  virgin areas  represents  the  incremental  component of  the well 
(since these resources will not have been depleted except in a new well). It is reasonable to assume that 
as  the  spacing  gets  smaller,  a  higher  and  higher  percentage  of  the  production  will  come  from 
acceleration. Geologically, thicker sands tend to be more continuous and thinner sands tend to be  less 
continuous. As wells are drilled on a smaller spacing, it is likely that thicker sands intersected by the well 
will  be  depleted  and  thinner  sands will  be  in  a  virgin  state.  As  the  spacing  gets  smaller,  a  smaller 
percentage of virgin sands will be  intersected by a new well – this will result  in a smaller contribution 
from incremental gas.  
 
To  understand  the  importance  of  acceleration  versus  incremental  production  from  a  new well,  it  is 
important to understand the limiting cases first. In a homogeneous reservoir, as shown in Figure 9, the 
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using  simulated  production  data  and  the  result  was  compared  with  reservoir  simulation.  For  an 
individual well,  the  result  of moving window  infill  prediction  can  be  off more  than  50%,  but  it  can 
accurately predict the combined production from a group of infill candidates. Also, the accuracy of this 
technique  increases with  the number of wells  in  the analysis and decreases as  the  reservoir becomes 
more heterogeneous. 
 
Gao,  et  al.6  presented  a  new  simulation‐based  inversion  approach  for  rapid  assessment  of  infill well 
potential.  Instead  of  focusing  on  small‐scale  high‐resolution  problems,  they  worked  on  large‐scale 
coarse‐resolution studies. This method uses well  locations, production data and approximate reservoir 
description  to  evaluate  the  infill  potential.  The  accuracy  of  this  method  increases  with  reservoir 
characterization effort. This approach  is demonstrated  to be more accurate  than  the moving window 
statistical method. 
 
Al‐Hadrami and Teufel’s7 work took into account permeability anisotropy and reservoir heterogeneity on 
optimization  of  infill  drilling  in  a  tight  gas  reservoir.  They  conducted  reservoir  characterization  and 
reservoir simulation  in  two pilot areas to estimate reservoir quality, permeability anisotropy, and well 
productivity  for  infill  wells  drilled  on  80‐acre  spacing.  They  compared  infill  well  performance  with 
simulation results and demonstrated the value of reservoir simulation in determining effective drainage 
areas, optimum location, and additional recovery of infill wells. 
 
Voneiff, et al.8 used the moving domain method, which focused on the age of wells and their  location 
and  production  profiles,  to  determine  infill  potential  in Ozona  field.  The  core  of  this  approach  is  a 
moving window of  local  regions  that draws  statistical  conclusions about well performance, depletion 
and undrained acreage. Using their method, preliminary infill estimates can be obtained, possibly in one 
to two weeks. 
 
Many of  the methods mentioned above use simulation as a basis and do not  rely only on production 
data;  they  may  be  more  accurate  but  not  very  practical  because  most  operators  rarely  use  flow 
simulation to determine infill potential. Further, these methods are unable to predict incremental versus 
acceleration potentials from infill wells as spacing is reduced. Our approach is able to predict these two 
contributions using only production data. 
 
Approach 
 
In  general,  our  methodology  is  based  on  a  simple  premise:  it  is  easier  to  extrapolate  a  linear 
relationship.  If  we  use  conventional  decline  curve  analysis,  it  is  very  difficult  to  predict  the  future 
performance by extrapolating a curved  line. On  the other hand,  if we develop a  relationship which  is 
linear, it is not only easier to extrapolate, but also easier to observe deviation from a straight line.  
 
For  a  tight  gas  reservoir,  production  from  tight  sands  and  shale  is  dependent  on  fracturing,  so 
understanding the performance of fractured gas wells is very important. We know that the flow across 
the fracture is controlled by the fracture conductivity and this determines the different flow behaviors.9 
The two most  important flow patterns  in tight gas reservoirs are  linear flow and bilinear flow. For  low 
conductivity fracture or early flow period, we can see bilinear flow in the fracture and the flow behavior 
is not affected by the tip of the fracture. As seen in Figure 11, the linear flow is observed in both fracture 
direction and perpendicular to fracture direction. 
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Similar variograms were constructed  in other zones as well. Table 5 summarizes the variogram 
parameters used in constructing the variogram models. All variograms used were exponential. 
 

Table 5: Facies Variogram 

Facies Variogram 

 
Major 
Range,ft 

Minor 
Range,ft 

Vertical 
Range, ft 

Azimuth

Bar  4100  2000  8  35 

Upper  1740  1660  8  35 

Middle  2400  1700  12  110 

Lower  2800  1800  10  35 

 
Porosity and permeability analyses were biased by the facies type.  In other words, each facies 
had its own distribution of those properties. Properties in shale were not analyzed, because its 
values would be modeled as zeros. Thus,  if the  facies simulation assigned shale  in a particular 
cell, then petrophysical simulation would assign zero porosity and zero permeability in that cell.  
 
Transformations were applied to the porosity input data including input and output truncations 
and the normal‐score. Truncations ensured that the porosity modeling in sand facies would not 
assign value less than 6% in order to meet porosity cutoff. And the normal‐score transformation 
was  the  transformation  of  sample  data  into  equivalent  data  that  follow  a  normal  (Gaussian) 
distribution for further use of the Sequential Gaussian Simulation for property distribution. The 
probability  curve was  fitted  to  the  histogram  of  the  actual  sample  data  and  smoothing was 
applied once. Variogram analysis for porosity was the same as for facies. Variogram types were 
exponential for the Bar and Upper zones, and spherical for the Middle and Lower zones.  
 
Permeability is usually log‐normally distributed. Therefore, two transformations were applied to 
the permeability sample data: the log‐normal distribution transformation and then the normal‐
score transformation. The same procedure of variogram analysis as for facies and porosity was 
applied  for permeability. All  variogram  types were  exponential  except  for  the Bar which was 
spherical. Tables 6 and 7 show porosity and permeability variogram parameters.  
 

Table 6: Porosity Variogram 

Porosity Variogram 

  
Major 

Range, ft 
Minor 

Range, ft 
Vertical 
Range, ft  Azimuth

Bar  2050  1500  13  75 

Upper  2500  2200  7  35 

Middle  3200  1700  7  20 

Lower  2150  1950  10  305 
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Table 7: Permeability Variogram 

Permeability Variogram 

  
Major 

Range, ft
Minor 

Range, ft 
Vertical 
Range, ft  Azimuth

Bar  3650  3050  8  295 

Upper  2300  2300  6  0 

Middle  2222  1500  10  0 

Lower  1900  1000  10  20 

 
Facies Modeling  
 
Facies  were  modeled  for  each  zone  separately  using  Sequential  Indicator  Simulation  with 
ordinary kriging.15 Variogram and vertical proportion curves were taken from the previous step. 
 
Petrophysical Modeling 
 
Porosity and permeability were also modeled in one zone at a time, and they were biased by the 
facies  type. As mentioned before,  the shale  facies  type was assigned a constant value of zero 
porosity  and  permeability.  Sand  facies were  distributed with  Sequential Gaussian  Simulation 
with  ordinary  kriging.15  Variograms  and  transformations were  taken  from  the  previous  step. 
Once  porosity  was  determined,  permeability  was  estimated  using  a  collocated  cokriging 
procedure.  
 
In the end, the fine‐scale model had distributed properties of facies, porosity, and permeability. 
The  final  facies  property  model  honored  the  facies  vertical  probability  curve,  their  spatial 
relationship,  and  data  at  the  wells.  The  permeability  model  honored  the  correlation  with 
porosity with  the  average  correlation  coefficient  of  0.45  for  all  the  zones.  Permeability was 
assumed to be  isotropic  in all 3 directions. Figures 40‐42 show examples of various properties. 
As  clearly  shown,  the  facies  distribution  has  a  strong  influence  on  porosity  and  permeability 
distributions. 
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Since every grid block has a dimension of 250 ft. by 250 ft., the smallest half‐length possible was 125 
ft. The width of the fracture was assumed to be 10 ft. In fact, most of the wells in the model had a 
half‐length  of  125  ft.  Consequently, well  coordinates  used  in  the  simulation were  also  adjusted 
because  of  LGR.  Wellheads  received  new  local  coordinates;  therefore,  if  the  wellhead  was 
positioned at “I” = 5 and “J” = 10 in the global grid then, after performing LGR, it would have a new 
local “I” coordinate between 1 and 25 but within the same host cell, whose global coordinates were 
“I” = 5 and “J” = 10.  
 
When permeability in column “I” of the LGR that contains the well was set to a constant number for 
all layers, then fracture conductivity became ten multiplied by that constant permeability value. The 
width of  the  fracture was constant  for all wells and  it was previously set  to 10  ft. For example,  if 
fracture permeability was 1, then the fracture conductivity was (10 x 1 = 10) md‐ft. 
 
Evaluation of Production Data to Determine Fracture Properties 
 
During the meeting with Devon,19 we were advised that the typical effective fracture half‐length  in 
the study area was between 100 and 350 feet. 
 
In order to provide initial fracture properties for the model, available production data was analyzed 
using ECRIN.20 A single‐well model with finite conductivity fracture was applied with the assumption 
of bilinear flow. The resulting values were independent of the geology of the reservoir (see Table 8). 
 

Table 8: Fracture Properties from ECRIN 

Well 
Kh, 
md‐ft 

Xf, 
ft 

Fcd, md‐
ft  Re, ft  STGIP, bcf 

20894  0.679  450 50  718  5.38 

20946  0.561  450 18  676  6.6 

20947  4.8  500 1  951  6 

21162  0.55  573 40  973  4 

21284  1.8  200 1  296  11.8 

21338  1.5  300 4.5  986  8 

21391  1.66  300 0.7  735  3.5 

21435  2  360 0.5  675  2.6 

21688  1.4  500 10  1010 3.5 

22224  0.28  125 2  387  0.85 

22447  4  125 0.7  737  1.7 

21366  0.18  380 1  414  1.6 

 
Figures 45 and 46 show typical analysis for wells 21435 and 21391: 
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drainage volume calculations from streamlines and the EUR. The field example  is from the Wamsutter 
gas field. We utilize the streamline‐based drainage volumes to  identify depleted sands and generate a 
reservoir  quality  map  to  optimize  future  well  placement  based  on  the  intact  regions.  The  field 
application clearly demonstrates a systematic and efficient approach to optimal well placement in tight 
gas reservoirs. 
 
Introduction 
 
Estimation  of  the  reservoir  size  and  drainage  volumes  of  individual  wells  is  very  important  key  in 
management and development of oil and gas fields. These properties are directly related to economic 
problems  like  planning  a  new  infill well  in  producing  field  and  adjusting wells  schedule  to maximize 
production. For accurate production estimation, various approaches have been proposed and applied to 
synthetic  and  field  cases.  Earlier  works  of.  Anderson27  proposed  a  reservoir  volume  calculation 
technique, which  is based on pressure profile of a  field and mapping over  reservoir. Authors drew a 
pressure contour to provide simple analytical scheme that yield a basic understanding of drainage area 
and suggested its usefulness on infill drilling, well abandonment and water injection. But this approach 
required too many assumptions such as limited to horizontal, homogeneous, isotropic, two dimensional 
reservoirs and so on. Nordaas Kulkarni, et al.28 suggested the generalized streamline approach to mimic 
transient‐pressure function by introducing a diffusive time of flight. They showed that ‘diffusive’ time of 
flight can be used to define the drainage radius in case of primary recovery or compressible flow under 
homogeneous and heterogeneous conditions. He, et al.29 tried to match the arrival time of a transient‐
pressure  front and  the decline‐type  curve  that was derived  from pseudo‐steady  state  flow  condition. 
They mainly  focused on  reconciling  the drainage volume  calculations  from decline  curve analysis and 
streamline model.  They  concluded  that  their  proposed  approach  can  be  used  for  inferring  the  flow 
barriers and reservoir compartmentalization, which are used for drainage volume estimation.  
 
Da Cruz, et al.30 used ‘the quality map’ to estimate the production potential of a reservoir. They showed 
a good  correlation between  the average value of  the uncertainty quality map and  the uncertainty of 
flow  response  in 2D cases. They suggested  that  this quality map can be a good estimator  in choosing 
locations for vertical producer wells. Kim, et al.31 presented the exactitude of pressure trajectories and 
‘diffusive’ time of  flight. They verified this  ‘diffusive’ time of  flight can be used  for  identifying physical 
properties  of  reservoir  instead  of  pressure  transient  test  results  and  applied  this  results  on  an  oil 
reservoir. 
 
Previous studies had been mainly  focused on  incompressible  flow even  though  this  ‘diffusive’  time of 
flight can be applied to compressible flow. So, the objective of this study is verifying the applicability of 
‘diffusive’  time of  flight  in compressible  fluid. We propose  the diffusivity which  can be used  for both 
compressible  and  incompressible  flow  for diffusive  streamline  calculation. This  functionality  is  a  very 
powerful tool in heterogeneous reservoir even for very unconventional cases like ‘tight’ gas fields. 
 
We also suggest a ‘drainage volume calculation’ technique which based on ‘diffusive’ time of flight and 
its mapping  onto  grid  block. Our  drainage  volume  calculation  and  visualization  outputs  are  brought 
together with ‘diffusive’ time of flight calculation, so  it  is very handy to conceptualize and quantify the 
effective drainage area  in each production time steps. These calculations can provide a strong tool for 
optimal infill well drilling and staged fracturing optimization.  
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Approach 
 
Transient pressure response of fluid movement in porous media is governed by diffusivity equation and 
asymptotic  approaches  to  inversion  have  been  applied  in  several  other  disciplines  such  as medical, 
optical and geophysical  imaging  (Gordon and Herman32,  Iyer and Hirahara33, Arridge34).  In this section, 
we discuss  the asymptotic  solution  for  the  transient gas  flow assuming  the  real gas pseudo pressure 
method.  
 
It provides  the mathematical  foundations with which we can  relate  the  streamlines and  ray methods 
from geophysics (Vasco and Finsterle35). It was also applied to tracer tests, transient pressure inversion 
and two‐phase  flow data  (Vasco and Datta‐Gupta36, Vasco et al37, Vasco and Datta‐Gupta38). Here, we 
revisit  the asymptotic approach  for analysis of  transient pressure  response  in  real gas  flow  in porous 
media. 
 
The transient pressure response in a heterogeneous medium with constant compressibility is described 
by the well‐known diffusivity equation, 
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This  equation  is  already  linearized  for  liquid  flow  by  deletion  of  terms,  assuming  that  viscosity  is 
independent of pressure and compressibility  is  small and constant. Obviously  these assumptions may 
not be true for real gas flow in porous media, so we need the real gas pseudo pressure formulation (Al‐
Hussainy,  et al.39)  to  linearize  the diffusivity equation. After proper  transformation,  same differential 
equation as Equation 11 can be obtained based on the pseudo pressure variable. Consequently, all the 
derivations for compressible flow can be applied for incompressible flow. In pseudo pressure approach, 
Al‐Hussainy, et al. linearized the basic flow equation using the following version of the Kirchhoff integral 
transformation, 
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By using  the above  transformation, basic diffusivity equation can be  linearized  for gas  flow  in porous 
media as follows, 
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You can see that Equation 13 is equivalent of Equation 11 and the only difference is that the pressure is 
replaced  by  pseudo  pressure. Now, we  can  transform  Equation  13  into  frequency  domain  using  the 
Fourier transform. We obtain the following equation. 
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The asymptotic solution for a transient pressure response assumes the following form  
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The asymptotic solution, Equation 15, is the summation of an infinite number of terms with coefficients 
An(x). High frequency terms (large ω) in the series describe the physical propagation of a ‘pressure front’ 
and we only need to consider the first few terms. If we consider the first term only, then 
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After  inserting Equation 16  into Equation 14 and collecting terms with the highest order of  i , we 

obtain the equation for the front propagation in an isotropic permeable media,  
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Where, α(x) is the diffusivity coefficient given by 
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Variety of propagation behavior  is explained by Equation 17 which  is the well‐known Eikonal equation 
(Kravtsov and Orlov40). In particular,  it  is  important to note the close relationship that Equation 17 has 
with the streamline time of flight equation which describes the propagation of a neutral tracer (Datta‐
Gupta and King41). By analogy with the time of flight formulation, we can define a diffusive time of flight 
for propagation of a pressure front as follows, 
 

 
 

 

x

x
d

,  (19) 
 
Diffusive time of flight is defined along the trajectory of a ‘pressure front’ ψ, and these trajectories can 
be  inconsistent  with  the  streamlines.  The  pressure  front  trajectories  have  been  compared  with 
streamlines trajectories and it is shown that the diffusive times of flight and pressure front trajectory are 
invariant with time for a given geological model and boundary conditions, while streamlines will depend 
on the instantaneous pressure at each location and thus, they are function of time. However, after the 
very  early  time,  the  streamline  profile  becomes  stable  quickly  and  general  characteristics  of  both 
pressure front trajectories and streamlines are identical. These results indicate that the streamlines can 
be a reasonable approximation of the pressure front trajectory. This is very important and will let us use 
available streamline trajectories for diffusive time of flight calculations instead of pressure trajectories. 
 
We can see that we obtain the similar basic equations for real gas pseudo pressure approach as the ones 
for incompressible flow. We will show that this derivation is valid by comparing our results with the peak 
arrival time calculated based on the methodology suggested by Jong Uk Kim, et al.31 Also, note that the 
unit  of  diffusive  time  of  flight  is  the  square  root  of  time which  is  consistent with  the  diffusive  flow 
behavior. For the gas flow applications, we recognized from Equation 18, we need to clearly address the 
total compressibility term. For compressible flow, we cannot assume a constant or small compressibility 
value for using Equation 18. So, we calculate the total compressibility for diffusivity with the following 
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equation. The derivation of  formation volume  factor with  respect  to pressure can be calculated  from 
information saved at each time step of simulation run. 
 

R
GWOi

iit CCSC  
 ,, ;  i

i

i
i dP

dB

B
C

1


  (20) 
 
This will assure  that diffusive  time of  flight  is calculated correctly along  the  streamlines based on  the 
current pressure and saturation of the streamline segment. We examined the behavior of the diffusive 
flow  and  diffusive  time  of  flight  for  compressible  flow  so  far.  The  physical  relationship  between  the 
diffusive  time of  flight and  the propagation  front of pressure can be obtained by  investigation of  the 
time domain solution to the zeroth order asymptotic expansion in Equation 16. So for a 3‐D medium, we 
will obtain the following relationship, 
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This corresponds to the pressure response for an impulse source or sink. The pressure response will be 
maximized at a fixed position x, when 
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Taking the first derivative from Equation 12 results in the following relationship that, 
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Equation  23  shows  if  derivative  of  the  pseudo  pressure  is  equal  to  zero,  the  derivative  of  the  real 
pressure is also zero. So considering Equation 23, we can see that Equation 22 provides us a relationship 
between the diffusive time of flight and physical time when the pressure response (drawdown or build 
up) reaches a maximum at position x along the streamline. 
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It has been proved (Jong Uk Kim, et. al.31) that for a 2‐D medium above equation will be modified to,  
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We have used the  idea of  ‘the peak arrival time’ to validate our results for pressure front calculations 
based on diffusive time of flight. According to the previous researchers, the arrival of the pressure front 
at a  location can be  interpreted as the time when the pressure reaches maximum or minimum at that 
point corresponding to an impulse source or sink. Furthermore, our derivations show that same analogy 
used for calibration of high‐resolution oil reservoir models using transient pressure data can be used for 
gas reservoirs. 
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Assume  that we  need  to  know  the  drainage  volume  in  the  heterogeneous  2‐D model  presented  in 
previous examples at  the  t = 0.125 days. Top  left  figure  in Figure 91 shows  the drainage volume map 
generated from the diffusive time of flight calculations at the corresponding time. Top right figure in the 
same figure shows the pressure distribution at the same time. Pressure range in reservoir is from 2,118 
psi  in producer’s grid block and up to 3,000 psi  in boundary which  is  initial reservoir pressure. Bottom 
figures  in Figure 91 also shows the pressure map for the same reservoir at the same time of t = 0.125 
days but we have used different cut off values as 2,750, 2,850 and 2,950 psi to find the drainage volume. 
Using  these  cut‐offs means  that we are assuming  that  those  regions of  the  reservoir which have  the 
pressure equal or less than the cut off value are being drained. 
 
From  Figure  91  we  can  see  that  new  approach  can  produce  a  clear map  of  the  drainage  volume 
compared to the pressure depletion map. Pressure distribution profile has a very low resolution and its 
smoothness makes it difficult to see limits vividly. Also as you can see from bottom pictures in the same 
figure, choosing the right cut off value  is going to be the next question which we cannot easily decide 
and it can be different depending on initial pressure and geology. Also, drainage volume map, generated 
from diffusive time of flight approach, gives a unique depletion time to each grid block. 
 
In next section, we will show the application of the diffusive time of flight approach  in quantifying the 
drainage volumes  in  for Wamsutter  field. Furthermore, we will show how  this method can help us  to 
detect the  interference effect of the new  infill wells and could be useful for minimizing these types of 
interferences and optimization of the new infill wells.  
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Figure  94  compares  drainage  volume  calculated  with  a  new  approach  with  the  one  based  on 
pressure cut off calculations after one year of production. Initial reservoir pressure is about 3,860 psi 
and lowest pressure in the field after one year is about 2,184 psi at producer location. We used cut 
off values of 3,600, 3,700 and 3,800 psi to map the drainage volume based on the pressure values. 
By comparing the maps, one can see that new method generates very clear map of drainage volume 
and assign a unique physical drainage time while pressure map could vary dramatically depending 
on the cut off value. Also as we get closer and closer to 3,860 psi (initial reservoir pressure), cut off 
values will be very sensitive and adding even 5 psi to cut off value can change the drainage volume 
dramatically.  This  is  because  pressure  distribution,  especially  far  from  the  wells,  has  very  low 
resolution and changes very smoothly. On the other hand, we can see that even if we get the cut off 
value right, still maps from new method and pressure method look different. As shown in Figure 94, 
if we  compare  the  drainage  volume map  calculated  from  new method  (top  left) with  the map 
calculated from pressure map for cut off value of 3,800 psi (bottom right), those two figures show 
that  new method  has  bigger  drainage  area  and  even  reaches  to  the  second well while  pressure 
based maps show higher and smoother drainage volume.  
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Figure 95 Drainage volume changes due to the drilling of a new infill well. 

 
Wamsutter Application 
 
In this section, we discuss the application of the drainage volume calculations based on the diffusive 
time of  flight  for  a Wamsutter  reservoir with more  than 80 wells.  Figure 96  shows  the drainage 
volume map  calculated based on  the diffusive  time of  flight after 25 years of production  for  this 
field. For the first three years there is only one well producing and field is being developed after that 
time. 
 
In Figure 97, right figure shows the total drainage volume change  in the field and field cumulative 
gas  production.  Total  drainage  volume  decreases  at  during  some  periods  because  of  temporary 
shut‐ins of  some wells. Figure on  the  left  shows  the drainage volume changes  for each  individual 
producer. By taking a closer look we can see that several wells have been interfered by surrounding 
wells. Three of them are being highlighted in the figure for further examination. To be able to have a 
closer look at these wells, we have graphed the individual wells and only their surrounding wells in 
Figure 98. 
 
By examining Figure 98 we can see  that how new  infill wells as  they are being drilled  in different 
times  affecting  the  drainage  volume  of  the  selected  producer.  Also  the  amount  of  reduction  in 
drainage volume illustrates the extent of the effect. For example in Figure 98, top right figure shows 
that the first infill well impact on selected producer is not as big as the impact from the second infill 
well.  

0.0E+00

2.0E+06

4.0E+06

6.0E+06

8.0E+06

1.0E+07

1.2E+07

1.4E+07

1.6E+07

1.8E+07

0 500 1000 1500 2000 2500 3000 3500

D
ri
a
n
a
g
e 
 V
o
lu
m
e

Time (Days) 

Well 1

Well 2 (infill well)

Well 1‐No Infill drilled

Inceremental Production



Final Repo
Subcontra

 

Figure

 

ort 
act #07122‐43

Figure 96:

e 97: Left: To
each in

3 

: Drainage vo

otal drainage 
dividual well

olume map ba

volume and 
l. 

ased on the d

cumulative g

diffusive time

gas productio

The 

e of flight cal

on. Right: Dra

University of

 
culations. 

ainage volum

83 
f Tulsa 

 
me for 



Final Repo
Subcontra

 
Quali
 
Assum
Based
of the
that w
simul
press
years 
assum
capac
net ro
 

FlowC

 
For ea
grid b
alread
the in
map 
metho
of the
(for a

ort 
act #07122‐43

Figure 

ty Map for W

me that we a
d on the idea 
e reservoir is 
will help to se
ation.  From 
ure front has
of  productio

ming  that  a  v
city term for 
ock volume. 

 xk
tyCapaci




ach  location, 
blocks that pr
dy are being 
nterference o
which  repres
od that we ju
e reservoir at
 model with 

3 

98: Drainage

Well Placemen

re planning t
that we deve
being deplet
elect best reg
diffusive  tim
s reached to a
on  from wel
vertical well 
each undeple


  )(

)(
xP

x

xV




 

we sum up t
ressure front 
depleted bas

of the new we
sents  the  flo
ust described
t any location
size of 15×18

e volume inte

t 

to drill a third
eloped in pre
ed at any tim
gions of the r
e of  flight  ca
a grid block i
l  1  and  2.  To
is  being  plan
eted grid blo

the flow capa
is not reache
sed on our di
ell on the cur
w  potential 
d we can gene
n. Also we run
8×65, we nee

erference on 

d well  in the 
vious section

me of reservo
reservoir for 
alculations,  a
n the reservo
o  assign  a  p
nned  to  be  d
ck which  is b

acity term  in 
ed and we  ig
iffusive time 
rrent produci
around  that 
erate a qualit
n multiple sim
ed 270 simula

producers fro

reservoir sec
n, now we hav
ir life. We wi
infill well dri
at  any  given 
oir or not. Th
production  po
drilled  on  tha
based on Dar

the neighbo
gnore the flow
of flight map
ing wells. At 
location  (to
ty map which
mulations for 
ation runs; to

The 

 
om new infill

ction that we
ve a good ide
ll try to gene
lling without 
particular  tim
is is shown in
otential  for  e
at  location w
rcy’s equation

orhood of tha
w capacity of
p. This will he
the end, we 
p  right  of  Fi
h represents 
 every possib
ook around 24

University of

l wells. 

e discussed be
ea that which
rate a quality
running any 

me, we  know
n Figure 99 a
each  new  loc
we  define  the
n and weight

at  location on
f grid blocks w
elp us to min
will end up w
gure  100).  B
the flow pot
ble drilling loc
4 hours in PC

84 
f Tulsa 

 

efore. 
 parts 
y map 
extra 

w  that 
fter 9 
cation 
e  flow 
ted by 

(26) 

nly for 
which 
nimize 
with a 
By  the 
tential 
cation 
C) and 



 

Final Repo
Subcontra

gener
qualit
right 
 

Figure

Figure

 
This q
be us
referr
calcul
 

ort 
act #07122‐43

rate true EUR
ty map can pr
part of the re

e 99: Based o
the reg

e 100: Qualit
on the

quality map a
sed  for decidi
red by field e
lating true EU

3 

R map to com
rovide a reaso
eservoir has th

on the diffusi
ions with ma

ty map gener
e left. 

lso can be ea
ing new  infill
ngineers for 
UR map, the c

mpare with ou
onable map f
he maximum 

ve time of fli
aximum flow 

rated on the 

asily generate
l well  locatio
decision. Thi
calculation tim

ur quality map
for next drillin
potential for

ight we can s
potential for

 
right can pro

ed at real fiel
ns  instead of
s map is obta
me is estimate

p. By examini
ng location. B
r drilling the t

see which gri
r next infill w

ovide a reaso

d without ad
f ambiguous 
ained withou
ed more than

The 

ing Figure 10
Both maps sho
third well. 

id blocks are 
well. 

onable match

dditional effo
pressure ma

ut additional s
n 2 months w

University of

00, we can see
owing that th

 
depleted and

h to true EUR

rts. Figure 10
ap which  is u
simulation. B

with dual core 

85 
f Tulsa 

e that 
he top 

d find 

R map 

01 can 
sually 
ut for 
PC. 



Final Repo
Subcontra

 
The q
qualit
region
left si

 
CONCLUS
 
Based on 
 

 Produ
increm

 Most 
over a

 As  th
becom

ort 
act #07122‐43

Fi

uality map in
ty map  inform
ns are shown
de of well 22

SIONS 

our study, we

uction data ca
mental produ

of the produ
a long period 

e  spacing  ge
me  smaller a

3 

gure 101: Qu

n Figure 101 is
mation, we c
n as red, so fo
238 for next 

e can derive t

an be effectiv
uction for new

ction from tig
of time 

ets  smaller,  t
nd accelerati

uality map ge

s calculated a
can decide  th
or example, w
infill well loca

the following

vely used to 
w infill wells.

ght gas reserv

the  overall  E
ion  compone

nerated from

at the last tim
he next  infill 
we can try to 
ations. 

 conclusions:

understand t

voirs can be r

EUR will  decr
ent will get  la

m Wamsutter

me step of sim
well drilling 
drill between

 

the contribut

represented b

rease,  the  in
arger. Having

The 

r tight gas fie

mulation sche
location. The
n well 21368 

tion due to a

by either line

ncremental  co
g an area wh

University of

ld 

edule file. Wit
e highest pro
and well 230

acceleration v

ar or bi‐linea

ontribution w
hich has  large

86 
f Tulsa 

 

th this 
obable 
079 or 

versus 

r flow 

would 
e EUR 



Final Report  87 
Subcontract #07122‐43  The University of Tulsa 

with  relatively  large  contribution  from  incremental  contribution  is  the  most  desired  area  for 
additional infill drilling. 

 We validated our approach by applying it to Wamsutter field and made recommendations to Devon 
for drilling new wells.  

 We also provided the infill wells by conducting detailed reservoir simulation study. We adjusted the 
hydraulic fracture conductivity and length to match the performance of the wells and then predicted 
the performance of the new wells. 

 We  compared  the performance of newly drilled wells with what we had predicted. Although  the 
amount of  information we have collected  is  limited,  the performance of  the newly drilled wells  is 
worse than what we had predicted. Some wells continue to show improvement in performance but, 
in  general,  the  results  have  been  disappointing  compared  to what we  had  predicted. When we 
matched  the  performance  of  new  wells  with  simulator,  we  observed  lot  smaller  fracture 
conductivity compared  to existing wells  in  the  field. Devon  is currently examining  the  reasons  for 
unusual performance of these wells. 

 We used  streamline  simulator  to predict  the  infill well  locations. Unlike pressure, which  is highly 
diffusive property, diffusive  time of  flight  is much more effective  tool  for determining un‐drained 
areas. 

 We demonstrated the use of diffusive time of flight by applying it first to a synthetic case, and then 
for Wamsutter field to indicate potential infill well locations.  

 We also used quality indicator to supplement the streamline calculations. This quality indicator is a 
good indicator of what EUR would be expected from a newly drilled infill well. 
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APPENDIX A – PROGRAM MANUAL 
 
 

PURPOSE OF THE PROGRAM 
 
As part of the project, a program was developed using VBA. The program follows the steps given in the 
report and is used to determine acceleration and incremental potential for infill wells. We will describe 
each step in this Appendix. 
 
COLLECTION OF DATA 
 
The first two sheets are used for data collection. The first sheet “Basic_Data” will ask the user to input 
basic data such as API, X and Y coordinates, EUR value, the start date of production and the field corner 
coordinates. The user will also be asked to input the number of wells in the field, field coordinates and 
how many sections are  included  in the N‐S and E‐W directions. The second sheet, “Production_Data”, 
will ask the user to  input monthly production data, along with API and Days on (how many production 
days in one month).  

 
PROGRAM STRUCTURE 
 
Overview 

 
This VBA program consists of 6 worksheets and 1 field map chart (which can be seen only after plotting 
the map). When  the  user  starts  to  use  the  program,  it  should  be  started  from  the  first worksheet 
“Basic_Data”, and the program will advance to the next sheet as the current worksheet is finished.  

 
“Basic_Data” Sheet 

 
In  this worksheet,  input  the basic data  that  is needed  to draw  the  field map. Please prepare  the data 
mentioned in “Collection of Data” above. 
 
In the “Basic_Data” sheet, you will see three buttons; click on the ‘Input Basic Data’ button to open an 
input form as shown in Figure A.1. 

 



Final Repo
Subcontra

Inputs  th
coordinat
finish, “Cl
 
Next, you
prepared 
 

You will s
the “Finis
it in the ta
 
“Producti
 
After you 
will take y
shown  in 

ort 
act #07122‐43

he  number  o
tes), and the n
ear” to clear 

u will be aske
in advance) a

ee the well a
h Input” butt
able.  

ion_Data” Sh

finish inputt
you to the “P
figure). Click

3 

of  wells  that
number of se
all data, or “C

d to input we
and paste into

and field data
ton to procee

heet 

ing basic data
Production_D
k “Input Prod

Figure A.1

t  are  in  this
ections in east
Cancel”. 

ell data. Copy
o this sheet a

Figure A.2

a on this shee
ed to the next

a in the first s
Data” sheet (F
uction Data” 

1: Basic Data 
 

s  field,  field 
t‐west and no

y the well dat
accordingly (F

2: Well Data 
 

et (Figure A.2
t sheet. If the

sheet (Figure
Figure A.3). Yo
and a messa

Input 

coordinates
orth‐south di

ta you want 
Figure A.2). 

Input 

2). Check this 
e information 

e A.2), and se
ou will see th
age box will a

The 

 

s  (left  lower
irections. You

to analyze (t

data again; i
is not correc

lect “Finish In
hree buttons 
appear asking

University of

r  and  right  u
u may click “O

his data shou

f it is correct
ct, you may ch

nput” the pro
on this shee
g you to  inpu

91 
f Tulsa 

upper 
OK” to 

uld be 

 

t, click 
hange 

ogram 
t (not 
ut API, 



Final Repo
Subcontra

productio
Figure A.3
 

 
Click “Fini
month da
here shou
to identify
processin

 

 

ort 
act #07122‐43

on data  (Gas)
3 

ish Input” and
ata  in the thir
uld be consist
y the wells. I
g the data. 

3 

 and Days on

d the program
rd column fo
tent with the 
f there are si

n. Copy prod

Figure A.3: P

m will automa
r production 
well’s input 
ignificant pro

Figure A.4: P

duction data 

Production Da

atically gener
data as show
in “Input Bas
oduction data

roduction Da

(prepared  in 

ata Input 

rate the well 
wn  in Figure A
sic Data”. The
a, the program

ata Sheet 

The 

advance by 

 

number in th
A.4. The prod
e program use
m will take so

 

University of

user) as  sho

he first colum
duction data 
es the API nu
ome time to 

92 
f Tulsa 

wn  in 

n and 
input 

umber 
finish 



Final Repo
Subcontra

“Section”
 
Now that 
“Section” 
step). In t
the field m
section  in
sheet (Fig
 

The field 
certain se
the  first s
contained
analysis. O
shown in 
 
You will n

 

ort 
act #07122‐43

” Sheet 

you have fin
sheet (if you
his sheet, you
map is gener
nformation. Y
gure A.5). 

map (Figure A
ections in bot
sheet  (Figure 
d in each sect
Other section
this figure (Fi

ow see the “

3 

nished inputti
u’re not, go ba
u will initially
ated. Click “G
You  should  fin

A.6) is a 3D b
th the E‐W an
A.2).  In  the 
ion. By defau
ns that have 
igure A.5). Cli

Field_Map” s

ng the data, 
ack to the “Pr
 see two butt
Generate Fiel
nd  the  field m

Figure A.5

bubble chart 
nd the N‐S di
Figure A.5, y

ult, only sectio
less than 5 w
ick “Analyze S

sheet and a “P

you are read
roduction_Da
tons; a third b
d Map and E
map  (Figure 

5: Section An
 

with EUR lab
rections base
you will see a
ons that cont
wells are also
Sections” to p

Please Select 

dy to start the
ata” sheet (Fi
button, “Ana
Edit Sections”
A.6) and all 

nalysis 

bels on the bu
ed on the sec
all of  the sec
ain more tha
o shown  in th
proceed.  

the Section” 

The 

e analysis. Yo
gure A.3) and
lyze Sections”
 to generate 
the section  i

ubbles. This m
ction number
ctions and ho
n 5 wells are 
he “Section” s

form will pop

University of

ou should be 
d work back t
”, will appear
the field ma
nformation  i

map is divided
r that was inp
ow many wel
recommende
screen but ar

p‐up (Figure A

93 
f Tulsa 

in the 
to this 
r after 
p and 
n  this 

 

d into 
put in 
ls are 
ed for 
re not 

A.6). 



Final Repo
Subcontra

In  this  for
sections b
upper  left
example, 
5 and first
and a “Gr
section, w
section w

 

ort 
act #07122‐43

rm, you can 
by  inputting 
t corner sect
if we have 5 
t section in se
roup Wells”  i
which can hel
ill show up in

3 

Figur

select a singl
section  coord
ion  is section
sections in b
econd row is 
input box wil
p the user to
n a table. This

Figure A.7

re A.6: Field M

le section by
dinates. For 
n 1, and the s
both E‐W and 
section 6 and
l pop up.  Inp
o locate the a
s is shown in F

7: Selected Se

Map and Sect
 

  inputting a 
example,  sel
section numb
N‐S direction
d so forth. Aft
put the acrea
rea, will appe
Figure A.7.  

ection and W
 

tion Selection

section numb
ect  section 1
bers  increase
ns, the last se
ter you input
age of the sel
ear in the fie

Wells in the Se

The 

n 

ber  in  the  fir
13 which  con
e as you mov
ection in the 
 the section n
lected sectio
ld map and a

 
ection 

University of

 

rst box or mu
ntains 7 wells
ve to the righ
first row is se
number, click
n. A red bou
all the wells in

94 
f Tulsa 

ultiple 
s. The 
ht. For 
ection 
k “OK” 
ndary 
n that 



Final Repo
Subcontra

As shown
comparin
 
You can s
Note that
input  the 
A.8). 
 

 
All wells i
and the p
 
“Group” S
 
In  this  sh
important
if the reco

 

ort 
act #07122‐43

 in the graph
g it with the m

elect multiple
t only paralle
upper‐most 

n the selecte
rogram will g

Sheet 

heet,  the  pro
t in this meth
ommended g

3 

, in section 13
map. 

e sections as 
elograms can 
corner. You 

Fig

d area will be
go to the “Gro

ogram  autom
hod, so you m
rouping is no

3 there are 7 

long as they 
be selected. 
will also be 

gure A.8: Mul

e shown in a 
oup” sheet. 

matically  gro
must look at th
t reasonable

wells. You ca

have four co
When you  in
asked  to  inpu

ltiple Section

table. Click “

ups  the  wel
he group resu
(Figure A.9).

an verify the w

ommon corne
nput 4 coord
ut  the acreag

ns Selection

OK” in the “G

ls  in  the  are
ult carefully. Y

The 

well informat

ers for the en
dinates, you m
ge of  the sele

Group Wells” 

ea  selected. 
You may also

University of

tion in the tab

ntire area sele
must make su
ected area  (F

 

table (Figure

Grouping  is
o regroup the

95 
f Tulsa 

ble by 

ected. 
ure to 
Figure 

e A.7), 

s  very 
 wells 



Final Repo
Subcontra

Inspect th
this  sectio
“Calculati
“Regroup

 

Input the 
 

ort 
act #07122‐43

he start date 
on.  If  the  re
on”  sheet.  I
 the wells”, a

number of gr

3 

Fig

of productio
commended 
f  the  recom
nd an “Input”

roups and clic

gure A.9: Grou

n and decide
grouping  is 
mended  gro
” box will pop

Figure A.10

ck “OK” to se

uping Recom
 

e if you want
satisfactory, 
uping  is  not 
p up (Figure A

0: Regroup N
 

e the regroup

mmendation

to use the re
click  “Use  re
  satisfactory,
A.10). 

umber 

ping form (Fig

The 

ecommended
ecommendat
,  you  can  re

 

gure A.11). 

University of

 

d group or reg
tion”  to  go  t
egroup  by  cl

96 
f Tulsa 

group 
to  the 
icking 



Final Repo
Subcontra

The  “Reg
includes w
dependin
than 10 g
You can s
select  the
button to
also remo
of wells.  
 

ort 
act #07122‐43

roup wells” 
well number,
g on the num
roups, the pr
elect a group
e wells  in  the
 include thos
ove wells by c

3 

form  has  tw
,  start date, A
mber of group
rogram will d
p by clicking o
e  left  table b
e selected we
clicking the “R

Figure A.11

o  parts. On 
API, X and Y 
ps. The maxim
isregard any 
on the tab. No
by  clicking  th
ells in Group1
Remove” butt

1: Regrouping
 

the  left  is  th
coordinates 

mum number
input after G
ote that there
he  check box
1. You may th
ton. Figure A.

g Form 

he well  infor
and EUR. On
r of groups is 
Group10. In th
e are 2 butto
es next  to  e
hen add wells
.12 is an exam

The 

mation  for  t
n  the  right a
set to 10, so
his example, 
ons, “Add” an
ach well,  the
s to your othe
mple of a com

University of

his  section, w
re multiple p
o if you input 
we have 3 gr
nd “Remove”.
en  click  the  “
er groups. You
mpleted regro

97 
f Tulsa 

which 
panels 
more 
roups. 
. First, 
“Add” 
u may 
ouping 



Final Repo
Subcontra

When sat
(Figure A.
 

Click “Use
 

ort 
act #07122‐43

tisfied with th
13). 

e Regroup Res

3 

Fig

he well group

Fig

sult” and the 

gure A.12: Reg

ping, click “Ap

ure A.13: Reg

program will

grouping Res
 

pply” to outp

grouping Res
 

l go to the “C

sult in Form

ut the regrou

sult in Sheet

alculation” sh

The 

up results to 

heet.  

University of

the “Group” 

98 
f Tulsa 

sheet 



 

Final Repo
Subcontra

“Calculati

In this sh
your “Gro
The group
 

Click  “Plo
either  line
bilinear, u
time  is  to
Extrapola
be change
needs to b
 

ort 
act #07122‐43

ion” Sheet 

eet, the well
oup Sheet” se
p start date is

ot  and  Extrap
ear or bilinea
use  cumulativ
o  decide whi
tion”, an inpu
ed later. Afte
be plotted (Fi

3 

s are divided
elections. The
s the average 

polation”  to p
ar production
ve productio
ich  function 
ut box will ap
r inputting th
igure A.16). 

Figur

d  into groups
e program w
start date of 

Figure A.14

plot  cumulati
n.  If  the  flow
n versus  t3/4.
can  give  us 
ppear. Input t
he time, a “Plo

re A.15: Inpu

, recommend
ill calculate t
all wells in th

4: Group Star
 

ive  productio
w  is  linear, us
. The criterio
a  better  line
the time for E
ot and Extrap

t Time for EU
 

ded group or
the start date
he group. 

rt Date 

on  versus  a  c
se  cumulative
on  for choosin
ear  relationsh
EUR estimati
polate” form w

UR Estimation

The 

r regroup res
e  for every g

certain  funct
e production 
ng  the appro
hip. When  yo
on (Figure A.
will pop up. S

 
n 

University of

ults dependi
roup  in colum

ion of  time, 
versus  t1/2;  i

opriate  functi
ou  click  “Plo
15). The time
Select the we

99 
f Tulsa 

ng on 
mn H. 

 

using 
if  it  is 
ion of 
ot  and 
e may 
ll that 



Final Repo
Subcontra

In the “Pl
“Plot” but
only plots
well selec
will show 
the progr
linear and
 

You shou
reported 

ort 
act #07122‐43

lot and Extra
tton to gener
s one well at 
cted. Do not c
a warning if t
am will displa
d bilinear flow

ld now decid
EUR. In this e

3 

polation” for
rate a cumula
one time, so
click “Finish a
there are we
ay the “Plot” 
w (Figure A.17

Fi

e which plot 
example, we 

Figure A.1

rm, the wells 
ative product
o if you check
and EUR Com
lls that still ne
sheet where
7). 

igure A.17: Li

has a better 
should choos

16: Plot User 
 

are  listed  fo
tion versus fu
k more than o
mparison” unt
eed to be plo
you can see 

near and Bili
 

linear trend a
se a linear plo

Form 

or each group
unction of tim
one well, the 
til all wells ha
otted. After yo
the productio

inear Plots 

and which ex
ot. On the rig

The 

p. Check one 
me plot. Note
program wil
ave been plo
ou select a we
on data of th

xtrapolated E
ght side of th

University of

 

well and clic
e that the pro
l only plot th
tted. The pro
ell and click “
e well and pl

UR is closer t
he sheet, ther

100 
f Tulsa 

ck the 
ogram 
he last 
ogram 
“Plot”, 
ots of 

 

to the 
re is a 



Final Repo
Subcontra

“Click to C
case. If yo
and biline
at the top
 

In  this  c
Extrapola
compare 
reported 
are plotte
“Calculati
 
Now you 
the estim
EUR. If th
another  t
bilinear se

 

ort 
act #07122‐43

Choose” butt
ou select “Clic
ear plots (Figu
p of this table

ase,  you  sho
tion” form an
with  the  rep
EUR by selec
ed,  click on  “
on” sheet (A.

are able to se
ation (Figure 
e discrepanc
time.  It will  t
election proce

3 

on. The calcu
ck to Choose”
ure A.18). The
 can be comp

ould  select 
nd ask you to
ported EUR.  I
ting “Use Rep
“Finish and E
.14?). 

ee the compa
A.19). Here, 
y is too large
then  calculate
ess. 

ulated EUR is 
”, the progra
e linear and b
pared with th

Figure 

“Use  Linear 
o plot other w
If  you do not
ported EUR”.
UR Comparis

arison of the 
you can com

e, you can clic
e  the new EU

shown below
m will bring u
bilinear cases
e estimated E

A.18: EUR Da
 

Data”.  The 
wells. In the “
t want  to us
 The user mu
son”  (Figure 

reported EUR
mpare these E
ck on “Pick A
UR  automati

w the button 
up a table co
s are shown. F
EUR. You dec

ata 

program  w
“Which EUR t
e  the extrap
ust plot every
A.16) and  th

R and estimat
URs in the pl

Another Time 
cally without

The 

for both the 
ontaining the 
Furthermore,
ide which EU

 

ill  go  back 
to use?” form
polated EUR, 
y individual w
he program w

ted EUR to ch
ot and comp
for EUR Estim
t  going  throu

University of

linear and bi
EUR data of 
, the reported
UR to select. 

to  the  “Plot
m the user can
you must us

well. When all
will go back  t

heck the valid
are the avera
mation” to ch
ugh  the  linea

101 
f Tulsa 

linear 
linear 
d EUR 

t  and 
n also 
se  the 
 wells 
to  the 

dity of 
age of 
hoose 
ar  and 



Final Repo
Subcontra

If  the  EU
automatic
and  outp
percentag
observe  t
“Extrapola

 

An “Input
the curren
 

ort 
act #07122‐43

R  is  reasona
cally calculate
ut  in  the  “C
ge and total p
the  trends of
ation” button

t” box will po
nt spacing (Fi

3 

ble,  you  can
e the acceler
alculation”  s
production as
f  the  increme
n below the p

Figure 

p up and you
gure A.21). 

Figure A.19

  click  on  “Us
ation and inc
heet.  You w
s a function o
ental and acc
plots to extrap

A.20: Accele

u will input th

9: EUR Comp
 

se  these  EUR
cremental pro
ill  see  two  p
of time and sp
celeration pro
polate the plo

ration and In
 

he spacing tha

parison 

Rs  and  Plot” 
oduction bas
plots:  acceler
pacing (Figur
oduction as  i
ot at the expe

ncremental P

at you want t

The 

to  proceed. 
ed on the ex
ration  percen
re A.20). This 
nfill wells are
ected spacing

lot 

to extrapolat

University of

 

The  program
trapolation r
ntage,  increm
plot allows y
e drilled. Clic
g. 

e. It will also 

102 
f Tulsa 

m will 
esults 
mental 
you to 
ck  the 

 

show 



Final Repo
Subcontra

The result
well  as  in
productio
spacing.  

 

Once  the
section an
results of
infill drillin

ort 
act #07122‐43

t of  the extra
n  the  extrap
on at expected

  analysis  is  f
nd repeat the
f  infill potent
ng. 

3 

F

apolation bas
polation  plot.
d spacing, wh

finished  for  a
e procedure t
ial  in differen

Figure A.21: S

sed on certai
  The  result 
hich are highl

Figure A.22

a  selected  ar
o calculate th
nt sections, y

Spacing Acrea
 

in spacing wi
includes  the
ighted in red

2: Extrapolati
 

ea,  go  back 
he infill poten
you should  fin

age Input 

ill output  in  t
e  acceleration
 cells. Figure 

on Plot 

to  the  “Sect
ntial for differ
nd which sec

The 

 

the Extrapola
n  production
A.22 is extra

tion”  sheet  a
rent sections.
ction has the 

University of

ation Plot she
n  and  increm
polated to 60

 

and  select  an
. By comparin
best potenti

103 
f Tulsa 

eet as 
mental 
0‐acre 

nother 
ng the 
ial  for 


