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INTRODUCCION

Debido a la gran importancia que actualmente tienen los hidrocarburos en el
mundo como producto lider del mercado internacional y por ser la base de la
economia de algunos paises, como es el caso de México es necesario desarrollar
e implementar técnicas encaminadas a mejorar el uso y la explotacion de este

recurso.

La mayoria de los yacimientos productores de aceite y gas constituidos por rocas
carbonatadas en México contienen fracturas. El grado en que las fracturas inciden
en el flujo de fluidos a través de un yacimiento es lo que deberia dictar el nivel de
recursos necesarios para identificar, caracterizar y modelar el sistema de
fracturas. Las propiedades del sistema de fracturas pueden cambiar a lo largo de

la vida productiva del yacimiento.

En México un gran porcentaje de la produccion de hidrocarburos proviene de
yacimientos naturalmente fracturados. Durante la vida productiva del campo, la
optimizacién de la explotacion de los yacimientos es una de las areas de vital
importancia en el desarrollo de los campos de hidrocarburos cuyo principal
objetivo es maximizar el valor econdmico de las reservas de aceite y gas a través

de la implementacion de tecnologias adecuadas.

La caracterizacion dinamica identifica, mide y evalta las variables del sistema,
como presién, temperatura, flujo o concentracion de fluidos bajo las condiciones
de explotacion del yacimiento. Para caracterizar dindAmicamente el yacimiento, se
requieren datos de produccion de agua, aceite, gas, presion medidos en el fondo
y superficie del pozo, los cuales se obtienen a través del molinete hidraulico,

registros de temperatura, pruebas de trazadores, etc.

Con la simulacién numérica de yacimientos ayuda a obtener diferentes escenarios
de explotaciéon y con base en esto se puede seleccionar el mejor proyecto a
desarrollar. Los buenos resultados de una simulacion dependen de diversos

factores, tal como: seleccion y tipo de malla, habilidad del ingeniero para




interpretar, cantidad y calidad de los datos, recursos computacionales, asi como

un buen conocimiento del yacimiento.

Actualmente, existe un interés creciente en la explotacion adecuada de los
yacimientos Naturalmente Fracturados, debido a que los pozos son de alta
productividad, con recuperacion importante de hidrocarburos, por lo que resultan
muy atractivos desde el punto de vista econdomico. En México, el 94.5 por ciento
de la producciéon y el 67 por ciento de las reservas probadas de hidrocarburos
estan en Yacimientos Naturalmente Fracturados (YNF). Ademas de que més del
90 por ciento de los yacimientos de hidrocarburos nacionales se ubican en la

clasificacion de naturalmente fracturados (IMP 2000).

La importancia de los estudios en yacimientos naturalmente fracturados radica en
conocer las propiedades de la roca, el comportamiento de los fluidos

almacenados en la matriz, la evaluacion de la interaccién matriz-fractura.

Este trabajo pretende describir las actividades realizadas durante mi estancia en
la compafiia PETROSOFT en el periodo de seis meses comprendido de Abril a
Septiembre de 2013. Durante ese tiempo desarrollé diversas actividades, entre

las que destacan:

¢ Construccion de mallas en el software PETREL®.

é Construccion de modelos homogéneos.

é Construccion de modelos de doble porosidad.

é Comparacion de modelos (homogéneos, doble porosidad).




Capitulo |

|. Conceptos Basicos

.1 Propiedades delaroca

La petrofisica es el estudio de las relaciones fisicas y texturales que existen en
una roca. Es una especialidad que conjuga conocimientos de ingenieria petrolera
y de geologia, la cual determina cualitativa y cuantitativamente las propiedades de
la roca y de los fluidos contenidos en ella. Adicionalmente, la petrofisica define la
relacion existente entre los fluidos y su movimiento a través del medio poroso que

lo contiene, es decir la capacidad de flujo de la formacion.

[.1.1 Porosidad

Es la fraccion del volumen total de roca que es ocupada por huecos. La porosidad
se expresa en fraccion, y representa el espacio hueco en la roca. Puede
cuantificarse dividiendo el espacio vacio entre el volumen total de roca:

ﬁ Vt - Vma

= 1.1

P idad = ¢ =
orosida 0] 7 7

Donde:

V, =Volumen de poros.

V; =Volumen total de roca.
Vme=Volumen de granos.

La porosidad puede obtenerse directamente a partir de analisis de nucleos en el
laboratorio o indirectamente, a partir de registros geofisicos (soénico, densidad y
neutrén), pero la porosidad obtenida con registros geofisicos es un aproximado de

la porosidad total.

La porosidad es independiente del tamafio de grano, pero depende del tipo de
empacamiento (acomodo de granos). Un maximo de porosidad de 47.6% se
obtiene con un empacamiento cubico, Figura l.1a, mientras que con un

empacamiento rombico, Figura |.1b, se obtiene un 25.96% de porosidad.




Figura l.1a. Arreglo cubico Figura l.1b. Arreglo rémbico

[.L1.1.1 Porosidad primaria

Se refiere a aquella porosidad adquirida al tiempo de depdsito vy litificacion del
material, es decir, en la diagénesis. Esto es, a los espacios vacios que quedan
entre los granos y fragmentos minerales en la roca. A esta porosidad también se

le conoce con los nombres de porosidad original, intergranular o de matriz.

[.1.1.2 Porosidad secundaria

También conocida como porosidad inducida, la porosidad secundaria es el
resultado de procesos geoldgicos posteriores a la deposicion de las rocas
sedimentarias y no tiene relacion directa con la forma de las particulas
sedimentarias. La mayoria de los yacimientos con porosidad secundaria estan

constituidos por rocas calizas o dolomias.
En general, la porosidad secundaria se debe a procesos de:

é Disolucidn.
é Recristalizacion o dolomitizacion.

é Fracturas.

[.L1.1.2.1 Porosidad secundaria por disolucién

Este tipo de porosidad secundaria es generada a través de la disoluciéon de un
componente preexistente de una roca, tal como una concha, un fragmento o un
grano de roca. El espacio poroso conserva la forma, o molde, del material

disuelto.




La porosidad secundaria por disolucion es generada por filtracion de aguas acidas
que disuelven los minerales de la roca principalmente calcita y dolomita,

mejorando asi sus porosidad.

La disolucion es un proceso mediante el cual se origina una reaccion quimica

entre los fluidos que saturan el medio poroso y la matriz de la roca.

[.1.1.2.2 Porosidad secundaria por dolomitizacién

Es un proceso geoquimico que tiene lugar en las zonas de lagunas efimeras
supramareales, por lo que los iones de magnesio [Mg], provenientes de la
evaporacion del agua de mar, reemplazan a los iones de calcio [Ca] de la calcita,
de manera que el reemplazo de la calcita por dolomia en una roca incrementa el
espacio poroso de dicha roca en un 13% y forma una roca del yacimiento
importante. La dolomitizacibn puede producirse durante la diagénesis por

sepultamiento profundo.

La dolomitizaciébn también mejora la porosidad de los carbonatos. La ecuacion

gue describe este proceso se puede escribir como:
2CaC03; + MgCL, —» CaMg(C03), + CaCl, 1.2

[.1.1.2.3 Porosidad secundaria por fractura

Es un tipo de porosidad secundaria producida por el fracturamiento tectonico de la
roca. Las fracturas propiamente dichas no tienen demasiado volumen, pero a
través de la incorporacion en los poros preexistentes, mejoran significativamente

la permeabilidad.

En casos extremadamente raros, las rocas no pertenecientes al yacimiento, tales
como el granito, pueden convertirse en rocas del yacimiento si se produce un

grado suficiente de fracturamiento.

Los espacios vacios que le confieren a las rocas carbonatadas porosidad
secundaria, y que las hace excelentes para los yacimientos, pueden agruparse en

tres categorias:




a) Aberturas y espacios vacios de disolucion relacionados
con la circulacion de agua.

b) Espacios vacios intergranulares, producidos por
modificaciones mineraldgicas (dolomitizacion).

C) Fracturas, fisuras y cavernas sin importar su origen.

Los yacimientos fracturados estan formados o constituidos de dos sistemas de
porosidades: uno intergranular (Figura 1.2a) formada por espacios vacios entre los
granos de roca; y el segundo formado por espacios vacios de las fracturas y
vugulos (Figura 1.2b).

El primer tipo es llamada porosidad primaria y es tipica de la roca arenisca o
caliza, al segundo tipo se le denomina porosidad secundaria, cuando se hace
referencia Unicamente a las cavidades o fracturas, porosidad vugular / porosidad

de factura.

Matriz FRACTURA

/S AH A SIS,

VUGULOS Y FRACTURA

e
2 EZ72r

Figura l.2a. Grano consolidado con Figura I.2b. Representacion simplificada de la
espacio vacio (matriz). presencia de vagulos y fractura en rocas.

T.D. Van Golf- Racht: “Fundamentals of fractured Reservoir Engineering” Elsevier Scientific
Publishing Company. First Edition 1982. Third impresion 1988.

La porosidad secundaria se encuentra generalmente en rocas compactas, fragiles
y de relativamente baja porosidad intergranular como: calizas compactas, lutitas,

areniscas, limolitas arcillosas y esquistos.
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La porosidad secundaria es causada normalmente por la fracturacion de la roca,

colocacion, union y disolucion de agua circulante.

A menudo la porosidad secundaria se reduce con el tiempo al rellenarse
parcialmente los espacios de minerales mas jovenes que los que componen la
matriz. Estos minerales son el resultado de la disolucion y precipitacion. En las
rocas carbonatadas, como las calizas y dolomias, los canales de solucion y las

cavidades se forman durante el enterramiento en la cuenca sedimentaria.

Los dos tipos de espacio poroso dentro de los yacimientos fracturados puede

expresarse como:

é Porosidad de la matriz, de tipo intergranular (exclusivo de las fracturas)

Vporos (Vmatriz = Vrotar — Vfractura) .. 1.3

matriz

matriz=
é Porosidad de la fractura

(nb Vfractura 14

rac=
f Vtotal

é Porosidad total

VpOT‘OS + Vfractura

Dtotal = .15

VTotal

Generalmente Vi, q4crurq €S Muy pequefio comparado con el Vryey (= 1 %) por lo

tanto, es posible reescribirlo como:

Dtotal = Pmatriz + ¢fractura ...1.6

Donde ¢..qtriz COrresponde a la porosidad derivada de la interpretacion sonica,
mientras que la porosidad calculada a partir de registros neutron y rayos gama
incluye la porosidad de la fractura. Entonces la porosidad de la fractura puede ser

calculada parcialmente como:

¢frac - ¢neutr6no gama ~ ¢sénico .17
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Una cierta orientacion vertical preferencial de las fracturas o de las fisuras, se
produce en grandes estructuras formadas por este tipo de rocas, y pueden ser el
resultado de los esfuerzos tectonicos o esfuerzos de sobrecarga que reducen la

cohesioén de la roca.

La porosidad de la fractura es rara vez mayor al 1.5 o 2 %. Usualmente, esta es
menor que el 1 % (Aguilera, 1980). Esto hace que la capacidad de
almacenamiento de las fracturas sea muy pequefia, con lo cual la mayor parte de

los fluidos se hallen almacenados en la matriz de la roca.

[.1.2 Capacidad de almacenamiento

El desarrollo de los yacimientos naturalmente fracturados ha dado lugar a
numerosos errores que traen complicaciones econdmicas. Grandes gastos
iniciales de aceite han llevado a los ingenieros de yacimientos a muchas
suposiciones, sobreestimado los prondsticos de produccion de los pozos. Los

ingenieros de yacimientos generalmente hacen dos hipétesis clave:

a) Las fracturas tienen capacidad de almacenamiento
despreciable y solamente los canales de alta permeabilidad
permiten el flujo de fluidos.

b) La matriz tiene una importante capacidad de almacenamiento,

pero muy pequefa permeabilidad.

La primera hipétesis ha llevado a varios fracasos en el desarrollo de los
yacimientos naturalmente fracturados. De hecho, muchos yacimientos que
producen con altos gastos iniciales declinan drasticamente después de cortos
periodos de tiempo. Esto ocurre porque el aceite producido ha sido almacenado
en el sistema de la fractura. Por consiguiente, es importante calcular el aceite “in-

situ” con precision razonable dentro del sistema de fracturas.

La segunda suposicidon debe considerarse cuidadosamente. Si la permeabilidad
de la matriz es muy baja, entonces el aceite aportado a las fracturas puede ser
muy poco, entonces solo el aceite que se encontraba originalmente en las

fracturas seria producido en un lapso razonable de tiempo.

12



Si la matriz tiene una permeabilidad razonable, entonces la capacidad de

almacenamiento de la matriz llega a ser de suma importancia.

Otros parametros que juegan un papel importante es que tan rapido se mueve el
aceite de la matriz a las fracturas; incluyendo su porosidad, compresibilidad total,
y el espaciamiento de fracturas o distancia entre ellas, asi como la viscosidad del

aceite, ya que si éste es de baja viscosidad, el movimiento del aceite de la matriz
hacia las fracturas es mas rapido.

Es importante visualizar que la capacidad de almacenamiento en los yacimientos
naturalmente fracturados ya que varia extensamente, dependiendo del grado de
fracturamiento y el valor de la porosidad primaria. Cuanto mayor sea el valor de la

porosidad primaria, mas grande sera la posibilidad de éxito en la explotacion de
los yacimientos naturalmente fracturados.

[.L1.3 Compresibilidad

Para arenas con presiones normales, la compresibilidad de la roca puede ser

obtenida en laboratorio o de correlaciones ya publicadas como las de Hall,
mostrada en la Figura 1.3.

—1

Compresibilidad de la formacion psi

% Porosidad

Figura 1.3. Correlacion de Hall cuando se tienen areniscas o formaciones homogéneas (Hall
H.N. 1953).
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Sin embargo, en arenas con presiones anormales, como las que se encuentran
en la costa del golfo de México y en Estados Unidos, asi como en carbonatos; no
hay buenas correlaciones disponibles y es mejor realizar mediciones en

laboratorio.

La compresibilidad de la roca que se utiliza cuando se trata de yacimientos
convencionales refleja la deformacion de los poros y no la reduccion del volumen

de matriz, la cual es insignificante comparandolos.

Esta compresibilidad de matriz tiende a ser menor en el caso de yacimientos
fracturados: la presencia de fracturas refleja la rigidez de la roca que se ha roto en

lugar de deformarse elasticamente.

El efecto de las fuerzas externas en las rocas fracturadas depende de la direccién
de la fractura en relacién con las fuerzas externas. Cuando ambos estan en la
misma direccion, el efecto sobre el cambio de la porosidad secundaria es menor

gue cuando son perpendiculares ambas.

En el caso de yacimientos fracturados, la presencia de fracturas introduce una

elasticidad adicional en el yacimiento, que puede definirse de dos maneras:

a) En términos del volumen total de roca, la compresibilidad
de la fractura se define como:
1 A(porosidad)

Cor = ..1.8
/'~ porosidad A (presién)
b) En términos del volumen de fractura, la compresibilidad
de la fractura es:
1 A(porosidad)
Cpf = p ., .19
porosidad A(presion)
La relacion entre estas dos definiciones es obvia:
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El cierre de las fracturas una vez que el yacimiento esta en produccion puede ser
muy significativo en yacimientos bajosaturados. Esto puede dar lugar a enormes

reducciones en las tasas de produccion.

La fractura cerrada en los yacimientos saturados es menos importante una vez

que el cierre ha ocurrido.

En un sistema de doble porosidad hecha de macro y microfracturas (sin ninguna
porosidad primaria) las macrofracturas juegan el papel de "fracturas" y las

microfracturas desempenfan el papel de "matriz".

En este caso, hay dos posibilidades; que las microfracturas (matriz) pueden ser
mas compresibles que las macrofracturas (fracturas) o viceversa. En otros casos

ambas compresibilidades pueden ser del mismo orden de magnitud.

Siempre que sea posible, es aconsejable determinar compresibilidades en el
laboratorio utilizando rocas del propio yacimiento. Si esto no esta disponible, hay

gue confiar en correlaciones empiricas.

En los yacimientos compuestos por matriz y fracturas, la compresibilidad en las
fracturas es mas grande que la compresibilidad de la matriz. La Figura .4 muestra
la correlacion desarrollada por Van der Knaap utilizada para el calculo de la

compresibilidad de las rocas en carbonatos.
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Figura I.4. Correlacion de Van Der Knaap para el caso de carbonatos fracturados (Van der
Knaap, W., 1959: Nonlinear Behavior of Elastic Porous Media. Trans., AIME 216, 1979-1987)

La diferencia relativa entre los dos tipos de compresibilidad depende de la
variacion de varios factores: la cantidad de mineralizacién secundaria dentro de
las fracturas, la orientacion de las fracturas y las fuerzas in-situ, y si el yacimiento

es saturado, bajosaturado, y/o de presién normal.

En la grafica de la Figura 1.5 “MINER” representa el porcentaje calculado de la
mineralizacion y “RATIO” es igual a la porosidad de la fractura dividida por la

suma de la porosidad de la fractura y la porosidad vugular.
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= A. MINER= 0%
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C. MINER= 20%
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~A—F. MINER= 20%
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——— RATIO= 20%

Esfuerzo neto en la fractura(psi)

= RATIO= 10%

1,606 1,605 1.604 1,603
Compresibilidad de la fractura (1/psi)

Figura I.5. Grafica para el célculo de la compresibilidad de la fractura (Aguilera, Roberto:
Recovery Factors and Reserves on Naturally Fractured Reservoirs, Journal of Canadian
Petroleum Technology, Distinguished Authors Series (July 1999), p. 15-18.

En yacimientos donde matriz y fractura estdn presentes, es posible hacer un
calculo de la compresibilidad de fractura basada en el conocimiento del porcentaje

de mineralizacion secundaria.

Sin embargo, en la construccion de modelos numéricos, para la estimacion de la
compresibilidad de la formacion se emplea la correlacién de G. H. Newman esto

se muestra en la Figura 1.6.
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Figura l.6. Correlacion de Newman (Newman, G., H., 1973: Pore-Volume Compressibiluty of
Consolidated Friable, and Unconsolidated Rock Under Hydrostatic Loading. J. Pet. Tech.,
February, 129-134.

[.1.4 Permeabilidad

La permeabilidad es una propiedad del medio poroso y es la medida de la
capacidad de un medio para permitir el flujo de fluidos a través de él. Los
conceptos basicos de la permeabilidad establecidos en el caso de un yacimiento

fracturado siguen siendo validos.

Pero en presencia de dos sistemas (matriz y fracturas), la permeabilidad puede
ser redefinida como permeabilidad de matriz, permeabilidad de fractura y

permeabilidad del sistema matriz-fractura.

Esta redefinicion de permeabilidad puede crear alguna confusion especialmente
concerniente a la permeabilidad de fractura, que puede ser interpretada también
como permeabilidad simple de fractura o como permeabilidad de la red de

fracturas, o algunas veces como permeabilidad del volumen total de las fracturas.

1.1.4.1 Permeabilidad de matriz

La permeabilidad de la matriz puede ser evaluada utilizando la ley de Darcy

k dp

-2 L111
VETU A
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Donde:
v = Velocidad aparente del flujo [cm/seq].
u = Viscosidad del fluido fluyendo [cp]

dp/dl = Gradiente del potencial en direccion del flujo [atm/cm].
k = Permeabilidad de la roca [darcys].

La ley de Darcy se aplica bajo las consideraciones siguientes:

Flujo estacionario

Flujo linear y horizontal

¢

¢

é Flujo laminar
é Condiciones isotérmicas
é Viscosidad constante
é

Espacio poroso saturado al 100% del fluido

Para el caso de flujo lineal de fluido incompresible, la permeabilidad se calcula a

partir de la siguiente ecuacion:

L quL
= pHL

L 112
Yap T Abp

Donde:

g= gasto [b/d].

k= permeabilidad [md].

A= area [ft?].

Ap = Presion diferencial [psi].
L =Distancia [ft].

[.1.4.2 Permeabilidad de vugulos de disolucion

En algunos yacimientos carbonatados, la filtracion de aguas &cidas puede dar
porosidad y permeabilidad por disolucién de la matriz. La ley de Poiseuille para el
flujo capilar y la ley de Darcy para el flujo de liquido en camas permeables pueden
combinarse para calcular la permeabilidad en canales de disolucion. Craft and
Hawkins (1959) hicieron un estudio exhaustivo de este problema, modelado en la

siguiente discusion.
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Suponiendo un tubo capilar con las siguientes caracteristicas:

L = longitud del capilar, [cm].
r = radio interior, [cm].

A = area, [cm?].

Como los fluidos mojan las paredes del capilar, la velocidad en las paredes se

considera que es cero y la velocidad en el centro del tubo es un maximo.

La fuerza viscosa se expresa como:

F = uA— ..1.13
K dx

Donde d”/dx esta en [Cm/s"’g/cm]. El area de la fase de los capilares es igual 2rL.

Por consiguiente, para un cilindro la ecuacion anterior puede escribirse como:
F = u(2nl) dv 1.14
=u2m ar .1

La permeabilidad promedio para un sistema matriz-vagulos puede obtenerse a

partir de la relacion:

k,Namr?+k, (A—Nmr?)
kpromedio == A ..1.15

Donde

k, = permeabilidad de los vugulos de disolucion [darcys].
N = numero de canalas de disolucion.

A = Aarea de seccion transversal, en pgz.

k;, = permeabilida del bloque de matriz [darcys].

r = radio del canal de disolucién en pg.

[.1.4.3 Permeabilidad de la fractura

La permeabilidad de la fractura depende de la direccion del flujo, el cual se
considera que es paralelo a los planos de fractura, esto se muestra en la Figura
I.7. Donde “b” representa la amplitud de la fractura, y la longitud esta

representado por “L”.
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Figura I.7. Definicién de permeabilidad de fractura (Reiss, L. H.: The Reservoir Engineering
Aspects of Fractured Formations, Institut Francais du Pétrole. 1980).

La ecuaciéon de Poiseuille es correcta para cualquier tamafio de tubo capilar o

cualquier apertura de fractura.

Supongase un tubo capilar, cuya longitud es de [ unidades y su radio interno de ;.
Si a través de él se desarrolla un flujo viscoso en régimen laminar, puede

expresarse a Fli como:

dv
By = —pd,— 116

Y el area de accién de dichas fuerzas en un sistema cilindrico es:

A, = 2mlr . 1.17

m
Con un flujo en direccion a r, las fuerzas de presion se representan como:

Fyer = ApA, = Ap(nr?) ..1.18
Ahora, haciendo un balance de fuerzas segun el principio de D’alembert:
cr T Fur .. 1.19

dv
= —Ap(nr?) + —yanrE ..1.20

Luego, de un manejo de los diferenciales como cocientes matematicos en vez de

razones de cambio:
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dv = o ldrdp .. 1.21

Integrando desde (0, p.;,0) hasta (v, p.,, 7):

Dc2

(Pcz pcl)r
f dv = — f f dpdr f Tdr

Pc1

_ (Pcz - pcl)rz

.. 1.22
4ul

El producto de la velocidad por el area se traduce en el caudal que transita por el
capilar en un instante:
(Pe2 — pcl)rz

vdA = v2nrdr = —2n ————rdr ..1.23
4ul

Al integrar sobre toda el area de flujo:

q To _ T'Z
0 0 H

_ 7”"04(1%1 = Dc2) 124
q 8.l .1

Esta expresién se conoce como la ecuacion de Poiseuille para el flujo de fluidos
viscosos a través de un tubo capilar. Si se asume que el medio poroso se
comporta como un conjunto de capilares homogéneos, puede relacionarse esta

ecuacion con la de Darcy para poder conocer el radio capilar de un poro.

ro = — 125

La ecuacion de Poiseuille del gasto a g, en términos la caida de presion AP para
flujo laminar a lo largo de una sola fractura cuya longitud y seccién transversal son

L y b respectivamente.
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b3l AP

Para “n” fracturas, el flujo a través de la seccidén A puede escribirse:
B b3l AP 127
qn = n12,u I .1
La ley de Darcy podria escribirse
_ Aky AP 128
q= 1L . L
De manera que para que q = gy
0 = n b3l B b3 129
VeV,

Donde:

fs =nl/A Representa la longitud total de la fractura por unidad en la seccion

transversal.

La presencia de fracturas abiertas sin cementar aumenta enormemente la
permeabilidad de la roca. Es posible calcular la permeabilidad de la fractura y el
gasto de flujo a través de las fracturas abiertas siguiendo un desarrollo similar a la

presentada para vagulos por disolucion.

La permeabilidad intrinseca de la fractura esta asociada con la medicion de la
conductividad durante el flujo de fluido a través de una sola o a través de una red

de fracturas, independiente de la roca adyacente (matriz).

Esto es, la conductividad de un solo canal (fractura) o de un grupo de canales (red
de fracturas). En este caso el flujo a través de la seccion esta representado solo

por unas areas de fracturas vacias (excluyendo el area de matriz circundante).
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En un caso simplificado de un bloque, donde la fractura es paralela a la direccion
del flujo a la fractura 1 y es paralela en direccion al flujo horizontal. El gasto del

flujo a través de la fractura esta dado por:

b? AP b3 AP

S 1
120 A Y120 30

[.1.4.4 Permeabilidad del sistema matriz/fractura
La permeabilidad del sistema matiz- fractura puede ser representado como una

simple suma de las permeabilidades de la matriz K, y de fractura K;,
K. = Kp + K¢ ..1.31

Es evidente que la permeabilidad total depende totalmente de la direccion del
flujo. Cualquier cambio en la direccién del flujo generard un cambio en el valor de

Ks, asi que- K depende la relacion entre la fractura y la direccion de flujo.

' w==ppe- Direccion del Flujo

Figura 1.8. Bloque de matriz que contiene una fractura simple (a=0). Fractura 2 (a#0) (T.D.
Van Golf- Racht: “Fundamentals of fractured Reservoir Engineering” Elsevier Scientific
Publishing Company. First Edition 1982 Third impression 1988).

La Figura 1.8 representa un bloque de matriz donde las fracturas 1 y 2 son

perpendiculares entre si con un angulo “a” y paralelas a la direccion de flujo

horizontal.
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[.1.5 Interaccion matriz/fractura

La presencia de fracturas en el yacimiento provoca que el flujo de los fluidos sea
muy diferente comparado con los yacimientos no fracturados. El desplazamiento
del fluido en una red de fractura se produce debido a la mayor conductividad del
sistema de fracturas en comparacion con la de la matriz. A medida que se inyecta
un liguido en el sistema de fracturas, un intercambio o transferencia de fluidos
ocurre entre la matriz y fractura del sistema, un intercambio o transferencia de

liquido se produce entre la matriz y el sistema de fracturas.

Las fracturas producen una variedad de efectos sobre la movilidad de fluido en un
yacimiento que debe ser direccionado con el fin de entender y predecir el
comportamiento de la produccion de depoésito. Lo mas significativo entre los

efectos de la fractura es:

Interaccion Matriz / fractura, incluyendo el drene y barrido de la matriz.
Mejora de la permeabilidad, tanto horizontal como vertical.
Anisotropia de la permeabilidad y/o en paralelo estratificado (plano XY).

o & o o

Avance fluido rapido o una derivacion debido a fluir directamente dentro de

las fracturas bien conectadas

[.L1.5.1 Presidn capilar sin mineralizacién secundaria:

Cuando las fracturas naturales estan abiertas y tienen una muy pequefia cantidad
de mineralizacion secundaria, los hidrocarburos se mueven de la matriz hacia las
fracturas en un modo sin restricciones. La rapidez con la que se mueven los
fluidos de la matriz hacia las fracturas es controlado ya sea por la caida de
presion en las fracturas, propiedades de la matriz como: permeabilidad,
porosidad, compresibilidad, viscosidad del fluido en movimiento, asi como el

espaciamiento de las fracturas o el tamafo de bloque de la matriz.

Estas fracturas pueden proveer altos gastos iniciales. El mayor problema con este
tipo de fracturas es que tienden a cerrarse con la caida de presion del yacimiento

dependiendo de: el esfuerzo de tension in situ, la presion inicial del yacimiento y la
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reduccion de la presion dentro de las fracturas. En otras palabras las fracturas son

mas compresibles que la roca matriz.

Ahora si el yacimiento es bajo saturado, el cierre de las fracturas es muy sensible

provocando una recuperacién muy pequefia.

Ahora si el yacimiento tiene una pérdida de presion de manera regular, el cierre
de la fractura no sera tan sensible ya que la mayoria de los cierres a
profundidades del yacimiento ya han ocurrido. Las recuperaciones finales seran

mucho mas grandes que las del caso previo.

[.L1.5.2 Presién capilar con algo de mineralizacion secundaria

Cuando las fracturas naturales tienen certeza de la cantidad de mineralizacion
secundaria el flujo de la matriz hacia las fracturas es de algin modo restringido.
Desde el punto de vista del comportamiento de presion durante una prueba de
pozo esto puede ser visualizado como un dafio natural dentro del yacimiento (sin
confundir un dafio mecanico alrededor de la boca del pozo calculando de manera
rutinaria). La mineralizacion parcial es una bendicién disfrazada. En este caso los
minerales secundarios actuardn como agentes de propagacion naturales, y el
cierre de la fractura sera sensiblemente reducido (no cerrado completamente)
incluso en yacimientos bajosaturados. Esto favoreceria la obtencion de altas
recuperaciones. El cierre de las fracturas sera pequefio en yacimientos saturados

e incluso mas pequefio en yacimientos bajosaturados.

[.1.5.3 Presion capilar con mineralizacion secundaria completa
A pesar de gque exista mucha cantidad de hidrocarburos dentro del yacimiento, la
recuperacion final sera muy baja. Las fracturas mineralizadas van a segmentar el

yacimiento dirigiéndose hacia una muy baja recuperacion final

[.1.6 Funcién de transferencia
Los simuladores de doble porosidad requieren una expresion para el gasto del
fluido transferido entre la matriz de la roca de y las fracturas. La transferencia de

fluidos estéa determinada por la imbibicion capilar o la gravedad de drene.
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La funcion de transferencia utiliza el factor de forma para determinar los gastos de
imbibicion durante la inyeccién de agua en un yacimiento fracturado, por lo tanto
efectivamente combina la caracterizacion de la fractura (espaciamiento de
fracturas) y un gasto de imbibicién determinado por la mojabilidad, permeabilidad

relativa y presiones capilares.

La funcion de transferencia esta definida como los fluidos transferidos de la matriz
hacia la fractura, con un factor geomeétrico apropiado que explique las
caracteristicas de longitud y el area de flujo entre la matriz y la fractura. La tasa de
transferencia de fluido por unidad de volumen de roca se calcula a partir de la

siguiente expresion:

_ O'me
u

q (pm - pf) .. 1.32

La transferencia de fluidos de los bloques de matriz hacia las fracturas se supone
que es en una condicion de estado estable y es una funcion de la viscosidad del
fluido, la caida de presion entre los sistemas de matriz y de fractura, y las
propiedades de la matriz-roca relacionados con la geometria y eventualmente la
interconectividad del bloque de matriz. El factor de forma, ot (el subindice f no es
convencional, pero se especifica aqui para distinguir el factor de forma de la
tension interfacial, que también utiliza o como su simbolo convencional),
definiendo la geometria del bloque, a través de la suposicién de los bloques de

matriz cibica es inherente a este tipo de modelos.

I.L1.7 Factor de forma (Geometria de las redes de fracturas)

El factor de forma describe, en la simulacion, ambas &reas de contacto entre las
fracturas y la matriz y la idealizacion de la geometria de los bloques de matriz. Los
modelos de doble porosidad pueden basarse en el factor de forma para
determinar parametros como la permeabilidad total de la red de fracturas y la

tendencia de los fluidos a moverse en direccion de la permeabilidad preferencial.
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El factor de forma esta generalmente definido como:

1 1 1
] .. 1.33

o =4|+=+3
! [L%c 1312
El simbolo o es conocido como el factor de forma; establece la relacién entre el
area expuesta al flujo entre los bloques de matriz y las fracturas que los rodean.

La forma mas simple para definir el factor de forma es la siguiente:

12

=77 . 1.34

g

Donde:

L = es la longitud caracteristica del bloque de matriz.

En este caso L=L,=Ly=L, se refiere a las dimensiones de los bloques de matriz en
cada una de las tres direcciones ortogonales entre si, a menudo referido como un

arreglo de cubo de azucar.

El factor de forma o es una representacion matematica idealizada del sistema de
fracturas en el yacimiento, representando el area de superficie de la fractura, asi
como el espaciado de pozo. El valor de L puede estar relacionado con la
separacion relativa de las fracturas en una direccion en el yacimiento, pero por lo

general no seréa igual a la verdadera separacion.

[.1.8 Presion Capilar

La presién capilar es la diferencia de presion a través de la interfase entre el fluido
mojante y el no mojante. Para un estudio gas-aceite agua, las curvas de presién
capilar seran requeridas para los sistemas gas-aceite y agua-aceite. Los datos
pueden ser obtenidos en el laboratorio por medio de mediciones en tapones de
ndcleo. ElI método de inyeccidon de mercurio es rapido pero destruye el nucleo.
Existen otros métodos como los desplazamientos a través de diafragma poroso y
meétodos centrifugos; otra buena fuente para esta informacion son los registros

donde el pozo haya atravesado los contactos gas-aceite y agua-aceite.
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Se puede graficar la saturacion de agua vs distancia desde el contacto gas-aceite

0 agua-aceite. Esta distancia se puede transformar entonces en presion capilar.

Cuando dos fluidos estan en contacto dentro de los poros de la roca, se forma
una superficie curva entre los dos. La presion en el lado del fluido no mojante de
la interfase (Pnm) €s mayor que la presion para el lado del fluido mojante (Pp).

Esta diferencia de presiones de define como presion capilar (P.).
P.=P,,— P, ..1.35

La presion capilar en un medio poroso se puede comparar con el aumento de un
liqguido mojante en un tubo capilar. La capilaridad se define como la elevacion o
depresion de la superficie de un liquido al estar en contacto con un sélido, como

sucede en las paredes internas de un tubo capilar.

El peso de la columna de liquido, que ha subido su nivel en las paredes, tomando

como referencia el nivel del menisco, es determinado por la ecuacion 1.36.
—nmtR?*hg(p; — py) ..1.36

Donde:

R = Radio del tubo capilar.

h = Altura del nivel del liquido.

(p1 — py) = Es la diferencia de densidades entre el liquido y el vapor.
g = Aceleracion de la gravedad.

La Unica fuerza responsable del incremento del nivel del fluido mojante en las
paredes del tubo capilar es la tensién superficial entre el liquido y el sélido. Las

fuerzas atribuidas a la tension superficial estan dadas por la siguiente ecuacion:
2nRocosO .. 1.37

Donde:
o = tension superficial.

0 = angulo de contacto entre el liquido y el solido.
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Si se iguala las fuerzas debidas al peso del liquido la ecuaciéon 1.26 y las fuerzas

debidas a la tension superficial la ecuacion 1.27 se tiene:
2nRocos® = —mR?*hg(p, — py) ..1.38

Que puede expresarse como:

20cos6

(p1 — py)gh = 7 ..1.39

El término de la ecuacion 1.39 que involucra la diferencia de densidades se puede
representar como una diferencia de presion (AP); a ésta diferencia de presion
entre la fase no mojante y la fase mojante, es lo que se conoce como presion
capilar. De tal manera que si sustituimos dicho término por la definicion de presion

capilar se tiene:

20cos6
Pc =pnm —pm = R .. 1.40

Que es la manera de calcular el valor de la presion capilar en un sistema.

En los yacimientos fracturados, la presion juega un papel muy importante en la
produccioén de los hidrocarburos. Las fuerzas capilares distribuyen al proceso de
desplazamiento de un fluido en el medio poroso, como es el caso de la imbibicion,

0 pueden oponerse a este desplazamiento, como es el caso del drene.

El drene es el proceso por el cual la fase no mojante desplaza, del medio poroso,
a la fase mojante. Es un proceso forzado (no espontaneo) pues las fuerzas
capilares tienden a retener la fase mojante dentro de la estructura capilar. En
general, el aceite se comporta como la fase no mojante en un yacimiento, razon

por la cual al principio de la explotacion se presenta un desplazamiento por drene.

La imbibicion es el proceso espontaneo de desplazamiento, con una fase
mojante, de la fase no mojante. Este proceso no requiere aplicacion de fuerzas

extremas al sistema roca fluidos.
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[.L1.9 Imbibicién Capilar

La transferencia de fluido durante la inyeccion de agua se rige por el flujo de agua
bajo un gradiente de presion impuesta (fuerza viscosa) y el movimiento
espontaneo de agua en la matriz, debido a las fuerzas capilares (imbibicién). La
imbibicidn capilar espontanea se produce cuando las fracturas que contienen a la
fase mojante y el aceite residual en la matriz es un fluido no mojante. Durante la
imbibicién espontanea, el agua se embebe en la matriz, y el aceite es expulsado

de la matriz a la fractura a través de un mecanismo de contracorriente.

La velocidad a la cual el agua en la fractura puede transferirse a la roca puede
variar ampliamente en funcién principalmente de la mojabilidad de roca, la
permeabilidad de la matriz, y la recuperacién final de la fase no mojante ha sido

objeto de estudios considerables.

La funcién de transferencia se incorpora directamente en los modelos de
simulacion y de este modo describe la eficiencia final de la inyeccion de agua en
yacimientos naturalmente fracturados mojados por agua. Por el contrario, si se
inyecta en un sistema de fractura, la fase no mojante de gas puede ser transferido
a la matriz de la roca, desplazando de ese modo la fase de aceite mojante a

través del drene por gravedad.

La alta permeabilidad de las fracturas contienen una pequefia fraccion del
volumen de poros total, y la baja permeabilidad de la roca de la matriz contiene
una porcion significante de las reservas del campo. Este contraste entre los
yacimientos con conductos de alta permeabilidad y roca de matriz con baja
permeabilidad lleva a problemas de caracterizacion de escala de tiempo debido a
que la mojabilidad del fluido en fracturas desplaza a las fases no mojantes en la
matriz. Este proceso de imbibicién estad representado en muchos simuladores

como “Doble Porosidad”.

1.1.10 Definicion de doble porosidad
En yacimientos fracturados la porosidad total (¢:) es el resultado de una simple

suma de las porosidades primaria y la secundaria.

31



b =1+, .. 1.41

Esta porosidad total es equivalente para la definicion estatica de almacenamiento

en la roca o espacio vacio total.

A partir de un gran numero de mediciones de laboratorio de varios tipos de roca,
la porosidad de la fractura es considerablemente menor que la porosidad de la

matriz. Las dos porosidades son expresadas por las definiciones convencionales.

¢,= porosidad de matriz

¢,=porosidad de fractura

Ambas son relativas al volumen total (matriz y fracturas).
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Figura 1.9. Diagrama representativo de la doble porosidad (T.D. Van Golf- Racht:
“Fundamentals of fractured Reservoir Engineering” Elsevier Scientific Publishing Company.
Primera Edicion 1982. Tercera impresién 1988).

La Figura 1.9 representa el volumen total medido igual a 1.

En la correlacion de la porosidad de la matriz (¢,, Y la porosidad de la fractura

(¢5), el hecho de que la porosidad de la matriz se refiere sélo a la mayor parte de

la matriz puede ser tomada en consideracion.
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volumen vacio en la matriz

= .. 1.42
™ Volumen total de la matriz
Mientras la porosidad de la fractura:
$2 = P ..1.43

En este caso la porosidad primaria, como una funcion de la porosidad de la
matriz, esta expresada por:

$1 =1 = P)pn .. 1.44

Y la porosidad primaria efectiva, contenida en la fase de aceite es:

¢1,efectiva =(1- ¢2)¢)m(1 - Swi) ..1.45

La porosidad esta representada esquematicamente en la figura 4 donde la unidad
total es escalada en la parte superior y la unidad total de la matriz es escalada en

la parte inferior.

Dentro de la porosidad de la matriz (¢,,), una de las partes es saturada con agua
y la otra con aceite, y en cada una es expresada como un porcentaje de la unidad

total de la matriz.

La doble porosidad también juega un rol importante en las evaluaciones
dindmicas donde, en lugar del almacenamiento en la roca, el término capacidad
de almacenamiento es utilizado. Este parametro es expresado por la combinacion
de pardmetros ¢C,, que muestran la expresién total y/o la capacidad de

compresion del fluido y el volumen de huecos en la roca.
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[.1.11 Saturacion
La saturacién de un fluido en un medio poroso, se define como el volumen del
fluido medido a la presion y temperatura que se encuentre el medio poroso, entre

su volumen de poros; es decir:

Sp=—- ..1.46

Donde

Vy=Volumen total del fluido.
V,=Volumen de poros.

Los valores de la saturacion estan basados en el volumen poroso. La saturacién
para cada fase tiene un rango de 0 a 100%. Por definicion la suma de las

saturaciones debe de ser 100%, por lo tanto.
Sg+So+ S,=1.0 .. 1.47

[.1.12 Mojabilidad

Se define como la tendencia de un fluido a expandirse o adherirse a una
superficie solida en presencia de otros fluidos inmiscibles. En un sistema
aceite/salmuera/roca, es una medida de la preferencia que tiene la roca por
alguno de los dos agua o aceite. Es el mayor factor que controla la localizacion,
flujo y distribucién de los fluidos en el yacimiento. Los cambios en esta afectan a
la presion capilar, permeabilidad relativa, comportamiento del flujo de agua,
saturaciéon de agua irreductible, saturaciébn de aceite residual y propiedades

eléctricas (Anderson, 1986).

[.2 Propiedades de los fluidos.

Conocer las caracteristicas de los fluidos aportados por el yacimiento es
trascendental en la determinaciéon del modelo de simulacion del yacimiento, el
cual puede hacerse como aceite negro o composicional, dependiendo del tipo de

procesos que se pretenda simular.
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Generalmente, en la actualidad, los reportes incluyen tanto el analisis

convencional como el analisis PVT.

[.2.1 Densidad del Aceite
Es la relacién de la masa de aceite mas su gas disuelto entre su volumen. La

densidad varia con la temperatura y presion.

P Masagceite@C.Y _m(aceitexgas disuelto)

“Volumengceite@C.Y V(aceite+gas disuelto) ~-1.48

[.2.2 Viscosidad (M)

Es la resistencia de un fluido a fluir debido a las interacciones moleculares; esta
varia con la presion y la temperatura. También puede definirse como la relacién
de corte inducido por un esfuerzo. La mayoria de las teorias microscoépicas de la
viscosidad son fenomenoldgicas, porque es muy dificil calcular, a partir de los
principios fundamentales las muchas interacciones moleculares de las particulas
que son responsables de la viscosidad. Puede obtenerse de andlisis de
laboratorio o bien mediante alguna correlacion. La unidad de la viscosidad es el

centipoise (cp)

U=uvp ...1.49

Donde:

v= Viscosidad cinemaética.

p= Densidad del fluido.
[.2.2.1 Viscosidad de un fluido altamente compresible
La viscosidad de un gas es producto de las colisiones que ocurren entre sus
moléculas por lo que ante un estimulo que propicie que una sustancia gaseosa
aumente el nivel energético de sus moléculas, o disminuya la distancia les separa,

se percibird un aumento en la viscosidad del gas.

A bajas presiones, las moléculas de los gases se encuentran dispersas y a
grandes distancias, por lo que un aumento térmico derivara en un incremento en

la viscosidad de la sustancia gaseosa por efecto de los choques moleculares; por
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el contrario, si la presion del sistema es muy grande, la distancia entre las
moléculas de los gases sera mucho menor y la cantidad de moléculas contenidas
en una unidad de volumen aumentarg, causando que ante un aumento térmico la

viscosidad del gas disminuya.

En sistemas donde la temperatura permanece relativamente constante, la presion
incide sobre la viscosidad de manera proporcional; pero, a menos que las

presiones sean muy significativas, su efecto es mucho menor.

[.2.2.2 Viscosidad de un fluido ligeramente compresible

Las condiciones de burbujeo de una sustancia influyen en su viscosidad, en
términos generales se puede decir que una sustancia bajosaturada tendra menor
viscosidad que una que se encuentra en etapa de liberacién de gas disuelto que
contiene. En el primer caso, al estar todo el gas disuelto en el liquido, la mezcla
monofasica podra expandirse considerablemente, con lo que se disminuye el
rozamiento de sus moléculas; mientras que en una sustancia saturada la cantidad
de gas disuelto serd menor por efectos de la evaporacion, y aumentara el
rozamiento molecular a causa de la proximidad. Ante un aumento térmico, la
viscosidad de las sustancias liquidas disminuye por efectos de la agitacién

molecular que ocurre al suministrarle energia.

Puede decirse que, de acuerdo con su comportamiento, la viscosidad de un fluido
ligeramente compresible es afectada proporcionalmente por la presion, y de

manera inversa por la temperatura.

[.2.3 Relacién de solubilidad (relacion gas disuelto en el aceite, Ry)

A altas temperaturas el volumen del gas que puede disolver un liquido es muy
grande, por lo que sus propiedades se ven afectadas. Para describir este
fenomeno a diferentes condiciones de saturacion en el sistema se define la

relacion

Es definida como el volumen de gas disuelto en el aceite a ciertas condiciones de

presién y temperatura del yacimiento, por cada unidad de volumen de aceite,
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medido ambos volimenes a condiciones estandar. Este factor es solo para

yacimientos de aceite y su gas disuelto.

Vgas disuelto en el aceite @C.S disuelto en el aceite @C.Y

..1.50
Vaceite@ C.S

Rs =

Es importante sefialar que este factor no es adimensional ya que los volumenes

estan medidos a condiciones diferentes.

La solubilidad del gas en el aceite depende de la temperatura, presion y de la

composiciéon del gas y del aceite.

Para un gas en particular a temperatura constante, la cantidad de gas se
incrementa conforme la presiébn va disminuyendo; y a presion constante la

cantidad de gas disminuye conforme se incrementa la temperatura.

Aceite pesado

Aceite ligero

Relacion de solubilidad, Rs

. o Pb Pi
Presion del yacimiento

Figura 1.10. Gréfica del comportamiento de la Relacién de solubilidad (Rs).

[.2.4 Relacion gas-aceite (RGA)

La relacidén gas/aceite, es el gas producidos (el cual considera gas disuelto y gas
libre en el yacimiento) entre el aceite producido, medidos ambos a volumenes a
condiciones estandar. Las condiciones de separacion como presion, temperatura

y numero de etapas, afectan el valor de dicha relacion.

Volumen de gas producido@C. S
RGA = - ..1.51
Volumen de aceite@C. S
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[.2.5 Factor de volumen de aceite (Bo)

El volumen de aceite en el tanque de almacenamiento a condiciones estandar, es
menor que el volumen de aceite que fluye del yacimiento hacia el fondo del pozo
productor. Este cambio de volumen del aceite se debe a tres factores:

1. Liberacion del gas disuelto en el aceite conforme la presion
decrece desde la presion del yacimiento a la presion de la
superficie.

2. Lareduccion en la presion causa una expansion ligera del
aceite remanente.

3. El aceite remanente también se contrae debido a la
reduccion en la temperatura.

El factor de volumen de formacion del aceite B,, se define como el volumen de
aceite a condiciones del yacimiento que se necesita para producir un barril de
aceite a condiciones atmosféricas. El volumen de aceite del yacimiento incluye el
gas disuelto en el aceite.

B (volumen de aceite + gas disuelto)@C.Y
=

..1.52
Volumen de aceite @ C.S >

O bien

V,@C.Y

B =—— ...1.53
° V,@C.S

[.2.6 Movilidad (A)

La mecénica del desplazamiento de un fluido por otro esta controlada por las
diferencias que existen en el cociente de la permeabilidad efectiva y la viscosidad.
El flujo de cada fase esta controlado por la relacién k/p, la cual es llamada

movilidad del fluido:

k
Ap=-L ..1.54
Ky

38



La movilidad controla la facilidad relativa con la cual los fluidos pueden fluir en un
medio poroso. Dado que las permeabilidades relativas al aceite y al agua son

funcion de la saturacién, las movilidades dependen de la saturacion.

La razén de movilidades es el cociente de la movilidad del fluido desplazante y la
movilidad del fluido desplazado.

..1.55

k
V= /1_W _ (ﬁ) Movilidad de la fase desplazante (agua)
Ao (ﬁ) Movilidad de la fase desplazada (Aceite)
Uo

Si M<1: el desplazamiento es favorable

Si M>1: El desplazamiento es desfavorable

Gracias al correcto conocimiento de las propiedades de los fluidos y de la roca se
logra una buena caracterizaciéon de yacimientos y requieren del conocimiento
apropiado de las interacciones entre la roca y los fluidos. Y se debe contar con las

herramientas convencionales disponibles para este propdsito

Cuando se trata de yacimientos fracturados con permeabilidad de matriz con
permeabilidad relativamente baja pero alto almacenamiento puede ser
caracterizado por medio de un modelo de doble porosidad—una permeabilidad.

La base de estos modelos es la observacion de que la masa de roca no
fracturada (matriz), presenta gran parte de la porosidad del medio (almacenado)
pero poca permeabilidad (flujo). Por otro lado, la fractura puede presentar poco
almacenamiento pero alta permeabilidad. La matriz y la fractura estan idealizados
como dos medios separados pero se encuentran interactuando en espacio y
tiempo, donde la transferencia de fluidos ocurre de acuerdo al potencial del fluido

entre los dos medios.
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Capitulo I

[I. Yacimientos Fracturados

1.1 Caracteristicas de los Yacimientos Fracturados

A grandes rasgos estos presentan las siguientes caracteristicas:

¢

.1.1

Alto indice de produccidén: Se pueden llegar a producir 500 barriles de
aceite (bpd) por dia por psi 0 mas siendo este un limite inferior para
producir y mantener activo un pozo en yacimiento fracturado. Se puede
llegar hasta 10,000 bpd aunque esta es una cifra poco comun. La mayor
contribucion de flujo de aceite se realiza a través de las fracturas.
Gradiente de Presion: El gradiente de presion horizontal a través del
yacimiento e inclusive cerca del pozo es pequeiia debido a la alta
permeabilidad existente en el sistema fracturado.

Composicion uniforme del fluido en las fracturas. Esta uniformidad se debe
en parte al movimiento convectivo existente en las fracturas.

Nivel promedio uniforme de la zona de contacto aceite/gas a lo largo de
todo el yacimiento. El nivel de agua/gas puede también ser uniforme a lo
largo de todo el yacimiento, ya que el gas producido en la matriz fluye a
través de las fracturas al casquete cuando este tiene grandes dimensiones.
La produccion de gas/aceite disminuye durante la historia de produccion
pues el gas fluye hacia el casquete a través de las fracturas.

La produccién de aceite libre de agua es esencialmente una funcion del
ritmo de produccién, es decir, el tiempo en que se tarde en extraer el
aceite. En un yacimiento convencional depende de la permeabilidad de la

roca.

Definicion de yacimiento

Se entiende por yacimiento a la porcion de una trampa geoldgica que contiene

hidrocarburos, la cual se comporta como un sistema intercomunicado

hidraulicamente.

40



Los hidrocarburos ocupan los poros o los huecos de la roca almacenadora y estan
a presion y temperatura elevada, como consecuencia de la profundidad a la que

se encuentra localizado el yacimiento.

[I.1.2 Tipos de Yacimiento
Para la simulacién de yacimientos y en un sentido muy general, los yacimientos

pueden dividirse en dos grupos:

[1.L1.2.1 Yacimientos homogéneos

En un sentido estricto, un yacimiento homogéneo es aquel que en cualquier punto
sus propiedades petrofisicas (permeabilidad absoluta, porosidad, etc) son las
mismas o constantes; sin embargo, en la simulacion de yacimientos se entiende
como yacimiento homogéneo a aquellos en los que se considera solo un medio

poroso por el cual fluyen los fluidos.

PazD

Flujo

Matriz

Figura ll.1. Representacion de un yacimiento Homogéneo.

11.1.2.2 Yacimientos fracturados

Un yacimiento fracturado es aquel que presenta en su estructura una serie de
fracturas las cuales se pueden considerar que forman otro medio. Para
representar este tipo de yacimientos se recurre al planteamiento hecho por
Warren&Root, quienes consideraron que el yacimiento esta constituido por dos
medios uno discontinuo (matriz) y otro continuo (fractura), los cuales tienen

porosidades y permeabilidades absolutas diferentes.
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Figura Il.2.Representacion de un Yacimiento Fracturado (Warren & Root).

De acuerdo a sus propiedades petrofisicas, principalmente porosidad vy

permeabilidad, asi como de las caracteristicas de produccion, Nelson clasifico los

yacimientos naturalmente fracturados de la forma siguiente:

Los yacimientos Tipo 1, en los que las fracturas proveen areas de
drenaje grandes por pozos y requieren menos pozos para su desarrollo.
Estos yacimientos muestran regimenes de produccion iniciales altos pero
también estan sujetos a rapida declinacion de la produccién, irrupcion
temprana de agua y dificultades en la determinacion de las reservas.

Los yacimientos de Tipo 2 pueden tener regimenes de produccion
iniciales sorprendentemente buenos, para una matriz de baja
permeabilidad, pero pueden presentar dificultades durante la recuperacion
secundaria si la comunicacion existente entre la fractura y la matriz es
pobre.

Los yacimientos de Tipo 3 son habitualmente mas continuos y poseen
regimenes de produccion sostenidos buenos, pero pueden exhibir
relaciones complejas de permeabilidad direccional, generando dificultades
durante la fase de recuperacion secundaria.

Los yacimientos de Tipo M poseen cualidades impresionantes en lo que
respecta a la matriz pero a veces se encuentran compartimentalizados, lo
que hace que su desempeiio sea inferior a las estimaciones de

producibilidad iniciales y que la efectividad de la fase de recuperacion
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secundaria sea variable dentro del mismo campo. En los yacimientos de
Tipo 4 la permeabilidad se graficaria proxima al origen porque la

contribucion de las fracturas a la permeabilidad en dichos yacimientos es
negativa.

Permeabilidad de
fractura 100%

Influencia creciente de las fracturas naturales
(influencia decreciente de la matriz)

Permeabilidad total, %

Permeabilidad

de matriz 100%(-_) Tipo4
Porosidad de Porosidad total, % Porosidad de
matriz 100% fractura 100%

Figura 11.3. Sistema de clasificacion de yacimientos naturalmente fracturados
propuesta por NELSON 2001.

Para que la clasificacién Yacimientos Naturalmente Fracturados resulte valida, se
debe conocer tanto el sistema de fracturas naturales como el sistema de matriz de

un yacimiento, ademas de la compleja interaccion de flujo entre esos sistemas.

[1.1.3 Definicion de fractura

Una fractura se puede definir de la manera mas general, como una discontinuidad
plana macroscopica resultado de los esfuerzos que exceden el punto de ruptura
de la roca. Las superficies se denominan fracturas cuando no se aprecia

desplazamiento entre los dos ambitos definidos por la superficie (Stearns, 1990).

Estas fracturas pueden presentarse en un gran rango de escalas desde toda

clase de microfracturas hasta enormes fracturas kilométricas.
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Basicamente, si una fractura se considera una grieta (fisura) o una falla depende
de la escala de investigacion, pero en general, lo que se llama una fractura

corresponde a una grieta y/o fisura.

Conjunto de
fisuras y/o
fracturas

Fisuras y/o fracturas Falla

Figura Il.4. Modelo conceptual de arenas fracturadas. Modificado Narr, 2006.

La figura 1.4 representa un modelo conceptual de arenas donde se observa las
caracteristicas y diferencias entre una fractura, falla y un conjunto de fisuras y/o

fracturas.

[1.1.4 Caracteristicas de los sistemas de fracturas
Las fracturas en un yacimiento de roca generalmente deben su origen a un
proceso de sedimentacion independiente; son ocasionadas por fallas fragiles que

corresponden a diversos factores como:

Plegamiento

Fallas

Presion del fluido

Liberacion de la presion de sobrecarga
Presién de solucién deshidratacion

Climatizacion enfriamiento

o & & o & o o

Impacto de crateres

Las fracturas (naturales) pueden existir en todo tipo de roca y son consideradas

en tres diferentes tipos:
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e Shear (Cizalla): Caracterizado por desplazamientos paralelos hacia el
plano de fractura.

e De extension: Sentido de desplazamiento perpendicular al plano de
fractura. Las fracturas de tipo cizalla y de extension generalmente se
forman juntas.

e Tension: También tienen un desplazamiento vertical hacia el plano de
fractura pero ocurren cuando el esfuerzo en una de sus direcciones es

negativo.

[1.1.5 Morfologia de las fracturas
Las propiedades petrofisicas del sistema de fracturas estan relacionadas con la

morfologia de las fracturas individuales, existen cuatro tipos:

1. Facturas abiertas: Estdn no cementadas y no contienen ningun tipo de
mineralizacion secundaria. El ancho de la fractura es muy pequefio,
probablemente el tamafio de un poro, pero aumenta la permeabilidad
significativamente en paralelo a la fractura. Por otra parte, tiene un efecto
despreciable sobre la permeabilidad perpendicular a la fractura. La
porosidad de las fracturas abiertas es muy pequefia, por lo general una
fraccion de uno por ciento, aunque hay excepciones.

2. Fracturas Deformadas: Incluye aqui las fracturas acanaladas rellenas y
las fracturas no rellenas, los canales son proporcionados por el material
finamente erosionada resultante de la molturacién o por el movimiento de
deslizamiento. Esto reduce drasticamente la permeabilidad. Una fractura
no rellena es el resultado de deslizamiento fraccionado a lo largo de un
plano de fractura o falla. Esto genera una superficie pulida o estriada que
podria aumentar la permeabilidad paralela a la fractura pero reducir
drasticamente la permeabilidad perpendicular a la fractura. Una fractura no
rellena son por lo tanto una gran causa de la fuerte anisotropia.

3. Fracturas rellenas de mineral: Estas fracturas se cementaron en la
mineralizacién secundaria. Rellenadas usualmente por materiales que

incluyen cuarzo y calcita. Estos tipos de fracturas deben ser barreras
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formidables de la permeabilidad. En otras palabras, la mineralizacion
parcial secundaria debe tener efectos positivos en la recuperacion de
hidrocarburos ya que podria actuar como un “agente apuntalante natural’
que elimina o reduce el cierre de la fractura cuando la presion del
yacimiento se ha abatido.

4. Fracturas Vugulares (cavernosas): Pueden proporcionar porosidades y
permeabilidades significativas. Debido a la forma redonda de las cavidades
de este tipo de fracturas probablemente no cierran cuando el yacimiento
pierde presion. Este tipo de fracturas son el resultado de la filtracion de
aguas acidas a través de las fracturas donde pueden llevar al desarrollo de
“Karst” en yacimientos muy prolificos. “Karst” es una regiéon modificada
formada por roca caliza porosa que contiene grietas profundas y sumideros

que se caracterizan por cuevas y arroyos subterraneos.

Falla Grietas o Fisuras

Figura Il.5. Representacién esquematica de una fallay una grieta o fisura (T.D. Van Golf- Racht:
“Fundamentals of fractured Reservoir Engineering” Elsevier Scientific Publishing Company.
Primera Edicién 1982. Tercera impresion 1988.

[1.1.6 Modelos conceptuales de yacimientos naturalmente fracturados

Para estudiar y ser capaz de analizar la acumulaciéon en un pozo, se necesita un
modelo de yacimiento realista de modo que la relacion entre las propiedades de
presion registrada, produccion, y de fluido y del yacimiento puede ser calculada

correctamente.
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Estos modelos fueron disefiados explicitamente para simular flujo multifasico en
sistemas fracturados donde el aceite principalmente fluye en las fracturas
almacenado en la matriz de la roca. Dichos modelos intentaron modelar el flujo en
las fracturas (algunas veces el flujo de la matriz) y el cambio de los fluidos entre

las fracturas y la matriz representado en la Figura I1.6.

Estos modelos se han aplicado para el modelado de procesos de recuperacion en
yacimientos carbonatos fracturados tales como los que se encuentran en muchas

partes del Medio Oriente y en otras partes del mundo.

Hay experiencia considerable en el campo de la modelizacion de dicho sistema en
determinadas empresas, pero también hay dudas sobre la validez de estos

modelos para modelar el flujo en sistemas fracturados.
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a) Modelo Kazemi b) Modelo Warren&Root

Figura 1.6. Modelos conceptuales de un yacimiento fracturado segun Kazemiy
Warren&Root. (T.D. Van Golf- Racht: “Fundamentals of fractured Reservoir Engineering”
Elsevier Scientific Publishing Company. Primera Edicion 1982. Tercera impresion 1988).

Los autores mencionados anteriormente han utilizado dos conceptos de flujo

comunes:

a) Los bloques de la matriz se alimentan del sistema de fracturas en su
camino hacia el pozo que es aproximadamente proporcional a la

diferencia de presion calculada en cada punto.
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b) El flujo es radial, es decir, el flujo comienza a una distancia entre
los pozos, o desde algun punto lejano del pozo, y crece a medida
que alcanza el pozo, debido a la convergencia de flujo radial y
aumento de la caida de presion en esa direccion.
Los modelos de doble porosidad estan basados en un medio idealizado, que
consta de una porosidad primaria creada por depositacion y litificacion, y una

porosidad secundaria creada por fracturamiento

[1.1.7 Modelo de Kazemi

En 1969 Kazemi presentd su modelo, con una distribucion uniforme de fracturas.
Idealizo el yacimiento como un grupo de capas de matriz horizontales, espaciadas
por un conjunto de fracturas. La figura 1.6 muestra la idealizacion del modelo en
la cual se tiene un fuerte contraste en permeabilidades entre las capas, de tal
manera que aun si la matriz contribuye al flujo del pozo, esto no hard mucha
diferencia. El flujo entre la matriz y la fractura es en régimen transitorio, de aqui

gue se le conozca con el nombre de “Modelo de Flujo Transtitorio Interporoso”

Considerando los elementos simétricos de la Figura 1.6, y aplicando la

transformada de Laplace, se obtiene la ecuacién siguiente:

_ 141.2quB
APs(xp,yp, u) = ——=k, (\/uf(u) rD) w21

A/ kkafyhu

Donde la funcion f(u) viene dada por:

W =1+ |22 rann |22 2.2
fw) = 3, ton T A

Con
h
w' = (Pechm .23
(¢Cth)f
= L2135k 2.4
homhsks
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Si las propiedades de la matriz y de la fractura son idénticas, la relacion entre los

parametros de Kazemiy los de Warren & Rootes 1 = 'y w = 1/w

I

Para poder definir el modelo de flujo interporoso transitorio es necesario
considerar una forma especifica de los bloques de matriz. Asi, si en lugar de
estratos, como en la figura anterior, se consideran bloques cubicos o esféricos,

entonces 1’ esta dada por:

!

_ 6015k,

.2.5

Donde x,, es la longitud de cada arista del cubo o diametro del bloque esférico. Si

los bloques se representan por cilindros alargados, entonces:

3217k,
- x,znkf

!

.2.6
Donde x,, es el diametro del bloque cilindrico.

[1.1.8 Modelo de Warren & Root

Warren & Root (1963) dividieron al yacimiento en bloques cubicos con fracturas
en tres direcciones ortogonales con bloques de matriz alimentando al sistema de
fracturas bajo condiciones de estado pseudo-estacionarias, bajo el concepto de
superposicion de dos medios, asumiendo que tanto la porosidad primaria asi

como la secundaria se encuentran presentes en el yacimiento.

Esta idealizacion del modelo se presenta en la figura 11.6 La porosidad primaria se
encuentra contenida en un arreglo rectangular de paralelepipedos idénticos
mientras que la porosidad secundaria esta contenida en un sistema ortogonal de
fracturas continuas y uniformes, orientadas de tal forma que cada fractura es
paralela a uno de los ejes principales de permeabilidad. El flujo primario
solamente a través del sistema de fracturas, pero no a través de los bloques de
matriz. Es importante mencionar que aunque Warren & Root usan este arreglo de
bloques de matriz y fracturas, en realidad su modelo no considera una forma
especifica de los bloques de matriz. Aplicando la ecuacion de continuidad a este

arreglo, de forma adimensional se tiene:
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62PfD lanD _ aPmD+wanD

1- 2.7
orZ 1y Onp 1-w oty oty

P
(1-w) aZ)D = 2(Prp — Pmp) ..2.8

Donde w y A son dos parametros con caracteristicas particulares del yacimiento,

capaces de caracterizar la desviacion que existe entre un medio homogéneo y

uno fracturado. Quizas la contribucion mas importante del estudio, es que

considera una variedad de casos con diferente sedimentologia, w representa el

cociente de almacenamiento del sistema de fracturas sobre el total, dado por:
(¢C)f

w = (¢C)f GO ..2.9

Y A es el parametro de flujo interporoso dado por:

2 2
kmtw  OkmTy

2 ks

A ..2.10

Donde [ es la longitud caracteristica de los bloques de matriz, que se relacionan

con el factor de forma o con la siguiente expresion:

o= L 211

De acuerdo a la ecuacion 2.3 se puede advertir que el valor de w es menor o igual
a 1. Un medio poroso con w ~0yA<10~% es un medio con casi todo el
almacenamiento en la matriz y permeabilidad debida al sistema de fracturas. Un
valor de w = 0.01 indica un medio poroso con almacenamiento en las fracturas
alto ya sea por presentar un gran numero de fracturas por unidad de volumen o
bien fracturas con ancho espesor. Se tendra una respuesta similar a la de un

yacimiento homogéneo, siendo, cuando w = 1y ¢,, = 0.

Los valores entre los cuales oscila A son de 10° a 10°. Si 1> 1073, el nivel de
hereogeneidad es insuficiente para que sea reconocido y su comportamiento sera

igual al de un yacimiento homogéneo.
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Cuando se produce un yacimiento naturalmente fracturado a gasto constante, la
solucion para la presion del sistema de fracturas usando la transformada de

Laplace se tiene dada por:

S 141.2quB
APs(xp,yp,u) = —Wko (\/uf(u) rD) . 2.12
,/kkafyhu
Con AP representando la transformada de Laplace de APy = P, — P;. La variable

de Laplace es u, y las longitudes adimensionales estan definidas por:

u(l—w)+ 4
fw) = (- 1w 213

La solucién para yacimientos fracturados es la misma que la correspondiente para
yacimientos homogéneos con la variable de Laplace reemplazada por u f(u). De

la expresion 2.13 se pueden hacer las siguientes aproximaciones:

Para tiempos cortos(u » ©) = f(u) — 1 .. 2.14

Para tiempos cortos(u - 0) = f(u) — 1/(» ..2.15

A tiempos cortos cuando la aproximacién 2.14 es valida, el yacimiento se
comporta como si fuera homogéneo con flujo radial transitorio a través del sistema
de fracturas. Al graficar la presion adimensional (P,,,) contra tiempo adimensional
(tp), su pendiente my, refleja la permeabilidad de la fractura, es decir:

_ 162.6quB

;= .. 2.16

myh

Dado que el almacenamiento del sistema de fracturas es pequefo, las fracturas
cercanas al pozo disminuyen su presion rapidamente, provocando el flujo de
fluido de la matriz a la fractura. Durante este periodo de transicion, la presion se
mantiene aproximadamente constante. A tiempos grandes (aun dentro del periodo

transitorio), el yacimiento se comporta como si su porosidad-compresibilidad
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efectiva fuera igual a (¢C)f + (¢C),, , desarrollandose una segunda linea recta,

paralela a la primera.

El parametro w regula la separacién entre las dos rectas paralelas, mientras que
el parametro A regula el tiempo en el cual la primera linea recta termina y el

tiempo en el cual la segunda linea recta empieza.

En el caso del modelo de Warren&Root, se pueden hacer aproximaciones para
tiempos cortos y para tiempos largos, resultando en dos rectas semilogaritmicas
que coinciden en ambos modelos. Para tiempos intermedios, ambos modelos

difieren, teniendo que para este modelo la aproximacioén es:

. 2.17

La diferencia entre los modelos de Kazemi y el Warren & Root, estriba en la forma
en que interactian los bloques de matriz con el sistema de fracturas. Ambos

modelos usan las siguientes hipétesis:

Los bloques de matriz son homogéneos e isotrépicos.
El sistema de fracturas es homogéneo e isotrépico.
Se considera flujo monofasico del liquido ligeramente
compresible.
é La produccion es obtenida Unicamente a través del sistema de

fracturas (modelos de doble porosidad).

[1.L1.9 Ecuacion de difusion
La ecuacion de difusion que gobierna el flujo de un fluido monofasico en

coordenadas radiales, es:

3% 10p _0usp

L = — ..2.18
ér?  rér K, 8t
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Considerando el modelo de doble porosidad:

- Para el sistema de fracturas:

Oy Lopr . _ @uOs Sy 2.19
5r2 r or mf K, 6t o
- Para el sistema de los bloques de matriz es:
52 16 ducC
Pm  20Pm | o _ OO ..2.20

5r2 1 or * my = Kn

Anulando los términos de flujo, la ecuacion se reduce al modelo de doble

porosidad, generalmente conocido como modelo de Warren& Root:

, (@uC)m Spm
Ty = K, &t

. 2.21

Es importante recalcar que para el sistema de fracturas la ecuaciéon 2.21, el signo

de gy, esta dado por:

, oVk,
pm) = qmf = quVr = qmf = 1

Mm m

(pf Pm)  n2.22

q;nf =

La discretizacion de la ec. 2.22 es la siguiente:

V. ($bCT
TP - (Tnﬂ T T R+ TR — g =
2

= —A—t =gl ..2.23
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La ecuacion 2.21 discretizada queda:

(Vpbc,)?
tqmri = rA—tlm P#fll - sz)

Sustituyendo la ec.2.22 en las ec.2.23 y 2.24, se tiene lo siguiente

Vri(¢bct)f
TTl'f'lp;l:-ll lTln ! + Tn+1 At PTL+1 TTl+1anl-|:|-11
[UVK ] ( pn+i Pn+1) _ _ (¢th) P, — _ gt
i i

) ( pnti Pn+1) — (¢bct) pnti pn )

ml m,i

. 2.24

.. 2.25

.. 2.26
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Capitulo Il

lll. Construccién de un modelo de simulacion

La construcciéon y mantenimiento de un modelo de simulacion es un proceso
iterativo. El hecho de que las herramientas para el modelado y la simulacion estén
disponibles en una sola aplicacion hace que sea mas facil para el ingeniero y el

geologo trabajar juntos.

Es importante tener un modelo adecuado, que represente las heterogeneidades
geoldgicas del yacimiento y en forma detallada la descripcion estratigrafica y
estructural, mismas que estan interrelacionadas con el comportamiento del
movimiento de los fluidos dentro del medio poroso; asi como con el
comportamiento de la explotacion del campo, lo que permitira construir un modelo

de simulacién numérico del yacimiento mas representativo.

En el proceso de la construccion del modelo de simulacion deben llevarse a cabo
los siguientes pasos:

é Recopilacion y revision de la informacion disponible: la
informacion recopilada debe ser revisada para garantizar su
confiabilidad y detectar inconsistencias, ademas de organizarse
de manera que permita determinar las caracteristicas del
modelo que se va a construir.

é Definicion del modelo geoldgico: Distribucion de las
propiedades de la roca y la geometria de la estructura del
yacimiento. En esta etapa con la informacion disponible se
establecen los limites del yacimiento, las caracteristicas de la
formacion productora, las fallas, las discontinuidades en las
capas, asi como las caracteristicas del acuifero (si existe), etc.

é Construccion de la malla de simulacion. Se debe considerar
la geometria del yacimiento para elegir la malla acorde a la

forma del yacimiento.
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é Modelado de los fluidos: consiste en simular las propiedades

de los fluidos contenidos en el yacimiento como son: factores de
volumen, relacion de solubilidad, viscosidades,
compresibilidades, presion de burbujeo; ya sea mediante el uso
de correlaciones o ecuaciones de estado, dependiendo del

problema que se quiera resolver.

I11.L1 Seleccién de la mallade simulacion

La seleccion de una malla de simulacién es uno de los pasos mas dificiles en la

simulacién de yacimientos. La malla de simulacion generalmente se selecciona

por uno o mas de las siguientes consideraciones:

¢

o & & & o o o

Geologia y tamafio del yacimiento, asi como los datos disponibles
utilizados para la descripcién del yacimiento

Tipo de fluido desplazado o proceso de agotamiento a ser modelado
Desarrollo del campo en el paso y anticipado (ubicacion y tipo de pozo)
Exactitud numérica deseada

Software disponible

Obijetivos del estudio de simulacion

Habilidad del ingeniero de simulacion o del equipo

Recursos informaticos disponibles; asi como limitaciones de tiempo y

presupuesto el proyecto

Las mallas comunmente utilizadas se construyen mediante la alineacion de los

blogues del mallado ortogonal a las direcciones de las coordenadas del sistema.

El objetivo general de una malla de simulacién es dividir el yacimiento en bloques,

para hacer céalculos de volumen de roca y de fluidos a través de él.

Dos tipos de mallas son generalmente usadas:

¢
é

Mallas cartesianas

Mallas de puntos de esquina
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I11.1.1 Mallas cartesianas

[11.1.1.1 Mallas cartesianas de bloques centrados

Este tipo de malla es la comunmente utilizada en simulacion de yacimientos. Los
puntos de la malla son las intersecciones de los planos coordenados. En una
dimension un punto de la malla tiene dos puntos vecinos; en dos dimensiones

tendra cuatro puntos vecinos y en tres dimensiones tendra seis puntos vecinos.

La ventaja de la malla de bloques centrados es el calculo en términos de

acumulacion.

La geometria de bloques centrados requiere para cada celda un tope y el tamafio

en direccidon “x”,’y” “z”. Los parametros son calculados en el centro de la celda o

bloque.

Rl

1 2 3 IMAX

Figura lll.1. Malla cartesiana de bloques centrados en una direccion
[11.1.1.2 Malla cartesiana de nodos distribuidos

Cuando las mallas son de nodos distribuidos se cuenta con una mejor exactitud.

La ventaja para la de puntos distribuidos es el calculo del flujo de fluidos entre los
bloques es mas preciso.

Ax, 3

1 2 3 IMAX

Figura lll.2. Malla cartesiana de nodos distribuidos en una direccién
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[11.1.2 Mallas de puntos de esquina

La modelizacion de una falla es la razén principal para la introduccion del
concepto de punto de esquina. La Figura 1l1l.3 muestra una vista en seccion
transversal en el plano XZ de una falla, con el bloque de techo hacia el lado
izquierdo y el bloque de piso a la derecha. Una forma de ver esto es que la malla

se ha construido en la misma forma que la falla en si.

Comenzando con una malla continua, las celdas en el lado del bloque de piso se
ha deslizado hacia abajo a lo largo del plano de falla, (que es una linea de
coordenadas). Teniendo en cuenta la forma de las esquinas en el lado del bloque
hundido se ha movido a lo largo de la linea de coordenadas, de tal manera que la

profundidad de los nodos asociados ya no es igual.

Linea de

| Coordenada Capa

Figura lll.3 Vista de la seccidn trasversal de una falla en una malla de puntos de esquina

Es posible representar con precision geometrias complejas del yacimiento
mediante la especificacion de las esquinas de cada celda o bloque, a esto se le
conoce como geometria de punto de esquina. Aunque los célculos son mas
complicados que en mallas cartesianas de bloques centrados (estandar), todas
las cantidades geométricas (porosidad, volumen de roca, etc) se pueden calcular
en la geometria de puntos de esquina. El verdadero problema de este tipo de
malla es que ahora fluye la presion a través de una cara del bloque y depende de

mas de dos lados de esa cara.

58



Para este trabajo se utilizaron dos mallas; una de bloques centrados y otra de

puntos de esquina, para hacer dos tipos modelos:

é Modelo de porosidad simple

é Modelo de doble porosidad.

[11.2 Construccion de la malla de simulacion

El primer paso para la construccion de una malla de simulacion de un yacimiento,
es convertir el modelo geoldgico en un modelo discretizado en el espacio (modelo
numerico), de tal manera que pueda ser manipulado por los simuladores en los
calculos que realizan. A estas divisiones se le llaman celdas y estan deben
abarcar todo el yacimiento. Para identificar cada uno de los vértices de las celdas
se les asigna una coordenada en “X”, “y” y “z” (tratAndose se geometria de puntos
de esquina), también se establecen las condiciones de frontera, las cuales
representan las condiciones de flujo alrededor del yacimiento. Es importante
mencionar que las fronteras pueden ser consideradas permeables o
impermeables, y es muy importante determinarlo ya que se puede 0 no considerar
entrada o salida de flujo a una presion determinada y este factor debe ser

especificado, comunmente se les denomina condiciones de frontera.

Para crear una malla en el software PETREL® es necesario definir, primeramente,
el tipo de malla a trabajar; principalmente si sera de bloques centrados o puntos
de esquina, y posteriormente definir el nimero de capas, esto Ultimo dependera
de las unidades de flujo identificadas mediante la interpretacion de los registros
geofisicos 0 mediante registros de produccion. EI nimero de celdas en una
direccion y otra dependera del tamafio principalmente de las dimensiones del
yacimiento y del tipo de problema a resolver; ya que si las celdas son muy
grandes se corre el riesgo de que el simulador presente problemas de estabilidad
numeérica por los cambios bruscos de presion y saturacion, y si las celdas son

demasiado pequefas se requerira de tiempos largos para la simulacion.
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La principal tarea que se me asigno en el proyecto fue la de aprender el uso
del software PETREL® para:

Conocer la interfaz de usuario del software PETREL®
Construir una malla de simulacién
Construir la estructura

Asignar propiedades al modelo

o & o o o

Conocer las diferentes librerias de correlaciones para ingresar las tablas de
fluidos y las funciones de la fisica de la roca.
Conocer las herramientas de PETREL® para la ingenieria de pozos.

Configurar los casos de simulacion y visualizar los resultados

El estudio se divide en dos partes: en la primera parte se crea una malla de
simulacién con geometria de bloques centrados y puntos de esquina para la
matriz y fractura, en PETREL® después se le asignaron caracteristicas y
propiedades particulares solo a la matriz en las distintas proporciones que ocupan

en la malla; para este parte del estudio no se le asigna ningun valor a la fractura.

También se estudiaron los fendmenos que ocurren durante el desarrollo de la
simulaciéon numérica que describe el proceso. Las fuerzas capilares que actdan

Gnicamente en la matriz, siendo cero en las fracturas para las dos geometrias

En la segunda parte, se utilizd las mallas de simulacién creadas para la primera
parte, se conservan las mismas caracteristicas y propiedades de matriz que en
caso anterior. Pero esta vez se le asignan propiedades y caracteristicas al
sistema de la fractura. Se simula un proceso de simulacién con doble porosidad
empleando funciones de transferencia entre el sistema de matriz-fractura en dos

geometrias bloques centrados y puntos de esquina.

A continuacion se describe las caracteristicas principales de cada una de la malla

utilizada para realizar las pruebas.
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I11.3 Construccién de un modelo de simulacion con malla de nodos

centrados
La geometria de la malla cartesiana de nodos centrados, en el que las celdas son

completamente ortogonales tiene las siguientes caracteristicas mostradas en la

tabla I11.1;

Tabla Ill.1.Caracteristicas del modelo con una malla de nodos centrados

Longitud | Espesor | NX, NY, | AX AY AZ

(m) (m) NZ (m) (m) (m)
X=1000 | 200 20x20x10 |50 50 20

Y=1000

Figura lll.4. Malla cartesiana de nodos centrados, vista x-y (20x20 celdas). EI modelo
representa un yacimiento homogéneo al cual Unicamente se le han asignado profundidades
iguales a las celdas de la capa superior y de ahi se desprenderén las capas inferiores con
sus espesores correspondientes
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Figura lll.5. Esqueleto de la Malla cartesiana de bloques centrados, vista de planta en
direccién “x”-“y” (20x20 celdas).

[11.3.1 Modelado de fallas y fracturas

Las caracteristicas estructurales y propiedades petrofisicas del yacimiento,
tomadas de registros y datos sismicos, son muy importantes para la generacién
de una malla geoldgica. Con ella se busca conservar y representar al maximo la

heterogeneidad del yacimiento.

Una falla y/o fractura pueden ser consideradas una frontera; esto puede dar lugar
a que la falla sea interpretada como una barrera o caso contario un canal de flujo.
Para realizar el modelado de fallas, es necesario definir los tipos de falla a
modelar, esto con el fin de definir la geometria y la extensién vertical del area de

interés.

La figura Il1l.6 muestra el modelado de una falla vertical que divide al yacimiento
en dos partes, la falla tiene una transmisibilidad nula; es decir, funciona como una
barrera al evitando el paso de los fluidos a través de ella. La caracteristica de
transmisibilidad nula no tiene ningun otro significado mas alla que el mostrar el

modelado de fallas mediante el uso del software.

62



El proceso de construccion y distribucion dentro del espacio de las fallas en una
malla geoldgica es un proceso multidisciplinario, en el que intervienen diferentes
disciplinas: Geologia, Geofisica, Petrofisica y la ingenieria de yacimientos. Con
ayuda de estas disciplinas se logra transferir al modelo numérico las propiedades

petrofisicas necesarias para la construccion de una malla de simulacion.

Figura lll.6. Falla modelada para una malla cartesiana de bloques centrados de 20x20x10.

Para la creacion de la falla, en el software PETREL® se dibuja una linea llamada
“poligono”, con esto el programa toma la cara mas cercana a la linea dibujada y
genera la falla siguiendo la forma de los bloques, por lo que la trayectoria de la

falla es leida asociada a una cara de una celda.

Durante el proceso de simulacién es importante definir todas las propiedades que
tendra la falla, en la Figura IIl.7 se muestra un modelo estructural con una falla
definida la cual por el momento no tiene propiedades asignadas esto sera de gran

importancia posteriormente en el proceso de simulacion.
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Figura lll.7. Modelo Estructural con una falla definida para una malla de bloques centrados.

Para simular la red de fracturas el método utilizado es estocastico; es decir los
pardmetros de la red de fractura como la intensidad, la orientacion y la geometria
se pueden asignar numéricamente o como propiedades determinadas a partir de

métodos probabilisticos.

Las redes de fracturas modeladas estocasticamente se pueden describir
estadisticamente mediante una entrada numérica, de superficies o de

propiedades.

La figura 111.8 muestra la red de fracturas y la falla a la cual para el primer caso
tanto a la fractura como a la red de fracturas se le asign6é una transmisibilidad
nula. Es decir, que la fractura no permite el paso de fluidos a través de ella (no

hay interaccion entre la matriz y la factura).
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Figura I11.8. Modelo estructural con unared de fracturas y una falla.

[11.3.2 Modelado de horizontes y zonas.

Una vez que se completa la creacion de la falla, el siguiente paso clave en el flujo
de trabajo es afadir horizontes. Para construir un horizonte, es importante
verificar que éste coincida con las dimensiones de la malla, las fallas definidas y

las cimas geologicas.
Los horizontes pueden ser:

Erosivos: horizontes por debajo seran truncados
Base: horizontes por encima seran truncados
Discontinuos: los horizontes seran de base y de erosion al mismo tiempo.
Seran truncados los horizontes inferiores y superiores

é Conformables: Los horizontes seran truncados por erosion, la base y
discontinuas. Los horizontes de abajo seran truncados por horizontes

conformables superiores se hacen en el proceso de horizontes
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Figura Ill.9.Tipos de horizontes disponibles en el software PETREL®(ManuaI PETREL®)

Advertencia: Los horizontes deben ser ingresados en estricto orden
estratigréfico.
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Figura l11.10.Ejemplo de un modelo con 3 horizontes conformables siendo coincidentes con
la cima, medio y base.

El proceso de hacer zonas es calculado con un intervalo estratigrafico a la vez.
Cada horizonte delimita un intervalo estratigrafico. Esto significa que delimita un
intervalo estratigrafico por encima y por debajo de los horizontes superior y base,

respectivamente.

[11.3.3 Modelado de capas
Después de hacer los horizontes es necesario determinar el nimero de capas que
tendra cada una de las zonas del modelo. Se puede seleccionar entre cinco

diferentes maneras de hacer las capas:
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e Proporcional

e Siguiendo la base

e Siguiendo la cima

e Siguiendo la superficie

e Fracciones

l/ Proporcional

T/ Siguiendo la base
l/ Siguiendo la cima
l'— Fracciones. El ejemplo muestra la division de

5 / lazonaen2,2,1
Ty

Figura lll.11. Métodos para la generacion de capas (Manual PETREL®).

Siguiendo la superficie

La diferencia entre los valores minimos y maximos de la superficie de referencia
no debe ser demasiado grande. De lo contrario, el nUmero de capas sera
demasiado grande y que se traducira rapidamente en problemas de memoria,

especialmente para la generaciéon de propiedades en el modelo.

Para fines de este trabajo se selecciond el método Proporcional ya que es de los
mejores métodos para las mallas de simulacién. Esto se debe a la simplicidad y la
facilidad para trabajar con este método. Esto queda ejemplificado en la Figura
.12.
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Figura ll.12. Visualizacion de las zonas en las que se dividi6é el modelo y su namero de
capas en cada unade ellas.

[11.3.4 Modelado de los fluidos.

Durante el proceso de explotacién de un yacimiento siempre se tendran presentes
tres fases (aceite, gas y agua). Las proporciones, asi como propiedades fisicas, y
su composicion pueden cambiar de acuerdo a la proceso de explotacion y al

cambio de presion en el yacimiento.

Para realizar el modelo de los fluidos y que sea valido para el yacimiento se parte
de un andlisis PVT, y mediante el uso de correlaciones o Ecuaciones de Estado
(EOS, por sus siglas en inglés) se realiza la simulacion del comportamiento de los
fluidos bajo diferentes condiciones de presién y temperatura; es decir, simular los
cambios de fase que puedan ocurrir en el yacimiento conforme cambia la presiéon

debido a la explotacion del yacimiento.
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Figura 111.13. Modelo de Fluido.

El proceso para modelar el fluido permite generar modelos de fluidos de aceite
negro a partir de correlaciones. Los modelos de fluidos son utilizados por el
simulador para definir como las propiedades fisicas del fluido tales como la
densidad y la viscosidad varian con la presion y la temperatura. Los modelos de
fluidos también pueden definir la forma en que las condiciones iniciales en el
simulador se han de calcular, especificando en donde entra el contacto de los
fluidos, la presion, y la variacion de la composicién con respecto a la profundidad.
Un modelo de fluido de aceite negro especifica valores de las propiedades fisicas
de aceite y gas en las tablas. En el modelo de fluido se puede incorporar el agua,
con sus propiedades representada como una funcion simple. Si los datos de
laboratorio no estan disponibles, se pueden crear en Petrel® con una minima
entrada de datos. Los datos correspondientes a las condiciones iniciales del
yacimiento también se pueden introducir en el proceso de modelo de fluido. Las
propiedades de los fluidos y las funciones de saturacion, permiten determinar la

distribucion inicial del fluido en el yacimiento.

69



La Tabla I1ll.2 muestra los datos basicos del yacimiento y de los fluidos para
calibrar las correlaciones y que simularan las propiedades de los fluidos a lo largo

de la simulacién numérica de yacimientos.

Tabla 1ll.2. Datos para el modelado de los fluidos

Yacimiento Fluidos

Presion minima 80 bar Gravedad especifica | 0.6636 (aire =1)
del gas

Presibn maxima 350 bar Densidad del gas 811.7155 kg/m®

Presién de referencia | 215 bar °API 30 API

Temperatura 76.85 °C Densidad del aceite 875.29709 kg/m®

Compresibilidad roca | 0.000042 1/bar Presion burbuja 300 bar
RGA 161 m°/m°
Salinidad del agua de | 3000 ppm
formacion

[11.3.5 Contactos de fluidos

La profundidad de los contactos fueron definidas segun las profundidades donde
el gas, aceite y agua fueron producidas. Para fines de la distribucion vertical de
presiones en el yacimiento, tales profundidades se definieron de la siguiente

manera:

é Contacto Gas-Aceite Maxima profundidad de saturacion de gas, debajo de
esta profundidad empieza la zona de transicién gas-aceite.

é Contacto Aceite-Gas. Profundidad a la que la zona de transicion gas-aceite
termina, la saturacion de aceite es maxima, no existe gas libre, (la
saturacion de agua es irreductrible).

é Contacto Aceite-Agua. Profundidad a la cual comienza la zona de
transicion aceite-agua. La saturacion de aceite comienza a disminuir y la
saturacién de agua empieza a incrementar

é Contacto Agua-Aceite. Profundidad donde la saturacion de agua es igual al
100%
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Tabla lll.3 Datos de las condiciones iniciales

Condiciones iniciales
Presién en el acuifero 400 bar
Profundidad de referencia 100 m
Contacto gas aceite 100 m
Presion capilar aceite /gas 0 bar
Contacto de Agua -100 m

Todos los célculos hechos en esta parte de la simulacion corresponden a

correlaciones que el software tiene como predeterminadas.

[11.3.6 Modelado de la Roca
Este proceso es utilizado para crear funciones que representen la fisica de la roca
y la interaccién entre los fluidos y la roca o las funciones de la compactacion de la

roca en funcion de la saturacion de fluidos.

Las funciones de la compactaciéon de la roca son tablas que muestran los
multiplicadores del volumen poroso contra la presién, o un valor de
compresibilidad de roca sencilla para que el simulador haga el célculo del cambio
del volumen poroso. La compactacion puede ser considerada como una reduccion
del volumen poroso en funcion de la presién. Este proceso también introducira un
multiplicador de la transmisibilidad contra las curvas de presién. El valor
predeterminado de este valor es de 1.0 (permite el paso de fluidos).

[11.3.6.1 Funciones de saturacion
Las funciones de saturacion son tablas que muestran la permeabilidad relativa y

presion capilar frente a la saturacion. Estas tablas se utilizan para calcular:

é la saturacion inicial para cada fase en cada celda; la saturacién de zona de
transicion inicial de cada fase; movilidad del fluido para resolver las
ecuaciones de flujo.

é Creacion de funciones de saturacion utilizando el proceso de las funciones
de fisica de rocas genera también las curvas de gas-aceite y la presiéon

capilar agua-aceite en comparacion con la saturacion.
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Estos se ponen a cero por defecto. Las curvas de permeabilidad relativas y de

presion capilar se agrupan bajo un icono de funcion de saturacion en la carpeta

de funciones de fisica de la roca.

La tabla Ill.4 muestra la informacion requerida para crear el modelo de roca y de

la fractura como se muestra a continuacion

Tabla lll.4 Datos de entrada necesarios para generar el modelo de

roca

Modelo de la Rocay Fractura

Tipo de Roca

Arenisca consolidada

Compresibilidad de la roca

0.00005787 1/bar

Presién de referencia

400 bar

Presion minima

262.10486

Presion méaxima

537.89514 bar

i_j Petrel 2010.2.2 - [BC PE1 PE2 - Make rock physics functions] - [3D window 1 [Ar

% BAake rock physics functions — R - I 29
Make rock physics function |
™ Create new: |Saturation Function
@ Edit exdisting: ¢ Sand -
Function type: Saturation function
Saturation function |
“8 Phases
O Gas P Ol Py WWater
Relative permeability
Table entries: 11
& Gas & il & Water:
Sger: 0.05 Sorw: 02 Swwrmin: 0.2
Corey gas: & Sarg: 0.2 Swor 0.2z
Krg@Swmirn: 0.9 Caorey O 3 Corey water: 4
Kro@&Sorg: 0.8 Corsy OAG: 3 Krw@&Sorw: 0.8
Kro@Soma=: 0.9 Krew@&S=1: 1
] Qil-water capillany pressure
Mzoe Pe: 13 SwiEPco=0: D.65
Bro/Cor ac 3.86 Bro/Cor aw 3.86
(oo ] [F8K ] [ Comemt |

Figura lll.14a Ventana de la interfaz para hacer el modelo de laroca. Al ingresar los datos
se generan las curvas de permeabilidades relativas.
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Figura lll.14b. Ventana de la interfaz para el modelado de la fractura para hacer las curvas de
permeabilidad relativa.

Es necesario asignarle caracteristicas especificas a cada modelo de roca y de
fractura, esto con el propdsito de hacer diferencia entre las caracteristicas que

tienen la matriz y la fractura respectivamente.

111.3.7 Modelado de Pozos

Las herramientas de ingenieria de pozos se utilizan para:

é Disefio de la trayectoria del pozo: Afadir pozos para el proyecto, ya sea
mediante la digitalizacion de los nuevas trayectorias o dejando a PETREL®
para hacer los caminos de la pared sobre la base de pardmetros de
entrada (disefo trayectoria del pozo, disefio de pozos desviados). Se utiliza
este proceso para digitalizar y trazar trayectorias en una ventana 3D.
Cualquier propiedad de la malla se puede mostrar como criterio de decision
para colocar el pozo.

é Diseifio de la terminacion de pozo: Este proceso proporciona las
herramientas que se necesitan para terminar los pozos con casin, ubicar

disparos para mejorar la produccion.
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Segmentacion del Pozo: Con el modelo estandar de entrada de ECLIPSE®, el
pozo es tratado como una unidad de flujo Unica. Esto significa que los cambios de
presion a lo largo del agujero del pozo no pueden modelarse. Por lo tanto los
equipos utilizados como: una valvula no puede ser modelada tampoco. Para
representar este tipo de efectos se toma en cuenta que es posible dividir el pozo

en varios segmentos conectados.

En la figura Ill.15 se puede observar los tres pozos que tendra el modelo de
simulacion asi como las caracteristicas de cada pozo (casing, liner, .tubing e

intervalo disparado).

[ Petel 201623 REPELPERS
9 Fle Edt Yew et Project Tooks Window Help
Ldiged B

00| 108 0 L4 (m) 1) W) 4 G| OF *35 Onsplayed

Figura lll.15. Configuracion de pozos

Los pozos incluidos en modelo son verticales con las con caracteristicas

indicadas en la tabla II1.5:

Tabla Ill.5. Ubicacién relativa de pozos y zona terminada

Coordenadas Profundidad del Espesor

X [m] Y[m] pozo [m] disparado
Pozo 150 680 200 4[7r.nl]9
Pc:)Lzo 690 850 200 47.59
Pozzo 500 200 200 46.82
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[11.3.8 Definicion de las propiedades petrofisicas a la malla de simulacion
La figura 111.16 muestra una propiedad cargada en la malla de simulacion, Este
procedimiento debe hacerse para cada una de las propiedades (porosidad,

permeabilidad en “X",’y","z", S,, Sy etc) dichas propiedades son las mismas para

todo el yacimiento.

P 3 Fle Edt View Insett Pre Help
MERETY ia = @IMEIATE- OBSM: = [FE-

[ Petrel 201022 - fyarisal_seva - Make development sirategy] - (30 window T ey T — = B o oo JERPENIOE
_&x

| ) Models

X-axis

0000 = | [ (b (o) m) ) (W) ot 3| BF 0 Displayed

Figura lll.16. Malla de simulacién con geometria de bloques de esquina con datos de
permeabilidad como ejemplo, se asignaron valores constantes de permeabilidad a toda la
capa.

Los valores de las propiedades petrofisicas asignadas se muestran en la tabla
1.6

Tabla lll.6.Propiedades del modelo

Permeabilidad en “x” 1000 mdarcy
Permeabilidad en “y” 1000 mdarcy
Permeabilidad en “Z” 500 mdarcy
Porosidad 0.17 %
Saturacion de Agua 0.20%
Saturacion de Aceite 0.80%

Una vez concluidos los pasos anteriores es necesario disefiar una estrategia de
explotacion para el modelo; es decir definir, las terminaciones del pozo, intervalo
disparado, y demas caracteristicas de los pozos asi como el gasto que se le

pedira a cada pozo durante el proceso de simulacién.
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[11.3.9 Simulacion numérica de yacimientos

Para realizar la simulacion numérica del modelo es necesario crear un caso de
simulacion en él se vertera toda la informacién de la malla de simulacion, los
modelos de roca y de fluido, la estrategia de explotacion de pozos, incluyendo
reparaciones mayores y posibles estrategias de recuperacién secundaria. La
simulacién numérica se realiz6 mediante la aplicacién de ECLIPSE®, en la

modalidad de aceite negro.

é Produccién por pozo
A continuacién se muestra la estrategia de explotacion de los pozos

para el modelo seleccionado en la tabla I11.7

Tabla Ill.7. Estrategia de explotacién de los pozos

Nombre del Pozo Gasto [sm°/dia]
Pozo 1 800
Pozo 2 800
Pozo 3 1000

I11.4 Resultados de la corrida

Los resultados se muestran en la tabla 111.8 a continuacion.

Tabla lll.8. Resultados de la simulacién para un modelo
de porosidad simple con una malla de simulacién de
blogues centrados

Bloques Centrados
Presion 406.65 BARSA
Volumen de Aceite 17,429,570 SM®
Volumen de gas 3,927,863,435
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[11.4.1 Graficas

é Presion
En esta grafica se observa que la presibn para los pozos 1 y 2 tiene
practicamente el mismo comportamiento; es decir los dos disminuyen su presion a

50 bares en el afio 2017.
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Symbol legend
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Figura lll.17 Grafica de presion por pozo para un modelo de porosidad simple en bloques
centrados

Su comportamiento practicamente igual se podria deberse a varios factores: ritmo
de explotacibn de aceite, permeabilidad, viscosidad del aceite, drene
gravitacional, factor de volumen de aceite, distancia entre los intervalos

disparados, y finalmente de los contactos.
Para el pozo 3 la presion disminuye hasta el afio 2019 a una presion de 50 bares.
El comportamiento de la presién del pozo 3 tiene una disminucion un poco mas

lenta debido a la localizacién del pozo, alejado de los pozos 1y 2 y separados por

la falla.
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Hay que recordar que para este modelo de bloques centrados con porosidad

simple la falla funciona como una barrera de flujo.

é Produccién de aceite

Bloques Centrados

Oil production rate CASO_BC

1000

800

&00

400

Liquid Howrate [sm3/d], {sm3/d}

200
—

2013 2014 205 2018 m7 018 2019 2020 2021 2022

Symbol legend
—Pozo 1:Tubing 1 Pozo 2:Tubing 1 — Pozo 3;Tubing 1

Figura.lll.18. Produccidn de aceite por pozo. (Modelo de bloques centrados, porosidad
simple).

A los pozos 1y 2 se les pide una produccién de 800 m®/dia esta produccién se

puede mantener solo hasta el afio de 2017 después llega a cero en ese afio.

Esta disminucién en la produccion de aceite se debe a la disminucion de la

presion; ya que los pozos no pueden continuar su produccion.

El pozo 3 aporta una produccién de 1000 m*/dia y se mantiene hasta el afio 2019
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6 Producciéon de Gas
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Figura 111.19 Produccidn de gas por pozo. (Modelo de bloques centrados, porosidad simple).

La liberacion de gas en yacimiento se mantiene mas o menos constante durante
los primeros tres afios y medio para los pozos 1 y 2; al pasar de este tiempo
aumenta rapidamente del afio 2016 al 2017 hasta volver a disminuir subitamente.

Para el pozo 3 del afio 2013 al 2017 se mantiene mas o menos constante, para

después aumentar rapidamente en los siguientes dos afios; para disminuir
rapidamente.

1.5 Construccién de un modelo de simulacién con malla puntos de esquina
Una malla cartesiana con geometria de puntos de esquina se hace a partir de una
falla. Cuando las ubicaciones de las ocho esquinas se proporcionan de forma
independiente, no hay requisito de que todos los angulos del bloque sean angulos

rectos. Pero se busca mantener la ortogonalidad en todas las celdas del modelo.
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A pesar de que una malla de puntos de esquina se utiliza para representar todas
las irregularidades del yacimiento, ya que al utilizarla queda representada mejor la

estructura del yacimiento.

Las caracteristicas de la malla con geometria de puntos de esquina son las

siguientes:
Longitud | Espesor AX AY AZ
NX, NY, NZ
(m) (m) (m) (m) | (m)
X=1000
Y=1000 200 20x20x10 50 50 20

3 Ele fde Insent Project Tooks Window Help
SR

TPITEeY v

| ) ) (] () () o4 | OF 737 Displayed

Figura lll.20 Malla generada con puntos de esquina

Para generar una malla con geometria de puntos de esquina se debe hacer
primero una falla; siendo esta la base generar un modelo con dicha geometria. La

figura 111.20 muestra una malla generada a partir de esta consideracion.
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[11.5.1 Modelado de fallas y fracturas
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Figura lll.21 Ejemplo de un modelo con geometria puntos se esquina con una falla

A partir de aqui el modelado de horizontes, capas, fluidos, roca, asignacion de
propiedades, y el caso de simulacién es el mismo procedimiento que para
geometria de bloques centrados.

I11.5.2 Resultados de la corrida

Los resultados de la simulacidon se muestran en la tabla I11.8 a continuacion.

Tabla Il.8. Resultados de la simulacion para un modelo de porosidad simple con una
malla de simulacién de bloques centrados

Puntos de Esquina
406.64 BARSA

Presion

Volumen de Aceite

15,939,464 SM®

Volumen de gas

3,592,058,528 SM®

81



111.5.2.1 Graficas

é Presion

Puntos de Esquina
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Figura 111.22 Grafica de presidon para un modelo de puntos de esquina con porosidad simple.

Las variaciones de presion en este tipo de geometria se pudiera deber a que la
presion fluye a través de una cara del bloque pero depende de méas de dos lados

de esa cara.

Debido a la geometria de la malla, el tiempo en que la presion disminuye es

mucho menor.

Se puede observar que para los pozos 1y 2 su comportamiento es casi identico,
presentan una caida rapida desde el momento en que comienza su produccion en

el 2013 hasta marzo de 2016 cuando su presién cae hasta los 50 bares.

Para el pozo 3 la caida de presiéon es mucho mas lenta, logrando mantenerse por
tres afios mas, cayendo a los 50 bares en el afio de 2019.
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é Produccion de Aceite
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Figura 111.23 Grafica de volumen producido del yacimiento para un modelo de puntos de
esquina con porosidad simple
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Figura lll.24 Gréfica de Gas producido para un modelo de puntos de esquina
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1.6 Modelos de Doble porosidad

Para construir un modelo de doble porosidad se deben asignar propiedades a la
fractura: porosidad, permeabilidad y transmisibilidad, ademés de que es necesario
definir los valores del factor de forma (también llamado factor sigma).

Lo anterior se hace con el fin de distinguir entre matriz y fractura, ya que se

comportan de manera diferente una con respecto a la otra.

Con el fin de analizar el comportamiento que presenta un modelo homogéneo de
uno de doble porosidad se realizd una comparacion entre estos modelos a partir
de una malla de simulacion 3D, tanto con geometria de blogues centrados como
de puntos de esquina, cada uno de ellos contiene las propiedades petrofisicas de
la roca y fractura, propiedades de los fluidos, asi como las caracteristicas
generales de los pozos como son: las terminaciones del pozo, intervalos
disparados y el parametro sigma requerido para una simulacion de doble
porosidad. Los modelos se pueden correr en el software ECLIPSE®, el cual
modela en forma precisa y rapida el flujo de los fluidos en el yacimiento con el

objetivo de comparar la efectividad de las diversas estrategias de produccion.

En el modelo de doble porosidad, se concibe un yacimiento fracturado que esta
formado por dos sistemas: uno de fracturas, que constituye un medio continuo; y
un sistema de bloques de matriz, que constituye un medio discontinuo.
Adicionalmente se realizan las siguientes suposiciones con respecto a la

estructura del yacimiento y a la formulacion matematica.

é El sistema continuo de fracturas proporciona la trayectoria principal de flujo
del fluido en el yacimiento. El fluido que es desplazado de los bloques de
matriz fluye cerca de la interfase matriz-fractura, y entonces fluye a través
del sistema de fracturas, hacia el pozo. Lo anterior significa que los pozos
se encuentran ubicados Unicamente en el sistema de fracturas.

La ley de Darcy es aplicable para describir el flujo multifasico en la fractura.
Los sistemas de fracturas y de bloques de matriz ocupan una misma malla

computacional, y por lo tanto para cada conjunto de soluciones para el
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sistema de fracturas, se obtiene un conjunto de soluciones para el sistema

de bloques de matriz.

Una vez definido el modelo de doble porosidad, se debe considerar un sistema en
el cual el medio (matriz) tiene propiedades homogéneas e interactian con otros

medios separados (factura) que tienen diferente porosidad y permeabilidad.
Estos son los resultados para el segundo caso

[11.6.1 Resultados de la Simulacion para un modelo de doble porosidad

parea dos geometrias (blogues centrados y puntos de esquina).

Doble Porosidad Doble Porosidad
Bloques Centrados Puntos de Esquina
Presién 406.65 BARSA 406.64 BARSA
Volumen de 39,216,533 SM® 35,863,788. SM®
Aceite
Volumen de gas | 8,837,692,730 SM°® | 8,082,130,401 SM?
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Figura ll.25. Grafica de presion por pozo para ambos modelos de doble porosidad.
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Produccion de Aceite
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Figura.lll.26. Produccidn de aceite por pozo para ambos modelos de doble porosidad.
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Figura.lll.27. Produccién de gas por pozo para ambos modelos de doble porosidad
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[11.6.1 Comparacion de resultados

¢

Figura ll.28. Presion del yacimiento para de los tres modelos: bloques centrados (simple
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1.7 Conclusiones de la comparacion de modelos

é Los bloques de la matriz son los que aportan la mayor parte de
los fluidos, actuando como fuentes.

é Las fracturas al ser muy permeables, funcionan como canales
de flujo conduciendo el fluido hacia la matriz.

é Las fracturas a pesar de que almacenan muy poco aceite,
funcionan como medio de transporte de los fluidos, aunque es la
matriz quien los produce.

é Los Modelos de DP son complejos por el gran numero de
variables, poco conocidas. Los tiempos de sus corridas pueden
ser grandes dependiendo del tipo de fluido y numero de celdas.

é Los modelos de doble porosidad son los mas apropiados en
donde el sistema de fracturas esta bien comunicado y donde la
compleja transferencia del sistema matriz/fractura es importante
(por ejemplo, la imbibicién y drene por gravedad).

é Para modelar dichos sistemas, las celdas de simulacion estan
asociados con cada bloque en la geometria de la malla,
representada con los volimenes de matriz y de fractura en cada
celda.

é Al hacer la simulacion de un modelo homogéneo de DP, las
propiedades que permiten simular el flujo de fluidos entre la
matriz y la fractura debidos a la expansion del fluido, el drene
por gravedad, y la presion capilar son generados

automaticamente, tal como se muestra en la siguiente tabla
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Bloques Puntos de Bloques Puntos de
Centrados Esquina centrados Esquina Doble
Homogéneo Homogéneo Doble porosidad
porosidad
No. De 20x20x10 20x20x10 20x20x10 20x20x10
bloques
PAV 406.65 406.64 406.65 406.64
[BARSA]
PORV [Rm®] | 34,000,000. 31,093,262 65,000,000 62,186,515
Volumen de | 17,429,570 15,939,464 39,216,533 35,863,788
Aceite
Original[Rm?®
]
Volumen de | 6,774,632 6,195,486 6,774,670 6,195,485

Agua[Rm?]

Volumen de
Gas disuelto
[Rm’]

3,927,841,796

3,592,058,528

8,837,692,730

8,082,130,401

é Las diferencias entre los modelos se debe a la posicion de los

pozos en cada uno de los modelos

é Al hacer la comparacién de los modelos, tanto homogéneo

como de doble porosidad se pueden observar variaciones

importantes de los volumenes de aceite de una geometria a

otra.
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Capitulo IV

IV.  Contribuciones al proyecto

é Los resultados de un estudio de simulacibn son de gran
importancia para la toma de decisiones. Para yacimientos
fracturados donde la permeabilidad del medio fracturado es
grande, el realizar una buena caracterizacién es muy importante;
considerando que mientras se haga una mejor aproximacion de
las caidas de presion lograremos una mejor interpretaciéon de
estos.

é Es importante considerar que la presion dentro del bloque varia
dependiendo del tamafio de la celda.

é Se puede reducir el problema de la presion en el bloque
mediante el refinamiento local en las celdas cercanas al pozo.

é Se debe tomar en cuenta que los blogues de matriz contienen el
mayor volumen poroso del yacimiento y alimentan de aceite a
las fracturas.

é Las fracturas son un medio de alta permeabilidad y baja
porosidad efectiva que rodean a los bloques de matriz.

é La recuperacion de aceite esta en funcién de muchas variables
como son: presion, saturacién de fluidos, contacto agua/aceite,
contacto gas/aceite, etc.

Otros

¢ Es importante realizar correctamente la carga de datos reales en PETREL®
para que al ser visualizarlos y analizados se obtengan buenos resultados.

é Es importante considerar el analisis de las diferencias entre las diferentes

geometrias de malla tanto en simple porosidad como en doble porosidad.
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