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RESUMEN

El presente trabajo hace una resefia de la forma como han evolucionado los
estudios integrados de yacimientos con el paso de los afos y las mejoras
continuas en los nuevos estudios de caracterizacién de yacimientos, en los que
se definen las propiedades petrofisicas y se realiza la interpretacion geoldgica-
geofisica. Como resultado de estos estudios se integra el modelo estatico del
yacimiento. Posteriormente se muestra la metodologia para realizar la
distribucién de las propiedades petrofisicas del area en estudio, las cuales
ayudaran a seleccionar los espesores impregnados de hidrocarburos y detectar

areas de oportunidad.

Se presenta el proceso de transferencia de informacion del modelo estatico al
modelo numérico de simulacion (escalamiento de propiedades) y la importancia
de la inicializacién del modelo para obtener la distribucion inicial de presiones y

fluidos a un tiempo cero.

A manera de ejemplo se presenta un caso practico de un campo de la Region
Marina Suroeste (RMSO).

VII



Capitulo I Antecedentes

CAPITULO |

ANTECEDENTES

1.1 Introduccion

En este capitulo se hace una resefa de la forma como han evolucionado los estudios
integrados con el paso de los afios y como se han ido implementando las mejoras continuas
en los nuevos analisis de la caracterizacién de yacimientos. Se muestran también los datos

generales del campo utilizado como caso practico.

Los antecedentes se presentan divididos en dos lineas de investigacion:

1.- Evolucién de la caracterizacion de yacimientos

2.- Caso real, Campo Yum

1.2 La evolucion de la caracterizacion de yacimientos.

Los estudios de yacimientos van desde informes aislados sin que exista una integracion de

ellos, hasta la dinamica actual de la integracion y gerencia de la incertidumbre.

1.2.1 Evolucion y conceptualizacion actual de los estudios.

A continuacidén, se presenta una retrospectiva sobre la evolucidn en el tiempo de los estudios
integrados como se observa en la figura. 1.1, y cdmo estos han llegado a construir una
plataforma para el sustento de las oportunidades futuras basados en el pasado, presente y la
vision de los estudios integrados. Asi como, en la implantacion del mejoramiento continuo en

el desarrollo del Estudio Integrado.
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L

@3- Estudios Integrados

o A Vision Milenium
. <
L S
— I Estudies
DD Integrados

Estudios
Secuenciales

Tiempo : 2-3 anos Tiempo : 2 -3 ahos Tiempo : 1 Ao
Profesionales: Profesionales: 6 Profesionales: 4
Maodelo: 2D Wadelo = 3D Maodelo: 4D

Figura. 1.1.-Evolucion de los estudios integrados (Delfin Gémez 1999)

Al observar con detalle la evolucion de los estudios, mostrada en la figura. 1.1, queda claro
el esfuerzo que se ha realizado en la industria y a nivel mundial, con el propdsito de ser una
plataforma basica y obligada para la incorporacién de planes de explotacion. Sin embargo, a
pesar del gran esfuerzo realizado durante muchos afios, en los que se ha brindado la
incorporacion de las mejores alternativas en diversos tiempos, han quedado algunas
interrogantes propias de la dinamica del pasado. Las mismas estan siendo solventadas con el
objetivo de mostrar el cambio actual de los estudios integrados; es decir, una historia en
donde los planes de explotacion fueron inconclusos o no desarrollados simplemente por estar
dominada la estrategia macro por el cumplimiento de perfiles de produccién, poca
informacion disponible, bases de datos incompletas o no certificadas, pocas estadisticas,
limitado control de proyectos, carencia de un sistema de calidad, poco esfuerzo en

documentar, practicamente ningun indicador de medicidn, escasa integracion, y poco apoyo a
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la Gestion de planificar por considerar que el esfuerzo no avanzaba de la misma forma en

que la dinamica operativa lo necesitaba; lo cual limitd el mejoramiento continuo.

Lo anteriormente expuesto colocd a la caracterizacion de yacimientos en una encrucijada, la

que ha permitido actualmente enfocar sus esfuerzos a otras alternativas tales como: dar

respuesta a la dindmica corporativa y demostrar que es la plataforma a seguir.’

1.2.2 El sistema de calidad

La plataforma de trabajo que permite establecer la calidad necesaria para un producto final

exitoso, busca adicionalmente:
e Permanencia en el tiempo
« Transferencia segura del conocimiento
« Trazabilidad

« Integracién

El sistema de calidad, implantado en estudios integrados se fundamenta en la norma

ISO9001:2000, como se observa en la figura 1.2.

“El Presente

FASE | FASE I FASE Il

DEFINIR
CASOS DE
PREDICCION

/7 \ 7

OBJETIVO Y
ALCANCE
DELESTUDIO

MODELO
ESTATICO

MODELO

DINAMICO SIMULACION

f

| DEFINICION DEL

Figura. 1.2.- Fases de la caracterizacién implementadas en estudios Integrados.

Fase I: Definicion del objetivo y alcance del estudio.

Fase II: Elaboracion del modelos estatico.

! Bibliografia referenciada al final

FASE IV

SELECCION DEL
PLAN OPTIMO DE
EXPLOTACION
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Fase III: Elaboracion del modelo de simulacion y definir escenarios de prediccion,

caracterizacion con simulacion.

Fase IV: Seleccidn del plan éptimo de explotacién y sometimiento a oficializacion, plantacion

y actualizacion del modelo.

Como se observa en los antecedentes, el modelo dinamico sin simulacidon identifica la
oportunidad de simular o no; y la construccién del modelo de simulacidon necesariamente es
una etapa de control. Es importante mencionar que en la caracterizacion del modelo
geocelular, (El modelo geocelular se conoce por dar mas de una realizaciéon, cuando es un
solo modelo se conoce como modelo estatico), existen diferentes etapas de control
analizadas, las cuales recaen en la poblacion de propiedades; como porosidad,
permeabilidad, espesor neto la cual, es el paso fundamental de la caracterizacion geocelular,
lo que se convierte en el espejo de la inicializacion. Es decir, la poblacidon de las anteriores
propiedades y la inicializacién conforman la primera etapa de control en el concepto
dinamico. El ajuste que se hace en la simulaciéon también se vincula con la poblacion de estas
propiedades, siempre y cuando, los cambios efectuados o suposiciones sean para lograr el

comportamiento dinamico y estos afecten la caracterizacion estatica.

Los antecedentes hasta ahora mencionados muestran las etapas y los procesos que se
manejan dentro de la caracterizacidén de los campos de hidrocarburos.
A continuacién, se presentan los antecedentes del caso practico. La caracterizacién de

yacimientos y la construccion del modelo de simulacidn, previos a la inicializacion.
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1.3 Caso real Campo Yum

El Campo Yum se encuentra localizado en las costas del litoral de Tabasco,
administrativamente pertenece a la Region Marina Suroeste y es administrado por el “Activo
Integral de Explotacién Litoral de Tabasco” (PEMEX). Se descubrié con la perforacion y
terminacion del pozo Yum 2B en el afio 1989, resultd productor de aceite ligero de 41° API
en rocas de Edad Cretacico Superior en el intervalo 4080-4092 m, en calizas fracturadas que
presentan porosidades de 4 a 5%, con un gasto inicial probado de 5067 BPD a través de un

estrangulador de 12" >.

Dentro del Campo Yum existen dos rasgos estructurales notables con potencial almacenador
de hidrocarburos en cantidades importantes. Estas estructuras se desarrollaron en estratos
del Mesozoico (Jurasico-Cretacico) al Oligoceno. La informacion sismica 3D, evidencio la
presencia de cuatro bloques estructurales con un alineamiento de fallas NO-SE. EI Campo
Yum se encuentra en un anticlinal fallado de forma rectangular con orientacién noroeste-
sureste. En sus flancos NE y SW se encuentra limitado por fallas inversas al igual que al SE,
las cuales definen una estructura principal de aproximadamente 10 Km. de longitud por 3
Km. de ancho. El interior de la estructura principal esta cortado por fallas inversas paralelas a
su eje principal. La presencia de un domo salino en su flanco NW, que afecta las capas del

Cretacico y Eoceno, marca el cierre estructural en el margen, ver la figura 1.3
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Figura. 1.3.- Configuracién estructural del Campo Yum !

El campo Yum contiene hidrocarburos en dos horizontes. El mas somero a nivel Cretacico y el
mas profundo a nivel Jurasico Superior Kimmeridgiano, aislados entre si, a la fecha
solamente es productor en el yacimiento de la formacion Cretacico. Impregnado de aceite

ligero y superligero, de 41° y 51° API, respectivamente.

El yacimiento de edad Cretacica esta constituido por calizas fracturadas de costa afuera que
incluyen Mudstone y Wackestone con foraminiferos plancténicos, ademas de Grainstone
bioclasticos, e incluyen pequefios lentes de pedernal. En la figura 1.4, se observa la

columna geoldgica que fue determinada mediante registros geofisicos.

El espesor neto aproximado para el yacimiento es de 334 m. El Cretacico fue dividido en ocho
unidades tomando como base los registros geofisicos. La porosidad de la matriz promedio que
esta entre el 4 y 5%. Por su parte, la saturacién de agua se calculd con a la ecuacién de
Archie y es del orden 30 - 40% con una salinidad promedio de 350,000 ppm a temperatura de
1500C.
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Figura. 1.4.- Columna geoldgica del campo con la subdivisién en unidades estratigraficas 1

El Yacimiento del Jurasico Superior Kimmeridgiano esta constituido por grainstone oolitico
dolomitizado con impregnaciones de aceite de 51° API. El espesor de esta facie oolitica es de

aproximadamente 55 m.

1.3.1 Estudios realizados.

En el ano 2002 se realizaron estudios por parte del Instituto Mexicano del Petrdleo, la
Direccion Ejecutiva de Exploracion y Produccion PEMEX, y por el grupo de Simulacion
Numérica de Yacimientos del Activo Litoral de Tabasco PEMEX, en los cuales se
determinaron los datos que se cargarian de las coordenadas del area de estudio, giroscopicos
y registros geofisicos una vez elaborado el modelo base se transfirid la informacion al area de
yacimientos. Se entregaron los modelos geoldgicos originales para ser refinados vy
actualizados, segun las necesidades de desarrollo de campos.
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Durante la caracterizacion del campo, la perforacion de nuevos pozos permitié realizar
ajustes y corroborar la conceptualizacion inicialmente planteada (Pozo Yum-22), donde el
modelo se predijo de una manera muy aproximada, ya que la diferencia de la entrada a la

formacion Cretacico Superior fue 12 m, ver la figura.1.5
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Figura. 1.5- Comparacion entre los registros GR sintéticos y reales de YUM-22 4

También fueron extraidos de los mapas las superficies y los poligonos de falla; asi como, el

modelo estructural y poblado de propiedades con un grado de detalle de escala regional.

Con el objeto de determinar la distribucion vertical y horizontal de las unidades de flujo para
cada yacimiento, y conocer sus caracteristicas geoldgicas y petrofisicas se realizaron analisis
petrografico de nucleos, ademas de muestras de canal, asi como de registros geofisicos de
pozos con las herramientas de porosidad (PHI, NPHI, RHOB y DT), resistividad (MSFL, LLS,
LLD), y radioactividad (GR, CGR,THO, K, U), ver la figura.1.6.
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Figura. 1.6- Registros utilizados para determinar la composicion mineral en las unidades productoras del
Campo Yum !

Posteriormente en el afio de 2004, PEMEX Exploracion y Produccién recopilé informacion de
un pozo nuevo (Yum-601), datos de nucleos, y muestras de canal. La cual se incorpora al

modelo estatico. Tal muestreo da pie a continuar con el proceso ciclico de la simulacién de
yacimientos.

1.3.2 Pozos perforados.

La perforacion de los pozos permite hacer una mejor distribucion de los fluidos durante la

poblacion de propiedades petrofisicas y PVT de los fluidos del modelo de simulacién de
yacimientos.
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En la Tabla 1.1 se muestra la columna geoldgica cortada de los pozos perforados en el

campo:?

YUM-1 [YUM-2 |YUM-2B \YUM-401YUM201| 19C

Wnws | wewuy | s arny | mowny | manss

MIOCENO SUP. | 500 480 545 1634 | 500 550

MIDCEND MED. 230 630 710 1759 1850 200
WMIOCEMND IMF. 1880 2000 1880 3084 | 3270 1950
OLIGOCENO 2540 || AvseMe | agon | 3430 | 2650
EOCENO 3460 | 3350 | 3365 3614 | 4180 | 3400
PALEQCEND 3850 3770 3865 4169 | 5250 3800
CRETACICO SUFP| 4020 | 3880 | 3990 4211 | 5430 | 3950
JTITHONIANG | 4420 4801 4350
JKIMMER. 4830 5249 4750
FROF. TOTAL 4856 3906 4192 58373 5000

1.3.3 Localizacion del campo.

El Campo en cuestidn pertenece a la Region Marina Suroeste (RMSO) esta Regidon comprende

una superficie de 352,390 kildmetros cuadrados. Hacia el Sur limita con los estados de

Veracruz, Tabasco y Campeche, hacia el Oriente colinda con la Region Marina Noreste, y al

Norte y Poniente con aguas territoriales nacionales, como se muestra en la figura. 1 7

12
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Estados Unidos de América

0 mo W 30 am HoKm
I

Figura. 1.7- La Region Marina Suroeste se ubica en aguas marinas de la plataforma y del talud continental del
Golfo de México. 3

La Regidon Marina Suroeste (RMSO) esta conformada administrativamente por dos activos

integrales, Abkatun Pol-Chuc y Litoral de Tabasco, y un Activo Regional de Exploracion.

El campo Yum forma parte del Proyecto de Crudo Ligero Marino que esta integrado por los

campos Sinan, Bolontiku, Mison, Kix, Kab, May y Costero, como se observa en la figura. 1.8

13
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Figura. 1.8- Campos que Integran el Proyecto de Crudo Ligero Marino 3
1.3.4 Reservas

Las reservas se definen como aquellas cantidades de hidrocarburos que se prevé seran
recuperadas comercialmente de acumulaciones conocidas a una fecha dada. Es conveniente
mencionar que todas las reservas estimadas involucran algun grado de incertidumbre. La
incertidumbre depende principalmente de la cantidad y calidad de la informacion geoldgica,
geofisica, petrofisicas y de ingenieria, asi como de su disponibilidad al tiempo de la
estimacion e interpretacion de esta informacién. El nivel de incertidumbre puede ser usado
para colocar reservas en una de dos clasificaciones principales, probadas o no probadas. En

la figura 1.9 se muestra la clasificacidn de las reservas. 3
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Reservas Probadas Reservas No
Originales Probadas
[ [
[ |
Produccion Reservas Reservas Reservas
Acumulada Probadas Probadas Posibles
[
[ |
Desarrolladas No Desarrolladas P

Figura 1.9 Clasificacién de las reservas de hidrocarburos. 3

Las reservas probadas son acumulaciones de hidrocarburos cuya rentabilidad ha sido
establecida bajo condiciones econdmicas a la fecha de evaluacion; en tanto las reservas
probables y posibles pueden estar basadas en futuras condiciones econémicas. Cabe destacar
que en general, las cantidades de hidrocarburos no deben ser clasificadas como reservas a
menos que haya una expectativa de que la acumulacion sera desarrollada y puesta en

produccién en un tiempo razonable®.

Las reservas de hidrocarburos son una parte muy importante de la industria, estas son
divididas en sus diferentes categorias de acuerdo al grado de certidumbre, estas se describen

a continuacion:

= Reserva 1P: Es la reserva probada, es la que aporta la produccién y tienen mayor
certidumbre que las probables y posibles. Desde el punto de vista financiero, son las

que sustentan los proyectos de inversion.

= Reservas 2P: Suma de las reservas probadas mas las reservas probables, son
aquellas reservas no probadas en donde el analisis de la informacion geoldgica y de
ingenieria del yacimiento sugiere que son mas factibles de ser comercialmente
recuperables, de lo contrario. Si se emplean métodos probabilistas para su evaluacion,
existird una probabilidad de al menos 50 por ciento de que las cantidades a recuperar

sean iguales o mayores que la suma de las reservas probadas mas probables.

15
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= Reservas 3P: Suma de las reservas probadas mas las reservas probables mas las
reservas posibles, en tanto las reservas probables y posibles pueden estar basadas en

futuras condiciones econdmicas.>

Las reservas estan calculadas para todo el afio, durante el cual el proceso que es llevado a
cabo es de forma continua ya que los criterios de evaluacion varian, por lo que es necesario
recalcular cada afo. Por consiguiente los voliumenes de reservas reportados al 1 de enero de
cada afo, es en base a diversos factores tales como reclasificacion, incorporacion de nueva
informacién de pozos, analisis de PVT, modificaciones por revision y por supuesto a la

produccién acumulada.

Daremos una breve descripcion de algunas actividades:

- El desarrollo de campos, se refieren a las variaciones de las reservas de hidrocarburos
debidas a la perforacion de pozos de desarrollo, por tanto dichas variaciones se reportan en

términos de ajustes positivos o negativos de las reservas.

- Las revisiones, en éstas no existen pozos perforados, por lo que las modificaciones son
resultado de actualizaciones realizadas al comportamiento de los campos, de acuerdo a su
historia de presidon-produccién, o bien, a los modelos geoldgico-petrofisicos que sustentan su

volumen original.

- La produccion de hidrocarburos acumulada, afecta de manera directa a la reserva
probada, y esta siempre se reporta como un decremento. Esto lleva a tener cada ano las

reservas remanentes.

16
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Es importante mencionar que todas las cifras reportadas, deben ser estimadas de acuerdo a
las definiciones aceptadas por la industria. Asi, para las reservas probadas se utilizan las
definiciones emitidas por la Securities and Exchange Commission (SEC), con el fin de
cuantificar esta categoria de reservas. Es importante resaltar que dichas definiciones son en
gran medida conservadoras, principalmente cuando se realizan cuantificaciones en
yacimientos de tipo clastico o arenoso, es decir, solamente se permite considerar como
reserva probada, aquella asociada a los pozos perforados productores, ademas de la

correspondiente a los pozos programados para perforarse en la vecindad de los primeros.

Para la estimacién de las reservas probables y posibles, se utilizan las definiciones propuestas
por la Society of Petroleum Engineers (SPE), la American Association of Petroleum Geologists
(AAPG) y los World Petroleum Congresses (WPC). Cabe mencionar, que en cuanto al nivel de
certidumbre, las reservas probadas tienen el nivel mas alto, mientras las probables y posibles

el mas bajo respectivamente.

En la tabla 1.2 se presentan los volumenes de reservas de hidrocarburos reportados al 1 de
enero de 2007.2 en las tres categorias para el campo en estudio. Esto permite determinar la

evolucién y comportamiento de dichas reservas a lo largo del tiempo.

Por ultimo, es importante mencionar también que se reporta tanto el volumen de gas no
asociado, como el correspondiente a yacimientos de gas y gas-condensado. Esta clasificacion
es necesaria, ya que dichos yacimientos incluidos dentro de la categoria de gas no asociado,
acompafan su produccién de gas con volimenes importantes de condensados, los cuales

posteriormente se agregan a la corriente de petréleo crudo.?

El volumen original de aceite, medido a condiciones atmosféricas y calculado por el método
volumétrico para el yacimiento del Cretacico es de 44.22 millones de barriles, con un factor
de volumen de aceite 2.5 m?*/m* a las condiciones de presion inicial (Pi) Las reservas
remanentes de hidrocarburos, probadas + probables (2P), al 1 de enero de 2007 son de 24.5

millones de barriles de petrdleo crudo equivalente.
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Las diferentes categorias de reservas remanentes de hidrocarburos al 1 de enero de 2007.3

Del campo en estudio se desglosan en la Tabla 1.2:

Reservas Aceite Condensado Liquidos de Gas seco Total
mmb mmb planta mmbpce

mmbpce

P 54 0.8 1.9 3.0 11.1

PP 11.5 1.8 4.2 7.0 24.5

PPP 16.9 2.6 6.1 10.0 35.6
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CAPITULO I

CONCEPTUALIZACION DE LA SIMULACION.

2.1 Introduccion.

En el presente capitulo se describe la caracterizacion estatica del yacimiento previa a la

informacién que se integra al modelo de simulacién (geoldgica, geofisica y petrofisica).

Posteriormente, se procede a la construccién de la malla de simulacion constituida por un

nuimero de celdas las cuales representan al yacimiento.

La adecuada integracion de toda esta informacién lleva a los ingenieros de yacimientos a
la simulacion numérica que tiene como fundamento principal el balance de materia y el

movimiento de fluidos, tomando en consideracién las heterogeneidades del yacimiento.

En conjunto a la caracterizacion estatica se realiza el escalamiento de las propiedades
petrofisicas ya que estas ayudaran a determinar los espesores de interés asi como las

areas de oportunidad.

2.2 Caracterizacion del yacimiento.

La caracterizacion de yacimientos es la integracion esencialmente, de la informacion
sismica, geoldgica, de nucleos y registros de pozos. La poblacion de cierta area con
propiedades petrofisicas (®, k, Swi, hn) se le conoce como la caracterizacion estatica del
yacimiento, ya que los resultados son independientes de los procesos de toma de

informacién que ocurren durante la explotacion de un yacimiento.

Esta caracterizacion se realiza en forma continua a partir del pozo descubridor, y se va

completando con la informacién de los pozos de desarrollo.
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El objetivo de la caracterizacién es:

« Determinar la variacion de las caracteristicas geoldgicas
« Determinar la variacion de las propiedades petrofisicas
» Determinar la distribucidn de hidrocarburos

o Estimar el volumen de hidrocarburos existentes

La realizacion del modelo estatico se logra la integracion la informacién como se muestra

en la figura 2.1.

L
-

SISMICA GEOLOGICA

/

CARACTERIZACION

ESTATICA
REGISTOS GEOFISICOS LABORATOQRIO

{3124

Figura 2.1 Toma de informacion necesaria para una caracterizacion estatica®
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2.1.1 Informacion sismica:

La imagen sismica constituye la primera mirada hacia el interior de la Tierra. Los
levantamientos sismicos terrestres y marinos, han sido adquiridos como un registro de
energia acustica reflejada que viaja a través de las capas rocosas, después de un proceso
de interpretacion esta informacion se convierte a profundidad, una vez elaborada la
configuracidon estructural esta servird de base para decidir en donde perforar. Esta
informacidén es obtenida por un levantamiento superficial o por sismica de pozos, como

se muestra en la figura 2.2 (VSP).

Figura 2.2 Esquema de adquisicion sismica marina.?

A lo largo del proceso exploratorio, la informaciéon recabada permite precisar el riesgo
geoldgico (actualmente se le prefiere denominar probabilidad de éxito geoldgico)
asociado a la oportunidad exploratoria. Para decidir si se asignan recursos, las

oportunidades exploratorias deben ser evaluadas econdmicamente.®
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2.1.2 Informacion geoldgica:

Esta informacidn se obtiene para estudios geoldgicos aplicados a la explotacion de

yacimientos de hidrocarburos, comprende lo siguiente:

» Ambiente sedimentario

» Procesos diagenéticos

» Estructuras sedimentarias
 Estructuras geoldgicas

» Facies

 Estratigrafia

« Caracteristicas geoldgicas locales

2.1.3 Laboratorio.

Analisis de nucleos.

La mayoria del personal especializado prefiere clasificar el anadlisis de nulcleos en dos

partes; analisis convencional y andlisis especiales de nucleos.

A continuacion se describe cada uno de ellos:

Analisis convencional, es posible llevarlo a cabo en:

A) Muestras recién cortadas o preservadas. B) Muestras erosionadas o danadas:

o Porosidad.
o Permeabilidad. o Porosidad.
o Saturacion de gas, aceite y agua. o Permeabilidad.
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Analisis especial de nicleos:

Es posible llevarlo a cabo en un nimero limitado de muestras, ya sean recientemente
tomadas o no, las cuales son seleccionadas en funcidon de sus propiedades petrofisicas

(porosidad y permeabilidad).
Los analisis importantes en el estudio son:
Estudio de presiones capilares.

Mediciones del factor de formacion y la razon de resistividad.

Flujo de dos fases y el estudio de las permeabilidades relativas.

o O O o

Estudios de pruebas de mojabilidad.

2.1.4 Ingenieria de pozos

Registros geofisicos y especiales.

Los registros geofisicos son una de las herramientas mas Utiles y poderosas en la
obtencion de informacion petrofisica necesaria para el proceso de caracterizacion de los
yacimientos. Los principales parametros en la evaluacién de los yacimientos, son: la
porosidad, la saturacidon de hidrocarburos, los espesores de capas permeables y la
permeabilidad. Estos parametros pueden ser calculados a partir de los registros

eléctricos, nucleares y sonicos.

Un registro de pozo es una representacion digital o analdgica de una propiedad fisica que
se mide contra la profundidad. La obtencion de éste se realiza a partir de una sonda que
recorre la trayectoria del pozo y de un equipo superficial que traduce la informacién
enviada por la sonda a través de un cable que se registra en una cinta magnética o

pelicula fotografica.
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Las sondas son cilindros de metal que tienen en su parte interior circuitos electronicos
muy sofisticados y varian de acuerdo, con la propiedad que miden, o a las necesidades
de investigacién, condiciones y profundidad del pozo. La manera de medir las distintas
propiedades de las rocas parte de un sistema basico comudn: un emisor (electrodo,
bobina, emisor de radiactividad, emisor de neutrones, emisor de ondas acusticas) que
envia una sefal (corriente eléctrica, campo electromagnético, radiactividad, neutrones u
ondas acusticas) hacia la formacidén. Uno o varios receptores miden la respuesta de la

formacion a cierta distancia del emisor, como se muestra en la figura 2.3

Emisor o
Transmisor

Receptores

Figura 2.3 Esquema de registro sonico.2

Los registros de pozos identifican el tipo de roca atravesada por el pozo, miden
propiedades quimicas y fisicas de las rocas, las cuales se correlacionan con las muestras
de canal vy nucleos extraidos durante la perforacion; la interpretacion de los registros

geofisicos permite definir o cuantificar (®, k, Swi, hn).
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Algunos de los factores que afectan el comportamiento de una sonda de registros son:

Permeabilidad, Porosidad, Anisotropia, permeabilidad relativa, Kh
Estratificacion

Fallas Geoldgicas

Discordancias

Acufamientos

Fracturamiento

Propiedades de los Fluidos de Perforacion. (p.w, filtrado de lodo, Salinidad, %
arcilla).

2.3 Analisis de los fluidos del yacimiento.

El analisis de los fluidos del yacimiento (aceite, gas y agua), consiste en una serie de

pruebas de laboratorio, las cuales se disefian para obtener propiedades fisicas requeridas

dentro de un estudio de caracterizacién de yacimientos.

Las propiedades fisicas obtenidas, son:

» Presidn de saturacion (burbujeo,(pp)).

» Factor de volumen (aceite, (Bo), gas,(Bg), Y agua, (By).

» Relacidn de gas disuelto en el aceite (Rs).

» Factor de volumen total (By).

« Compresibilidad isotérmica (aceite, (co), gas, (¢g), Y agua, (Cw)).
» Viscosidad (aceite (Uo), gas (Hg), Y agua (pw)).

» Factor de compresibilidad del gas, (2).

Estas propiedades son funcion de la temperatura y de la presion, desde la presion inicial

del yacimiento, pasando por la presidon de saturacion hasta una presion cercana a la

atmosférica.®

Por lo general, los calculos de balance de materia son muy utilizados en la simulacion

numérica de yacimientos y éstos se realizan con la informacién obtenida de estos analisis.
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2.3.1 Caracterizacion PVT de los fluidos.

La caracterizacion PVT de los fluidos se utiliza fundamentalmente para predecir el
comportamiento termodinamico de los hidrocarburos bajo diferentes condiciones de
presion y temperatura en cualquier punto donde se mueven los hidrocarburos, desde el
yacimiento hasta las baterias de separacion, ésto se logra con un analisis en el
laboratorio, haciendo uso de los diferentes experimentos como son: Separacion Flash,
Separacion Diferencial Convencional, Separacion Diferencial a Volumen Constante, entre
otros, y para el caso de los gases se realiza un analisis cromatografico. Con los resultados
obtenidos del pVT es posible optimizar y tomar mejores decisiones sobre la explotacion
de los yacimientos, por tal motivo la caracterizacion de fluidos debe efectuarse sobre
muestras representativas de los fluidos contenidos en el yacimiento, estos resultados se
ingresan a los simuladores de comportamiento de fase, con la finalidad de determinar el
comportamiento de los hidrocarburos mediante correlaciones y ecuaciones de estado
(EOS).°

2.3.2. Pruebas de laboratorio.

Las pruebas del laboratorio son para simular el comportamiento de los fluidos a
condiciones de yacimiento, debido al abatimiento de presion ocasionado por la extraccién
de los hidrocarburos, principalmente se llevan a cabo dos tipos de separacion de fluidos,

ambos a temperatura de yacimiento, estas son:!

1. Separacion instantanea o flash (Separacion a masa y composicion constante),

Esta prueba de laboratorio consiste en un descenso repentino en la presion que hace
desprender el gas en solucidn del aceite (es decir alcanza la £s) el resto del gas queda
confinado en el aceite remanente, un ejemplo de esta separacidon se observa en la

figura 2.4
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Capitulo II
1 2 3 4 5
> B D b @
Aceite Aceite @) m Vg>>Vg,
v Aceite Aceite Gas
g
Hg Hg Aceite
Hg Ha
Pl >> Pb P2>Pb I:>3 = Pb P4<Pb P5<P4<Pb
V ol <V ob Vol <V02 <Vob V03 = Vob V04 <Vob V05 <Vob
Vt = V05 +V92

@ Primer Burbujade gas.

Figura 2.4. Separacién a masa y composicién constante, a Ty'!

Para simular el comportamiento a condiciones de superficie o de separacidon en el campo,

se llevan a cabo separaciones instantaneas o flash a varias condiciones de presion y

temperatura.
2. Separacion diferencial (Separacion a masa y composicion variable).

« Convencional. Solo se muestra una etapa de separacion. En este proceso,
el gas es liberado mediante una reduccién de la presién removiéndolo del
contacto con la fase liquida, por lo que la composicion y la masa del sistema

cambian constantemente, como se observa en la figura 2.5
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1 2
Aceite Aceite
H
g Hg
P.)) Py PR,
V ol <V ob Vol <V02 <Vob

@ Primer Burbujade gas.

P,=P
VoS :Vob

4

&

Aceite
Aceite
Hg
Hg
P,(P, P, =P,
VO4 ob o5 :V04

Figura 2.5 Separacion diferencial convencional, de un aceite bajosaturado, a Ty'!

o i

A volumen constante. Solo se muestra una etapa de separacion. Esta

consiste en que durante el agotamiento de la presidon se extrae solo una

parte del gas liberado en cada etapa de separacién, manteniendo al final

de cada etapa un volumen igual al ocupado por la muestra a la presion

de saturacion, dicho volumen estara compuesto por aceite y gas disuelto

mas un casquete gaseoso cada vez mayor, como se observa en la

figura 2.6
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@ Primer Burbujade gas.
1 2 3 4
@
/R
> D D P
Aceite Aceite 9) m _W
Aceite Aceite Acelte
Hg
Hg
H Hg
PP | | PR R=R | | PR R =P,
Vol <Vob V01<V02<Vob V03 :Vob VO4 ob V :V
Vob (/05 2)

Figura 2.6 Separacién diferencial, a volumen constante, de un aceite bajosaturado, a Ty'!

2.4 Ecuacion de difusion.

2.4.1 Balance de materia.

En general la ecuacion de balance de materia puede ser aplicada a todos los tipos de

yacimientos.

La ecuacion general de balance de materia es un simple balance

volumétrico, el cual se origina desde el volumen del yacimiento (definido por los limites

iniciales) el cual es constante, la suma algebraica de los cambios de volumen en el aceite,

el gas libre, agua y el volumen de roca del yacimiento debe ser cero.

Las consideraciones basicas que se hacen en esta técnica, son:

« Modelo de tanque homogéneo (las propiedades de la roca y de los fluidos son las

mismas en todo el yacimiento).

« La produccién e inyeccion de fluidos ocurre a través de puntos de sdlo produccion

o sdlo inyeccién.

« Presion uniforme en todo el yacimiento.

» No afecta la forma del yacimiento.
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» El volumen del yacimiento es constante.
« El campo esta completamente desarrollado.

« El comportamiento de los fluidos en el yacimiento sera el establecido en el pVT.

Por simplicidad, la derivada es dividida entre los cambios de los voliumenes en el aceite,
gas, agua y volumen de roca que ocurren entre el inicio de la produccion y cualquier
tiempo & El cambio en el volumen de roca es expresado como un cambio en el volumen
del espacio vacio, el cual es simplemente el negativo del cambio en el volumen de la

roca.

El método de balance de materia es ampliamente usado en la ingenieria de yacimientos,
y ha demostrado ser una herramienta muy Util para analisis de yacimientos con

resultados razonablemente aceptables.

Las ecuaciones de balance de materia son usadas para hacer un ajuste de la historia del
comportamiento de un yacimiento, para la estimacidon del volumen original de

hidrocarburos, y también para predecir el comportamiento futuro.°

2.4.2 Analisis basico.

Si un yacimiento se considera homogéneo, los valores promedio de las propiedades, tal
como porosidad, son adecuados para su descripcidon. La presion promedio, tiempo, y el
comportamiento de la produccién de un yacimiento bajo empuje de gas en solucién, por
ejemplo, es normalmente calculado por los métodos de Tarner, Muskat o Tracy. Todos
estos métodos usan la ecuacidn de balance de materia (EBM). Una expresion simple para
la EBM es:

(Acumulado neto extraido) = (aceite original en sitio) — (aceite remanente en sitio)
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El acumulado neto extraido es la diferencia entre el aceite que abandona el yacimiento y
el aceite que entra en él. En este analisis basico, no hay aceite entrando al yacimiento ya
que las fronteras son consideradas impermeables al flujo. Asi, la EBM se reduce a su
forma mas simple. Tal modelo de yacimiento es llamado modelo de tanque. Es cero
dimensiones porque la roca, propiedades del fluido y valores de presion no cambian de
un punto a otro. En vez de esto, son calculados como valores promedio para todo el
yacimiento. Este modelo de tanque es la base de la construccion de los blogues en un

simulador de yacimientos.*

Si se considera un yacimiento representado por un bloque de arena que en sus dos
extremos varia en litologia. El bloque entero no puede ser representado por propiedades
promedio, pero cada mitad si puede ser. Asi, el bloque de arena esta conformado por dos
unidades de tanque, o celdas, como son llamadas normalmente. La EBM describe el
comportamiento del fluido en cada celda como en el modelo de tanque previo. Sin
embargo, el término de acumulado neto en la EBM es mas complicado porque puede
haber migracion de fluido de una celda a otra, dependiendo de los valores promedio de
presion en ambas celdas. Esta transferencia de fluido entre celdas es calculada por la Ley
de Darcy. La EBM, junto con la Ley de Darcy, describe el comportamiento para cada
celda. Este modelo no es un simulador cero-dimensiones ya que los parametros del
yacimiento pueden variar entre las dos celdas. Entonces se considera como un modelo
unidimensional, porque esta formado de mas de una celda en una direccién y de sélo una

en las otras dos direcciones.

Este anadlisis puede extenderse a yacimientos donde las propiedades, asi como los valores
de presion varian en dos dimensiones, y otras donde la variacion ocurre en tres
dimensiones. Los simuladores que representan estos yacimientos son llamados,
simuladores de dos dimensiones y de tres dimensiones, respectivamente Asi, un
simulador de yacimientos en dos dimensiones consiste de mas de una celda en dos
dimensiones y una celda en la tercera dimensidn, y un simulador de tres dimensiones

consiste en mas de una celda en las tres dimensiones.
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A pesar del nUmero de dimensiones utilizadas, la EBM es la ecuacion basica que describe
el comportamiento de fluido dentro de una celda, y la Ley de Darcy interpreta la
interaccion entre celdas. Cada celda en los modelos de una, dos, y tres dimensiones,
excepto las celdas de la frontera, interactlian con 2, 4, y 6 celdas respectivamente. Ya
gue un simulador consiste de miles de celdas, mantener en consideracion la EBM para
cada celda es una considerable tarea de almacenamiento idealmente apropiada para
calculos digitales. Pero se debe enfatizar que los principios y ecuaciones usadas en la

simulacién de yacimientos no son nuevos. ®

2.4.3 Desarrollo Consideraciones Matematicas.

La Ecuacidn de Balance de Materia establece que:
(Volumen de aceite entrando a la celda durante un incremento de tiempo) menos
(Volumen de aceite saliendo de la celda durante el mismo incremento de tiempo) igual (al

cambio de volumen en la celda). ©
En otras palabras:

El volumen de aceite entrando a la celda durante At es representado por: Q,, At
El volumen de aceite saliendo de la celda durante At es representado por: (Q,, +q, ) At

El cambio del volumen de aceite dentro de la celda durante At es representado por:

(60 n+1_ ﬁ n
wor(B]-(2] o

donde Q, es el gasto promedio de aceite entrando a la celda durante un At, Q,, es el

out

gasto promedio de aceite saliendo de la ceda durante un At, y g, es la produccion de

. : . AxDyhgS, :
aceite de la celda, si esta contiene un pozo, —5 representa el volumen de aceite

(o]

en la celda en cualquier tiempo, n+1 se refiere al final del paso de tiempo y » al inicio.
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Sustituyendo la ecuacion 2.1 en la ecuacion de balance de materia y dividiendo entre

At, se tiene:

Qn~Qui 0, = AXAAtth"S"j —(@‘)j J (2.2)

De la ley de Darcy y asumiendo que el flujo va de izquierda a derecha como se observa
en la figura 2.5

Qout
Ay
Qin
Figura 2.5. Celda en un simulador de una dimensién.®
n+l _ 4N+l
Qi - Ayhko (q)oi—l cboi J’ (23a)
M,B, AX
y
n+l _ 4N+l
QOU'[ = Ayhko (¢Ol ¢0i+1j’ (2-3b)
J7A=R AX

donde Ayh es el area transversal de la celda, Ax es la longitud de la celda, ®, es el

potencial de flujo en la fase aceite, i se refiere a la celda de interés, i -1 se refiere a la
celda vecina del lado izquierdo, y i +1 se refiere a la celda vecina del lado derecho.

El potencial de flujo ®_, es igual a la presion mas la presidon capilar mas el potencial

gravitacional.
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Sustituyendo las ecuaciones 2.3a y 2.3b en la ecuacion 2.2, y dividiéndola entre

AxAy se obtiene la ecuacion 2.4

1] hk, (mz&wzﬁ}_ hk, (mzrl—cvz;llj g _1 hwoj“”_ hes || 2.4
AX| B\ DX uB,\ X Axdy  At|\ B, B, ) |

(o]

Reagrupando,

n+l _ Hn+l n+l _ 4N+l n+l n
i|:Aoi+}/(q)0i+l —qDOi j - /]oi_;/(q)m qDOi_lﬂ % = i“ h@OJ —(—hﬁoj J, (2.5)
AX 2 AX 2 AX AxAy  At|\ B B

(o] [0}

donde A :%, y los subindices i + % e i—% indican que la cantidad es evaluada como un

promedio de las celdas (i +1,i) y (i,i —1) respectivamente.

La ecuacion 2.5 es la ecuacion de balance de masa de aceite en una dimensién, la cual

es usada para hacer calculos en la simulacion de yacimientos.

La ecuacidon 2.5 puede ser escrita en forma diferencial como se muestra a

continuacion:

i(/io acboj_ qo =£(¢hSoJ’ (25a)
0X ox ) OxAy odt\ B,
también puede ser escrita en notacidn vectorial:
Oe (Aogcpo)_i _0[ S ) (2.5b)
Axpy ot\ B,

La forma de desarrollar el operador Nabla [0 es:

DA:(%j+(%J+

)
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Estas tres formas de la ecuacion de balance de materia son usadas de manera indistinta
en la literatura; siendo la ecuacion 2.5b la forma mas usada debido a su forma

compacta.

En la derivacion de la ecuacion 2.5 se usa el valor de ®_ en el nivel de tiempo n+1;

por ejemplo al final de un paso de tiempo. Esta técnica de diferenciacion es llamada
implicita o método de diferenciacidn regresivas, y es el mas usado comunmente. El
método de Crank-Nicholson o método de diferencias finitas centrales usa un valor
promedio para ®, al nivel de tiempo (n+ %)) y el método de diferenciacion progresivas
usa el término @, al principio de paso de tiempo (por ejemplo al nivel de tiempo n). El
método implicito y el Crank-Nicholson, son estables incondicionalmente sin embargo el de

Crank-Nicholson demanda un mayor esfuerzo computacional. ®

De la ecuacion 2.5b se pueden hacer derivaciones para agua y gas respectivamente:

O« (A,00,)- Ajgy =§L¢§NJ (2.6)

y

w

0 (3,00,)+ 0+ (R,A,00,)+ O+ (RSNAWDq)W)—Aq_Xzy - %[@[% + Rso% + RSWBiJJ (2.7)

Las ecuaciones 2.5b, 2.6 y 2.7 son las ecuaciones de balance de materia para un flujo

inmiscible de tres fases en un sistema de aceite negro.®
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2.4.3.1. Método de Solucion.

La solucion de las ecuaciones anteriores es la tarea mas dificil para la simulacion de

yacimientos.

Hay dos métodos usados generalmente; el implicito-implicito y el implicito-explicito. Estos
métodos son similares en una consideracién; los dos dan un valor de la saturacién y
presidon para cada celda al principio de un paso de tiempo, nuevos valores de y presiones
y saturaciones son encontrados al final del paso de tiempo. Estos nuevos valores
representaran los valores iniciales para el siguiente paso de tiempo. Este proceso de

aproximacién es continuado hasta el tiempo transcurrido. ©

Partiendo de que la suma de saturaciones de agua, aceite, y gas es igual a uno, es
posible manipular las tres ecuaciones de balance de materia de manera que resulte una
ecuacion de presion. La ecuacidon de presidon en forma simbdlica y notacidn vectorial es la

siguiente ecuacion 2.8:

0
O« A, Op-0; :CTa_I':' (2.8)
Donde A, es la movilidad efectiva total de las tres fases (A :%), g, es la produccion

total, y ¢, es la compresibilidad efectiva total. Las fuerzas capilares y gravitacionales son

despreciadas. En el método implicito-explicito, a cualquier tiempo dado, la ecuacion de
presion (ecuacion 2.8) es resuelta primero, indicando la distribucion de presion para cada
celda. Entonces las saturaciones son determinadas a partir de la solucidon de la ecuacion

de balance de materia.

Para ilustrar el método de solucion de la ecuacion 2.8, se escribe en forma de

diferencias para una dimension. Se debe considerar que A,=c, =1y que g, =0. Por lo

que la formulacion implicita es:

n+l

pi +1

n+1 n+1 n+l _

—2p"+py P
| | = | | , 2.9
AX? At (2.9)
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donde i,i —1 e i +1 se refieren a la celda de interés y a sus dos celdas vecinas, n se

refiere al nivel de tiempo.

En la ecuacion 2.9 debemos determinar una presién p™* como funcién de dos

n+l n+l

incédgnitas p™' y p", no se puede resolver para p™* con esta ecuacidn sola. Por esta
razon se le llama ecuacién implicita en presién. Sin embargo, ecuaciones similares
pueden ser escritas para todas las celdas, lo que da como resultado un sistema de m

ecuaciones con /mincognitas.

Muchos métodos han sido disefiados para resolver el sistema de m ecuaciones de

presion. El método mas simple de solucidén es la técnica de relajacion, en el cual se

n+l

supone una presion en i =1 e i +1y se calcula la presién P , este proceso de ensayo y
error se repite para cada punto hasta que se hayan encontrado soluciones
suficientemente precisas para las m ecuaciones. Dada la solucién de la presién, se
resuelve explicitamente para las saturaciones, usando las tres ecuaciones de balance de

materia.

Los coeficientes A, y c, involucra la con permeabilidad efectiva, viscosidades y factores

de formacidn, factor de volumen, por lo que estan en funcion de la saturacion y presion.
Hasta aqui se ha ignorado este hecho. Sin embargo, si se desea tomar en cuenta esta
dependencia, la cual a veces es necesaria debido a la inestabilidad, entonces se usa un

método iterativo. El método es resumido por los siguientes pasos:

1) Inicia con el conocimiento de la distribucion de presién y saturacién en nvy,

usando la ecuacion de presion, y los valores para A, y c, calculados a partir

de la distribucion de saturacién y los valores de presion en el tiempo 7, se
resuelve para la presién a un tiempo n+1.
2) Solucionando para la distribucién de saturacién en el tiempo n+1 usando las

tres ecuaciones de balance de Materia.
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3) Usando las nuevas saturaciones y la presiones calculadas en el paso (1), se
recalculan los valores de A; y c;.
4) Se repiten los pasos (1) a (3) hasta alcanzar el criterio de convergencia. En la

repeticion del paso (1) los valores A, y ¢, el paso (3) son utilizados.

5) Se procede con el siguiente paso de tiempo.

Estos métodos que son un ciclo entre ecuaciones de presidon y saturacion son llamados
totalmente implicitos o iterativos, mientras aquellos que no, y en los que esencialmente
solo los pasos (1), (2) y (5) son desarrollados, son llamados mixtos. Los métodos mixtos

son extensivamente usados porque requieren menos tiempo de computacional.

Un criterio para determinar la compatibilidad de los valores de presion y saturacion es el
error del balance de materia. Una forma para el balance de materia es la sumatoria del
aceite en la superficie al inicio y al final del paso de tiempo. La diferencia en el valor debe
ser igual al total de la produccidon durante el paso de tiempo, el error incremental es

calculado por la siguiente ecuacion:

sfs ) -sa)

o, At

error incrementd del BM =

-1, (2.10)

donde Ves el volumen de la celda y la sumatoria es tomada para las m celdas.

Algunos autores utilizan el error acumulativo de la Ecuacion de Balance de Materia, que

es dado por la siguiente ecuacion:

n+l
o oo S
aceiteinicial en sitio —Z{V4B°ﬂ
1 .

error acumulativodel BM = _ L -1, (2.11)
producionacumuladatotal
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Un valor bajo para el Error de la Ecuacién de Balance de Materia es necesario, pero no
suficiente criterio para una solucidn correcta. En esencia, un error pequeio indica que el
total de aceite en el yacimiento a un tiempo n+1 es correcto, pero no garantiza que el

aceite esta distribuido adecuadamente.®

2.5 Simulacion de yacimientos.

La simulacidon de yacimientos se utiliza para reproducir la historia y predecir el
comportamiento futuro del yacimiento. Actualmente la simulacion es uno de los

eslabones mas importantes en la cadena del estudio integral de yacimientos.

Matax y Dalton (1990) mencionan que la simulacion es la Unica forma de describir
cuantitativamente el flujo de fluidos en un yacimiento heterogéneo, cuya produccién se
determina no solamente por las propiedades del yacimiento, sino también por la

demanda del mercado, las estrategias de inversion y las politicas gubernamentales.’

2.5.1 éQue es la simulacion de yacimientos?

La simulacion de yacimientos esta basada en un buen conocimiento de las ecuaciones y
técnicas de la ingenieria de yacimientos. Las mismas ecuaciones y técnicas de la

ingenieria de yacimientos que se han usado por afios.

En general, la simulacion se refiere a la representacion de algunos procesos mediante
modelos tedricos o fisicos. Aqui, solo sera referido a la simulacion para yacimientos
petroleros. El principal interés es el desarrollo y uso de modelos que describen el

comportamiento del yacimiento bajo varias condiciones de operacion. ®

La simulacion de yacimientos no es realmente nueva. Los ingenieros tienen largo tiempo

usando modelos matematicos en la realizacién de calculos de ingenieria de yacimientos.
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Antes del desarrollo de las modernas computadoras digitales los modelos eran
relativamente simples. Por ejemplo, al calcular el aceite entrampado por métodos
volumétricos, el ingeniero simula el yacimiento con un modelo simple, en el que se

utilizan valores promedio de porosidad, saturacion y espesores.

Aunque la simulacién en la industria petrolera no es nueva, los nuevos aspectos detallan
mas las caracteristicas del yacimiento, y de este modo las simulaciones son mas precisas
y han llegado a ser practicas porque computadoras con mayor capacidad ahora estan
disponibles. La descripcion mas detallada, por mucho, requiere complejas expresiones
matematicas que son dificiles de entender, y esta dificultad ha causado que algunos

ingenieros rechacen el uso de simuladores, y otros los utilicen de manera indebida.

La industria petrolera estd revolucionando la simulacién numérica de yacimientos.
Conforme el tiempo avanza se estda usando mas y mas, entonces es esencial un
entendimiento basico del modelado de yacimientos. Los ingenieros, especialmente, deben
ser competentes en la identificacion de los problemas de simulacion, en la decision

apropiada de los datos de entrada y en la evaluacion de resultados.

Se puede decir que la simulacion de yacimientos proporciona al ingeniero de Disefio de
Explotacion una herramienta confiable para predecir el comportamiento de los
yacimientos de hidrocarburos bajo diferentes condiciones de operacion, y modelar el
comportamiento de un yacimiento de hidrocarburos bajo diferentes esquemas de

produccion y por lo tanto minimizar los flujos de efectivo negativos.

Los modelos matematicos requieren del uso de un programa de cdmputo debido a la

cantidad tan grande de calculos que se realizan al efectuar una simulacion.
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El objetivo primordial de hacer uso de la simulacidn, es predecir el comportamiento de un
determinado yacimiento y con base en los resultados obtenidos, optimizar ciertas

condiciones para aumentar la recuperacion. Con la ayuda de un simulador es posible:

1. Conocer el volumen original de aceite.
2. Conocer el movimiento de los fluidos dentro del yacimiento.

3. Determinar el comportamiento de un campo de aceite bajo diferentes mecanismos
de desplazamiento, como pueden ser: inyeccion de agua, inyeccidn de gas,

agotamiento natural o el uso de algin método de recuperacion mejorada.
4. Optimizar los sistemas de recoleccion.
5. Determinar los efectos de la ubicacion de los pozos y su espaciamiento.
6. Estimar los efectos que tiene el gasto de produccidn sobre la recuperacion.

7. Definir valores de parametros en el yacimiento, para llevar a cabo estudios

economicos.
8. Realizar estudios individuales de pozos.
9. Conocer la cantidad de gas almacenado.

10.Elaborar los programas de produccion.

Los simuladores son ampliamente usados para estudiar el comportamiento del yacimiento
y determinar los métodos mas convenientes a implantar para mejorar la recuperacién

final de los hidrocarburos.®
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2.5.2 Historia de la simulacion.

En este punto se tratara de describir la evolucion de la ingenieria de yacimientos y la

simulacién de yacimientos. Se dividira en tres categorias:®

« Ingenieria de Yacimientos tradicional
« Simulacién de Yacimientos temprana

 Simulacién de Yacimientos moderna
La ingenieria de Yacimientos tradicional (1930 - 1955).
» Calculos con reglas de calculo y calculadoras mecanicas
« Representacion de yacimientos por un solo blogue
« Soluciones analiticas en una dimensién para flujo lineal en dos fases y flujo radial

en una sola fase

La Simulacién de Yacimientos Temprana (1955 — 1970)

. Calculos con computadoras digitales

. Fundamentalmente desarrollada y usada en investigacion de laboratorio

. La principal limitacién esta en la velocidad de cdmputo y almacenamiento

. Limitada capacidad de un manejo de grandes sistemas de ecuaciones no
lineales

. Poca confiabilidad en la tecnologia

. Altos costos de desarrollo y uso

La Simulacidn de Yacimientos Moderna (1970 - Actualidad)

» Alto nivel de confianza y alto costo

« Gran nimero de bloques con un refinamiento de malla local y de forma irregular
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« Métodos eficientes de solucidon de ecuaciones no lineales

« Métodos robustos para grandes sistemas de ecuaciones lineales
« Descripcion de fluido multicomponente

« Mejora en la comprension de procesos complicados

« Uso de graficos y estaciones de trabajo

» Disponibilidad de supercomputadoras

¢ Mejora en el manejo de pozos

2.5.3 Pasos en la simulacion de yacimientos.

La preparacion de los datos para un simulador es de gran importancia para cualquier
andlisis, ya que de estos depende mucho la calidad de los resultados a obtener. Es
importante seleccionar el modelo de acuerdo al tipo de yacimiento en estudio. El
siguiente paso es dividir el yacimiento en celdas. Las celdas deben abarcar todo el
yacimiento, cada celda es identificada por sus coordenadas. Después se tienen que
establecer las condiciones de flujo alrededor del perimetro del yacimiento, normalmente
las fronteras del yacimiento son consideradas selladas, pero se puede considerar flujo de

entrada o salida a una presion, o también puede asignarse un gasto.

El siguiente paso es asignar las propiedades para cada celda:

Propiedades de la roca. Permeabilidad efectiva, porosidad, permeabilidad relativa,

presion capilar (en caso de ser necesario)

« Geometria de la celda. Profundidad, espesor y ubicaciéon de los pozos,
normalmente los pozos son colocados en el centro de las celdas

 Distribucion inicial de los fluidos. Saturaciones de aceite, agua y gas al inicio de la
simulacién

» Propiedades de los fluidos. Normalmente se toman los resultados de los andlisis

pVvT
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Cabe mencionar que para cada pozo es necesario especificar el prondstico de produccion,
el indice de productividad y/o el valor del dano.

En la figura 2.6 se observa un diagrama de flujo que representa el analisis de la

informacion en un estudio de simulacion.

IMe GENES DEL

YACIMIENTO.
Els(zgg(;tico Seleo’ciér_l d’e un a
0 mas imagenes
por simuladon.

DATOS Seleccidon de mallay
promedio de los
datos para obtener
las propiedades de
la celda.

Entrada del
simulador
Ajuste de
Historia
ENTRADA DE
DATOS

SALIDA DE
RESULTADO

ANe LISSSDE
RESULTADOS

Figura 2.6- Flujo de Informacion en el estudio de la simulacién®
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2.6 Relacion entre la simulacion numérica y el balance de materia.

La simulacién numérica esta basada en los principios de balance de materia, tomando en
consideracion las heterogeneidades del yacimiento y la direccién del flujo de los fluidos
en el medio poroso, asi como las localizaciones de los pozos productores e inyectores y

sus condiciones de operacion.

Se maneja, ademas, la ubicacién de los intervalos productores e inyectores, los ritmos de
produccidn, las presiones en el fondo y en la cabeza de los pozos. Para introducir todo
este detalle, es necesario dividir al yacimiento, tanto areal como verticalmente, en

pequefos bloques, llamados “celdas”.

Los calculos se llevan a cabo mediante el balance de materia y de flujo de fluidos en el
medio poroso, para las fases aceite, gas y agua, en cada una de las celdas y a diferentes

pasos de tiempo, a partir de condiciones iniciales establecidas.

El método de balance de materia es basicamente un modelo de tanque con propiedades
del fluido y la roca constantes. Con el balance de materia se puede calcular el volumen
original de aceite y gas, agotamiento del yacimiento (tanque) sin considerar otros
parametros que los anteriormente descritos. Como se ha visto conforme se ejecuta la
simulacidn, las ecuaciones que representan el comportamiento del flujo realizaran un
balance de materia como se ha visto la simulacidn numérica consiste en discretizar el

yacimiento en blogues, es decir se cumple la ecuaciéon de continuidad:

Masa que entra- masa que sale = masa que se acumula. (En el Volumen de Control)

Se puede generalizar que una simulacion de yacimientos con una sola celda tiende a ser
un balance de materia; donde es posible cuantificar fendmenos que con el método

tradicional de balance de materia no se realizaria.’”
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CAPITULO III

INICIALIZACION DE LOS MODELOS

3.1- Introduccion

La Inicializaciéon del modelo se refiere a la integracion de la informacion recopilada y
analizada del yacimiento, generando asi el modelo de simulacién. En este capitulo se
menciona de manera general como se obtiene un modelo de simulacién a partir de un

modelo estatico y de la informacion analizada de la roca y de los fluidos del yacimiento.

3.2.- Generacion de un modelo.

Una metodologia para generar el modelo de simulacion es el proceso de integracion formado

por los pasos enunciados a continuacion:

1. Adquisicion de datos.
2. Interpretacién de los datos, valores vy tipo.
3. Integracion de todos los datos disponibles.

4. Calculo de volumen poroso y de fluidos en el modelo de yacimientos, Comparacion y

ajuste con el modelo geoldgico.
5. Calibracion del modelo por ajuste de historia de produccion.
6. Adecuacidn del modelo en base a instalaciones superficiales de produccion.

7. Prediccidn de distintos escenarios de produccion para el desarrollo del campo.

El presente trabajo abarca hasta el punto nimero 4 de los incisos anteriormente descritos
dado que solo se cuenta con informacidén necesaria para una inicializacion de un modelo de

simulacion.
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En la figura 3.1 se muestra un diagrama de flujo donde se resume otra metodologia para la
obtencién de un modelo de simulacion.

Caracterizacion del
Yacimiento —» | Estructura del Yacimiento (sismica, registros),€8rg/

(Modelo Estatico) Espesor Neto, Localizacion de los Pozos y Perfonede

los intervalos.

Desarrollo del Yacimiento y| ——» Porosidad, Permeabilidad (Registros, ndcleos)
generacion de la malla de Andlisis de Fluidos (Datos de Laboratorio)

simulacion. Presién y Contactos (Registros, Pruebas de letzo,
(Modelo Dinamico)

1L

Seleccion del Modelo de — >
Simulacién

Datos de la Historia de

Solucién para Presiones| —» Produccién del Campo.
y saturaciones,

1L

Aceite Negro, Composicional, Naturalmente Fractarad
Condensado, Pozos Horizontales etc.

Historia de
Produccién

IR’

Prediccion y - ) i
Optimizacién en el futuro Investigar diferentes Escenarios
de la produccién. visualizando resultados de calculos

econbémicos

Figura 3.1 Metodologia par la generacién de un modelo de simulacion.

Para llevar a cabo de manera exitosa esta integracién es muy importante que se
entiendan los siguientes puntos:
1. Conceptos fundamentales para la caracterizacion, modelado, simulacion vy
desarrollo de yacimientos
2. La relacion entre varios tipos de datos

3. El proceso de analisis de toda la informacion disponible
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Un requerimiento especial para cualquier metodologia, es la integraciéon de toda la
informacidn generada para el modelo mediante el uso de algun software; disefiado para este
propdsito. En este trabajo se utilizara un software de tipo comercial para representar el

modelo de simulacion.

3.3.- Analisis y requerimientos de informacion.

Dandona, Alston, y Braun en su articulo SPE-22357 "Definiendo los datos requeridos
para un estudio de simulacion” mencionan de manera explicita algunas de las pruebas y
analisis que se deben realizar para obtener la informacion necesaria en la generacion del

modelo de simulacion.

Ya que en la vida real, un yacimiento solo puede ser producido una sola vez, es mejor opcién
dedicar tiempo y recursos en la elaboracidon de un modelo que sea una buena representacion
del yacimiento. Un modelo con una descripcion geoldgico-petrofisica apropiada seguido de
una validacidon por ajuste de historia, puede proveer la oportunidad para una hipotesis de
produccidon bajo diferentes escenarios. Los analisis de sensibilidad pueden guiar a la
produccién de un yacimiento en el escenario mas dptimo. Coats*? define la simulacién como
el uso de calculos para predecir el comportamiento del yacimiento, predicciones de
recuperacion y comparaciones econdémicas de métodos alternativos de recuperacién. Odeh
describe la simulacion como un extensidon basica de teorias de ingenieria de yacimientos
conocidas y conceptos tales como Buckley Leverett, o ecuaciones de balance de materia.

La simulacion es una herramienta muy poderosa por las siguientes razones:*?
(1) Provee la habilidad para incorporar simultaneamente los efectos de un numero de

variables tales como gravedad, movilidad, heterogeneidad de la roca, permeabilidad relativa,

presidn capilar y propiedades de los fluidos.
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(2) Los procesos por si mismos obligan al ingeniero a examinar detalladamente todas las
piezas de un yacimiento y toda la informacién geoldgica. Entendiendo lo que se obtiene de
acuerdo a las variaciones del desarrollo regional que pueden ser incorporadas en la
simulacién. Ahora esto provee el continuo crecimiento para una mejor administracion de

yacimientos.

(3) Después que el modelo es calibrado con datos geoldgicos del yacimiento y datos
histdricos de produccion, pueden ser iniciados los analisis de sensibilidad para optimizar la
recuperacion y los parametros econdmicos. Mas aun, las consideraciones operacionales, tales
como tiempos para instalaciones de manejo de agua, o requerimientos de compresiones de

gas, pueden ser predecidos.

La informacidn requerida para determinar la distribucion inicial de las propiedades de la roca
y cantidades de fluidos es comun para todos los tipos de simulacién. Los tipos de datos

requeridos son los siguientes:

1) datos del yacimiento
2) propiedades de los fluidos

3) datos de desarrollo del campo

3.3.1 Datos del yacimiento

3.3.1.1 Fuentes de informacion

La cantidad de datos disponibles para describir un yacimiento es dependiente de la etapa de
desarrollo del yacimiento. En una etapa temprana, la informacidn disponible solo es de pocos
pozos. Las fuentes de informacién mas utilizadas son: datos sismicos, analisis de nucleos,
registros de pozo, y datos de pruebas de pozo. Las tablas 3.1 ilustran el tipo de informacion

gue puede ser obtenida de estas fuentes.
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Tabla 3.1 Fuentes de informacion y resultados de analisis para la inicializacion de un modelo.*?

Fuente

Informacion

Datos sismicos

1) Estructura- tamafio, forma, orientacién y continuidad.
2) Espesor neto del yacimiento.

3) Presencia de fallas o discontinuidades tal que trunca.
4) Intensidad de fractura y orientacion.

5) Tipos de fluidos: gas o liquido.

6) Secciones de pozos-Técnicas de tomografia poder probar la
distribucion del aceite.

Analisis de nucleos

» Geologicas

1) Formacion Litoldgica (Arenas, limolitas, dolomias, etc.)
2) Estructuras Sedimentarias (laminacion, barreras
transversales, etc )

3) Tipos de Porosidad (Capacidad de almacenamiento)

a. intergranular vugular
b. intergranular fractura
c. intercristalina microporosidad

4) Permeabilidad (capacidad de flujo)
5) Presencia o0 ausencia de Aceite (fluorescencia)
6) Presencia de formacion y espesor (cimas y bases)
7) Secuencia de formacion
8) Edad de formacion, facies y correlaciones.
(biostratigrafica).
9) Ambiente deposicional.
10)Definicidn de fractura
a. profundidad y ocurrencia
b. longitud
c. angulo de penetracion
d. ancho

11)Diagénesis.
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o Petrofisica.

1) Porosidad
2) Permeabilidad

3) Heterogeneidad de la permeabilidad (coeficiente de Lorenze
factor de varianza)

4) Relacion de permeabilidad vs porosidad

5) Saturacién de agua en el yacimiento

6) Saturacion y distribucion de aceite residual en el yacimiento

7) Datos para calibracion y refinamiento para los calculos con
los resultados de los registros en el pozo

a.

© o0 o

f.

Densidad de grano

Calcimetria

Velocidad acustica
Caracteristicas de rayos gamma
Propiedades eléctricas
Mineralogia

8) Analisis especiales de nucleos

a.
b.
(ol

d.
e.

f.

Permeabilidad relativa
Mojabilidad de la formacién

Curvas de Presiones Capilares Gas-Aceite y Agua-
Aceite

Compresibilidad de la formacion
Compatibilidad de la roca con los fluidos de inyeccién
Gas residual atrapado por agua

Registros de pozos

1) Cimas de la estructura

2) Espesor Neto
3) Porosidad Vs Profundidad
4) Saturacion Inicial del Agua Vs Profundidad

5) Presencia o Ausencia de Lutitas
6) Profundidad del Contacto Gas-Aceite o Agua-Aceite

7) Correlacidon de Pozos

« Continuidad de Arenas
« Definicion de Estratificaciones Verticales

8) Definicidn de Litologia
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Pruebas en Pozos 1) Presion del Yacimiento.

2) Espesor de la permeabilidad efectiva (koh, kgh)

3) Productividad, indice de Injectibilidad, eficiencia
completa (dafno del pozo)

4) Distancia de un pozo frente a la falla o discontinuidad.

5) Tamaio del yacimiento (Continuidad de Arenas).

6) Sistema de simple o doble Porosidad.

7) Continuidad de Permeabilidad entre los Pozos (prueba de
Interferencia).

8) Presencia de Fracturas o franjas de alta permeabilidad.

El analisis de nlcleos, registros, y pruebas de produccidn son adquiridas de manera
individual para cada uno de los pozos. Una integracion de toda la informacion, para describir
la distribucién de las propiedades en dimensiones areal y vertical, es llamada descripcion del

yacimiento.

3.3.1.2 Descripcion del yacimiento

La mejor descripcion del yacimiento se obtiene por un equipo multidisciplinario integrado por
gedlogos, geofisicos, petrofisicos, analistas de registros de pozos, ingenieros de yacimientos

y de produccion.

Los yacimientos se pueden clasificar de manera general en dos tipos, clasticos o arenas y
carbonatos. Se han desarrollado modelos analogos esenciales con los que se puede describir

un yacimiento de arenas de una manera relativamente simple.
Los yacimientos de carbonatos generalmente son mas complicados de describir, Jardine et-al,

en su articulo "Distribucion y continuidad para yacimientos de carbonatos” documenta tal

esfuerzo. Su experiencia es que estas rocas son heterogéneas en porosidad y permeabilidad.
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El proceso depositacional es complejo por si mismo y los cambios diagenéticos son muy
variables y pueden modificar considerablemente la textura de la roca. Generalmente la
dolomitizacion tiene un efecto positivo en la alteracion de la porosidad, favoreciéndola. La

figura 3.2 muestra como la porosidad es alterada por varios procesos en carbonatos.

Tipos de . L. Tamafio Tipo de Efectos Efectos
; Configuracion de . Proceso
Deposito Grano Porosidad Favorables desfavorables
Jwo|cu] e
Bioterma Conjunto de Incremento K Incrementa los
Fracturas Canales
. Lavado de suelo Incremento de K
Biostrome (Por lluvia) &P
Banco de - Puede también
Dolomitizado Incremento K AT
Arena disminuir ® y K
Puede
. . Incrementar el Disminuye la ® y
Arenas Recristalizado tamafio del poro K
yla K
Cementado por
Orilla de la calcita, dolomita,
t anhidrita,
costa pirobitumen,
cuarzo

Figura 3.2.Porosidad en carbonatos.*?

Durante la etapa de exploracion, s los cortes de nucleo y analisis de las muestras de roca son

la clave para formular un modelo depositacional.

La descripcidn del yacimiento es un proceso continuo. Conforme el campo es desarrollado los
modelos deben ser revisados y modificados tanto como sea necesario. Conforme los datos
del yacimiento lleguen a estar disponibles durante el desarrollo, el conocimiento de las
discontinuidades tales como fallas, barreras, fronteras y estratificaciones pueden refinarse

con mayor precision.
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3.3.1.3 Informacion requerida de la Matriz.

La integracion de informacion durante la construccion del modelo de deposito, puede proveer

lo necesario para describir la variacidon de las propiedades de la roca con discontinuidades y

estratificaciones. Esta variacion es preparada como mapas de contornos. La tabla 3.2

provee una lista de mapas que pueden ser preparados para describir el yacimiento segun

el trabajo de Dandona A. K. Et al.

Tabla 3.2. Informacién del yacimiento requerida para un estadio de simulacion.'®

Informacion

Estatica

1) Mapas estructurales.

2) Mapas de Isopacas con localizacion de los contactos Gas-Aceite y Agua-
Aceite.

3) Mapa de distribucion de porosidad.

4) Mapas de regiones de roca.

5) Mapas de barreras de flujo tal como fallas.

6) Mapas de saturacion de agua.

7) Mapas de distribucion de permeabilidad.

Los mapas enunciados anteriormente se generan para cada capa del

yacimiento.

Dinamica

1) Permeabilidad Relativa

2) Presion Capilar para los sistemas gas-aceite y agua-aceite
3) Compresibilidad de la roca

4) Permeabilidad vertical

5) Valor minimo de espesor neto
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Permeabilidad relativa.

Las permeabilidades relativas para sistemas de dos fases tal como aceite-gas o aceite-agua
pueden ser medidas en el laboratorio por algunos de los dos métodos disponibles, estado
estacionario y estado semi-estacionario. Hassler, Hafford, y algunos métodos dispersos
miden la permeabilidad relativa en flujo en estado semi-estacionario; estos métodos toman
menor tiempo. La teoria de Buckley Levertt, asi como la extendida por Welge puede ser

usada para calcular la permeabilidad relativa a partir de la siguiente relacion:*?

_ 0y _ 1
f==——— (3.1)
qt 1+&*&
Ko Ay

El método JBT de presidn capilar y los métodos centrifugos son utilizados para determinar
la permeabilidad relativa usando métodos para estado semi-estacionario. La permeabilidad
relativa gas-aceite puede ser estimada algunas veces de datos de campo con la siguiente

ecuacion:

k B
G

0o

e

La ausencia en la medicion de datos para la permeabilidad relativa de dos fases puede ser

(3.2)

aproximada con correlaciones publicadas como las de Corey'?.

Con la metodologia bien establecida para estimar la permeabilidad relativa en dos fases, los
datos para la permeabilidad relativa en tres fases también estan disponibles. Tipicamente
los simuladores estan programados para calcular permeabilidad relativa de tres fases a partir

de permeabilidades relativas de dos fases, gas-aceite y agua-aceite.
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Los valores limite para cada una de estas curvas son tomados en cuenta en los calculos. El

modelo probabilistico de Stone, descrito como un conjunto de ecuaciones, es comiunmente

usado. Las siguientes notas deben ser consideradas cuando se estan procesando datos de

permeabilidades relativas de tres fases.®

1)

2)

3)

Examinar la saturacién final de aceite al tipo de desplazamiento a ser simulado. El
modelo matematico no permitirda que la saturacion de aceite vaya debajo de ese
valor. Muchas veces la permeabilidad relativa al aceite a una baja saturacion de este,
es critica en la prediccion del comportamiento hacia la Gltima parte de la vida del

yacimiento.

Mucha de la literatura publicada esta basada en sistemas de roca mojados por agua.
Stone describe porque su método es aplicable a los dos sistemas, mojado por agua o
mojado por aceite. En los sistemas hidrofilicos, las permeabilidades relativas al agua y
gas estan en funcion soélo de la saturacion de agua y gas. Similarmente, en un sistema
mojado por aceite, las permeabilidades relativas al aceite y gas estan en funcidn de sus
respectivas saturaciones. Si las permeabilidades relativas de tres fases son generadas
a partir de datos medidos, es conveniente asegurarse que las mediciones estan hechas

con las condiciones de mojabilidad apropiadas.

Asegurar que las permeabilidades relativas representan la direccion de cambio en la
saturacion de la fase mojante. Drenaje se refiere a un decremento en la saturacion de
la fase mojante mientras que imbibicidn se refiere a un incremento en saturacion de la

fase mojante, como se ve en la figura 3.3
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Figura 3.3 Datos de permeabilidad relativa, agua-aceite.

El adecuado analisis de los datos de permeabilidad relativa para sistemas de tres fases es un
punto clave. El ingeniero debe tomarse el tiempo para asegurar que los puntos maximos en
los datos de permeabilidad relativa asi como el resto del rango de saturacion son manejados

de acuerdo a la mojabilidad de la roca y el atrapamiento del gas.

Presion Capilar.

La presion 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 presion 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 nucleo. El método de inyeccion de
mercurio es rapido pero destruye el nucleo. Existen otros métodos como los desplazamientos
a través de diafragma poroso y métodos centrifugos; otra buena fuente para esta
informacién son los registros de pozo donde el pozo haya atravesado los contactos gas-
aceite y agua-aceite. Se puede graficar la saturacion de agua vs distancia desde el contacto

gas-aceite o agua-aceite. Esta distancia se puede transformar entonces en presion capilar.
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Compresibilidad de la Roca.

Para arenas con presiones normales, la compresibilidad de la roca puede ser obtenida en
laboratorio o de correlaciones ya publicadas tales como las de Hall. Sin embargo, en arenas
con presiones anormales, como las que se encuentran en la costa del Golfo en Estados
Unidos, y carbonatos; no hay buenas correlaciones disponibles y es mejor realizar

mediciones en laboratorio.

Permeabilidad Vertical.

La permeabilidad vertical puede jugar un rol importante en algunas situaciones de flujo, tales
como conificacion, efectos gravitacionales, y flujo entre capas. Discontinuidades geoldgicas o
delgadas capas impermeables, como son pequeias capas de lutita, que separan varias zonas
de hidrocarburos también son importantes en el flujo vertical. Las experiencias indican que
hay diferencias significantes de comportamiento entre las barreras impermeables y las zonas
de baja permeabilidad vertical. Un valor cero para la permeabilidad vertical puede aislar la
comunicacion de una capa horizontal. Por otro lado, una baja permeabilidad (p.e. 1 mD)
puede permitir un flujo significante entre capas si se considera la gran area transversal

perpendicular al flujo horizontal.

Los valores de la permeabilidad vertical puede pueden ser medidos en tapones de nucleos.
Los datos de las pruebas de pozos, como las de interferencia también pueden ser usados

para obtener estos valores.

Distribucion de Permeabilidad Absoluta.

El andlisis convencional de nucleos tipicamente permite medir la porosidad y la permeabilidad
absoluta utilizando aire. La permeabilidad es uno de los parametros mas dificiles de predecir
en términos de variacion y distribucion. Los analisis de las pruebas de flujo en los pozos,

como build-up y fall-off, pueden generar el producto permeabilidad por espesor (koh) para el
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intervalo probado. Una ventaja de estos métodos es que miden la permeabilidad y la
capacidad total de flujo del sistema in-situ. Se debe aclarar que por este método kh es en
efecto koh 0 kgh segun el caso. La transformacion de muchos valores de koh de los datos de
la prueba deben ser comparados con los calculos de kh del analisis de ndcleos. Una relacion
significantemente alta de k.h/kh del nlcleo indica la presencia de vugulos y fracturas en el

sistema.

Ya que el niUmero de pozos con nucleos es limitado, la distribucién areal debe ser estimada a
partir de relaciones de porosidad-permeabilidad. Los valores de porosidad son graficados en
escala lineal contra los datos de permeabilidad en escala logaritmica; y se realiza un analisis
por regresion para ajustar una curva a dichos puntos. Como la porosidad para la mayoria de
los pozos esta disponible por registros de pozos, este ejercicio puede entonces ser usado
para calcular la distribucién de permeabilidad, la figura 3.4 muestra este proceso. Cuando
hay mucho espaciamiento entre los datos se vuelve dificil determinar los valores de
permeabilidad; por lo que es necesario hacer algunas consideraciones sobre el modelo de
depdsito, tipo de rocas y facies para disminuir el grado de dispersion. Es recomendable que
el trabajo sea desarrollado para cada unidad mayor de roca o facies para reducir la

dispersion de datos.

59




Inicializacion de un Modelo

Capitulo III
100.0
50.0 i v
v . ® : "- A ,i - -
A
10.0 e WL T
T
N it -
E 5.0 -:. - '"'h =
> o OO LR h"“:lf:.. %
E F :.n ‘_?:".;.‘" " L]
E . . .d":‘l F' :?.,-
u 1.0 |» . 5 ] ) -
Z — L L e &
w 0.05 . - _:_‘_: P f'.' 3
w M AT ACON
E aTm o "";:-::E |
o . e T <
0.1 r.::. - . SR ]
0.05 [t —=
AN L
0.01 -
6 8 10 12 14 16 18 20 22
CORE POROSITY (%)
Fig & Petmeabiity/pofosity comelation for cores from tho Bradlord sandstong '

Figura 3.4 Correlacion de Permeabilidad/Porosidad'pafa nucleos de areniscas Bradford.*?

Distribucion de la Saturacion de Agua Inicial

La saturacidon de agua inicial para cada capa puede ser mapeada haciendo un promedio de
los valores de saturacion de agua para cada intervalo o calculada usando la funcién ‘Y. Los
valores de saturacién real son calculados de los registros eléctricos basados en la
resistividad. La aproximacidon de la funcion ‘)’ es una correlacién que ajusta los valores de
saturacién de agua inicial a los de porosidad y permeabilidad. Rose y Bruce describen el

método a detalle y expresan la funcion ‘)’ de la siguiente manera:

- Rk
J(SN) - o, COS@C \/;I (33)
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la distribucion de porosidad y permeabilidad es obtenida de los mapas de cada capa. o, es
la tension interfacial entre el agua y el aceite y 6 es el angulo de contacto entre la interfase
de los fluidos y la superficie de la roca. La ventaja de este método es la habilidad para
calcular la distribucién de la saturacion de agua para cada celda del modelo o nodo, basada

en porosidad y permeabilidad.

Valor Minimo de Espesor Neto

Para determinar la cantidad de aceite disponible para ser producido, el espesor neto tiene
que ser determinado. Es facil entender que el volumen de roca no poroso y/o no permeable
como arena mezclada con lutita, no sera parte del espesor neto. Sin embargo, muchas veces
los gedlogos y petrofisicos también aplican criterios basados en valores minimos de
porosidad, saturacion de agua y contenido de arcilla. El razonamiento detras de este criterio,
por ejemplo para la porosidad, es que valores por debajo de cierto limite no contribuye a las
reservas. Se puede pensar que a menos que este volumen de roca (espesor neto) se
encuentre en una porosidad no conectada, dandole suficiente tiempo este producira. En
suma esto también provee un soporte de presion adicional al yacimiento. El gas como fluido
puede producirse a través de capas de roca mucho mas delgadas en comparacion con el
aceite. Durante la fase agotamiento casi todo el yacimiento en espacio poroso continuo debe
contribuir a la recuperacion. Sin embargo, durante la inyeccién de agua u otro proceso de
recuperacion, parte del volumen de roca en el espacio poroso reducido puede no contribuir a

la recuperacion.
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3.3.2.- Propiedades de los fluidos

Se han mencionado algunos métodos para la adecuacién de los datos geoldgicos y de la roca
para los estudios de simulacién. La adquisicion y analisis de los datos de las propiedades de
fluidos también son componentes vitales de un programa de recoleccidon de informacion.
Moses resalta la importancia de precisar muestras de fluidos: “las muestras de fluidos deben
ser tomadas en la vida temprana del yacimiento para obtener muestras verdaderamente
representativas. Estas deben se tomadas sdlo después de un cuidadoso programa de
acondicionamiento y prueba de pozo. Cuando los datos PVT obtenidos de estas muestras son
usados, se debe tener cuidado para ajustar el factor de volumen de formaciéon (FVF) y

relaciones gas-aceite (RGA) para las condiciones del separador en superficie.”

El entendimiento propio del comportamiento del sistema de fluidos como funcién de la
presion y temperatura es esencial. El sistema de fluidos inicial puede ser categorizado en
términos generales como:

1) Aceite negro o de bajo encogimiento

2) Aceite volatil o de alto encogimiento

3) Gas y condensado

4) Gas, himedo y seco

Un sistema de fluidos dado pasa a través de distintos cambios de presion durante la fase de

explotacion del yacimiento.

Las muestras de fluidos del yacimiento para estudio son obtenidas por muestreo en fondo
del pozo o por recombinacion de liquido y gas de muestras del separador en superficie. Los
analisis de las muestras de separador son hechos en laboratorio y los fluidos entonces son
recombinados a la composicion del fluido del yacimiento deseada, produciendo relaciéon gas-
aceite (R, ft’/bls). A partir de este punto ambos tipos de muestras, muestreo de fondo y
recombinacion de muestras, son examinadas utilizando procedimientos idénticos. La

siguiente informacion se obtendra de una serie de pruebas en muestras de aceite negro.
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1) Analisis composicional.

2) Estudio de masa constante.

a.
b.
C.
d.

e.

Presion de saturacion

Relaciones presion volumen

Compresibilidad del aceite a diferentes presiones
Factores de volumen relativo del fluido

Porcentaje de volumen del liquido como funcién de la presion

3) Estudio de vaporizacion diferencial

a.
b.
C.
d.

Gas en solucién como funcidn de la presidn
Factor de volumen de formacién como funcién de la presion
Densidad del liquido en funcion de la presion

Gravedad del gas en funcion de la presion

4) Determinacién de la viscosidad de la fase liquida en equilibrio

5) Estudio de separacion flash

d.

Relacién gas-aceite producida como funcién de la presion del separador a la
temperatura ambiente

Factor de volumen de formacion del aceite a la presion del separador y
temperatura ambiente

Composicidn del gas producido

Para aceite volatil o de alto encogimiento, es necesario obtener informacion adicional de

laboratorio para predecir el comportamiento del fluido durante la produccidon. Ademas de los

estudios que se realizan al aceite negro, en las muestras de aceite volatil se deben

desarrollar las siguientes pruebas.

1) Estudio de agotamiento a volumen constante

Composicién de la fase de vapor en equilibrio

Fraccidn de vapor producida

Factor de desviacion del gas en equilibrio

Encogimiento del volumen de liquido por debajo de la presion de saturacion

a la presién de abandono
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Los sistemas de gas y condensado requieren datos que son muy similares a los del aceite
volatil. A diferencia de los casos de aceite negro o aceite volatil, el muestreo de fondo no
debe ser utilizado para obtener las muestras de este tipo de yacimientos, debido a que las
condiciones del yacimiento se encuentran en fase gaseosa, no se hacen pruebas de
viscosidad del liquido o separacién flash. Después de un buen anadlisis de fluidos del
separador, se desarrollan las siguientes pruebas:

1) Estudio expansién a composicién constante (sélo en celda visual) para una serie de

relacion gas-aceite recombinada

Relaciones presion-volumen

Presion de rocio

o o

Volumen de liquido en funcién de la presién
Densidad de la mezcla

Factor de compresibilidad del gas

S S« W'o

Factor de volumen de formacion del gas

2) Estudio de agotamiento de presién a volumen constante

a. Composicidn de hidrocarburos del gas liberado

b. Medicién de volumen de liquido retrogrado

En el caso de yacimientos de gas, humedo o seco, los datos PVT solo daran la densidad del
fluido y el factor de compresibilidad del gas (Z). La Unica diferencia ocurrird en superficie
donde el gas humedo producird algo de liqguido muy ligero, usualmente menor de 10

bls\mmft® de gas producido.

Los simuladores composicionales para yacimientos de aceite volatil o ricos en condensados,
requieren la representacion del fluido del yacimiento usando una ecuacién de estado tal
como Peng-Robinson o Redlich-Kwong. Para reducir el tiempo de computo, los componentes

del hidrocarburo son agrupados en subgrupos, p.e. C1 a C3, C4 a C6, y C7+. Para

64




Capitulo III Inicializacion de un Modelo

incrementar el detalle del grupo C7+ frecuentemente es dividido en dos o tres subgrupos.
Las mediciones en laboratorio, tales como la generacion de liquido retrogrado, es ajustada
usando agrupacion de componentes. El tiempo de computo es de tres a cinco veces mas que
en simuladores de aceite negro. Los modelos son generalmente inestables cerca del punto

critico en un diagrama p-T.

3.3.3.- Datos del Desarrollo del Campo

3.3.3.1 Adquisicion y Desarrollo de la Prediccion

El simulador calcula los fluidos en sitio y su distribucion después de que los datos geoldgicos
y fisicos de la roca, y de los fluidos han sido integrados apropiadamente en el modelo.
Con el propésito de ejemplificar, se consideraran las siguientes etapas de desarrollo de un
campo: 2

1) Desarrollo temprano — en produccidon por menos de un afio

2) Intermedio — produciendo por agotamiento natural o en mantenimiento de presion

por menos de 5 afios
3) Desarrollo completo — yacimiento produciendo por mas de 10 afios

4) Campo en proceso de recuperacion mejorada
El desarrollo de los datos puede categorizarse como:
1) Datos de terminacion de pozos

2) Datos de produccion/inyeccion

Los datos de los pozos se refieren al tamafio de la TP y de la TR, intervalos disparados,

tiempos de reparaciones, indice de productividad o inyectabilidad para cada pozo.

Los datos de produccion de aceite, RGA, RAA, y presion vs. tiempo en una base de datos

pOz0 a pozo son necesarios para realizar un ajuste de historia del campo.
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Para un campo en la etapa temprana del desarrollo, usualmente se derivan los siguientes
beneficios de la simulacién:*
1) Un ajuste cerrado de fluidos en un sitio del modelo geoldgico y el modelo
descriptivo
2) Establecer la recuperacion por agotamiento y rango de recuperaciones por
inyeccion de fluidos inmiscibles
3) El tiempo éptimo en el que debe iniciar la inyeccién
4) prondsticos de produccidon para ayudar a determinar los aspectos econdmicos

presentes del campo

En la etapa intermedia de desarrollo, las descripciones geoldgicas, y petrofisicas, y de los
fluidos asi como los fluidos iniciales en sitio pueden ser verificados con mas precision. La
descripcidon geoldgico-petrofisica es un proceso continuo. En esta etapa, si la descripcion
geoldgica-petrofisica y la de fluidos no tienen un ajuste con los datos del desarrollo, es
necesario revisarlas y cambiarlas. La temprana irrupcion de los fluidos inyectados puede
indicar franjas de alta permeabilidad o de flujo preferencial. Si el tiempo de manifestacién no

ajusta a la realidad, la permeabilidad relativa también debe ser reajustada.

La simulacion para un campo en completo desarrollo es basicamente una extensiéon de la
etapa intermedia. Sin embargo, para este periodo la descripcién del yacimiento tiene plena
madurez. El movimiento de los frentes de los fluidos también ha sido ajustado. Es igualmente
importante determinar donde esta el aceite remanente que es recuperable. Un punto de

cuidado es examinar la permeabilidad relativa al aceite a bajas saturaciones de aceite.

3.4 Flujo de Trabajo para Llegar a la Inicializacion.
De acuerdo a los pasos para la generacion de un modelo de simulacién listados al inicio de

este capitulo, el punto culminante de este trabajo es el correspondiente al calculo de

volumen poroso y de fluidos en el modelo.
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Los pasos mencionados pueden tomarse como una guia general para desarrollar un modelo

completo de simulacidon y no son limitantes a realizar otros procesos entre un punto y otro.

En flujo de trabajo para la inicializacién de un modelo se describe en la figura 3.5.

Recopilacion de la informacién necesaria. Mo
geolégico, datos de pozos, datos de fluidos, die

roca, etc.

Definicién del segimento de inte
en todo el mdelo geoldgico

y

simulacioén a partir del escalamie
del modelo geolégico

Andlisis de los datos de fluidos y di e
Constuccién de la malla ¢ roce

nuevo modelo

Poblacién de propiedades e

No

Y

Integracion de la informacion en el sudtre

!

Célculo de volumen poroso y de fluidos
modelo de simulacio

}

Evaluaddn y comparacion de resultados

¢Ajust:
vol

poroso?

¢Ajuste
vol de

No

fluidos?

Resultado

Figura 3.5 Flujo de trabajo para la inicializacion de un modelo
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3.5 Presion Capilar.

Cuando dos fluidos inmiscibles 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 (pn). Esta diferencia de

presiones se define como presion capilar (pc).

Pe = Prm = P, (3.4)

La presion capilar en un medio poroso se puede comparar con el aumento de un liquido
mojante en un tubo capilar. La capilaridad se define como la elevacién o depresion de la
superficie de un liquido al estar en contacto con un solido, 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 3.5 .

-R’ng(po, - p,) (3.5)

l4

donde R =radio del tubo capilar
h = altura del nivel del liquido
(o1 — pv) = es la diferencia de densidades entre el liquido y el vapor
g = es la aceleracion de la gravedad
La unica fuerza responsable del incremento del nivel del fluido mojante en las paredes del
tubo capilar es la tension superficial entre el liquido y el sdlido. Las fuerzas atribuidas a la

tension superficial estdn dadas por la siguiente ecuacion:
27R0 cosd, (3.6)
Donde: o = tension superficial

8 = angulo de contacto entre el liquido y el solido
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Si igualamos las fuerzas debidas al peso del liquido ecuacion. 3.5 y las fuerzas debidas a la
tension superficial ecuacion 3.6 se tiene:

27Ro cosd = -1R*hg(p, - p,), (3.7)
Que puede expresarse:
20 cos6
(o, =)o =" (3.8)

El término de la ecuacion 3.8 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:

p, = pnm- pm=20(;059, (3.9)

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

En los yacimientos fracturados, la presion capilar juega un papel muy importante en la
produccion de los hidrocarburos. Las fuerzas capilares pueden contribuir al proceso de
desplazamiento de un fluido en el medio poroso, como es el caso de la imbibicidn, o 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 es 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 externas al sistema roca-

fluidos.?’
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3.6 Curvas de Presion Capilar

Durante el proceso de drene se presenta una relacion entre la presidon capilar y la saturacion
del fluido, a esta relacion se le conoce como curva de drene. Asi mismo, durante la
imbibicion se presenta una relacion similar que se conoce como curva de imbibicién. Para
una distribucion normal de poros, la magnitud de la presion capilar para la imbibicion es
aproximadamente la mitad de la del drene. A esta diferencia en magnitudes para las curvas

de drene e imbibicion se le conoce como histéresis.

En la figura 3.6 se aprecia el comportamiento de las curvas de drene e imbibicion.

Conforme a la historia regular de llenado de las trampas de hidrocarburos (migracién de los
hidrocarburos), estas se encontraban originalmente saturadas al 100 % con agua congénita.
Durante el almacenamiento en el espacio poroso, el hidrocarburo desaloja una parte del
agua conforme a una curva de drenaje como la curva I en la figura 3.6. En este esquema se
asume que el agua es la fase mojante y que el hidrocarburo (gas o petrdleo) es la fase no-

mojante.

>

Presi6n Capilar

»

Saturacion de Fase Mojante

Figura 3.6. Curvas de presion capilar, drene e imbibicion
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Si el drene se ve interrumpido por alguna razon y comienza un desplazamiento con agua
(por pérdida del sello de la trampa o por inyeccion de agua durante la explotacién del
yacimiento), la presién capilar del sistema comienza un proceso de imbibicidn,

esquematizado con la curva II en la figura. 3.6

Tal como se observa, el desplazamiento del hidrocarburo no es completo durante la
imbibicion, pues parte del mismo queda retenido en la estructura porosa bajo la forma de

saturacion residual de aceite (Sor).

Si posterior a este proceso de imbibicidn, se inicia un nuevo proceso de drenaje, este se
desarrollara conforme al comportamiento de la curva III de la figura 3.6. En este punto, las
curvas II y III constituyen un ciclo estable, el cual puede recorrerse una cantidad indefinida

de veces sin sufrir alteraciones.

Si mas adelante se continda el proceso de drene, se aumentan las fuerzas capilares la curva
capilar quedara representada por la curva IV, esquematizada en la figura 3.6. Como nos
damos cuenta, la curva IV es una continuacion perfecta, pero sin solucidon de continuidad, del

comportamiento iniciado con la curva I.

Al haber continuado la curva I, ya no es posible reproducir el camino correspondiente a la
curva II. Si se produce un nuevo proceso de imbibicidn, se origina un nuevo camino, curva V,
tal como estd indicado. La curva V conduce a un valor de S, mas grande que el
correspondiente a la curva II. Esto obedece a que el hidrocarburo contactd una parte mas
grande del espacio poroso y, por lo tanto, tuvo acceso a capilares no invadidos por el drene
inicial; por lo que al retirarse el hidrocarburo existen mas lugares donde el mismo puede
quedar atrapado. En consecuencia, el valor de saturacion residual de la fase no mojante, no
es una propiedad del medio poroso; sino que también interviene la historia de saturaciones

en la magnitud final de esta saturacion.
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La saturacion residual de la fase mojante en condiciones de drene es alcanzada
asintoticamente a medida que la presion capilar aumente de manera infinita. En el caso de la
imbibicion la curva muestra una saturacion de la fase no mojante, esta saturacion residual
ocurre durante el desplazamiento por imbibicion en el cual la fase no mojante queda

atrapada en espacios porosos pequerios.

Este entrampamiento es resultado de la interrupcidon parcial de la comunicacion a través del
espacio poroso y como consecuencia varios poros pasan inadvertidos durante la imbibicion,

por lo que queda una saturacidn residual de la fase no mojante mayor.

La presion capilar en los yacimientos fracturados se encuentra, en su mayor parte, presente
en los bloques correspondientes a la matriz. El desplazamiento de los fluidos en los bloques
de matriz estara determinado por las fuerzas capilares que existan entre los fluidos y el

espacio poroso que los contenga.

En yacimientos fracturados, el mecanismo de drene ocurre cuando la fase no mojante,
presente en las fracturas, desplaza a la fase mojante presente en la matriz. En este proceso
las fuerzas capilares actian en contra del desplazamiento mientras que las fuerzas
gravitacionales actian a favor. El desplazamiento de fluidos en un yacimiento se ve afectado
por las fuerzas capilares que actlan en este. Las fuerzas capilares pueden retener el flujo,
pero en algunas ocasiones, bajo ciertas condiciones, pueden favorecerlo. Es decir, las fuerzas
capilares contribuyen al desplazamiento de aceite por agua o gas de los bloques de matriz
mediante los procesos de imbibicidn y drene. Dependiendo del comportamiento de la roca y
los fluidos, el drene o la imbibicién sera el efecto que presentara el sistema en la extraccion

del aceite.’
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3.7 Equilibrio vertical.

En una columna vertical estatica de fluidos el gradiente de presién esta dado por la siguiente
ecuacion:

apy _

o

(3.10)

Notese que s en la ecuacién 3.10 no debe ser constante.

Como se muestra en la figura 3.7 los fluidos son segregados debido a la gravedad y
mezclados debido a las fuerzas capilares. Si las presiones capilares aplicadas a este estado
inicial del yacimiento son conocidas, las presiones y saturaciones son determinadas

Unicamente por la especificacion de una presion y dos saturaciones:

Presidon (p) medida al plano de referencia (Z),

Saturacion de agua (s, ) medida a la profundidad del contacto agua aceite

Saturacion de gas (s,) medida a la profundidad del contacto gas aceite
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Figura. 3.7 Distribucion de presion y saturacion inicial en el yacimiento.

Donde:

Z - Representa la Profundidad. Z.g0o~> Profundidad del contacto gas-aceite
Py > Presion en la fase de gas Zwo~> Profundidad del contacto agua-aceite
P, = Presion en la fase de aceite Zy.~> Profundidad del agua critica

Py = Presion en la fase de agua Zwm~> Profundidad del agua maxima

La ecuacién 3.10 solo es valida cuando las fases son continuas. Los gradientes en una fase
discontinua siguen el gradiente de la fase continua (linea punteada en la parte derecha de la
figura 3.8). La saturacién de aceite residual mostrado debajo del contacto agua-aceite
puede ser resultado de previa produccidon por empuje de agua, seguido por un periodo de

cierre de pozos.
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La figura 3.8 muestra que los grandes errores en el volumen inicial pueden ocurrir si los
contactos de las fases estan un poco abajo o un poco arriba del limite de la celda en mallas
con bloques grandes. Por esta razon muchos simuladores permiten la inicializacion con una

malla mas fina que aquella en la que se realizara el proceso computacional.

% ‘l Inicializacion del modelo

] e
-

- Promedio Actual
Saturacién de Bloque

——— i —

0] ' 1 S' 0 1 S,

SWC swmax

Figura 3.8 Inicializacion de condiciones iniciales.

3.8 Tamano de Bloque (SIGMA)

Warren y Root (1963) conceptualizan el modelo de la siguiente manera, un modelo de doble
porosidad se asume como una red de fracturas continuas y uniformes con una orientacion
paralela a los ejes principales de permeabilidad, mientras que el bloque de matriz en este
sistema ocupa el mismo espacio fisico dentro de la red de fracturas y se toma en cuenta que
son paralelepipedos idénticos sin una comunicacidn directa entre ellos, los bloques de matriz

se suponen homogéneos e isotrds como se muestra en la figura 3.9
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Figura 3.9 Idealizacion de un Yacimiento Naturalmente Fracturado. *°

El modelo matematico se describe sobre la idealizacidon que lleva a la ecuacién 3.11 para una

fractura dominante 2D y un fluido ligeramente compresible:

K, 02 K. 02 0
. pzf +—2 pzf -cﬂmCm—ap"" =¢,C; Pr : (3.11)
M OX U oy ot ot

El subindice f es para los parametros de la fractura y el subindice m es para los parametros

de la matriz.

Aqui, el eje-x y eje-y coinciden con el eje principal de permeabilidad del campo. Esta es muy
similar en la siguiente ecuacién para una porosidad media simple. De acuerdo para Warren y
Root (1963), si el estado semi estacionario existe en el sistema de matriz, entonces la ley de
Darcy es aplicable, y la siguiente ecuacion 3.12 satisface en cada punto dentro del sistema

de matriz:

Py, _ 0K (.
G,Cr 2 —T(pf P, (3.12)
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Estas dos ecuaciones definen el modelo completo de doble porosidad para un sistema de
una sola fase. Warren y Root (1963) dieron una solucién analitica para el sistema de arriba
aplicado para pruebas de pozo. Es importante entender que la primera ecuacién es la
ecuacion que gobierna el flujo de fluidos en el sistema de fractura y la segunda para el
sistema de matriz. La ecuacién 3.12 es igual a la funcidon de transferencia porque se asume
que no hay comunicacion directa entre los bloques de matriz, lo que significa que toda la

transferencia de fluidos en el sistema de matriz es solo entre las fracturas y matrices.

El parametro de o en la ecuacion 3.12 y 3.13 tiene las dimensiones reciprocas de area y es

definida como un factor de forma que se refiere a la geometria para los elementos de la

matriz y controla el flujo entre los dos medios porosos. Warren y Root (1963), dan la

siguiente definicion del factor de forma para el bloque de matriz clbico.®
o= 4n(n + 2)

1z

(3.13)

Aqui la n es la serie de fracturas normales y la /es una longitud caracteristica dada por las
ecuaciones 3.14 donde a, by c son las longitudes de los lados de un blogue cubico de la

matriz. Estas relaciones de equivalencia son obtenidas usando volumen a relaciones de

superficie.
_ 3abc On=3 ~
ab+bc+ca
2ab
| = On=2 14
P > (3.14)
| =a On=1
/

Se debe entender aqui que el factor de forma no es definido no es completamente riguroso o
matematicamente, como su derivacidon no utiliza de la ecuacidon de difusién de presion que
gobierna el flujo de fluidos dentro bloque de matriz, pero utiliza un balance de materia

integral combinado con la consideracién de un flujo en estado semi estacionario.'®
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CAPITULO IV

CASO PRACTICO.

4.1- Proceso de inicializacion del modelo de simulacion.

La inicializacion del Modelo de simulacion de Yacimiento se realizd a partir del modelo
geoldgico, el cual estd conformado por 8,563,737 celdas (381x247x91 celdas) en
coordenadas cartesianas; con propiedades definidas para cada celda, porosidad total,

saturacion de agua, permeabilidad y relacion de espesores neto a bruto.

El modelo geoldgico creado es muy fino, por lo que es necesario elaborar una malla o un
modelo mas burdo, por lo que se utiliza un procedimiento de escalamiento (upscalling) de
propiedades petrofisicas y de profundidad. El escalamiento es una liga entre la malla fina y

la gruesa, para lo cual es necesario definir la resolucion, tanto vertical como horizontal.

Para el modelo de simulacién se gener6 una malla “burda” para la zona de interés
correspondiente a la formacidon Cretacica, con un nimero de celdas de 34x64x10 en
coordenadas cartesianas, en la que se encuentra localizado el pozo YUM-2B, definiendo
bloques de 70x70 metros en el plano XY. En sentido vertical la malla tiene 4 capas para
KS, 3 para KM y 3 para KI; estas unidades de flujo se definieron a partir del analisis e
interpretacion de los registros geofisicos como se muestra en la siguiente figura 4.1. En
la elaboracion de la malla se buscé mantener la geometria del modelo geoldgico;
obteniendo un total de 21760 celdas, pero debido a que el modelo geodgico se definid
como doble porosidad, entonces es necesario duplicar el nimero de celdas en el sentido
vertical, lo anterior debido a que el software con el que realizara la simulaciéon numérica

utiliza este planteamiento.
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Figura 4.1 Definicion de capas a partir del registro de porosidad del pozo YUM2-B.

Las propiedades petrofisicas del modelo de simulacién son generadas a partir del
escalamiento aritmético de las propiedades contenidas en el modelo geoldgico realizado

en un software comercial especializado.

Las fallas para el modelo de simulacion fueron construidas del tipo zig-zag, buscando con
esto ortogonalidad enntre bloques, y en base a ellas se definid la orientacion de la malla;

asi como los limites o fronteras del yacimiento.

Una vez generada la malla es necesario realizar un control de calidad (QC) en el
escalamiento de las profundidades y propiedades petrofisicas asignadas a las celdas, este
control se guié en base a los criterios de volumen de celda mayor a cero, celdas
incrustadas en otras igual a 0, y angulo de ortogonalidad menor o igual a 40°. Siguiendo
estos criterios se inactivan las celdas que generan problemas de convergencia numérica

durante la solucion.
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El control de calidad del escalamiento se realiza con métodos aritméticos aplicado a cada
una de las propiedades para cada celda, también se toma en cuenta la orientacion de las
celdas y las fallas, este control de calidad consinte en la comparacion de ambas mallas,
malla geoldgica y de simulacion, como se observa en la figuras 4.2. La degradacién de
colores indica la calidad del escalamiento, la existencia de algunos puntos aleatorios en la

mallas puede ser asociado a un mal escalado o un déficit de calidad.

Orientacion de las celdas con las fallas Distribucion de celdas después del QC
Figuras 4.2 Control de calidad en el escalamiento de la malla

Para determinar el volumen poroso del modelo numérico de la formacidon de interés se
segmentd el campo en tres capas principales: Cretacico Superior, Medio e inferior,
adicionalmete, de manera areal también se delimité el campo al bloque correspondiente al
pozo Yum-2B. A continuacidnse muestra el resultado del escalamiento de las propiedades
porosidad de matriz, factura, saturacién de agua y espesor neto entre la malla fina y la

malla gruesa correspondientes a la formacidn Cretacica, figuras 4.3 a 4.6.
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KS_FINO KM_FINO KI EINO

KS_GRUESO

Figura 4.3 Porosidad de la Matriz
KS_FINO KM_FINO KI_FINO

KS_GRUESO KM_GRUESO KI_GRUESO

Figura 4.4 Porosidad de la Fractura

81



Capitulo IV Caso Practico

KS_FINO KM_FINO KI_FINO

KS_GRUESO KM_GRUESO KI_GRUESO

Figura 4.5 Espesor Neto

KS_FINO KM_FINO KI_FINO

KM_GRUESO KI_GRUESO

Figura 4.6 Saturacion de Agua
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Con base en la interpretacion de las imagenes anteriores se concluye que cada una de las
propiedades escaladas del modelo fino al modelo grueso fue adecuado de acuerdo al

criterio de calidad establecido.

4.2.- Generacion de las propiedades de doble porosidad

Como se menciond anteriormente, el modelo geoldgico-petrofisico arroja la porosidad
total; sin embargo, con la finalidad de contar con un modelo que represente
correctamente el yacimiento fracturado es necesario definir la porosidad y permeabilidad
tanto de matriz como de fractura, en este caso no se cuenta con dicha informacion, por lo
que se prosiguid a generar las propiedades de doble porosidad de acuerdo a la teoria
expuesta por Elkewidy, Tarek lbrahim, et-al. La teoria describe que a partir de la

porosidad total ¢ y el exponente de cementacion de la formacion, m, (valor tedrico

utilizado en este caso m=2,) se genera el coeficiente de particion (PACO), Ec. 4.1 y el
indice de intensidad de fractura (FZl), Ec. 4.2, con los cuales se obtiene la porosidad para
ambos sistemas, Ecs. 4.3 y 4.4, y la permeabilidad para la matriz, Ec. 4.5 mediante las

siguientes ecuaciones; para yacimientos naturalmente fracturados.?

_ A~ P
PACO=-—2 "m_ (4.1)
al-a.)
Fil =% " %m
1=, (4.2)
_Fll - ¢,
=TI ) (4.3)
_ Fli(g -1)
" PACOg -1 (4.4)
+2
k =8a105, &
t-a) (4.5)
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Para obtener los valores de permeabilidad para la fractura, se utilizo el principio tedrico de

k, =10k,. La distribucion que toman los valores obtenidos con este procedimiento

Gna = 10¢;

muestra una relacién aproximada de . Las figuras 4.7 a 4.10, muestran los
histogramas para las propiedades creadas correspondientes a la formacién Cretacico,
donde se compara la distribucion de las propiedades después de haber realizado el

escalado de la malla fina a la gruesa.”

Histograma de la Porosidad matriz Histograma de la Porosidad Fractura
0 0015 003 0.045 0.06 0.075 0.09 0.105 012

o

0.002 0.004 0.006 0.008 0.01 0.012 0.014 0.016 0.018
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16

(%)
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Figura 4.7 Porosidad matriz Figura 4.8 Porosidad fractura
Histograma de la Permeabilidad matriz Histograma de la Permeabilidad Fractura
0 4 8 12 16 20 24 28 32 36 40 44 0 40 80 120 160 200 240 280 320 360 400 440
S . - —
0 4 8 12 16 20 24 28 32 36 40 44 [ 40 80 120 160 200 240 280 320 360 400 440
[ (Modelo Fino) (Modelo Grueso) }
Figura 4.9 Permeabilidad matriz Figura 4.10 Permeabilidad fractura
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4.3.- Parametros iniciales.
4.3.1.- Profundidad del contacto agua-aceite.

Uno de los principales requerimientos en los modelos de simulacion es la declaracion de
los limites del yacimiento, siendo el contacto agua aceite el principal limite vertical para los

calculos de volumen de hidrocarburos y ajustes de las presiones en el modelo.

En el modelo geoldgico-petrofisico se tiene contemplado un contacto de agua aceite a
4180 m, este contacto se considera como limite vertical para la volumetria, figura 4.11,
dicho contacto se definid con el pozo exploratorio YUM-2B ya que en su primer intervalo
probado en agujero descubierto, 4080-4092 mvbnm, reportd flujo fraccional de agua de
30% con salinidad de 40,000 ppm. Posteriormente, se inicid la explotacion del pozo en
1989 en un intervalo superior, manifestando corte de agua con caracteristicas similares en
un periodo corto, alrededor de tres meses; por lo que se procedid al cierre del pozo,
dichas evidencias se tomaron de prueba para definir el contacto agua aceite® a la
profundidad mencionada, sirviéndo esta para el calculo del volumen de roca e

hidrocarburos en el modelo numérico?!, ver figura 4.12.
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Figura 4.11 Diagrama y registro de los intervalos probados
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Figura 4.12 Contacto Agua Aceite a 4180 m

Los parametros utilizados para el calculo del volumen de hidrocarburos en el modelo de

simulacion son las siguientes:

» Porosidad

« Saturacién de agua inicial
» Permeabilidades (I,],K)

» Espesor Neto

« Area

Todas ellas obtenida a partir del escalamiento del modelo geoldgico-petrofisica del

Campo.
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4.4.- Inicializacion del modelo.

Una vez completado el proceso de revisidon de los datos estaticos y dinamicos, se procedio
a la carga de los mismos en el modelo de simulacidn, para la inicializar y estimar el
prondstico de produccién; para tal fin se utilizo el software comercial, el cual proporciona
un manejo de todos los datos del modelo estatico y de ingenieria convencional del

yacimiento, tales como: pVT, posicidn de los contactos y presiones capilares.

4.5.- Calibracion de los datos PVT.

+ El estudio PVT utilizado para simular las propiedades de los fluidos y para
cuantificar los volimenes originales de aceite y gas inicializar fue el del pozo Yum-
2B; del cual se simuld el comportamiento de las propiedades mediante el uso del
software PVTi"R, el mejor ajuste obtenido® se muestra en las figuras 4.13 a 4.16.
La calibracidon de las correlaciones muestran cierta dispersion con respecto a los
datos medidos; sin embargo, se considera un buen ajuste'®. En las figuras 4.13 a

4.16 se ven los datos originales y sus respectivos ajustes.?

* Flash : Expansion a Masa Constante (CCE).
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4.6.- Petrofisica.

Para el bloque Yum-2B solo se cuenta con dos analisis convencionales de nucleos, por lo
que, las curvas de permeabilidades relativas se generaron a partir de la correlacion de
Honarpour/Koederitz/Harvey, la cual considera el tipo de roca, Arenisca o Carbonato,

y las propiedades petrofisicas de las mismas, asi como también la mojabilidad de la roca.

El estudio de presién capilar en las muestra de la roca, permite conocer y evaluar la
posible saturacién de agua inicial que existe en ella, es importante mencionar que la
representatividad de los resultados de estas pruebas estan sujetos a la manera en como
fue cortado el nlcleo, su preservacion y almacenamiento a fin de no alterar las
condiciones de mojabilidad al momento de efectuar los analisis de laboratorio, el analisis

de Presidn capilar se tomé de los datos de estudios anteriores realizados por el IMP*

El tamafio de la distribucidon de garganta de poro en las rocas se determina a partir de la
Ecuacion 4.6:

_2Cy cosé
Pc

R , (4.6)
Donde:

Pc : Presion capilar en Lbs/pulg2

y : Tension superficial (480 dinas/cm2)

0: Angulo de contacto (140 grados)

R : Radio de garganta de poro en um

C : Constante de conversion (0.145) Ec. (4.7)
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La figura 4.16 muestra la grafica de Pc vs Sw
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Figura 4.16 Grafica de Presion Capilar vs Saturacion de Agua

El valor de saturacion de agua inicial se establecié en 20%, mientras que la saturacion de

el Sw.=0.25, quedando las curvas de la siguiente manera. Tablas 4.2, 4.3.

Swc: Saturacion de agua critica.
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Tablas 4.2 Permeabilidades relativas generadas con las correlacion de Honarpour/Koederitz/Harvey

Sw Honarpour
0.2
0.21
0.25
0.3
0.35
0.4
0.45
0.5
0.55
0.6
0.65
0.7
0.75
0.8
0.85
0.9
0.95

1

Krw Honar
0
0
0.018
0.037
0.054
0.072
0.091
0.114
0.14
0.17
0.21
0.27
0.36
0.44
0.5
0.6
0.7

Krow Honar
0.95
0.95
0.73
0.54
0.39
0.38
0.18
0.11
0.06
0.03
0.01

0.0043
0.00055
0

[oNelNoeNe]

Pc
136.7
133.36
120
115
110
106
1015
97
92.5
88
83.5
79
74.5
70
65
60
3
0

Tablas 4.3 Permeabilidades relativas generadas con las correlacién de Honarpour/Koederitz/Harvey

Sg Honar
0
0.03
0.08
0.13
0.18
0.23
0.28
0.33
0.38
0.43
0.48
0.53
0.58
0.63
0.68
0.73
0.75
0.8
0.85
0.9
0.95
1

Krg Honar

0

0
0.00824
0.02582
0.05271
0.08894
0.13449
0.18938
0.25358
0.32712
0.40999
0.50218
0.6037
0.71454
0.83472
0.96422

1

PR RRE R

Krog Honar
0.95
0.75

0.4957
0.318
0.197
0.117

0.06637
0.03537
0.01751
0.00789
0.00314
0.00106
0.00028
0.00005
0

[eNeNeNoNolNo N
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El modelo de simulacidon fue inicializado con presién capilar y equilibrio vertical,
seguidamente se procedid a estimar los valores de los puntos extremos de las curvas de
permeabilidad relativa, para el cual utilizo la correlacion de
Honarpour/Koederitz/Harvey,? las curvas de Kr's y sus valores respectivos se ven

representados en la figura 4.17

Relative Permeability Correlations ngﬂ
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Figura 4.17 Curvas de Permeabilidades Relativas.
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El siguiente paso es corregir las curvas de permeabilidad relativa para suavizar su
comportamiento y evitar problemas de convergencia en la simulacion en la figura 4.18,

se observa la grafica después de la correccion.

SGOF (Gas/Oil Saturation Functions)
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Figura 4.18 Ajuste de la curvas de permeabilidad relativa.

Las condiciones iniciales de presién, asi como las profundidades del plano de referencia y

contacto agua-aceite se muestran en la Tabla 4.4.

Tabla 4.4 Condiciones iniciales.

Plano de | Plano de
Kg/cm? PSIA referencia | referencia | CAA (m)
(m) (ft)
YUM-2B 712.86 10,139.23 | 4175 13697.51 4180
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Es necesario declarar esta informacidn en la ventana de inicializacién del modelo, figura
4.19, porque a partir de ella se definira la distribucién inicial de los fluidos y presiones a

partir del equilibrio vertical (gravitacional).

_ibix
File Edit View Keyword Types FIP Report Initialise Model  Gridview Help
w4 P s
Equilibration Region Kepwords EQUIL [E quilibration Data Specification]
ﬂ Equilibration [ ata Specification ﬂ
[ | [RsvDepn || depth pressure  WOC Pc_WoC GOC Po_GOC
Equilibration Data Specification
[ atumn Depth 13697 51 Jit (=1
Pressure at Datum Depth [10129.23 Jpsia =l
WOC Depth 13713 Jit K|
D' Cap Pressure 0 psi |
GOC Depth J1000 Jit |
(0 Cap Pressure ID Ipsi (=
Rs/PbvDepthTable [T
Rv/PdvDepthTable |
Accuracy I—
s |

Figura 4.19 Declaracion de parametros de inicializacion

Seguidamente se realizd la corrida preliminar de inicializacion sin historia de produccion,
para validar las condiciones iniciales de equilibrio de cada una de las regiones y obtener
los datos no recurrentes calculados por el simulador; estos son: Distribucion de presién
inicial, saturacidn, voliumenes Original en sitio y Gas Original en sitio para los diferentes
fluidos y volimenes porosos. Estas corridas permiten determinar los errores en los
formatos de entradas de datos del yacimiento o inconsistencias entre los datos de rocas y

fluidos.
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Figura 4.20 Modelo final de simulaciéon Yum Cretécico.

4.7.- Volumetria.

Para estar seguros que el modelo de simulacidn es confiable, es necesario verificar ciertos
parametros de control, siendo el primero la volumetria. El volumen de hidrocarburos del
yacimiento, calculado durante la inicializacién, no debe de exceder el 10% del valor
determinado en el caso base (modelo geoldgico-petrofisico). De no ser asi se debera
revisar el procedimiento de escalamiento y de ser necesario elaborar o construir una

nueva malla de simulacion.

En la Tabla 4.5 se resume el resultado de la volumetria obtenida con los modelos,
geoldgico-petrofisico y de simulacién. Para una comparacion congruente se deben utilizar
los mismos parametros en los limites en ambos modelos, por lo que se declard la misma
profundidad del contacto agua aceite y el valor del factor de volumen inicial del aceite

correspondiente al arrojado por el modelo de fluidos.
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Tabla 4.5 Comparativos de volumetria entre modelo geoldgico y modelo de simulacion

MODH.O GEOLOGIGO-PETROFISICO MODELOSIMULACION ERROR
VOLROCA| VOLPORO| HCPV | STOUP | VOL ROCA| VOLPORD| HCGPV | STOLP | VOLROCA| VOLPORD] HCPV | STOLIP
Mh3 | M8 | MMb | MSTB| M8 | MnB | MMb | MBTB| % % % %

TOIAL | 2169 97 | 60.704 | 24282 2181 100 | 64178 | 24180 | 054% | 3.2% | 5.72% | 042%

5 58 | 54848 | 21.939 ® | 58212 | 21930 7.05% | 6.13%| 0.04%

KM 20 | 4800 | 1924 2 | 4873 | 158 0.1% | 1.33%| 446%

K 19 1047 | 0419 18 1003 | 0412 516% | 4.33%| 158%

Los resultados obtenidos muestran que el escalamiento y poblacidon son correctos y, por
consiguiente, el modelo para la simulacion es una correcta representacion del modelo
geoldgico que fue tomado como base donde la diferencia entre Petrel y simulacion a
condiciones de yacimiento no superan el 10%. La diferencia entre los volimenes

reportados en las cedulas y los estimados por el modelo no superan el 8%.

4.8.- Equilibrio del modelo.

Para verificar que el modelo de simulacion generado funciona de manera adecuada, es
conveniente realizar una corrida sin produccion por un periodo de tiempo largo, en este

caso se decidid utilizar 10 anos.

La grafica de presidn vs tiempo resultante de este ejercicio debe manifestar un
comportamiento constante al valor de la presion promedio inicial del campo. La figura
4.21 muestra este comportamiento, por lo que se concluye que el modelo numérico es

correcto y valido.
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Capitulo IV Caso Practico
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Figura 4. 21 Grafica de Estabilidad del modelo.

En la gréfica, la linea roja representa la presion promedio del campo, ponderada por
volumen poroso. La linea verde es la presion del campo corregida al plano de referencia;

la cual tiene el mismo valor que el introducido en la inicializacion.
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Capitulo V Conclusiones y Recomendaciones

CAPITULO V

CONCLUCIONES Y RECOMENDACIONES

» Debido a la escasez de datos directos (permeabilidad, permeabilidades relativas y
presion capilar) fue necesario poblar el modelo geoldgico-petrofisico mediante el
uso de correlaciones, lo que representa cierta limitacion en cuanto a la certidumbre

de las propiedades.

» Las propiedades de la matriz y de la fractura (FZI, PACO, permeabilidad de matriz y
de fractura) se distribuyeron mediante la metodologia descrita por Elkewidy Tarek y
Tiab Djebbar (SPE-40038). Esta metodologia es ampliamente utilizada en

yacimiento naturalmente fracturados con buenos resultados

« El proceso de escalamiento y poblado de propiedades petrofisicas del area en
estudio de los modelos geoldgico y numérico se considera adecuado, ya que las

diferencias de los volimenes entre ellos no exceden el 10%.

« Las diferencias de los resultados obtenidos entre los volimenes oficiales y los

estimados por ambos modelos resultan aceptables dado que no superan el 8%.

« La inicializacion del modelo de simulacién se considera confiable pues en la corrida
de 10 afos sin produccidon no presenta variaciones de presion y los fluidos

encuentran el equilibrio.
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Capitulo V Conclusiones y Recomendaciones

» El mejor ajuste del comportamiento del estudio de PVT de los fluidos mediante el
simulador de ajuste utilizado, mostré mucha dispersion, con lo que se pudiera

pensar que el estudio PVT es poco confiable para el estudio de simulacién numérica.

« La corrida de equilibrio, inicializacion del modelo, se realizd con un simulador
comercial para aceite negro, debido a que la simulacién de las propiedades de los
fluidos se efectué de manera convencional; es decir, no se le dio un tratamiento
composicional. Por lo anterior, es recomendable simular el comportamiento de los

fluidos con un software composicional.

« Debido a que los fluidos en sitio corresponden a un aceite volatil (alto encogimiento)
es necesario que el estudio de simulacion se realice con un software composicional

resultados mas aproximados.
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Nomenclatura

EBM

2P
SEC
SPE
AAPG
WPC
RMSO
NO
SE

NE
SW
GR
pvT
RMNO
SEC
AAPG
WPC

=

Bt

Co

NOMENCLATURA

Ecuacioén de Balance de Materia

Presion inicial

Suma de las reservas probadas mas las reservas probables
Securities and Exchange Commission

Society of Petroleum Engineers

American Association of Petroleum Geologists
World Petroleum Congresses

Regién Marina Suroeste

Noroeste

Sureste

Noreste

Sureste

Rayos Gama

Presion Volumen Temperatura

Regién Marina Noreste

Securities and Exchange Commission
American Association of Petroleum Geologists
World Petroleum Congresses

Reservas Probadas + Probables

Porosidad

Permeabilidad

Saturacion de Agua Inicial

Espesor Neto

Vertical Seismic Profile, acrénimo en inglés de (Perfil Sismico Vertical)
Transmisibilidad

Densidad

Presion de burbujeo

Presion de rocio,).

Factor de volumen de aceite

Factor de volumen de gas

Factor de volumen del agua

Relacion de gas disuelto en el aceite.

Factor de volumen total.

Compresibilidad isotérmica del aceite.
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Nomenclatura

Cw
Ho
Hg
Hw

ECS
QC
Vo
Vg
@C.S
Hg
Ty
At
Qin
QOUt
4,

n+1

Ayh
AX

i—-1

i+1

G

koh
kgh
mD

Compresibilidad isotérmica del gas.
Compresibilidad isotérmica del agua.
Viscosidad del aceite.

Viscosidad del gas.

Viscosidad del agua.

Factor de compresibilidad del gas
Ecuaciones de estado.

Control de calidad.

Volumen de aceite.

Volumen de gas.

A condiciones estandar.

Saturacion de mercurio en la celda de analisis pVT.

Temperatura del yacimiento.

Intervalo de tiempo.

Gasto promedio de aceite entrando.
Gasto promedio de aceite saliendo.

Produccion de aceite de la celda.

Se refiere al final del paso de tiempo

Se refiere al inicio del tiempo.

Area transversal de la celda.

Longitud de la celda.

Potencial de flujo en la fase aceite.

Se refiere a la celda de interés.

Se refiere a la celda vecina del lado izquierdo.
Se refiere a la celda vecina del lado derecho.

Movilidad efectiva total.
Produccion total

Compresibilidad efectiva total.

Producto de permeabilidad efectiva del aceite por espesor.

Producto de permeabilidad efectiva del gas por espesor

Mili Darcy

Tension interfacial entre el agua y el aceite.

Angulo del contacto entre la interfase de los fluidos y la superficie de la roca.
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Nomenclatura

FVF
RGA

TP
TR

Prm

Zref

Sy

z
PQ
P
Pw

Zego

o

ZCWO

Zyc

Zym

m

PACO
FIT
PHIm2
PHIf2
PermmZ2
Permm2

mbmr

Factor de volumen de formacién.
Relaciones gas-aceite.

Relacién gas-aceite (ft*/bls).
Relacién agua-aceite

Tuberia de produccion

Tuberia de Revestimiento.
Presién del fluido no-mojante.
Presion del fluido mojante.
Presion capilar.

Radio del tubo capilar.

Altura del nivel del liquido.

Diferencia de densidades entre el liquido y el vapor.

Aceleracién de la gravedad.
Diferencia de presion.

Saturacion residual de aceite.

Gradiente de presion.
Saturacion de agua

Profundidad al plano de referencia

Saturacion de gas

Representa la Profundidad.

Presion en la fase de gas

Presion en la fase de aceite

Presion en la fase de agua
Profundidad del contacto gas-aceite
Profundidad del contacto agua-aceite
Profundidad del agua critica
Profundidad del agua maxima
Exponente de cementacion de la formacion.
Coeficiente de particion.

indice de intensidad fractura.
Porosidad matriz.

Porosidad fractura.

Permeabilidad matiz

Permeabilidad fractura

Metros bajo mesa rotaria
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Nomenclatura

pPpm

R
Swe
KS
KM
KI

Partes por millon

Tensidn superficial (480 dinas/cm?2)
Angulo de contacto (140 grados)
Radio de garganta de poro en um
Saturacién de agua critica

Cretacico Superior.

Cretacico Medio.

Cretacico Inferior.

SUBINDICES.

Relativo a direccion x o radial
Fronteras de la celda i

Fractura

Matriz.

Matriz-fractura.

fndice de nivel de tiempo
Fase aceite

Direccion radial, roca
Tiempo

Direccion x

Direccion y

Direccion z

104




Bibliografia

10.

11.

12.

13.

BIBLIOGRAFIA REFERENCIADA

PEMEX-AILT ” Informe General del Campo Yum”, 2005
PEMEX-AILT "Informe General del Campo Yum™, 2006

PEMEX Exploracion y Produccién, “Las reservas de hidrocarburos de
México”, 2007

IMP, “Informe Técnico: Modelo de Simulacion Numérica Campo Yum
(Cretacico)”, Julio 2002

Gervasio Robles Hurtado, “Informe Técnico: Asistencia Técnica en el la
elaboracion del modelo Geoldgico 3D con Petrel del campo YUM”,
Septiembre 2005.

Odeh, A.S. “"Reservoir Simulation.. What is it?”, Paper SPE 02790,SPE-Mobil,

Mobil Research & Development Corp

Dr. Victor Hugo Ortiz Arana, “Apuntes de Ila Clase de: Simulacion

Numérica de Yacimientos”, UNAM, Facultad de Ingenieria.

Khalid Aziz, “Reservoir simulation Grids: Opportunities and
Problems™, Paper SPE 25233. Stanford U.

Manual de pVT, “Principles of Reservoir Simulation”, Scientific Software

Intercomp.

Dr. Jorge Arevalo Villagran, “Apuntes de la Clase de: Administracion Integral de

Yacimientos”, UNAM, Facultad de Ingenieria.

w

Ing. Juan Manuel Villamar Vigueras, Apuntes de la Clase de:

Caracterizacion de Formaciones ”, UNAM, Facultad de Ingenieria.

Corey, A, T., "The InterrelationBetween Gas and Oil Relative
Permeabilities”,Prod. Mun. 19, 38, 1954.

A.K Dandona, R.B. Aiston, and R.W. Braun “"Defining Data Requirements for
a Simulation Study”, SPE 22357, 1992,

105




Bibliografia

14. Scientific software intercomp, “Principles Of Reservoir Simulation.”,

Houston, Calgary, Londres.

15. Alcantara G.,Luis F, “Paralelizacion de la Construccion del Jacobiano en
un Simulador Numérico de Yacimientos de Hidrocarburos”, Tesis
Licenciatura (Licenciatura en Ingenieria Petrolera)- UNAM, Facultad de

Ingenieria., 2006

16. Prado M., Gustavo, “Proceso de Doble Desplazamiento en Yacimientos
Naturalmente Fracturados”, Tesis Licenciatura (Licenciatura en Ingenieria
Petrolera)- UNAM, Facultad de Ingenieria., 2004.

17.Pallav Sarma, “New Transfer Functions for Simulation of Naturally
Fractured Reservoirs with Dual Porosity Models”, Stanford University, May
2003.

18. Jardine, 0., Andrews, D, P., et — al, "Distributionand Continuity of

Carbonate Reservoirs”,]. Pet. Tech, Jul~ 1977
19. Warren and Root,” WARREN AND ROOT MODEL”,1963
20. Instituto Mexicano del Petroleo, “Analisis PVT del Pozo YUM-2B"”, 1989

21. Msc. Oscar 1. Gutiérrez Belloso, “Reporte de Asistencia Técnica”, Reservoir
Simulation Engineer Schlumberger — SIS, Noviembre, 2005 (AILT)

22. Msc. Oscar 1. Gutiérrez Belloso, “Reporte de Asistencia Técnica", Reservoir
Simulation Engineer Schlumberger — SIS, Febrero, 2006 (AILT)

23. www.glossary.oilfield.slb.com

24. http://www.spwla.org/library_info/glossary/reference/glosss/glosss.htm

106




FACULTAD DE INGENIERIA
DIRECCION
60-1-783

Presente

En atencién a su solicitud, me es grato hacer de su conocimiento el tema que propuso el
profesor Ing. Octavio Steffani Vargas y que aprob6 esta Direccién para que lo desarrolle usted
como tesis de su examen profesional de Ingeniero Petrolero:

INICIALIZACION DE UN MODELO DE SIMULACION, CASO PRACTICO

INTRODUCCION
I  ANTECEDENTES
II CONCEPTUALIZACION DE LA SIMULACION
III INICIALIZACION DE LOS MODELOS
IV CASO PRACTICO
V  CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES
NOMENCLATURA
BIBLIOGRAFIA

Ruego a usted cumplir con la disposicién de la Direccién General de la Administracién Escolar
en el sentido de que se imprima en lugar visible de cada ejemplar del informe el titulo de éste

Asimismo, le recuerdo que la Ley de Profesiones estipula que se deberd prestar servicio social
durante un tiempo minimo de seis meses como requisito para sustentar examen profesional.

Atentamente

“POR MI RAZA HABLARA EL ESPIRITU”
CD. Universitaria, D. F., 1:52 de Junio de 2009
EL DIRECTOR &

MTRO. JOSE GONZA¥.0 GUERRERO ZEPEDA




FACULTAD DE INGENIERIA
DIRECCION

AVEN"MA DE
MEXICO

Aceptacion de Trabajo Escrito

Mtro. José Gonzalo Guerrero Zepeda
Director de la Facultad de

Ingenieria de la U.N.A.M.
Presente.

En atencidn a su oficio en el que nos informa que hemos sido designados sinodales del Examen
Profesional del sefior MOLINA RAMIREZ ERANDI registrado con niimero de cuenta 09729861 -
6 en la carrera de INGENIERIA PETROLERA, nos permitimos manifestarle la aceptacion del
trabajo desarrollado por el citado alumno.

Atentamente,

= § _
ING. MANUEL ILLAMAR VIGU}ERAS ING. OCTAVIO STEFFANI VARGAS
j 4
FECHA DE ACEPTACION._| q{/,é%ﬁ o// 0. FECHA DE ACEPTACION:__/ l/ Age /07
/ 5 \/
o= AN
M.IL MARI@’ﬁ:ERRA ZEPEDA M.I. TOMAS EDUARDO PEREZ GARCIA
FECHA DE ACEPTACION:_ &, /@4(11/ ag rEcHA DE acepTACoN. (¥ Ago £009

MI ALBERT(“) T—E{%RA PALOMO

FECHA DE ACEPTACION: /' §-Aé&/zecy |

FECHA DE EMISION: 4 de Agosto de 2009.

JGGZ ' MFB 'ICH EP-6




