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RESUMEN

En México gran parte de los hidrocarburos se encuentran en yacimientos
naturalmente fracturados. Estos yacimientos se depositaron en ambientes
marinos, debido a sus caracteristicas geoldgicas, y por consecuencia de
diagénesis se crearon pequefias cavernas conocidas como vuagulos, producto
de la disolucion por aguas acidas. Para realizar un mejor pronostico de
produccion de yacimientos naturalmente fracturados con porosidad vagular, es
necesario conocer el intercambio de fluidos entre los tres sistemas que
interactan, esto es, matriz, fractura, vagulos. El principal objetivo de este
trabajo es la generacion de un modelo sintético, que permite realizar un analisis
de sensibilidad sobre algunos parametros que afectan la explotacion de este

tipo de yacimiento.

Se toman como base el trabajo desarrollado anteriormente por C Kossac y
O.Gurpinar (SPE febrero 2001) en la generacion de modelos de doble
porosidad. La presente tesis se encuentra estructurada de la siguiente manera:
El Capitulo | presenta una breve introduccion al tema de trabajo, y los
antecedentes sobre el tema de estudio, posteriormente en el Capitulo Il se
abordan conceptos béasicos sobre propiedades petrofisicas de la roca. El
Capitulo 11l explica la clasificacion, parametros y caracteristicas particulares de
los yacimientos naturalmente fracturados, subsecuentemente es en el Capitulo
IV donde se explican los conceptos de vugulos y su clasificacion, los procesos
diagenéticos que dan origen a la porosidad secundaria, y los mecanismos de
desplazamiento de aceite en éste tipo de sistemas, a continuacién en el
Capitulo V se realiza una descripcion detallada del modelo sintético generado,
asi como también de los analisis pVT de los aceites empleados, realizando
una andlisis de sensibilidad a los parametros considerados mas relevantes,
incluyendo algunos fundamentos y metodologias para el escalamiento del
modelo presentado; finalmente en el Capitulo VI se presentan algunas
conclusiones y recomendaciones obtenidas durante el desarrollo de este

trabajo.



~VI ~



LISTA DE FIGURAS.

Fig. 2.1 Esquema de la porosidad en carbonatos propuesta por

Choquette Y Pray (1970)......cciiiiiiie e et i e e e eeens 10
Fig. 2.2 Representacion de porosidad intragranular (intraparticula)............... 11
Fig. 2.3 Porosidad intergranular (interparticula)............cccocoei v 12

Fig. 2.4 Estructuras del espacio poroso propuestas por Choquette y Pray...... 14

Fig. 2.5 Esquemas de los diferentes tipos de arreglos de porosidad.............. 15
Fig. 2.6 Curva tipica de permeabilidad relativa para sistema agua-aceite........ 19
Fig. 2.7 Curva tipica de permeabilidad relativa para sistema gas-aceite......... 20
Fig. 2.8 Ejemplo del fendmeno de capilaridad..................cocevivvivven el .23
Fig. 2.9 Curva representativa de los fendmenos de drene e imbibicion........... 25
Fig. 2.10 Histéresis en el proceso de drene..........cccooeiiiiiiiecieie e e e, 26
Fig. 2.11 Curva de presion capilar en un sistema mojado por aceite............. 26

Fig. 2.12 Curva de presion capilar para un sistema con

mojabilidad intermedia.............oo v 27
Fig. 2.13 Ejemplo de sistemas mojados por agua y por aceite...................... 29
Fig. 2.14 Ejemplo de los diferentes tipos de mojabilidad............................. 31
Fig. 2.15 Efectos de la histéresis sobre la permeabilidad relativa.................. 33
Fig. 2.16 Efectos del angulo de contacto sobre la permeabilidad relativa........ 33

Fig. 2.17 Efectos de drene e imbibicion en la curva de

permeabilidad relativa............ccoooeiiii i 0 34
Fig. 2.18 Saturacion de fluidos...........ccooeiiiiiiii 2. 36
Fig. 3.1 Afloramiento de una formacion naturalmente fracturada................... 39

Fig. 3.2 Esquema representativo de un sistema de doble

porosidad-doble permeabilidad..............cccooi i, 41
Fig. 3.3 Esquema representativo de un sistema de triple porosidad............... 42
Fig. 3.4 Modelo de flujo lineal en fracturas.............coe i iii i i, 46
Fig. 3.5 Porcentaje de la porosidad del yacimiento en las fracturas................ 49

Fig. 3.6 Distribucion de la porosidad en yacimientos

naturalmente fracturados...............covciiiii i e a0 00
Fig. 3.7 Periodos de flujo en yacimientos naturalmente fracturados.............. 53
Fig. 4.1 Distribucion de los yacimientos carbonatados. ..............................54

~ VII ~



Fig.
Fig.
Fig.
Fig.

Fig.

Fig.
Fig.

Fig.

Fig.

Fig.

Fig.
Fig.
Fig.
Fig.
Fig.

Fig.

Fig.

4.2 Imagen tomada de un microscopio, ampliada donde se

muestra la porosidad secundaria por disolucion, formando vagulos...... 59
4.3 Imagen tomada de un microscopio, ampliada donde se

muestra la formacién de vugulos interconectados............................60
4.4 Fotografia microscépica que muestra vagulos aislados................... 61

4.5 Ampliacién microscépica de porosidad vugular por dolomitizacion.....62

4.6 Esquema representativo de la porosidad vagular presentada

POr LUuCia €N 1983, ... ettt e e e e 64
A WV o To T o> o - 64
4.8 Esquema de la situacion de flujo en doble porosidad

para sistemas con dominio gravitacional.................ccovviiiiiiienenn. 68
4.9 Esquema de la situacion de flujo en doble porosidad

para sistemas dominados por viscosidad.....................coceeeiennnn. 70
5.1 Grafica comparativa de la RGA (relacion gas-aceite)

obtenida experimentalmente, con la ajustada en el simulador

para el yaCimienNto CaX.........uit ittt e et e e e 76
5.2 Grafica comparativa de ROV (volumen relativo de aceite)

experimental y ROV ajustado por el simulador para

€1 YACIMIENTO CaX. .\ttt ittt it e e e e e e e e e e e 77
5.3 Grafica del ajuste final de viscosidad para el yacimiento Cax............ 77
5.4 Comportamiento del factor de formacién de volumen

para diferentes presiones de saturacion correspondientes

Al YACIMIENTO CaX. .ttt ittt it e e e e e e e e 79
5.5. Variacion de la viscosidad en funcion de la Psat

para el yacimiento CaX........coviivrietee et it e e e e 79
5.6 Relacidn gas aceite para CaX.........ocovviiriiriieiie i e e e aeaaenaas 80
5.7 Ajuste de la viscosidad del aceite y gas para el yacimiento Cax......... 81
5.8 Grafica comparativa entre los valores de RGA experimental y los

valores obtenidos mediante las ecuaciones de estado ajustadas.......... 84
5.9 Grafica comparativa entre los valores finales del volumen

relativo de aceite experimental y los obtenidos mediante la corrida

de separacion diferencial convencional................ccccoi i, 85

~ VIII ~



Fig.

Fig.

Fig.

Fig.
Fig.

Fig.

Fig.

Fig.

Fig.

Fig.

Fig.

Fig.

Fig.

Fig.

Fig.

Fig.

Fig.

Fig.

5.10 Viscosidad final lograda después de aplicar regresiones para

el aceite del yacimientoKab.........................coocoiiiieeeeen 100085
5.11 Gréfica representativa del comportamiento de factor

de formacion de volumen para diversas presiones de saturacion......... 86
5.12 Viscosidad del aceite del yacimiento Kab bajo diferentes

presiones de SaturacCion...........occiiie e e e e 87
5.13 Relacién gas aceite y Bo obtenidos para el yacimiento Kab............ 87
5.14 Ajuste de la viscosidad del aceite y gas para el aceite del

yacimiento Kab...... ... 88
5.15 Grafica comparativa entre los valores experimentales y los

ajustados por WinProp mediante una serie de ecuaciones

de estado para el yacimiento YiN.........couiiiiieiie i e 91
5.16 Ajuste final del volumen relativo de aceite para

el aceite del yacimiento Yin........ocooviiiiiii i e 00000092
5.17 Ajuste final de viscosidad logrado para el yacimiento Yin............... 92
5.18 Representacion grafica del Bo para el aceite del yacimiento Yin...... 93
5.19 Viscosidad de aceite en funcién de la presion de saturacion

para el yacimiento Yin.........cocee i e 94
5.20 Ajuste de la viscosidad del aceite y gas para el yacimiento Yin........ 95
5.21 Imagen en 3D de la distribucién aleatoria de vagulos,

mostrando un corte vertical, donde cada bloques de color rojo

representan Un VOQUIO..........o.uie it e e e 100
5.22 Imagen 3D de un corte vertical que muestra la

distribucion de vagulos formando un canal vertical..........................101
5.23 Imagen 3D de un corte vertical que muestra la

distribucion de vagulos formando canales horizontales..................... 102
5.24 Vista 3D del modelo base donde se muestra el mallado y

sistema de fracturas que rodea al bloque de matriz........................ 103
5.25 Representacion en vista de planta de los bloques de matriz

y fractura del modelo generado...........c.ccceiiiiii i i 104
5.26 Vista lateral del modelo generado, donde se observan el

sistema de fracturas y lamatriz..........cccooooi i 105

5.27 Vista lateral aumentada, de la 22 capa en J, donde,

~IX ~



Fig.

Fig.

Fig.

Fig.

Fig.

Fig.

Fig.

Fig.

Fig.

Fig.
Fig.

Fig.

Fig.

Fig.

Fig.

Fig.

Fig.

Fig

se muestra la variacion de tamafos de bloque en la direccién Z....... 106
5.28 Grafica de permeabilidad relativa al agua y aceite

para la roca representativa de la matriz (roca tipo 1)..........ccceveeeenen. 107
5.29 Gréfica de permeabilidad relativa al gas y aceite

correspondiente a la roca tipo |, representativa de la roca de matriz...108

5.30 Curva de presion capilar agua-aceite para drene,

asignada a la roca de matriz-roca tipo L.........coviiiiiiiiiiiiineineennnn. 109
5.31 Curva de presioén capilar agua-aceite para

imbibicion, correspondiente a la roca de matriz (roca tipo I).............. 110
5.32 Curva de presion capilar gas-aceite para matriz.......................... 111
5.33 Diagrama ternario del aceite perteneciente al yacimiento Cax........ 112
5.34 Curva de permeabilidad relativa al aceite para roca

tipo 1l (fractura y VUQUIOS)......c.vie i e e e 113
5.35 Curva de permeabilidad relativa al gas para el tipo

de roca Il, representativo de vlgulos y fracturas............................. 113
5.36 Representacion grafica de la permeabilidad relativa

al aceite para tres fases correspondiente al yacimiento Kab.............. 114
5.37 Esquema de la asignacion de propiedades en el simulador........... 115

5.38 Vista 3D del modelo que muestra el arreglo de pozos productores,

terminados en la segunda capa, y alolargodeleje J...................... 117
5.39. Vista 3D de la localizacion y arreglo de pozos inyectores

gue se encentran terminados en la base (capa 34) del modelo.......... 118
5.40. Produccién acumulada de aceite para el pozo productor #5,

para las diferentes permeabilidades de fractura simuladas................ 120
5.41 Grafica de produccion acumulada vs tiempo para el yacimiento

Cax, para diferentes permeabilidades de fractura...................ccoooee. 121
5.42 Gastos de produccion de aceite para el yacimiento Cax

generados al variar la permeabilidad de la fractura.........................122
5.43 Tendencia del factor de recuperacion vs permeabilidad en

fracturas en fractura para el yacimiento Cax.................................. 123
5.44 Tiempo de recuperacion de aceite vs permeabilidad en

fracturas para el yacimiento CaX..........couviiiiiiiie i e e 124
. 5. 45 Recuperacion de aceite en el yacimiento Cax

para las tres distribuciones de vugulos planteadas.......................... 126

~X ~



Fig.

Fig.

Fig.

Fig.

Fig.

Fig.

Fig.

Fig.

Fig.

Fig.

Fig.

Fig.

Fig.

Fig.

Fig.

5.46 Gastos de produccion de aceite para el yacimiento Cax,

mostrando una comparacion entre las diferentes

distribuciones de permeabilidades............ccccoviiiiiiiiiiiiiiii 127
5.47 Comportamiento de la produccién acumulada para el pozo

productor #5, bajo diferentes contrastes de permeabilidades,

en el yacimiento Kab...........ooi i 129
5.48 Gréfica de produccién acumulada vs tiempo bajo diferentes

esquemas de contrastes de permeabilidades entre matriz y

fracturas, yacimiento Kab..............oooiiiiii i, 130
5.49 Gastos de produccion de aceite para los diferentes

contrastes de permeabilidad matriz- fractura propuestos, para el

yacimiento KAB...... ..ot e 13D
5.50 Tendencia del factor de recuperacion vs permeabilidad

para el yacimiento Kab..............oooiiiiii 132
5.51 Tiempo de recuperacion de aceite vs permeabilidades

para el yacimiento Kab......... ... 133
5.52 Recuperacion de aceite para distribuciones de vugulos

en el yacimiento Kab..........covir i 135
5.53 Gastos de produccion para las diferentes distribuciones

de permeabilidad empleadas en el yacimiento Kab......................... 136
5.54 Gastos de produccion de aceite para diferentes

permeabilidades de fractura, yacimiento Yin............c.ccoovviiiiie e innnn, 138
5.55 Grafica de produccion acumulada de aceite vs tiempo para

diferentes contrastes de permeabilidad matriz- fractura

pertenecientes al yacimiento Yin........c.coovi i e 139
5.56 Tendencia del factor de recuperacion vs permeabilidad

para el yacimiento Yin........o.ooii i 140
5.57 Tiempo de recuperacion de aceite vs permeabilidades de la

fractura para el yacimiento Yin.........cooooi i e 141
5.58 Grafica de recuperacion de aceite para las diferentes

de vagulos en el yacimiento YIN..........oooii i 142
5.59. Grafica de gastos de produccion de aceite pertenecientes

a las distribuciones de vugulos propuestas para el yacimiento Yin.....143

5.60 Comparacion entre las producciones acumuladas de aceite

~X]I ~



Fig.

Fig.

Fig.

Fig.

Fig.

Fig.

Fig.

Fig.
Fig.

en el caso de distribucion formando canales horizontales, para

los tres yacimientos de estudio.............ooviiiiiiiiiiiiii e

5.61 Comparacién entre las producciones acumuladas de aceite,

en el caso de distribucion formando canales verticales,

para los tres yacimientos de estudio.............cooeviiiiiiiiiiiine s

5.62 Comparacion entre la recuperaciéon de aceite para las

diferentes distribuciones de vugulos (distribucién aleatoria,

vagulos conectados verticalmente)..........oovvieiiiie i,

5.63 Recuperacion de aceite en funcion del tamafio de bloque,

para los yacimientos Yin, Caby CaX.........ccccoevii i iii i

5.64 Recuperacion de aceite en funcion del contraste de

permeabilidades para los yacimientos Cax, Yin, Kab..................

5.65 Resultados generales del factor de recuperacion

Vs permeabilidades..........ccoooiiii i

5.66.Resultados generales de tiempo de extraccion de

aceite vs permeabilidades..........ccoooii i

5.67 llustracion de la “segmentacion” de los registros de

volimenes de arenas y CeMENTO ..........vvviviieeneeraiieneeanienienaans

5.68 llustracion de un ciclo completo y de una celda unitaria..........

5.69 llustracion de un medio completo (izquierda) y

celda unitaria PeriodiCa ...........ooveii i

~ XII ~



LISTA DE TABLAS

Tabla 5.1 Ecuaciones de estado presentes en WinProp.............c.ocoveeeinnnnnn. 72
Tabla 5.2 Composicion % mol del yacimiento CaX..........ccvovveviiiiiiineiinnnenne 74
Tabla 5.3 Composicién en % mol ajustada del yacimiento Cax.................... 75
Tabla 5.4 Composicién original del aceite perteneciente a Kab.................... 82
Tabla 5.5 Composicién ajustada del aceite perteneciente a Kab.................... 83
Tabla 5.6 Composicion original del aceite del yacimiento Yin...................... 89
Tabla 5.7 Composicion ajustada del aceite del yacimiento Yin..................... 90
Tabla 5.8 Localizacién de las terminaciones de pozoS...........ccovvvevveevenne. 116

Tabla 5.9 Contrastes de permeabilidad vs recuperacion de aceite

[ F=T = O D PP 119
Tabla 5.10 Gastos de inyeccion de agua por pozo y acumulado durante

los 2687 dias de inyeccion de agua-yacimiento CaX................cce...... 119
Tabla 5.11 Tiempo de recuperacion de aceite en

vagulos vs permeabilidad.............ccoii i 124
Tabla 5.12 Recuperacion de aceite en el yacimiento Cax para

diferentes distribuciones de vagulos.................cccociiiiieinienn 125
Tabla 5.13 Contrastes de permeabilidad vs recuperacion

de aceite para el yacimiento Kab ... 128
Tabla 5. 14.Gastos de inyeccion de agua por pozo y acumulado durante

los 2687 dias de inyeccion de agua-yacimiento Kab.......................129
Tabla 5.15 Permeabilidad vs tiempo de recuperacion de aceite para el

yacimiento Kab..........cooooiii 0. 133
Tabla 5.16 Recuperacion de aceite en el yacimiento Kab para

diferentes distribuciones de vagulos................cccociiviie 134
Tabla 5.17 Contrastes de permeabilidad matriz-fractura vs recuperacion de

aceite para el yacimiento Yin.......ooocie et 137
Tabla 5.18 Gastos de inyeccion de agua por pozo para el yacimiento Yin.....137

Tabla 5.19 Permeabilidad vs tiempo de recuperacion de aceite para el

yacimiento Kab ... ... 141
Tabla 5.20 Recuperacion de aceite en el yacimiento Yin

para diferentes distribuciones de vagulos.............c.ooovev vl 142
Tabla 5.21 Tabla general de distribuciones de vagulos...................oooeeee. 144

~ XTI ~



Tabla 5.22 Comparativo de tamafio de bloques con factores de recuperacion
para los tres yacimientos de estudio...............ccoviiiiiiiiiiiic i, 147
Tabla 5.23 Contraste de permeabilidades para los
yacimientos Yin, Kab,CaX..........covoiiiiiiiiiiiiiiici i e ven e ene... 149
Tabla 5.24 Resumen de métodos de escalamiento mostrando algunas

ventajas y desventajas que pueden presentar.............coovevveiieineennnn. 155

~ XIV ~



CAPITULO I. INTRODUCCION

En México existe una gran cantidad de yacimientos carbonatados con
porosidad secundaria; un claro ejemplo de esto es el complejo Cantarell, el cual
es el principal campo de nuestro pais, por el alto gasto de producciéon y
volumen de hidrocarburos que almacena. De este tipo de yacimientos se extrae
mas del 75% del aceite que se produce actualmente. Sin embargo los
yacimientos naturalmente fracturados presentan el fendmeno de invasion
rapida de agua proveniente de acuiferos asociados, esto conlleva a que una
gran parte de aceite permanezca en los bloques de matriz, los cuales
permanecen rodeados de fracturas con una saturacion de agua relativamente
alta. Adicionalmente, en el interior de la matriz existen vugulos rodeados
totalmente por matriz, los cuales al momento de la invasion de agua de la
fractura pueden estar saturados de aceite; sin embargo existen vuagulos
subordinados a la fractura, para los cuales la matriz solamente esté

almacenando el aceite residual.

Los yacimientos naturalmente fracturados han sido clasificados como sistemas
de “doble porosidad”, ya que una porosidad es asociada a la matriz de la roca y
la otra a las fracturas. Sin embargo recientes descubrimientos en tecnologia de
registros, han ayudado a identificar que la roca de los yacimientos naturalmente
fracturados no contiene solo matriz y fractura, sino también vuagulos, cuya
presencia en un yacimiento naturalmente fracturado puede ser una significativa

fuente de reservas.

La recuperacion del aceite de los vagulos es altamente dependiente de la
geologia y de las caracteristicas de flujo existentes en el sistema. El
mecanismo de recuperacion de aceite de los vigulos en un sistema de triple
porosidad es dependiente de la localizacion e interconexion de los vigulos

entre si y con el sistema de fracturas, asi como de las caracteristicas del fluido.



La primera aproximacion del modelado completo de yacimientos fracturados
fue descrita por Kazemi, H. Et Al, SPEJ 1976, y Rossen, RH, SPEJ 1977.,
quienes representaron a los blogues de matriz como términos fuente y
sumidero en la simulacién de un sistema homogéneo; en el cual la fractura era

el medio continuo.

Kazemi, H, Et Al SPEJ 1976, proponen una representacion de doble porosidad
donde la matriz y fractura fueron modeladas como dos medios continuos. El
flujo podria ocurrir entre la matriz de roca y los correspondientes bloques de
fractura, o entre bloques de fractura adyacentes, pero no entre bloques de
matriz. El flujo entre matriz y fractura fue proporcional a un "factor de forma",
generalmente representado como Cr, y la fuerza de empuje fue la diferencia de

presion entre un bloque de matriz y su fractura circundante.

Los autores Gilman, J.R y Kazemi,H, SPEJ 1983, agregan un término de drene
gravitacional al esquema de doble porosidad. Las alturas de los contactos de
los fluidos se calculan para la matriz y la fractura, y la diferencia fue la fuerza
de empuje resultado del término de gravedad introducido. F, Sonier P,
Souillard, SPE novimbre 1988, y Litvak® A Saltter, SPE 1988, utilizaron
aproximaciones similares, pero agregaron saturaciones irreductibles a 105
calculos de profundidades de 105 contactos. Sus aproximaciones no incluyeron
la naturaleza del tiempo el cual es dependiente de la segregacion gravitacional
y, como es ilustrado por los autores anteriormente citados Gilman, J.R y

Kazemi,H, esto puede llevar a resultados optimistas.

Dean, R.Hy Lo,L.L, SPERE mayo 1988, demostraron que el efecto del drene
gravitacional podria ser incluido en términos de pseudo-presion capilar para
ambos( matriz y fractura), sin necesidad de incluir explicitamente un término de
gravedad. Ellos determinaron esos términos de presion pseudos-capilar por
ajuste de la historia con un modelo de una malla fina de simulacion de un solo

bloque de matriz.

C.A.Kossac y O.Gurpinar, SPE 2001, realizaron estudios sobre una

metodologia para la simulaciébn de yacimientos con presencia de vlgulos
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asilados, en la cual proponen una técnica numérica con la cual, a partir de
modelos de doble porosidad, se pueden generar curvas compuestas que
representan el comportamiento de un sistema de triple porosidad. Para generar
estas curvas es necesario conocer la fraccion de vagulos, distribucién, asi
como una aproximacion de la relacion de viscosidad y fuerzas gravitacionales

en el yacimiento.

Otra publicacién perteneciente a M.l. Oscar Moran Ochoa, PEMEX-RESNY,
mayo 2006, de la red de expertos de simulacion numérica de yacimientos de
PEMEX, aborda la misma metodologia para la recuperacién de aceite de
vlagulos asilados, mediante la generacion de un modelo de porosidad sencilla,
malla fina, con bloques de matriz conteniendo vigulos y rodeado por fracturas,
que permite realizar las curvas de permeabilidad relativa y presion capilar
ajustadas, que representaran el comportamiento de un sistema de triple

porosidad con un sistema de doble porosidad.

Debido a que en México se presentan yacimientos naturalmente fracturados, y
con presencia de vugulos en la matriz, y la necesidad de realizar mejores
practicas en la simulacion numérica de yacimientos, es necesario contar las
bases que permitan determinar los factores que mas afectan para cada tipo de
aceite, y la mejor forma en que éstos se puedan explotar, razén por la cual se
realiza el presente trabajo de sensibilidad utilizando para ello datos reales de

yacimientos pertenecientes a México en modelos sintéticos.

Por la naturaleza propia de los yacimientos carbonatados, éstos generalmente
estan asociados a procesos en los cuales la roca se fractura generando
canales de flujo preferenciales; estos canales tienen caracteristicas propias de
porosidad y permeabilidad, dependiendo del tamafio del rompimiento, las
fracturas pueden ser desde tamafios de unos centimetros hasta tamafos
considerables como es el caso de las fallas. A pesar de que por sus
caracteristicas de permeabilidad, estas fracturas ayudan a tener mejor flujo, en
ocasiones pueden resultar contraproducentes ya que pueden poner en
contacto las zonas de agua o gas con la zona productora y generar a través de

ella comunicacién e irrumpimiento prematuro de los fluidos mencionados,
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generando que los procesos de recuperacion secundaria y/o mejorada resulten

ineficaces.

Algunos yacimientos carbonatados, ademas presentan porosidad secundaria
por disolucibn o dolomitizacién, debida a procesos diagenéticos; estos
procesos dan origen a la porosidad vagular. Los vagulos son espacios vacios
en la roca del yacimiento, creados por la diagénesis, y en algunos casos se
deben a la disolucién de componentes solubles en agua; dentro de la matriz del
yacimiento se pueden encontrar en forma aislada (sin conexién entre ellos) y/o
interconectados. En la presente tesis se pretende analizar las variaciones en
los ritmos de extraccion, los volumenes finales de recuperacién de aceite al
realizar cambios en la distribucién de vuagulos, interconexion de vugulos y

volumen de fracturas, para diferentes tipos de aceite.

Todo yacimiento cuenta con caracteristicas Unicas y particulares, como lo son
la porosidad, permeabilidad, compresibilidad de la roca, compresibilidad del
sistema de fractura, volumen de fracturas, distribucion de las mismas, entre
otras, siendo de gran importancia su comprension para el desarrollo de una
buena simulacién y fundamental el entendimiento de la forma en que estos
afectan, la forma de interaccién entre ellos, y su evolucién a lo largo de la vida

del yacimiento.

Cada fluido se encuentra constituido por diversos componentes y en diversas
proporciones, lo que le confiere a cada hidrocarburo un comportamiento y
caracteristicas especiales y Unicas. En la presenta tesis se intentara reproducir
el comportamiento de los diferentes parametros ( Bo, RGA, viscosidad, presion
de saturacion, etc) lo mas ajustado a la informacién obtenida en el laboratorio
para los fluidos de los yacimientos Cax, Kab, Yin lo que significa realizar un
ajuste pVT mediante WinProp (software especializado en la generacion de
ecuaciones de estado representativas de los fluidos) a los estudios de
laboratorio realizados a los fluidos de los campos mencionados. El ajuste debe
de ser bueno ya que uno de los factores principales de estudio en la tesis es la

viscosidad la cual tiene una gran importancia en el mecanismo de drene.
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Ya que los yacimientos carbonatados contienen mas de un 60% de petroleo
remanente de todo el mundo, y en México gran parte de las reservas se
encuentran almacenadas en este tipo de yacimientos es relevante conocer los
procesos mediante los cuales se fracturan, las diferentes clasificaciones de la

porosidad, temas que se tratan en los Capitulos 2,3y 4 de la presente tesis.

Finalmente, la simulaciobn numérica de yacimientos, es una herramienta util
para reproducir y predecir el comportamiento del yacimiento, siempre y cuando
la informacion introducida sea verdaderamente representativa de las
caracteristicas petrofisicas reales, asi como, una buena representacion de los
fluidos, ya sea mediante ecuaciones de estado o tablas de comportamiento
volumétrico, y que finalmente representen los procesos presentes en el
yacimiento en forma adecuada. El realizar una simulacion de un yacimiento le
permite al ingeniero apreciar los diferentes escenarios de produccion,
maximizar los gastos de produccién, estimar con certeza los volumenes de
aceite y gas iniciales, predecir los factores de recuperacion, lograr la mejor
ubicacion y terminacion de los pozos productores, asi como planear con
anticipacion el tipo de proceso de recuperacion secundaria o mejorada que
mejor desarrolle el yacimiento, por otro lado permite planear los tiempos
Optimos para la intervencion de pozos, entre muchas otras cosas, todo esto y
mas, sin la necesidad de realizar alguna operacion fisica que involucre un

gasto innecesario.

Al término de esta tesis se presentaran los resultados generados mediante
tablas, gréficas, figuras, factores de recuperacion, que permitiran crear
conclusiones sdlidas, y comparar los resultados obtenidos con la bibliografia

publicada referente al tema.



CAPITULO Il. CONCEPTOS GENERALES
2.1 Porosidad

La porosidad es una propiedad importante de la roca, que permite estimar el

volumen de los hidrocarburos en un yacimiento.

“La porosidad se define como la relacion entre el volumen poroso y el volumen
total de la roca (la propiedad inversa a la porosidad es la compacidad “, Freddy
Humberto Escobar, 2004.

Vp
¢ = V— 21
t

Vp = volumen poroso (m?)
Vi = volumen total (m°).

Vs = volumen de solidos (m°)

El volumen poroso puede entenderse como:
— — 2.2
V, =V, -V,

De acuerdo a la interconexion del volumen poroso, la porosidad se define en

porosidades absoluta y efectiva.

2.1.1 Porosidad Absoluta.
Es aquella porosidad que considera el volumen poroso de la roca esté o no

interconectado. Esta propiedad generalmente es medida en con pruebas de
laboratorio sobre nucleos completos o con nicleos de didametro entre 1 a 2
pulgadas. Una roca puede tener una porosidad absoluta considerable y no
tener conductividad de fluidos, debido a la carencia de interconexion entre

espacios porosos (Freddy Humberto Escobar, 2004).
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Donde:
Vpe= volumen de poros comunicados (m°).
Vpne= vVolumen de poros no comunicados (m).

V=  volumen total de roca (m>).

2.1.2 Porosidad Efectiva.
Es la relacion del volumen poroso interconectado con el volumen bruto de roca.

Esta porosidad es una indicacion de la disponibilidad de la roca para conducir
fluidos, sin embargo esta porosidad no mide la capacidad de flujo de una roca.
La porosidad efectiva se ve afectada por un numero de factores litolégicos
como lo son el tipo de roca, contenido e hidratacion de arcillas, entre otros.

— v 2.4

2.1.3 Porosidad Primaria
Un método comun de clasificacion de la porosidad se basa en la condicion de

formacion, es decir si se formo inicialmente o si fue producto de una diagénesis

subsiguiente (dolomitizacion), catagénesis, etc.

La porosidad primaria se debe a la depositacibn de sedimentos. Rocas
sedimentarias con este tipo de porosidad son: areniscas (detriticas o clasticas)
y calizas (no detriticas).

La porosidad primaria a su vez se clasifica en:

Porosidad intercristalina. Se refiere a los espacios existentes entre los
planos de un cristal o espacios vacios entre cristales. Muchos de estos poros
son sub-capilares, poros menores de 0.002 mm de diametro. La porosidad que
se encuentra entre cristales o particulas tamafo lodo se llama comunmente

“microporosidad”.

Porosidad Intergranular. Es funcion del espacio vacio entre granos, es

decir, de los espacios intersticiales de toda clase en todo tipo de roca. Esta
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porosidad comprende tamafio sub-capilar a super-capilar. Generalmente, los

espacios tienen un didmetro mayor de 0.5 micras.

Planos estratificados. Existe concentracion de espacios vacios de
diferentes variedades paralelos a los planos de estratificacion. Las geometrias
mayores de muchos yacimientos petroleros estan controladas por este tipo de
porosidad. Entre las causas de espacios vacios en los planos estratificados se
cuentan: diferencias de los sedimentos depositados, tamafio de particulas y

arreglo de depositacion y ambientes de depositacion.

Espacios Sedimentarios Miscelaneos. Esto se debe a: (1) espacios
vacios resultantes de la depositacion de fragmentos detriticos de fosiles, (2)
espacios vacios resultantes del empaquetamiento de oolitas, (3) espacios
cavernosos de tamafo irregular y variable formados durante el tiempo de
depositacion, y (4) espacios creados por organismos vivos en el momento de la

depositacion.

2.1.4 Porosidad Secundaria.
Ocurre por un proceso geoldgico o artificial subsiguiente a la depositacién de

sedimentos. Puede ser debida a la solucion o fractura (artificial o natural), o
cuando una roca se convierte en otra (caliza a dolomita). La porosidad
secundaria es el resultado de un proceso geoldgico (diagénesis y catagénesis);
que tomo lugar después de la depositacion de los sedimentos. La magnitud,
forma, tamafio e interconexion de los poros podria no tener relaciéon directa de
la forma de las particulas sedimentarias originales (Cancino Ortega Rodrigo,
tesis UNAM 2005).

La porosidad secundaria se clasifica en:
Porosidad de disolucion. Integrada por canales resultantes de la

disolucién del material rocoso por accién de soluciones calientes o tibias que

circulan o percolan a través de la roca. Las aperturas causadas por



meteorizacion (juntas alargadas y cavernas) y espacios vacios causados por

organismos vivientes pueden sufrir alargamiento debido a disolucion.

Dolomitizacion. Es el proceso mediante el cual la caliza se transforma en

dolomita segun la siguiente reaccion:

2CaCOs+Mg*?+ —»CaMg(COs)+Ca*? 2.2
(Caliza) (Dolomita)

Algunas rocas carbonatas estan constituidas solamente por calizas. Si el agua
circulante a través del espacio poroso contiene suficientes cantidades de
magnesio disuelto, el calcio en la roca puede intercambiarse por el magnesio
en solucion. Como el magnesio es considerablemente mas pequefio que el
calcio, la resultante dolomita tendrd una porosidad mayor, cuyo incremento

oscila entre el 12-13 %.

Porosidad de Fractura. Son aperturas en la roca producto del
cizallamiento estructural de las rocas del yacimiento debido a tension originada
por actividades tectdnicas tales como doblamiento y falla. Esta incluye juntas,
fisuras, y fracturas. Las porosidades de fractura normalmente no superan el 1

% en carbonatos, Cancino Ortega Rodrigo, tesis UNAM 2005.

2.1.5 Clasificacion de la Porosidad en Carbonatos

Una clasificacion de la porosidad en carbonatos es la propuesta por Choquette
y Pray, 1970, donde plantean la clasificacion en base al origen del espacio
poroso, por lo que las divisiones en su clasificaron son genéticas y no
petrofisicas.

Dividen el espacio poroso en dos clases, “Fabric selective” y “Nonfabric
selective”, términos que se usan para referirse a una relaciéon dependiente
entre la porosidad y los elementos que le dan la estructura o matriz a la roca. Si
la porosidad es ocasionada por el tipo de granos, lodos, cristales o por el

arreglo que tienen entre si en la matriz corresponden a “Fabric selective”; y si
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depende de huecos, fisuras o cavernas corresponde a “Nonfabric selective,
para una mejor comprension ver la Fig.2.1 donde se muestra de forma

esquematica dicha clasificacion.

Interparticula BP E
Fractura FR |
Intraparticula WP E
: 3 I
Canal
g Fenestral FE E‘ atars CH
z . 2 4=
rigo i
e (“shelter”) SH 8 o {"':.i‘;ns) VUG
P, De G m
h.' Lpie crecimiento
_____ Caverna cv
< o /
2 [ | Intercristatina BC E
< - s
g “Caverna” se aplica a los canales o huecos
de tamaiio igual o superior al de un hombre
o Méldica MO ﬂEI
w
n

Condicionada o no condicionada por fabrica

grietas de
retraccion

De brechificacion Perforacion Galeria

Fig.2.1 Esquema de la porosidad en carbonatos propuesta por Choquette y Pray 1970.

Los tipos de porosidad propuestos por Choquette y Pray son los siguientes:

1. Porosidad intraparticula: Esta es la porosidad dentro de los granos,
por ejemplo: el aposento (casa) de foraminiferos y de los bryozoarios, observar
Fig.2.2. Esta porosidad puede ser primaria, o puede ocurrir al principio de la
diagénesis por: 1) los procesos conocidos como maceracion, donde la materia
organica se pudre dentro de la estructura del esqueleto, o 2) removida
(probablemente por disolucién) del interior de una débil calcificacion de granos,

dejando sélo una cascara o corteza.
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Esta porosidad intraparticula prevalece particularmente en caparazones, 0
estructuras arrecifales donde las colonias de organismos masivos abundan.
La permeabilidad con este tipo de porosidad puede ser baja, debido a que los

poros no estan necesariamente conectados unos con otros.

Martriz
&y

Fig. 2.2 Representacién de porosidad intragranular (intraparticula).

2. Porosidad interparticula: Esta es la porosidad entre los granos y varia
de acuerdo con 1) el acomodo (tipo de empaque) de los granos. Como se
explicara mas adelante, el empagque mas abierto es el cubico y el mas cerrado
el romboédrico o 2) la forma del grano, con formas angulares o irregulares de
grano; por ejemplo esqueletos puntiagudos donde el empaque puede ser
extremadamente suelto y la porosidad alta. Incluso granos de carbonatos muy
finos pueden tener muy altas porosidades intergranulares iniciales, se muestra
un ejemplo de este tipo de porosidad en la Fig.2.3. La permeabilidad puede ser

alta pero depende del tamafo de las gargantas.
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Fig. 2.3Porosidad intergranular (interparticula) Grupo de Modernizacion Geoquimica, 2005.

3. Porosidad primaria mejorada: Este es el nombre sugerido, debido al
incremento en la porosidad (inter o itragranular) primaria ocasionado por
disolucion.

4. Porosidad intercristalina: Esta es la porosidad entre los cristales de un
tamafo relativamente similar, que tienen un crecimiento en el lugar
(normalmente) por recristalizacion o dolomitizacion. La permeabilidad es
fuertemente controlada por el tamafio de los cristales. Los cristales mas

pequefios son los de menor permeabilidad por efectos de tension superficial.

5. Porosidad de moldes: Los moldes son creados al ser removidos
ciertos granos por disolucion. Esta es una porosidad secundaria. La
permeabilidad podria ser baja si los moldes tienen wuna pobre
intercomunicacion, por lo que la eficiencia en la recuperacion es solo relativa a

la extension de conexiones entre los moldes.
6. Porosidad vagular: Los vagulos son huecos irregulares y representan

porosidad secundaria, pueden ser formados por disolucién, pueden ser tan

grandes como cavernas, se forman comianmente en las calizas homogéneas (0
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dolomitas). El tamafio y nUmero de las cavernas es crucial para determinar la

permeabilidad.

7. Porosidad por fracturas: Esta también es porosidad secundaria, ocurre
normalmente en calizas homogéneas y dolomitas. Cuando las fracturas son
todas paralelas; la eficiencia de recuperacion puede ser baja y la permeabilidad
fuertemente anisétropa, normalmente las fracturas ocurren en conjuntos
conjugados e intercomunicados; los cuales permiten altas permeabilidades,
incluso aunque la porosidad sea baja. Mediante las fracturas pueden pasar
fluidos que ocasionen disolucion y formar cavernas, probablemente por

dolomitizacion.

8. Porosidad estilolitica: Es la porosidad desarrollada por procesos de
disolucion-presion, puede servir en forma significante como via para la
migracion de fluidos, y pertenece a la porosidad secundaria, la permeabilidad

en este tipo es anisotropa paralela a las lineas de estratificacion.
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Fig.2.4 Estructuras del espacio poroso propuestas por Choquette y Pray 1970,

Cancino Ortega Rodrigo, tesis UNAM 2005.
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2.1.6 Factores que Afectan la Porosidad

2.1.6.1 Tipo de empaque.
El incremento de la presion de confinamiento hace que los granos

pobremente clasificados y angulares; muestren un cambio progresivo de
empaquetamiento aleatorio a un empaque mas cerrado, reduciendo con ello la

porosidad.

Segun el tipo de empague se tienen los siguientes valores de porosidad:
Cubico, porosidad = 47.6 %

Ortorrombico, porosidad = 39.54 %

Romboédrico, porosidad = 25.9 %

Tetragonal esfenoidal, porosidad = 30.91 %

Empaquetamiento cubico de esferas
D=47.64%

g

Empaquetamiento cubico de varillas

Empaquetamiento romboédrico de cilindricas de igual tamafio ®=1-11/4

/
esferas ®=25.96% T S
I

Empaquetamiento ortorrémbico
$=39.54%

Fig.2.5 Esquemas de los diferentes tipos de arreglos de porosidad.
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2.1.6.2 Grado de cementacion o consolidacion.
La consolidacion se refiere a la cantidad y calidad del material

cementante que une los granos, y que se forma posterior a la depositacion, ya
sea por dilucién de los mismos granos, o por transporte. La cementacion toma
lugar tanto en el tiempo de mitificaciébn, como en el proceso de alteracion de la
roca causada por agua circulante. Son materiales cementantes: carbonato de
calcio, carbonato de magnesio, carbonato de hierro, limonita, hematita,
dolomita de sulfato de calcio, arcillas, y combinaciones de estos (Cancino
Ortega Rodrigo, tesis UNAM 2005).

Las areniscas altamente cementadas presentan bajas porosidades. Lo
contrario ocurre con rocas poco consolidadas.

De la calidad del material cementante dependera la firmeza y compactacion de
la roca. Se tiene, entonces, formaciones consolidadas, poco consolidados y no
consolidados.

2.1.5.3 Geometria y distribucién de granos.
Se debe a la uniformidad o clasificacion de los granos. Dicha

clasificacion depende, a su vez, de la distribucion del tamafio del material, tipo
de depositacion, caracteristicas actuales y duracion del proceso sedimentario.
Cuando los granos son mas redondeados proporcionan mas homogeneidad al
sistema aumentando su porosidad.

2.1.6.4 Presencia de particulas finas.
El contenido de arcillas (particulas con un diametro menor de 0.001

micras) afecta negativamente la porosidad.
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2.2. Permeabilidad.

La permeabilidad es la capacidad que tiene el medio poroso para permitir el
flujo de fluidos en su interior (Freddy Humberto Escobar, 2004). En otras
palabras, la permeabilidad es una medida de la conductividad del fluido en la
roca, y juega un papel muy importante en la explotacion de los yacimientos.

En el sistema CGS la unidad de medicion de la permeabilidad es el Darcy,
establecida por Henry Darcy en 1856.

Para flujo lineal, la ley de Darcy dice que la velocidad de un fluido homogéneo
en un medio poroso es proporcional a la fuerza de empuje (gradiente de
presion) e inversamente proporcional a la viscosidad.
La ley de Darcy para flujo lineal requiere las siguientes condiciones:

1) Que el fluido se adhiera a los poros de la roca (fluido mojante).

2) Fluido saturando al 100 % el medio.

3) Flujo homogéneo y laminar.

La ley de Darcy establece que el gasto Q, que pasa a través de un medio
poroso es directamente proporcional al area (A) de la seccién transversal
perpendicular al flujo, y a la diferencia de presiones ( AP) entre las caras de la
entrada y salida del mismo, e inversamente proporcional a la viscosidad del
fluido circulante (u), a la longitud del medio L (Ivan Arango, Denidey Nava, tesis
UNAM 2004).

K*A*AP 2.6

Q="

Despejando k la ecuaciéon quedaria de la siguiente manera:

k_Q*,U*L 2.7
~ A*AP
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2.2.1 Tipos de Permeabilidades.

2.2.1.1 Permeabilidad absoluta.

Es aquella permeabilidad que se mide cuando un fluido satura 100 % el
espacio poroso. Normalmente, el fluido de prueba es aire o agua (Freddy
Humberto Escobar, 2004).

2.2.1.2 Permeabilidad efectiva.
Es la medida de la permeabilidad a un fluido que se encuentra en

presencia de otro u otros fluidos que saturan el medio poroso; Freddy
Humberto Escobar, 2004.

La permeabilidad efectiva es funcion de la saturacion de fluidos, siempre las
permeabilidades relativas son menores que la permeabilidad absoluta.

_Qef*/uef*l— 2.8
of A* AP

2.2.1.3 Permeabilidad relativa.

Es la relacibn existente entre la permeabilidad efectiva y la

K
permeabilidad absolutak, :k—f. Esta medida es muy importante en ingenieria

a
de yacimientos, ya que da una medida de la forma como un fluido se desplaza
en el medio poroso. La sumatoria de las permeabilidades relativas es menor de
1.0. A la saturacioén residual de crudo (Sor); 0 a la saturacion de agua connata
Swe; se tiene que ki= kabs. Si un 2-3 % de fase no-mojante se introduce, ésta se
mete a los poros grandes y obstaculiza el flujo de la mojante (ver la seccion de
curvas de permeabilidades relativas). Si los poros fueran iguales, no habria
obstaculos (Cancino Ortega Rodrigo, tesis UNAM 2005).

2.2.2. Curvas de Permeabilidad Relativa.
Las curvas de permeabilidad relativa tienen un papel importante en la

simulaciéon de yacimientos, ya que estas determinan los resultados de la

prediccion del comportamiento del yacimiento. Los valores de permeabilidad

relativa obtenidas en laboratorio pueden diferir de los valores reales de la
~18 ~



formacion, debido a las heterogeneidades de la formacién; ya que los valores

son obtenidos a partir de nucleos que representan una porcién del yacimiento.

Las curvas de permeabilidades relativas de la fase no mojante normalmente
tienen la forma de S. La curva de permeabilidad relativa de la fase mojante es
concava, ver Fig. 2.6 y 2.7. Para sistemas agua-aceite el agua es mojante en
la mayoria de los terrigenos, sin embargo en las rocas calcareas se ha
encontrado que tienen mojabilidad de intermedia a preferente mojado por
aceite, en sistemas petroleo-gas, el petréleo es la fase mojante.

En sistemas trifasicos se forman bancos petroleo-agua o gas-petréleo, lo cual
no se presenta en el yacimiento, excepto, en la cara del pozo, en la zona de

transicion, o en zonas donde hay pérdidas bruscas de la permeabilidad.

Y Kro
04 \
Fese no mojanie
(Forma de S)
08
07 \\
06 \

kr \ l\ w
05
04

/
/
i ﬁ—'aaw mojdnte

\ (Copcava phacia
arritpa)

1A ]

0 10 20 30 40 50 60 70 80 90 100

Sw

Fig.2.6 Curva tipica de permeabilidad relativa para sistema agua-aceite;
Freddy Humberto Escobar, 2004.
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1.0

Fase no mojante
(forma de S)

Kr

Fase mojante
Concava hacia
arriba

Saturacion equilibrada de gas

Swc+Sor 1.0
SL

Fig.2.7 Curva tipica de permeabilidad relativa para sistema gas-aceite;
Freddy Humberto Escobar, 2004.

2.2.3 Permeabilidad en Fracturas Naturales.

En el caso de un yacimiento naturalmente fracturado se tiene la presencia de
dos sistemas, el sistema de matriz y el sistema de fracturas, por lo tanto se
puede hacer referencia a la permeabilidad de la fractura, permeabilidad de

matriz y permeabilidad del sistema matriz fractura.

Es posible estimar la permeabilidad de las fracturas mediante una combinacion
de la Ley de Poiseuille para flujo viscoso de liquidos.
:WO*A(PJ._PZ) 2.9
12* u*L

y la Ley de Darcy para flujo laminar en régimen estatico de fluidos

incompresibles

q- 9.86*10°*k * A(P, - P,) » 10
u*L
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Ademas asumiendo una fractura de ancho wp, una longitud L, y una extensiéon
lateral de la fractura igual a H, para este sistema el area transversal es wgH,
mediante una igualacion de las permeabilidades en ambas ecuaciones y un

manejo matematico se llega a la ecuacion final:

k =8.45*10°w? (darcy) 211

Siwp esdadoencmy

k = 54*10°wZ (darcy) 212
Si wp es dado en pulgadas.

En un sistema de doble porosidad matriz-fractura la doble permeabilidad se

puede calcular con la siguiente ecuacion:

Kn * A, + K * A 2.13

kav
A

2.2.4 Correlaciones Para Permeabilidad Relativa.

2.2.4.1 Correlacion de Wahl y asociados.
Esta fue obtenida de mediciones de campo en yacimientos de areniscas.

k
"= A(0.0435 + 0.4556 A) 214

A 1_Sgc _Swi _So
- SO_Sor

2.15

2.2.4.2 Correlacion de Pirson.
Para rocas con porosidad intergranular y para flujo de gas en

condiciones de drenaje, las ecuaciones son:

k :\/8783 2.16
krg = (l_ Swn)lisw \Hl_ SWn ] 247
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S

— W_SWi 2.18
wn 1-5

wi
Para las rocas con porosidad intergranular y para flujo simultaneo de agua y

petréleo en condiciones de imbibicién, las ecuaciones son:

k — S S3 2.19
N 2 20
1- Sor - Swi
2.2.4.3 Correlacion de Stone.
Stone presentd un ajuste estadistico para estimar la permeabilidad

relativa al petroleo en sistemas trifasicos con base a los datos de
permeabilidades relativas para sistemas de agua, petréleo y gas:
Ko = (Ko + K )(Krog +Kig) = (K, +Kpg) 2.2l

row rog
krow = permeabilidad relativa al petréleo para un sistema agua-petréleo.
kiog = permeabilidad relativa al petroleo para un sistema gas-petroleo
knw= permeabilidad relativa al agua

k= permeabilidad relativa al gas.

En caso que ki, esté definida con respecto a la permeabilidad efectiva del
petréleo a la saturacibn maxima de éste, la ecuacion anterior toma la siguiente

forma:

o (kro + krw)(krog + krg ) - (krw + krg) 2.22
° I(row (1_ ch)

Kow@-S,.)es k,asS, =1-S, —S, maxima 223

2.3 Presion Capilar.

2.3.1 Capilaridad.
Cuando un capilar se sumerge en la interface de dos fluidos puede producirse

un ascenso o0 un descenso de la interface. En el primer caso se produce el
denominado "ascenso capilar’, y en el segundo caso se habla de "descenso

capilar”. Estos movimientos ocurren como consecuencia de los fendmenos de
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superficie que dan lugar a que la fase mojante invada en forma preferencial el
medio poroso. En términos generales, el ascenso o descenso capilar se
detiene cuando la gravedad contrarresta (en funcion de la altura, de la
densidad de los fluidos, del diametro del poro y de la atraccién entre la roca y el
fluido) la fuerza capilar desarrollada en el sistema.

La Fig.2.8 muestra el fendbmeno de capilaridad en una interface agua-petroleo,
donde se genera el ascenso capilar.

Petroleo

Ascenso Capilar

Altura

P Interfase “libre”

Fig.2.8 Ejemplo del fendmeno de capilaridad; tomado de ww.inlab.com.ar.

En este caso (capilar cilindrico), la fuerza que origina el ascenso capilar esta
expresada por:

Fuerza(T) = o, x Cos6,, x 27R 224

Donde,
Owo = Tensioén interfacial (Dinas/cm)
Bwo = Angulo de contacto de la interface liquida con la superficie del sélido.

r = Radio del capilar (cm)
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Por otra parte, el peso adicional de la columna, debido al cambio de petréleo

por agua durante el proceso.

Pesoadicional delacolumna = zr*hgAd 2.25

Donde,
h = Ascenso Capilar (cm)
g = aceleraci6n de la gravedad (cm / seg?)

AS = Diferencia de densidad entre los fluidos (g / cm®)

Y en el equilibrio, ambas fuerzas se compensan exactamente, de modo que

igualando las expresiones despejando la altura "h", obtenemos:

_2.0,,C0s0,, 2.26
r*g*Ao

h

La expresion 2.26 muestra la dependencia de los efectos capilares con el
diametro del tubo, con la tension interfacial y el angulo de contacto (mojabilidad

del sistema) y la diferencia de densidad entre fluidos.

2.3.2 Drene, Imbibicién e Histéresis.
El drene se define como la accion de inyectar un fluido no mojante a una roca

porosa (Gustavo Prado, tesis UNAM 2004). Si el aceite se comporta como la
fase no mojante en un yacimiento, al principio de la explotacion se presentara
un desplazamiento por drene.

Una definicion mas general para drene es “El desplazamiento de un fluido

mojante por uno no mojante”.

La imbibicién se define como el proceso mediante el cual una roca porosa
absorbe una fase mojante y, la imbibicion espontanea se refiere al proceso de
una roca de absorber la fase mojante sin la necesidad de una fuerza (presion)
que la obligue (Gustavo Prado, tesis UNAM 2004).
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IMbIDICION \ ssteress \

Fig. 9. Curva representativa de los fendémenos de drene e imbibicién,
Freddy Humberto Escobar, 2004.

Como en el caso anterior una definicion mas general de imbibicion es:
Desplazamiento de una fase no mojante por un fluido mojante.

Para una distribucion de poros convencional y homogénea; la presion capilar
por imbibicion es aproximadamente la mitad de la magnitud de la presion
capilar por drene, y la diferencia en la trayectoria de las curvas presenta el
fendmeno de histéresis.

En un proceso de saturacion y de-saturacion, las presiones capilares medidas
no son las mismas en un proceso de imbibicion que en un proceso de drene,
debido a que el camino termodinamico es aleatorio y por tanto diferente, tal
diferencia en los valores de presion capilar se conoce como Histéresis (Freddy
Humberto Escobar, 2004).
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Drene , mojabilidad: agua

el nuclen se encuentra inicialments
saturado can agua v es desplazado
por aceite.

Umbral de
presdin

Fig.2.10 Histéresis en el proceso de drene; Freddy Humberto Escobar, 2004.

En la Fig.2.10 se ejemplifica el proceso de drene y el fendmeno de histéresis

para la curva de presion capilar.

imbibician, mojabilidad aceite.

el nucleo se encuentra inicialmente
safurado con agua, |

el aceite imbibe espontaneamente.

Pc

El aceite drena

Fig.2.11. Curva de presion capilar en un sistema mojado por aceite,
Freddy Humberto Escobar, 2004.
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La Fig.2.11 representa el proceso de imbibicidbn espontanea en un nucleo

mojable por aceite.

20 4

Drenaje

Imbibicion
espontanea

Imbibicion
forzada

Presion capilar, cm de Hg

20

La Fig.2.12 representa el
comportamiento de los procesos
de drene e imbibicion para un
nacleo con mojabilidad

intermedia.

Fig. 2.12. Curva de presion capilar para un sistema con mojabilidad intermedia;

Freddy Humberto Escobar, 2004.

2.3.3 Efectos de la Mojabilidad Sobre la Presiéon Capilar.

De acuerdo con investigaciones realizadas sobre diferentes tipos de nucleos,
presentada por W.Anderson, SPE-CONOCO, 1986, 1987 a, 1987 b, se ha

demostrado que la mojabilidad puede afectar la presion capilar en alguna de

las siguientes formas:

En un medio poroso con mojabilidad no-uniforme, las curvas de presion capilar

son insensibles a la mojabilidad cuando el angulo de contacto es menor a 50°

(0.87 radianes), esta insensibilidad se debe a los efectos de la geometria de

poros y a las superficies extremadamente rugosas, que hacen que el angulo de

contacto efectivo sea cero.
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En algunos ndcleos con mojabilidad mixta o fraccional, es posible para ambos
fluidos embeber libremente cuando se presenta la saturacion irreductible para

alguno de los fluidos.

La minima saturacion residual de aceite (ROS por sus siglas en ingles Residual
Oil Saturation), ocurre cuando un sistema con mojabilidad uniforme presenta
una ligera preferencia a ser mojado por aceite, o en su defecto con mojabilidad
neutra. Si el yacimiento presenta mojabilidad mixta o fraccional, entonces la
saturacion residual depende de; la cantidad y distribuciéon de las superficies

mojadas por agua y aceite.

Cuando un medio es fuertemente mojado, el fluido con preferencia en
mojabilidad, embebe espontdneamente, desplazando el fluido no-mojante. Este
gasto dependera de factores como la mojabilidad, viscosidad, estructura de

poro y saturacion inicial.

Si el yacimiento presenta mojabilidad intermedia, o mojabilidad por aceite, y si
se usa un nucleo limpio mojable por agua, las curvas de presién capilar no son
representativas del comportamiento del yacimiento, debido a qué se sobre
estima el peso de la zona de transicion, y una inapropiada estimacién del agua

intersticial.

2.4 Mojabilidad.

La medicion de la mojabilidad en un medio poroso es algo casi imposible, por lo
que se ha recurrido a realizar mediciones indirectas que indiquen que tan
afines son la roca y los fluidos. Uno de los principales métodos es el angulo de

contacto.

Si el angulo de contacto 8 < 90° (midiendo el mismo angulo en la fase agua);
dice que el sistema es mojado por agua, y si 6 > 90° hace referencia a un
sistema mojado por aceite. En virtud de la variacién del contenido mineraldgico
del medio poroso, y a la depositacibn de compuestos organicos procedentes
del crudo, habra zonas de diferente mojabilidad concepto conocido como

mojabilidad mixta. En un medio poroso el fluido mojante ocupa los poros
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menores y el no-mojante los mayores. La mojabilidad de un gas practicamente
no existe, esto hace que el gas se localice en las zonas de mayor

permeabilidad y porosidad.

Sistema atractivo Aire
6 < 90 grados
S N
Agua ™\
VIDRIO
Sistema repulsivo
6 > 90 grados T~
P TN Aire
/ \
/ \
/
{
Mercurio \
/
VIDRIO

Fig.2.13 Ejemplo de sistemas mojados por agua y por aceite; Freddy Humberto Escobar, 2004.
2.4.1 Tipos de Mojabilidad.

2.4.1.1 Sistema mojado por agua.
Cuando el aceite y el agua se encuentran localizados juntos sobre una

superficie, se forma una curva de interface entre el aceite y el agua, cuyo rango
del angulo de contacto varia desde 0 a 180° (0 a 3.15 radianes).

Por convencion el angulo de contacto 6 es medido a través del agua.
Generalmente cuando 6 se encuentra entre 0y 65 o 75° (0 a 1.31 radianes) se

dice que el sistema es mojado por agua.

2.4.1.2. Sistema mojado por aceite.

De acuerdo al angulo de contacto 8 medido en la interface entre el agua
y el aceite, si se encuentra entre un rango de 180° hasta 120° (3.15 a 2.09

radianes) el sistema se define como mojado por aceite.
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2.4.1.3 Sistema con mojabilidad neutra.
Se dice que un sistema pose mojabilidad neutra cuando el angulo de

contacto 6 se encuentra entre 70- 110°.

Es importante mencionar que, estos valores no son Unicos, los rangos pueden
variar de investigador a investigador, y asi podemos encontrar en algunas
ocasiones que una roca tiene mojabilidad neutra cuando su angulo se

encuentra entre 60 y 120°

2.4.1.4 Sistema con mojabilidad mixta y fraccional.
En los sistemas anteriormente mencionados, la mojabilidad sobre las

superficies, se mantiene tan uniforme como sea posible. Efectos adicionales
sobre la mojabilidad ocurren cuando el sistema no posee mojabilidad uniforme
(fraccional o mixta); donde porciones de la superficie son fuertemente mojables
por agua, mientras que, la superficie remanente es fuertemente mojada por
aceite. La Fig.2.14 ilustra los tres tipos basicos de mojabilidad anteriormente
explicados.

El término “mojabilidad mixta”, aplica para una mojabilidad con un tipo
especial de fraccion y continuidad en la superficie, en la cual; las superficies
mojadas por aceite forman agrupamientos continuos a través de los poros
grandes. Los poros pequefios son mojados por agua; y no contienen aceite

(Apanco Hernandez y Ramirez Keyla, tesis UNAM 2004).

La principal diferencia entre la mojabilidad mixta y fraccional, estriba en que la
mojabilidad fraccional no implica ninguna localizacion especifica para las
superficies mojadas por aceite y agua, 0 agrupamientos continuos de zonas
mojadas por aceite (W.Anderson, SPE-CONOCO, octubre 1987).
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Sistema mojable por agua Sistema con mojabilidad neutra

Aceite  I'g Aceite
Agua Agua
Sistema mojable por aceite
Aceite
8 -
Agua Y.

Fig. 2.14 Ejemplos de los diferentes tipos de mojabilidad, tomada de www.inlab.com.ar.

2.4.2 Efectos de la Mojabilidad Sobre la Permeabilidad Relativa.

Los siguientes conceptos fueron extraidos de los articulos técnicos
presentados por W.Anderson, 1987a, 1987 b, concernientes a la mojabilidad,
en la cual hacen estudios sobre la mojabilidad de diferentes tipos de ndcleos y

los parametros que ésta puede afectar.

La permeabilidad es funcién de la mojabilidad, de la geometria de poro, la
distribucion de fluidos, saturaciones e historia de saturacion. La mojabilidad
afecta la permeabilidad relativa mediante el control del flujo y la distribucién

espacial de fluidos en el medio poroso.

En un yacimiento con mojabilidad uniforme, la permeabilidad efectiva al aceite;
y a la saturacion inicial de agua, decrece conforme cambia la mojabilidad de

agua a aceite. La permeabilidad relativa al agua incrementa, y la permeabilidad
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relativa al aceite disminuye; conforme el yacimiento se vuelve mas mojado por

aceite.

En yacimientos con mojabilidad mixta, los poros grandes son mojables por
aceite y saturados por este, mientras que los poros pequefios son saturados y
mojables por agua. Los efectos de la mojabilidad mixta se reflejan en cambios
en las curvas de permeabilidad relativa cuando se comparan con curvas de
mojabilidad uniforme o fraccional, debido a la continuidad de paquetes de poros

a traveés del yacimiento.

La fase mojante en las curvas de drene e imbibicibn muestra una pequefia
histéresis en los sistemas fuertemente mojables. Sin embargo, experimentos
en estado inestable, han mostrado una pequefia histéresis en la fase no

mojante, que significa histéresis en la fase mojante.

En muchos sistemas fuertemente mojables, la permeabilidad relativa de la fase
mojante es principalmente funcién de su propia saturacion, y es muy similar en

las mediciones de permeabilidad para dos y tres fases.

Bajo dominio de las fuerzas viscosas, las fases tienden a moverse
preferentemente por los canales porosos de mayor diametro, y esta situacion
se presenta en zonas de alto flujo, donde los gradientes de presidén dinamicos

superan ampliamente las presiones capilares del sistema.

Sin embargo, en zonas de bajo gasto de circulacion de fluidos (lejos de pozos
productores o inyectores); las fases tienden a ocupar los canales propios de los
equilibrios estaticos. En estas condiciones, la fase mojante (o aquella a la que
la roca muestra mojabilidad preferencial), tiende a ocupar los poros de menor
diametro, de modo que, las curvas de permeabilidades relativas pueden
cambiar notablemente de una zona a otra del yacimiento. La fase mojante es

menos movil en desplazamientos a baja velocidad.
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En las siguientes figuras, se
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imbibicion, observando
claramente una disminucion en
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Fig.2.15 Efectos de la histéresis sobre la permeabilidad relativa; Freddy Humberto Escobar, 2004
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Fig. 2.16 Efectos del &ngulo de contacto sobre la permeabilidad relativa;

Freddy Humberto Escobar, 2004.
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Permeabilidad relativa

En la Fig.2.16 se observa el desplazamiento de las curvas de permeabilidad

relativa en funcion del

iE angulo de contacto de
las interfaces no-

mojante-mojante.
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Fig. 2.17 Efectos de drene e imbibicion en la curva de permeabilidad relativa;
Freddy Humberto Escobar, 2004.

2.5 Saturacion de Fluidos.

Es la relacion que expresa la cantidad de fluido que satura el medio poroso.
Conocida dicha cantidad y la extensiéon del volumen poroso se puede
volumétricamente determinar cuanto fluido existe en una roca (Arango Ivan y

Nava Denidey, tesis UNAM 2004).

Se tiene que parar cualquier yacimiento, a un tiempo cualquiera de explotacién

se cumple la siguiente condicién:

Zsf =1 2.27
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2.5.1 Saturacion Inicial.
La saturacion inicial de fluido en un medio poroso, es el volumen inicial de un

fluido medido a la presion y temperatura a que se encuentre el medio poroso,

entre su volumen de poros.

Sfi _ \/_f| 2.28
Vp

Donde:
Sfi= saturacion inicial de fluido.
Vfi= volumen inicial de fluido.

Vp= volumen de poros.

2.5.2 Saturacion Critica.
Se define como saturacion critica al valor de saturacion a partir del cual un

fluido puede comenzar a moverse (R.J Blackwell, IOCCOC, 1987).

2.5.3 Saturaciéon Residual de Aceite.

El término saturacion residual es usado en muchos contextos dentro de la
literatura, estos incluyen:

1) Saturacion irreductible de aceite

2) Saturacion promedio (en balance de materia).

3) Saturacion residual de aceite en areas barridas por agua.

La saturacion residual de aceite (IOS por su significado en ingles Irreductible
Oil Saturation); es la saturacion a la cual el aceite se vuelve inmovil o
completamente estético (R.J Blackwell, IOCCOC, 1987).

Algunos métodos usados para medir la saturacion residual de aceite son:
e Analisis de nudcleos.
¢ Nducleado especializado.
e Estudios de ingenieria de yacimientos.
e Registros geofisicos.
e Mediciones de gradiente de presion.

e Estudios de trazadores quimicos.
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Los conceptos de saturacién critica de agua, saturacion critica de aceite,

saturacion residual de aceite, se ejemplifican en la Fig.2.18.

Solo fluye
aceite

Hh‘\\l'{rc:-

Fgse no mojanie
(Fprma de S5)

k \ Krw 4

r /
os

22 \ /' Fasl mojafnte

\ /] (Cohcava hacia
/ arrilpa)

02 \"
7
_/
iy
i 1a 20 ki 40 =] &0 Ta ED =] 100
—
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El aceite se
Swc . .
1-Sor vuelve inmo6vil

Fig.2.18. Saturacion de fluidos; Freddy Humberto Escobar, 2004.
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CAPITULO lIl. YACIMIENTOS NATURALMENTE
FRACTURADOS.

3.1 Importancia de la Simulacién de Yacimientos
Naturalmente Fracturados.

Como se menciond anteriormente, en México cerca del 75 % del hidrocarburo
se obtiene de yacimientos carbonatados naturalmente fracturados, por lo
tanto, es necesario conocer con certidumbre sus propiedades, el
comportamiento, y en base a ello realizar una caracterizacion del yacimiento,
gue permita evaluar y simular las condiciones de flujo bajo diferentes

expectativas de produccion de una manera certera.

La caracterizacion del medio fracturado, debe iniciarse durante la etapa de
exploracién. Los gedlogos deben encargase de generar modelos conceptuales
en base al conocimiento de los esfuerzos regionales, el estado de los
esfuerzos, etc. Esto es de importancia en los yacimientos naturalmente
fracturados, porque determina en gran medida las caracteristicas de las

fracturas como son, orientacion, apertura, conductividad, etc.

Algunas de las ventajas de tener un modelo de simulacion numérica
representativo del yacimiento, que considere el grado de fracturamiento son:
1. Se puede tener una mayor certidumbre en el volumen original
de hidrocarburos.
2. Se puede tener una mejor distribucion de los hidrocarburos
atribuibles al sistema de matriz y al sistema de fracturas.
3. En el caso de los sistemas matriz—fractura, el factor de
recuperacion es sensible al ritmo de extraccion.
4. Las zonas drenadas también son funcion del ritmo de

extraccion y de la forma de terminacion de los pozos.
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5. En funcidon de los puntos anteriores, se puede definir cuales
serian las zonas 6ptimas de terminacion de los pozos, y la
forma de los mismos.

6. Determinar el gasto 6ptimo de produccién de los pozos.

7. Analizar la factibilidad de implementar procesos de
recuperacion secundaria y/o mejorada

8. Llevar a cabo una administraciéon integral de yacimientos,
analizando diferentes opciones de explotacion.

9. Evaluar en forma confiable la posibilidad de utilizar nuevas
tecnologias, y/o, adecuar las existentes a las necesidades del

campo.

La principal diferencia entre la simulacion numeérica de yacimientos fracturados,
y yacimientos homogéneos, esta en la formulacion matematica, en la cual para
el caso de los yacimientos homogéneos, el flujo es entre celdas continuas, en
tanto qué, para yacimientos fracturados; existira flujo entre celdas continuas,
pero también existira un flujo entre la matriz y la fractura, cominmente

expresado como un término fuente o sumidero en la celda de andlisis.

3.2 Fractura Natural.

Una fractura natural es una discontinuidad plana macroscopica, que resulta de
esfuerzos que exceden la resistencia a la ruptura de la roca (Garcia Olga lidia,
tesis UNAM 2004). Otra definicion de fractura natural, la considera como una
discontinuidad plana macroscoépica, que pasa naturalmente en una roca debido

a la deformacion o diagénesis fisica.

Se entiende como fractura natural, cualquier discontinuidad que rompe el
bloque de roca; a lo largo de hendiduras, fisuras, grietas, que en algunos
casos, pueden ser identificadas por la presencia de escurrimientos aceitosos y
mineralizaciones (Garcia Olga lidia, tesis UNAM 2004), como se puede

observar en la Fig 3.1.
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El término de fractura natural, se refiere al hecho de que no es una fractura

inducida por el ser humano, como lo es el fracturamiento hidraulico.

Fig. 3.1 Afloramiento de una formacién naturalmente fracturada;
Arana V.H, FI-UNAM 2006.

3.3 Yacimiento Naturalmente Fracturado.

Un vyacimiento naturalmente fracturado, es un yacimiento que contiene
fracturas naturales. La presencia de fracturas tiene efectos tanto positivos
como negativos en la explotacion de hidrocarburos, por ejemplo, si se tuvieran
fracturas abiertas no cementadas o parcialmente mineralizadas, éstas tendrian
un efecto positivo en el flujo de aceite, pero efectos negativos con el flujo de
agua o de gas debido a la conificacion, o a la alta movilidad de fluidos en la

fractura.

En el caso de fracturas totalmente mineralizadas, éstas pueden crear barreras
impermeables para todos los tipos de fluido, generando en los yacimientos
pequefios compartimentos no comunicados, reduciendo la recuperacion de
aceite, y posiblemente un decremento en los gastos de produccién de

hidrocarburos.

~39 ~



3.3.1 Clasificacion de los Yacimientos Naturalmente Fracturados.

Para que la clasificacion de los yacimientos naturalmente fracturados (ynf)
resulte valida, se debe conocer tanto el sistema de fracturas naturales, como el
sistema de matriz de un yacimiento, ademas de la compleja interaccion de flujo
entre esos sistemas.

Muchos son los factores que afectan el flujo de fluidos en un yacimiento
naturalmente fracturado, incluyendo la orientacion de los esfuerzos, las
direcciones de las fracturas naturales, si las fracturas estan rellenas de
minerales o son abiertas, las propiedades y fases de los fluidos, y la historia de
produccion e inyeccion del campo.

Los yacimientos naturalmente fracturados en bases a las condiciones de flujo,
pueden ser representados con los siguientes sistemas:

e Sistema doble porosidad-simple permeabilidad.

e Sistema doble porosidad-doble permeabilidad.

e Sistema triple porosidad.

En un sistema con doble porosidad, la doble porosidad se debe a la fracturay a
la matriz. En estos yacimientos el flujo de los hidrocarburos en las celdas de los
modelos de simulacién es a través de las fracturas, en tanto que la matriz juega
un papel de fuente o sumidero en cada una de las celdas. Este sistema se
conoce como un sistema doble porosidad o doble porosidad-simple
permeabilidad. En éste los fluidos existen en un sistema interconectado. La
matriz, usualmente ocupa la parte mayoritaria del volumen del yacimiento y las
fracturas altamente permeables, ocupan la parte minoritaria del yacimiento
(Arango Ivan y Nava Denidey, tesis UNAM 2004).

En un yacimiento de doble porosidad es necesario conocer ademas:

a. Las propiedades del sistema (matriz y fractura).
b. Las funciones de transferencia de fluidos entre la matriz y la fractura.
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c. La presencia, orientacion y caracteristicas de las fallas, y las fracturas

naturales.

Sistema doble porosidad doble permeabilidad.

En este tipo de sistemas se cuenta con flujo entre celdas, tanto en fracturas
como en matriz, y el aporte de fluidos en los pozos productores; proviene tanto
de la matriz como del sistema de fracturas en forma directa (ver Fig 3.2). Esto
hace mas complicada la simulacion numérica, ya que se presentan condiciones
de flujo entre los bloques de matriz; lo que hace que la convergencia de la
parte matematica sea mas dificil, en especial cuando las propiedades
petrofisicas son variables, o cuando la variacion de volumen por celda es

grande.

Yacimiento Idealizado

fractura

matrix

Fig.3.2 Esquema representativo de un sistema de doble porosidad-doble permeabilidad;
Warren, J.E and Root, J.R, septiembre 1963.

Sistema triple porosidad.
Este tipo de sistema se denomina de triple porosidad debido a que presenta:
1) Porosidad del sistema de fracturas,

2) Porosidad del sistema de matriz y
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3) Porosidad del sistema de vugulos (ver Fig.3.3).
En éste sistema la matriz de la roca posee una fraccion de vugulos, los cuales
poseen alta porosidad y alta permeabilidad, permitiendo el almacenamiento de
grandes cantidades de hidrocarburos, estos fluidos se trasmiten a la matriz y
posteriormente hacia el sistema de fracturas. Los vugulos pueden o no estar
interconectados entre si, formando canales permeables, si lo estan forman un

sistema con triple porosidad-triple permeabilidad.

Yacimiento Real

\ fractura

vugulus matrix

Fig. 3.3 Esquema representativo de un sistema de triple porosidad;
Warren, J.E and Root, J.R, septiembre 1963

Una clasificacion de los yacimientos naturalmente fracturados; en base a la
interaccion existente entre las contribuciones de porosidad y permeabilidad
relativas, tanto del sistema de fracturas, como del sistema de matriz, es la

siguiente:

Tipo I. Tipo de yacimientos en los cuales, las fracturas proveen tanto la
porosidad primaria, como la permeabilidad primaria. Habitualmente poseen
grandes areas de drene por pozo, y requieren menos pozos para su desarrollo.
Muestran regimenes de producciones iniciales altos, pero también estan
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sujetos a una rapida declinacion de la produccion, irrupcion temprana de agua

y dificultades en la determinacién de reservas.

Tipo Il. Yacimientos que poseen una baja permeabilidad y baja
porosidad en la matriz y las fracturas, proveen la permeabilidad esencial para la
productividad. Estos yacimientos pueden tener regimenes de produccion
iniciales sorprendentemente buenos, para una matriz de baja permeabilidad,
pero pueden presentar dificultades durante la recuperacion secundaria, si la

comunicacion entre la matriz y fractura es pobre.

Tipo lll. Yacimientos que cuentan con alta porosidad, y pueden producir
sin fracturas, de manera que, las fracturas proveen permeabilidad adicional.
Generalmente, estos yacimiento son mas continuos y poseen regimenes de
produccion sostenidos buenos, pero pueden exhibir relaciones complejas de
permeabilidad direccional, generando dificultades durante la fase de

recuperaciéon secundaria.

Tipo IV. En estos yacimientos las fracturas no suman porosidad y
permeabilidad adicional a la matriz; sino que, por el contrario suelen constituir
barreras para el flujo, caso donde la fractura se encuentra totalmente

mineralizada, creando barreras impermeables y aislando zonas productoras.

Tipo M. Tipo de yacimientos que poseen alta porosidad y permeabilidad
matricial, de manera que, las fracturas abiertas pueden mejorar la
permeabilidad , pero las fracturas naturales a menudo complican el flujo de
fluidos mediante la formacidn de barreras. Algunas veces estos yacimientos se
encuentran en compartimentos, lo que hace que su desempefio sea inferior a
las estimaciones de productibilidad iniciales, y ocasionando variacion en los
factores de recuperacion secundaria dentro del yacimiento.

3.3.2 Parametros Distintivos de los Yacimientos Naturalmente
Fracturados.
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Durante la simulacion numérica de yacimientos es necesario ajustar la historia
de produccion, y el comportamiento del pozo, para obtener una prediccion
confiable y optimizar los gastos de explotacion del yacimiento. Gran parte de
una simulacion eficiente se debe a ciertos parametros, que claramente
diferencian a los yacimientos naturalmente fracturados de los yacimientos

convencionales. Algunas de las propiedades son las siguientes:

e La relacidon gas aceite, RGA, contra la recuperacion; éste valor puede
ser bajo en un yacimiento fracturado; comparado con un yacimiento
convencional. Esto se debe a que el gas liberado es segregado
rapidamente hacia la parte superior del yacimiento, a través de la red de

fracturas.

e El rango de declinacion de la presion por unidad de volumen producido,
es normalmente bajo en los yacimientos fracturados, debido a la buena

comunicacioén hidraulica que presenta la red de fracturas.

e La ausencia de zonas de transicion en yacimientos fracturados,
representa una caracteristica especial para este tipo de yacimientos. De
hecho, la zona de contacto de dos fases, por ejemplo, gas - aceite o
aceite — agua se representa por una superficie que separa a las dos
zonas, y no por una zona de transicion, como sucede en los yacimientos
homogéneos, sin embargo cabe aclarar que este fenémeno es
Gnicamente en la fractura, ya que a nivel de matriz, puede presentarse

todavia una alta saturacion de aceite en la zona invadida de agua.

e La caida de presibn en la cercania del pozo, en un yacimiento
fracturado, es muy pequefia, inclusive, para altos gastos de produccion,
la caida de presion no es significativa, fendbmeno que se debe a la alta
permeabilidad de las fracturas, las cuales funcionan como en el caso de

fracturamientos hidraulicos.

e La produccion de agua libre en un yacimiento fracturado, es una funcion

principalmente del rango de produccion, mientras que en un yacimiento
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homogéneo, la produccion de agua libre depende de las caracteristicas
de la roca, las caracteristicas PVT de los fluidos presentes y del rango

de produccion.

e Puede presentar propiedades PVT constantes, de acuerdo a la
profundidad, ocurren sélo si un proceso de convecciéon se lleva a cabo
como resultado de la expansion térmica, y las condiciones de

compresibilidad en el yacimiento.

e En la ausencia de una red de fracturas, los yacimientos con
permeabilidad baja tienen poca recuperacion, pero cuando se encuentra
presente una red de fracturas se convierten en yacimientos con
excelente produccion; debido a que la fractura permite a los
hidrocarburos fluir de la matriz a los pozos.

3.4 Flujo a Través de Fracturas.

En yacimientos naturalmente fracturados, normalmente la matriz (porosidad
intergranular) tiene baja permeabilidad; y contiene la mayor parte de los fluidos,
en un rango de 60— 99 % del crudo original.

Aunque estas fracturas contienen muy poco crudo, generalmente menor del

40 % del total, ellas juegan un papel importante en los gastos de flujo.

La presencia de fracturas es comun en rocas sedimentarias, y se forman por
tectonismo o reorientacion del campo de esfuerzos.

El significado de las fracturas como medios para permitir el paso de fluidos; se
puede evaluar considerando una fractura simple extendida cierta distancia
dentro de la roca, ver Fig. 3.4, usando la ecuacién de hidrodinamica para flujo
a través de placas paralelas:

g W rhap
fo12%u*L

3.1

Donde, h = altura o espesor de fractura, cm.
w = ancho de fractura, cm.
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L = Longitud de fractura, cm.
M = viscosidad del fluido, cp.

AP = Caida de presion, dinas/cm>2

P P2

W \
|
Fig.3.4 Modelo de flujo lineal en fracturas; Freddy Humberto Escobar, 2004.

La velocidad de flujo a través de las fracturas es:

g W *AP 2
w-h 124-L

Si la porosidad de la fractura es la unidad y la saturacion de agua connata
dentro de la fractura es cero, la velocidad real de acuerdo con la ley de Darcy
donde AP esta de dinas/cm2, k; es la permeabilidad de la fractura en darcies, p

en poisé, y L en cm, es:

v =9.869x107° *k, AP 33

p-L

La velocidad real se estima mediante:
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|4 3.4

vV, =——————
¢ (1-S,)

Donde la porosidad de la fractura es la relacién que hay entre su ancho por el
ancho total de la muestra. Bajo estas condiciones la permeabilidad de la

fractura en darcies es:

K, =8.444x10°¢, (1- S, )W 35

El volumen de crudo contenido en la matriz y fracturas es:
Vo =Vom +V0f 30

El volumen de crudo en la matriz y en las fracturas (sufijos m y f,

respectivamente) se pueden hallar mediante:

v, - ANg,(-g)0-S,, % 37
Vof — Ah¢f (1_ Swf% 3.8

Siendo el volumen recuperable de crudo calculado con la siguiente expresion
donde Fr es el factor de recuperacion.

Ve =V, *Fr+V,, *Fr 39

3.4.1 Capacidad de Almacenamiento.
La explotacibn de yacimientos naturalmente fracturados ha conducido a

nameros fracasos econdmicos. Los altos gastos de produccion iniciales de
aceite han llevado a los ingenieros en muchos casos a sobreestimar los

volimenes originales del yacimiento y las reservas de los mismos.

Los ingenieros de yacimientos generalmente tienen dos suposiciones:
a) Las fracturas tienen una capacidad de almacenamiento insignificante
y son solo canales de permeabilidad alta que permiten fluir a los fluidos.
b) La matriz tiene una capacidad de almacenamiento importante, pero

con una permeabilidad muy baja.
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Muchos yacimientos que inicialmente tienen una produccion alta, despuées de
un corto tiempo bajan drasticamente su produccién. Esto ocurre porque el
aceite se almacena en el sistema de fracturas, por consiguiente, es importante
estimar con exactitud el lugar donde se encuentra el aceite dentro del sistema

de fracturas.

La segunda suposicibn debe ser considerada cuidadosamente, si la
permeabilidad de la matriz es muy baja, entonces el aceite fluye de la matriz a
las fracturas, y esto podria ser muy lento, por lo que solo el aceite localizado en
la fractura se producird en el corto tiempo; si la matriz tiene una porosidad
razonable, entonces la capacidad de almacenamiento de la matriz es

importante.

Otros parametros que juegan un papel importante en la rapidez del movimiento
del aceite de la matriz, son: la permeabilidad de la matriz, la compresibilidad
total, la distancia o espacio entre las fracturas, y la viscosidad del aceite.
Debido a la baja viscosidad, el movimiento de gas en la matriz y en las

fracturas es mas rapido que el movimiento de aceite.

Es importante visualizar que la capacidad de almacenamiento de los
yacimientos naturalmente fracturados, varia ampliamente dependiendo del
grado de fracturamiento en la formacion y el valor de la porosidad primaria.
Mientras mayor sea el valor de la permeabilidad asociada a la porosidad
primaria, mayores seran las posibilidades de éxito en los volumenes de

produccion en los yacimientos naturalmente fracturados.

Las porosidades primaria y secundaria se presentan en diversas
combinaciones; lo cual hace que la capacidad de almacenamiento y
recuperacion de hidrocarburos en los yacimientos fracturados pueda variar,

como lo muestra la Fig.3.5.
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Fig.3.5 Porcentaje de la porosidad del yacimiento en las fracturas;
Garcia Franco Olga L, Tesis UNAM 2004.

De acuerdo a la Fig.3.5 se presentan tres casos en los cuales se tiene:

A) Cuando la capacidad de almacenamiento de los poros de la matriz es
mas grande que la de las fracturas (ver Fig.3.6.A), las condiciones de
explotacion pueden ser mejores, ya que dada la interaccion entre los fluidos
contenidos en los bloques matriciales, y los existentes en las fracturas, el aceite
obtiene un Optimo desplazamiento, lo que lleva a obtener recuperaciones
importantes.

B) Cuando la capacidad de almacenamiento de los poros de la matriz, y
de las fracturas es aproximadamente la misma (ver Fig.3.6.B), la matriz es
compacta y posee baja permeabilidad, en tanto, la permeabilidad de las
fracturas es altisima.

C) Cuando la formacién posee porosidad muy baja en la matriz, y por

ello la capacidad de almacenamiento se debe a las fracturas (ver Fig.3.6.C).
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Fig.3.6 Distribucion de la porosidad en yacimientos naturalmente fracturados.

En este tipo de yacimientos se pueden presentar diversas situaciones como:
e La saturacién de agua es muy alta; aunque inmovil.
e Se presentan altos gastos iniciales de produccion de aceite, aunque
declinan drasticamente en un corto tiempo.
e Al paso del tiempo se llegan a presentar problemas de explotacion,
cuando la capacidad de almacenamiento de una matriz es muy alta y su
permeabilidad muy baja; lo que hace que la interaccion entre ambos

sistemas sea mas lenta.

3.4.2 Coeficiente de Almacenamiento.
Warren,J.E y Root J.R, SPEJ 1963, mostraron que uno de los parametros que

controla el comportamiento de un sistema de doble porosidad es “w” conocido

como el coeficiente adimensional de almacenamiento.

2
smoar _ (Ca® ) tm

(Cqe™),

3.10

Por lo que:

o = ¢Vrf th 3.11
(¢Vrf th ) + (¢Vrm Ctm)

De la cual se obtiene que el coeficiente de almacenamiento de fracturas es:

o= (dc.) ¢ 3.12
(dC)m + (4C1) ¢
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y el almacenamiento de la matriz es :

_ P Cim 3.13
" Pl Ty
El coeficiente de almacenamiento define, en porcentaje, la contribucion del
sistema de fracturas con respecto al almacenamiento del yacimiento, por lo
que relaciona el régimen de flujo para las fracturas y el sistema total, los
valores tipicos de w varian entre 0.001 y 0.5 (%), por lo que relaciona los dos
regimenes de flujo: el de las fracturas y el del sistema total.

3.4.3 Coeficiente de Transferencia Matriz-Fracturas.
El coeficiente de flujo matriz fracturas (A),se trata de otro parametro introducido

por Warren,J.E y Root J.R, SPEJ 1963, que controla el comportamiento de un
sistema de doble porosidad y que considera las permeabilidades de la matriz
y fracturas.

La relacion con la cual los fluidos se intercambian entre la matriz y el sistema
de fracturas, es un coeficiente que depende de dos factores: geometria de los
bloques de matriz y la relacion de permeabilidades entre la matriz y fracturas.

K
_ 2 ™m
A=ar, —
f

3.14

Ecuacién en la cual a, es un factor de forma que caracteriza la influencia de la
geometria de bloques de matriz (tamafio y forma) sobre el intercambio matriz-
fractura, y n es el numero de fracturas; a mayores valores de A, se facilita mas
el intercambio de fluidos en el sistema matriz —fracturas, debido a altos valores

de Ky, 0 a valores grandes de a (pequeiios valores de ry, 0 a “n” grandes):

n(n+2
o= N0+2) 315
r-W

Siendo el rango de valores mas comudn para A entre 10* y 10® (valores

adimensionales).
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3.5 Periodos de Flujo en Yacimientos Naturalmente
Fracturados.

Durante la produccion de un yacimiento naturalmente fracturado, se presentan
tres periodos de flujo, de forma continua entre si, cada uno con caracteristicas

especiales.

3.5.1 Primer Periodo: Flujo de las Fracturas.
Este periodo se presenta al inicio de la produccién, en donde las fracturas

aportan fluidos al pozo debido a su alta permeabilidad, comportdndose como
un yacimiento homogéneo.

Los autores Heber Cinco.L y Cols en su modelo desarrollado, determinan que
para pequefios valores de tg; la contribucién de los bloques de matriz es, y el
fluido producido se debe principalmente a la expansion del mismo en la red de
fracturas. En este periodo se presenta el efecto de almacenamiento y la caida
de presion en el pozo. La ecuacion empleada calcular la caida de presion
dentro de los valores practicos de ty es:

Pua (@:14) = i(ln{ti} + 0.80907] 3.16
2 )

El efecto de almacenamiento del pozo puede ocultar el periodo de transicion.

3.5.2 Segundo Periodo: Zona de Transicion.
En este periodo, la matriz de la roca inicia el aporte de fluidos al sistema de

fracturas.

Un andlisis del agotamiento de aportacion de los bloques de matriz en un
sistema fracturado, muestra que después de un periodo de flujo transitorio, se
establece en los bloques de matriz un régimen pseudoestacionario.

En la literatura, existen diferentes modelados, los dos principales que se
proponen para describir el flujo matriz-fractura son:

1.- El modelo de Warren y Root, SPEJ 1963, que considera un flujo inter-
poroso bajo régimen pseudoestacionario, y

2.- El modelo propuesto por De Swaan, que supone un flujo bajo régimen
transitorio.

Cuando el periodo de transicion es visible es caracterizado por la declinacion

tipica de la derivada.
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3.5.3 Tercer Periodo: Flujo Matriz-Fracturas.
Una vez que ha finalizado el periodo de transicion, el yacimiento fracturado se

comporta como un yacimiento homogéneo. Las variaciones de presion durante
éste flujo estdn descritas por curvas tipo para un yacimiento homogéneo,

correspondientes a C,e* =C,, e”.

La siguiente figura ejemplifica los periodos de flujo a través del tiempo.

. |F:>|er_i0(cijo Il _Ierrioc_Jo_? Periodo 3
5 rlujo ae fas ransicion Flujo de matriz- fracturas
"\b ‘ - Ll ’
—
‘_b /—/'
—
k=) il
—
E

10" 10° 10* 102 10°

td/ Cd

Fig. 3.7 Periodos de flujo en un yacimiento naturalmente fracturado;
Garcia Franco Olga L, tesis UNAM 2004.

La posicion y amplitud de la declinaciéon de la curva, dependen de la facilidad

del flujo matriz-fractura (A) y del coeficiente de almacenamiento (w).
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CAPITULO IV. VUGULOS EN YACIMIENTOS
NATURALMENTE FRACTURADOS.

4.1 Yacimientos Carbonatados.

Los yacimientos carbonatados contienen mas de un 60% de petréleo
remanente de todo el mundo, pero la produccién de estos hidrocarburos puede

resultar extremadamente dificil, como se aprecia en la figura 4.1.

BON| < et s BT
40°N ' e | it S et
20°N LN

0°N ks | ; ol

40°5 ; 7

Arrecife Carbonatos de plataforma continental

605 Carbonatos de aguas profundas Provincias de carbonatos petroliferos

Fig.4.1 Distribucion de los yacimientos carbonatados. Los yacimientos carbonatados albergan un
gran porcentaje de hidrocarburos, estando la mayor parte de estos en Medio Oriente;
Oilfield Review, 2005.

Los materiales que conforman las rocas carbonatadas se desarrollan
fundamentalmente por actividad biolégica y, en menor medida, a través de la
precipitacion inorganica. Los origenes bioldgicos de muchos depédsitos
carbonatados limitan su presencia a lugares con temperaturas de agua y otras
condiciones de sustentacion de la vida.

La mineralogia de las rocas carbonatadas es relativamente simple y exhibe un
predominio de minerales de calcita (CaCO3), dolomia (CaMg(COs),;) y
evaporita, tales como la anhidrita (CaSO,) y el yeso (CaS0,4.2H,0), y menos
arcillas que las rocas sedimentarias siliciclasticas. El sepultamiento podria
preservar el carbonato de calcio en el lugar en el que se formd, o el material

podria ser erosionado o livixiado, transportado en forma de granos o en
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solucion, y depositado en otro lugar por el agua en movimiento o la re-
precipitacion. Las variaciones fisicas, bioldgicas y quimicas crean texturas y
fabricas de rocas heterogéneas durante y después de la depositacion.

La susceptibilidad de los minerales carbonatados al cambio quimico una vez
removidos, o0 incluso mientras se encuentran dentro del ambiente de
sedimentacion, indica que los procesos diagenéticos son mas significativos en
las rocas carbonatadas que en las siliciclasticas. Estos procesos afectan las
rocas carbonatadas en escalas que varian entre micrones y kildmetros,
normalmente modifican los didmetros y las formas de los espacios entre poros.
La deformacién, tal como el fracturamiento, pueden modificar la permeabilidad
y la porosidad. Los procesos de disolucion forman cavernas, fosas de
hundimiento y otros rasgos que se conocen colectivamente como modelo

carstico, lo que también afecta las propiedades de los yacimientos.

4.2 Diagénesis de Rocas Carbonatadas.

El termino diagénesis se refiere a las alteraciones fisicas, quimicas o
biol6gicas de los sedimentos dentro de una roca sedimentaria a temperaturas
y presiones relativamente bajas, que pueden resultar en cambios a la
mineralogia y textura original de la roca (Cancino Ortega Rodrigo, tesis UNAM
2005).

Después de la depositacidon, los sedimentos son compactados debido al
sepultamiento por estratos sucesivos, y cementados por minerales que se
precipitan formando soluciones. Los granos de sedimento, fragmentos de roca
y fésiles pueden ser remplazados por otros minerales durante la diagénesis.
La porosidad usualmente se reduce en la diagénesis, excepto en casos raros
como disolucién de minerales y dolomitizacion.

Los cinco procesos mas importantes de la diagénesis en las rocas
carbonatadas son: cementacion, neomorfismo, disolucién, compactacion y
dolomitizacion.

La diagénesis puede ser ortoquimica cuando la composicion se mantiene, 0
aloquimica cuando existe adicion o cambio en la composicion quimica de la

roca. La diagénesis también puede ser destructiva o constructiva.
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4.2.1 Diagénesis Destructiva.
Se caracteriza por destruir o fragmentar el sedimento y puede producirse de las

siguientes maneras:

e Por erosidn biolégica, que destruye particulas de carbonatos y el
sustrato produciendo cavidades, ejemplo: organismos que perforan el
sustrato.

e Por erosion mecanica, que es producida por abrasion y fracturamiento.

e Por disolucién del carbonato de calcio en ambientes con bajo contenido
en carbonato de calcio, bajas temperaturas, altas presiones parciales del

CO,, bajo ph y aumento en la presion litostatica.

4.2.2 Diagénesis Constructiva.
Se caracteriza por construir o formar el sedimento. La diagénesis constructiva

se puede dividir en isoquimica, que es la diagénesis en la cual no hay cambios

en la roca; y la aloquimica donde si hay cambios en la roca original.

4.2.3 Diagénesis Isoquimica.
Dentro de la diagénesis isoquimica hay tres procesos:

e Cementacion.
e Neomorfismo (transformacion del mineral).

e Disolucion selectiva.

Cementacion:

La cementacion se produce cuando determinados materiales con alta
capacidad cementante, que son arrastrados en solucion, consiguen atravesar
los sedimentos permeables y depositarse entre sus poros. Cuando se produce
la compactacion, la cementacion convierte a los materiales sedimentados en
rocas duras. Este proceso es uno de los mas importantes en la formacion de
las rocas sedimentarias. Los materiales de cementacion mas comunes suelen

ser carbonatos como la calcita, silice e hidratos de hierro.
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La cementacion se puede dividir en dos etapas, la temprana y la tardia:

Cementacion Temprana: Durante la cementacion temprana el cemento que se
produce se denota como cemento tipo “A”, el cual a su vez puede ser de dos
clases:

A. Fibroso (o acicular): cristales con ejes largos perpendiculares a las
paredes de los poros o superficies de las particulas, que crecen hacia adentro
de los poros, cristales cafés, con frecuencia fibras largas de aragonita, y fibras

cortas de calcita magnésica.

B. Micritico: son cristales menores de 4 micras.

Cementacion Tardia. Durante la cementacién tardia el cemento que se produce
se denota como cemento tipo “B”, el cual puede ser de tres clases:
I. Granular (blocky): cristales anhedrales a subhedrales, generalmente

entre de 10 Y 60 micras; usualmente sin orientacion preferencial.

2. Mosaico (drusy): cristales anhedrales a subhedrales, usualmente
mayores a 10 micras, los cristales crecen y aumentan de las paredes del poro
hacia adentro, presentan uniformidad a luz polarizada y extincion no ondulada,
los limites de los cristales son planos, y en la unién de tres cristales se forman
un angulo de 180 grados y dos menores a los 180 grados. Con frecuencia se

acumula carbonato férrico en la unién de dichos cristales.

3. Fibroso radiaxial: son cristales curvos que tienen una pelicula laminar
doble, tienen ejes Opticos convergentes y ejes largos divergentes en
subcristales, el crecimiento es perpendicular a las paredes de los poros,

presentan extincion ondulante y los contactos entre los cristales no son planos.
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4.3 VVugulos.

Los vagulos son huecos irregulares y representan porosidad secundaria,
pueden ser formados por disolucion, y ser tan grandes como cavernas; se
forman comunmente en las calizas homogéneas (Cancino Ortega Rodrigo,
tesis UNAM 2005).

Los vugulos son espacios vacios en la roca del yacimiento, son creados por la
diagénesis y en algunos casos se deben a la disolucibn de componentes
solubles en agua. De acuerdo a la forma en que se encuentran conectados, se
pueden dividir en dos grupos: 1) Algunos de los vugulos se encuentran
conectados al sistema principal de fracturas (touching vugs), 2) mientras que
otros se encuentran aislados (separated vugs) en la matriz de la roca. El
tamafio del vagulo, la orientacion, conectividad y distribucion dentro de los
bloques de matriz es especifico de los procesos de depositacion, y de la
diagénesis (C. A Kossack y O.Gurpinar, SPE 2001), ver Fig.4.2 donde se

muestra la formacion de viugulos por disolucién.

Investigaciones recientes realizadas por Cesar Gonzales y Suro Perez con
escaner CT, han logrado crear semi-variogramas de la distribucion de vugulos,
siendo que para rocas tipo calizas se encontré un rango muy pequefio en los
semi-variogramas, lo que indica que su distribucion es aleatoria para distancias
muy pequefias. Sin embargo algunas rocas de yacimientos con vugulos
pueden tener una distribucion particular en la matriz (Diaz Vera Martin A, IMP,
2004).
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Sistema poroso vugular

Fig. 4.2 Imagen tomada de un microscopio, ampliada donde se muestra la porosidad secundaria
por disolucion, formando vugulos; Diaz Vera Martin A, IMP, 2004,

4.3.1 Vugulos Conectados.

Los vugulos conectados (touching vugs, ver Fig.4.3) son aquellos que en la
matriz de la roca forman sistemas de canales permeables que permiten el flujo
de fluidos (C.A Kossack y O.Gurpinar, SPE 2001), como se puede apreciar en
la Fig. 4.3.

Se debe considerar el hecho de que algunos vugulos pueden quedar
conectados entre si, y en qué medida lo hacen, ya que pueden ser
considerados como microfracturas y ocasionar fendmenos de “cuello de

botella” en el régimen de flujo.
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Fig. 4.3 Imagen tomada de un microscopio, ampliada donde se muestra la formacién de vagulos
interconectados; Grupo de Modernizacién Geoquimica, 2005.

4.3.2 Vugulos Aislados.
Los vugulos aislados (separated vugs, ver Fig.4.4) son definidos como el

espacio poroso que se encuentra interconectado Unicamente a través de
porosidad intraparticula (C. A Kossack y O.Gurpinar, SPE 2001), tal como se
muestra en la figura 4.4. Generalmente el tamafio de estos vagulos es mayor al
doble del tamafio de las particulas, algunos ejemplos de este tipo de
porosidad son: espacio poroso intrafésil como pequefias conchas de
gastrépodo, espacio poroso de molde como disolucion de granos o cristales de

dolomita.

~60 ~



Fig. 4. 4 Fotografia microscopica que muestra vigulos aislados;
Grupo de Modernizacion Geoquimica, 2005.

4.3.3 Porosidad Vugular.

En la industria petrolera uno de los objetivos primordiales es la generacion de
valor a través de la extraccion de hidrocarburos. Es necesario realizar una
adecuada caracterizacion estética de las propiedades petrofisicas, la geometria
del yacimiento y del medio poroso que contiene los hidrocarburos.

La porosidad vugular también es conocida como porosidad secundaria, y es el
resultado de procesos geoldgicos posteriores a la depositacion de la roca
sedimentaria, y no tiene relacion directa con la forma de las particulas
sedimentarias. La mayoria de los yacimientos con porosidad secundaria son
lutitas y dolomitas.

En general la porosidad secundaria se debe a la disolucién, recristalizacion y
dolomitizacion, y a las fracturas.

La porosidad secundaria por solucibn puede ser generada mediante la
percolacion de aguas acidas, las cuales disuelven principalmente calcitas y

dolomitas, mejorando asi la porosidad.
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La ecuacion que describe la dolomitizacion puede ser escrita de la siguiente

manera.
2CaCo, + MgCL, ——CaMg(CO,), +CaCL, 41
CALCITA DOLOMITA.

La porosidad se mejorar debido a que en la transformaciéon de calcita a
dolomita se produce un encogimiento del volumen de roca, el cual crea los
huecos vacios (vigulos) en la roca, este proceso se puede observar en la
Fig.4.5.

Fig. 4.5 Ampliaciéon microscépica de porosidad vagular por dolomitizacion;
Grupo de Modernizacion Geoquimica, 2005.

El hecho de que los carbonatos sean colados fuera de las arenas y la
predominancia de kaolita indica que la disolucion fue causada por soluciones

acidas. Hay dos fuentes de disolucion &cida:
Epidiagénesis, o0 mas especificamente desgaste debido a las aguas

superficiales. La descarboxilacion de kerogeno consiste en agua meteorica rica

en 4cidos carbonicos y humitos que desgastan las arenas y otras rocas, en la
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superficie de la tierra. En muchos casos la kaolinacion y la disolucion generan
porosidad por solucién que es mejorada posteriormente por fracturas.
Generalmente la porosidad inducida por el desgaste es destruida por la propia
diagénesis.

La porosidad secundaria sélo puede ser conservada en los yacimientos de
hidrocarburos; el efecto preservativo de los hidrocarburos sobre la porosidad no
habia sido notado, asi que muchos gedlogos desde Heal (1971) hasta
Shanmugam (1990) atribuyeron la subconformidad de la porosidad secundaria
a los efectos de la epidiagenesis. Este punto de vista es sustentado en base a
los analisis de inclusién de fluidos e isétopos, que muestran como el cemento
form6 con disolucion en bajas temperaturas y salinidad. Campos que
ejemplifican esta subconformidad son entre otros las arenas de Sarir en Libia,
la bahia de Prudhoe en Alaska y las arenas Cambro-Ordovicas de Hassi
Messaoud.

Una fuente alternativa de los fluidos acidos es la descarboxilacion del carbon o
del kerogeno, causando la expulsion de soluciones acidas carbonicas.

De acuerdo a esta teoria, las soluciones &cidas son expulsadas de una fuente
madura de roca antes de la migracion de hidrocarburos. Estos fluidos acidos

generan porosidad secundaria por disolucién en las capas del yacimiento.

Lucia (1983), presento una clasificacion de la porosidad vagular en la cual
subdivide a la porosidad en dos grupos, basados en la forma en la que los
vagulos se encuentran conectados, los grupos son: vugulos separados
(separated vugs) y vuagulos conectados (touching vugs).

La Fig. 4.6 es un esquema de la clasificacion presentada por Lucia, 1983.
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Soportadas por Granos Soportadas por Lodo Soportadas por Lodo y &ranos

Poros de Poros de
molde é molde

Fracturas

; (=] . Frocturas
Porosided |5 @O ;msr:nd e < 3
sl o 0 IDRESEN 7| por Disolucién

Mi";;d Peresidad Microfracturas
por conchas Fenstral conectands
pores de molde

rﬂ-fy-nda- eo O@.

Fig.4.6 Esquema representativo de la porosidad vigular presentada por Lucia en 1983.

4.4 Permeabilidad Vagular.

En algunos yacimientos carbonatados la percolacion de agua acida puede
mejorar la porosidad y la permeabilidad debido a los canales que se forman por

la disoluciéon de la matriz.

La ley de Poiseuille para flujo capilar y la ley de Darcy para flujo de liquidos en
capas permeables, pueden ser combinadas para estimar la permeabilidad en
canales de disolucion.

Asumiendo un tubo capilar con las siguientes caracteristicas

< L —
9 Ol A
P1 P2

Ri
Re
Fig. 4.7 Tubo capilar.

L= longitud del capilar (cm).
R= radio interno (cm).
A= area (cm?).

k = 20x10° D? (darcys)

~ 64 ~



Un fluido de viscosidad p en centipoises, esta en flujo laminar o viscoso bajo
una caida de presion igual a P;-P, dinas /cm?. Conforme el fluido moja las
paredes del capilar, la velocidad en las paredes es considerada como cero y la
velocidad en el centro del tubo es maxima. Las fuerzas viscosas pueden ser

expresadas por:
F = #Ag 4.2
dx
Donde dv/dx esta en cm/seg/cm. El area del capilar es igual a 2TrL.
Consecuentemente para un cilindro la ecuacion previa puede ser escrita como:
F= ,J(zrm_)@ 4.3
dx

Si el fluido no se esta acelerando, las fuerzas de viscosidad y de aceleracion
seran iguales a cero. La fuerza de aceleracion es igual a la presion diferencial

mr?(P2-P1). Consecuentemente,

—P2)r® + u(2arL)—= '
(PL—P2)ar? + u(27rL) gv 0 44
r
y
dv = —(Pl— PZ)rdr 4.5
2ul
Integrando
J‘dv:i_(Pl_PZ).[rdr 40
2ul
2
V=_(P1_ P2)r 4 C 47
4ul
La constante de integracion (C) es evaluada con las condiciones v=0 a un r=r,
quedando:
2
4ul
4

Sustituyendo el valor encontrado de C en la ecuacion integrada anteriormente

se tiene:
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_ (r02 —r?)(P1-P2) 4.10
4ul

La ecuacion previa indica que la velocidad del fluido dentro del capilar varia
parabdlicamente y alcanza un maximo en el centro del tubo capilar. La
velocidad en las paredes es cero.

Al gasto de flujo (dq) a través de un elemento (dr) es dg= vdA, donde el area

dA es igual a 21rrdr, o:

q rO
qzjdqzjvdA y 411
o] 0
ro 2 _ 2 _
q= j (ry —r°)(P1 P2)272'rdr 4.12
0 4ul

La integracion de la ecuacion anterior conduce a la ley de Poiseuille para flujo
viscoso de liquidos a través de tubos capilares.
q= at, (P1-P2) 413
8ul
La ley de Darcy para el flujo estacionario linear o para fluidos incompresibles

puede ser escrita como:

9.86X1079 kA(Pl— P2) 4.14
q =
7,
Donde:
A= area disponible al flujo (cm?).
K= permeabilidad (darcies)
Combinando las ecuaciones 4.13y 4.14 se consigue:

K= Ar?(P1-P2) y ul Jis
8ul 9.86x10°° A(P1-P2)
y
k =12.5x10°rdarcys 4.16

Donde r, esta en cm.

Si el radio interno r, esta en pulgadas, la permeabilidad esta dada por
k =80x10°r? = 20x10° D*darcys a7
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En donde D es el diametro del capilar en pg.
La permeabilidad promedio de una roca con porosidad vagular y matricial se

puede obtener con la siguiente ecuacion (Aguilera 1995):

) _k,Nar? +k,(A-Nar?) a1
prom A
Siendo para la ecuacion 4.18:
k,= permeabilidad vugular (darcies).
N= namero de canales de solucion por seccion.
A= area de la seccion transversal (pg?).
Km= permeabilidad de la matriz (darcies).

r=radio de los canales (pg).

4.5 Mecanismos de Desplazamiento de Aceite en
Vugulos.

Los mecanismos de desplazamiento en vugulos presentados aplican para
sistemas agua-aceite (agua desplazando aceite) en un sistema mojable por
agua, o con mojabilidad mixta.

Se debe de asumir que existe un patron de flujo (permeabilidad) entre el aceite
contenido en los vagulos y la roca de matriz. Para la recuperacion del aceite en
vagulos, los hidrocarburos en los vigulos deben desplazarse del vugulo a la
matriz de la roca, a través de la matriz de la roca y posteriormente dentro del
sistema de fracturas.

Los vugulos estan localizados dentro del material de la matriz variando en

tamafio, espesor, conectividad y orientacion dentro del bloque de matriz,

Estas caracteristicas fisicas afectan el gasto al cual el aceite inicial original
contenido en los vlgulos se mueve dentro de la matriz conforme es
remplazado por el agua de inyeccion o por la entrada de agua proveniente del

acuifero.
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El gasto de aceite que fluye de los vugulos es dependiente del tipo y magnitud
de las fuerzas actuantes sobre los fluidos. Esto aplica para sistemas agua-
aceite donde el material de la matriz se encuentra inicialmente lleno con aceite
y agua congénita; los vugulos y fracturas estan inicialmente 100% llenos de
aceite. En el proceso de desplazamiento, las fracturas rapidamente se llenan
con agua, debido a las fuerzas viscosas del sistema de fractura. Una vez que
las fracturas estan llenas de agua, las fuerzas capilares (Imbibicion capilar en
un sistema mojado por agua) desplazaran el aceite fuera de la matriz y forzaran
la entrada de agua. Pero las fuerzas capilares no tienen efecto sobre el flujo de
aceite de los vugulos, debido a que los vagulos no presentan presion capilar,
Pcow =0. Las fuerzas que actuaran para el desplazamiento del aceite de los
vagulos son las fuerzas viscosas y de gravedad (C. A Kossack y O.Gurpinar,
SPE 2001).

4 5.1 Sistema con Dominio Gravitacional.

Un sistema con dominio gravitacional consiste en un bloque de matriz (lleno de
vagulos) rodeado por todos lados con fracturas de altas permeabilidades (C. A
Kossack y O.Gurpinar, SPE 2001).Ver Fig.4.8 del esquema de la situacion de

flujo.

Fractura

T Dominio
gravitacional

Direccién de

flujo

Fig.4.8 Esquema de la situacion de flujo en doble porosidad para sistemas con dominio
gravitacional.

El agua desplazante, que proviene de la expansiéon del acuifero, o del agua de
inyeccién, requiere un gradiente de presion muy pequefio para moverse

alrededor del bloque de matriz, siendo muy pequefias las fuerzas viscosa
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(gradiente de presion) en el bloque de matriz. La expansion del acuifero es

insignificante; ya que la compresibilidad del agua es muy pequefia.

Las fuerzas de imbibicion capilar rapidamente desplazan el aceite de la matriz
conforme el agua embebe la roca. La saturacion de agua en la matriz alcanza
1-S,r después de un periodo de tiempo, el cual es dependiente de la magnitud
y pendiente de la curva de Pgw. En este punto del tiempo los vigulos estan
llenos de aceite inmovil. EI mecanismo que mueve el aceite hacia afuera de los
vagulos y dentro de la matriz y eventualmente dentro de las fracturas donde
puede ser producido, es la fuerza de gravedad generada por la diferencia entre
las densidades del aceite en los vagulos y el agua en la matriz.

El aceite menos denso de los vagulos es forzado hacia arriba (con
respecto a la direccion de la gravedad) y hacia afuera de los vagulos, y el agua
se mueve dentro de los vugulos generalmente a lo largo del fondo de los

vagulos.

Los factores que afectan la magnitud de las fuerzas de gravedad y el rango de
recuperacion de aceite de los vagulos son:
1) Ladiferencia de densidad entre los dos fluidos.

2) La longitud vertical de los vagulos.

La fuerza gravitacional es Aph, donde h es la longitud vertical del vagulo, de
este modo, en vugulos con una h muy pequefa, la recuperaciéon de aceite por
esta fuerza, en efecto (en escala de produccion del yacimiento), sera muy
pequefia y se deberia de considerar al aceite en los vagulos irrecuperable.

Un desplazamiento efectivo de aceite por fuerza gravitacional ocurre cuando
los vugulos se encuentran interconectados verticalmente, lo cual incrementa la
altura efectiva de los vagulos h, en las fuerzas gravitacionales. En ese caso los
vagulos inferiores en la “red de vugulos” se llenaran rapidamente de agua (C. A
Kossack y O.Gurpinar, SPE 2001).
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4.5.2 Sistema Dominado por Viscosidad.

Un sistema con dominio gravitacional consiste en un bloque de matriz
(leno de vagulos) rodeado por todos lados por fracturas con bajas
permeabilidades, como se aprecia en la Fig. 4.9.

Las fracturas paralelas al flujo (gradiente de presion) podrian tener una
menor permeabilidad, y las perpendiculares presentaran una alta
permeabilidad, ademas las fuerza viscosas en el blogue de matriz aun seran

grandes.

T / Fractura

4

Direccion de Dominio
flujo viscoso

Fig.4.9 Esquema de la situacion de flujo en doble porosidad para sistemas dominados por
viscosidad.

En un caso limite, la permeabilidad de la fractura podria ser la misma que la
permeabilidad de la matriz, teniendo como posible resultado un menor tiempo

para recuperar el aceite de los vagulos.

En el caso de un dominio por viscosidad, se tiene un gradiente de presion finito
en el sistema de fracturas, paralelo al flujo de fluido (agua).

Este gradiente de presion/flujo a través de la matriz desplazando facilmente el
aceite de los vugulos. La recuperacion de aceite de los vugulos es dependiente
de la magnitud del gradiente de presion y de la permeabilidad de la matriz de la
roca (C. A Kossack y O.Gurpinar, SPE 2001).
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CAPITULO V. MODELO SINTETICO.
5.1 Ajuste de Analisis PVT.

La correcta aplicacion de los modelos de simulacion depende en gran medida
de la calidad de la informacién con la que son alimentados, en este aspecto un
punto muy importante es el comportamiento pVT de los fluidos que tiene
nuestro modelo, por lo que para el presente trabajo se parti6 desde la
caracterizacion de los fluidos hidrocarburos, para lo cual se utilizaron diferentes

fluidos con caracteristicas de hidrocarburos ligeros, mediano y pesado.

Debido a que el simulador requiere de una buena caracterizacion de los fluidos
para reproducir adecuadamente el comportamiento de éstos, ya sea mediante
ecuaciones de estado o mediante el uso de tablas pVT, en la presente tesis se
realiza el ajuste pVT de los yacimientos Cax, Yin y Kab mediante el uso del
paquete WinProp.

Se consideran estos yacimientos, debido a que Cax posee 22.5 ° API, Kab
tiene 29.8°API, y finalmente Yin presenta 41.35 °API, abarcando con ellos un
rango de aceites que varia desde pesados hasta ligeros, con la finalidad de
poseer en el andlisis de resultados una mejor interpretacion de las variaciones

observadas particularmente en cada tipo de aceite.

5.1.1 WinProp.
WinProp es un paquete contenido en el software de la compafia CMG

(Computer Modeling Group), mediante el uso de este software se puede ajustar
el comportamiento de laboratorio de una muestra de hidrocarburos por medio
de ecuaciones matematicas, comunmente llamadas ecuaciones de estado,
para lo cual se requiere la composicion de la muestra, y los resultados de los
experimentos de laboratorio realizados a la misma, el software al igual que la
mayoria de los software comerciales, permite tener control sobre las variables a
las cuales se le va a aplicar regresion, como son los coeficientes de iteracion
binaria, volume shift, omegas, etc. Mediante este software es posible predecir
el comportamiento PVT que tendra la muestra seleccionada, permite a través

de diagramas de fase visualizar el comportamiento; de acuerdo con trabajos
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realizados por Iveth Loyo Pastrana (Tesis 2005), es uno de los pocos software
comercial que realmente permite predecir el comportamiento de la depositacion

de asfaltenos.

Los experimentos de laboratorio considerados en WinProp incluyen la
recombinacién de aceite y gas en el separador, medidas de compresibilidad,
expansion a composicion constante, separacion diferencial, Pruebas del
separador, depresionamiento a volumen constante y pruebas de hinchamiento.

Las ecuaciones de estado disponibles en WinProp son las siguientes:

PR(1978) | Ecuacion de estados de Peng-Robinson (1978) Expresion para la

constante "a".

PR(1976) | Ecuacion de estados de Peng-Robinson (1976) Expresion para la

constante "a". Esta es la ecuacion de estado Original.

SRK(G&D) | Ecuacion de estados de Soave-Redlich-Kwong con la constante

"a" propuesta por Graboski and Daubert.

SRK Ecuacion de estado Original de Soave-Redlich-Kwong .

Tabla 5.1 Ecuaciones de estado presentes en WinProp.

5.1.1.1 Ecuaciones de estado.
Las ecuaciones de estado son expresiones semi-empiricas, que

proporcionan resultados aceptables al aplicarlas a mezclas semejantes a
aguellas utilizadas para la obtencién de la ecuacién original, o en rangos
limitados de presién y temperatura, por lo que es norma aceptada, que ninguna
ecuacion de estado es capaz de predecir en forma general con exactitud el
comportamiento de las mezclas complejas que se recuperan de los
yacimientos.

Una ecuacion de estado es una expresion analitica que relaciona Presion -
Volumen—Temperatura en una mezcla de hidrocarburos.

Su utilidad radica en la eficiencia y versatilidad de predecir funciones
termodinamicas a partir de datos pVT; es decir es la mejor forma de manejar
grandes cantidades de datos pVT. Sin embargo ninguna ecuacién de estado

satisface completamente todas las aplicaciones cientificas y/o de ingenieria.
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5.1.1.2 Divisioén de la fraccion pesada (- Splitting-C ).

Para la correcta caracterizacion de la fraccion pesada se requiere dividir
ésta en tantos pseudocomponentes como sean necesarios a nuestro modelo y
con los que se obtengan mejores resultados.
Se puede elegir entre tres opciones para la funcion de distribucion para dividir

(splitting) la fraccion C+ (plus):

» Exponencial: la funcion decrece exponencialmente es apropiada para
gas y condensado y fluidos ligeros.

» 2-Etapas exponencial: aproximacion de la funcion gamma, es

recomendable para fluidos del tipo aceite negro.
» Gamma: distribucién de tres parametros gamma, recomendable para

todo tipo de fluidos.

5.1.1.3 Numero de Pseudocomponentes.
Se disponen de las siguientes opciones:

No Lumping: Los SCNs (Single Carbon Number) pueden utilizarse como tal.
Internamente determinados: Winprop puede estimar internamente el nUmero de

pseudocomponentes para la fraccion C+

Ingresar valor: Especificar el nimero deseado de pseudocomponentes.
Cuando se utiliza la distribucibn gamma y la cuadratura gaussiana sin analisis
extendido, el numero de pseudocomponentes no puede ser estimado por

medio de una correlacion.

5.1.1.4 Correlacion de propiedades criticas
Se dispone de tres correlaciones para calcular las propiedades criticas:

1. Lee-Kessleer
2. Raizi
3. Twu

5.1.1.5 Salida de archivos planos.
El paquete permite la salida de archivos especificos para sus diversos

simuladores, como los son IMEX, BUILDER, GEM, STARS, para el desarrollo

de esta tesis se trabaja con BUILDER para la generacion de las propiedades
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petrofisicas del yacimiento, y la generaciéon del modelo sintético que sera
descrito mas adelante, y se manejaran para las propiedades PVT del fluido los
archivos de salida para IMEX, adicionalmente tiene la opcién de salidas
compatibles con Eclipse.

5.2. Yacimiento Cax.

5.2.1 Composicion y Caracteristicas del Aceite.
Para el ajuste de las caracteristicas pVT del fluido, se tomé como referencia el

pVT realizado por una compafiia especializada en andlisis de muestras
perteneciente al pozo Cax No. 8, en 1980, en la cual se realiza una separacion
diferencial a volumen constante, donde se obtienen los siguientes parametros
relevantes y necesarios para la reproduccion del comportamiento del fluido:

e Composicion original del fluido.

Componente % MOL %
PESO
Acido sulfhidrico 1.32 0.29
Bioxido de carbono 1.64 0.47
Nitrogeno 0.26 0.05
Metano 29.58 3.09
Etano 8.63 1.69
Propano 6.37 1.83
Iso-butano 1.18 0.45
N-butano 3.07 1.16
Iso-pentano. 1.60 0.75
N-pentano 2.17 1.02
Hexano 2.89 1.61
Heptano 2.75 1.79
Octano 3.70 2.67
Nonano 2.98 2.44
Decano 2.95 2.68
Undecano 2.64 2.67
Dodecano 1.48 1.61
Tridecano 1.49 1.76
Tetradecano 2.96 3.81
Pentadecano 1.46 2.00
Hexadecano 2.37 3.45
Heptadecano 1.39 2.14
Octadecano 0.96 1.55
Nonanedacano 14.16 59.02
100.00 100.00

Tabla 5.2 Composicion % mol del yacimiento Cax
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Presion de saturacion. 2092 psig.

Temperatura original del yacimiento. 167 °F

Grados APl del aceite. 22.5° API.
Densidad del fluido. 92 gricm®* @ 60 ° F.
Densidad del C-.. 0.9306 gricm® @ 60 ° F.

Peso molecular de la fraccion pesada (Cv+). 326

Profundidad de muestreo. 6808 pies.

Después de realizar el ajuste de las propiedades mediante el Cs+ y un

agrupamiento (spliting y lumping) de los componentes pesados en el C.., el

fluido se agrupd de la siguiente manera para lograr un mejor ajuste de las

propiedades de Psat, y °API del fluido.

H2S 1.32
CcOo2 1.64
N2 0.26
C1 29.58
Cc2 8.63
C3 6.37
IC4 1.18
NC4 3.07
IC5 1.6
NC5 2.17
FC6 2.89
CO07toC14 15.60751
C15toC22 9.70791
C23toC29 5.43077
C30+ 10.54381
TOTAL 100

Tabla 5.3 Composicion en % mol ajustada del yacimiento Cax.

Con este arreglo se logré el mejor ajuste de las propiedades antes mencionas y

cuyos valores finales son:

Psat lograda = 2091.87 psia

°API reproducidos 22.3°API

Densidad del aceite residual = .92 gr/(:m3 @60 °F.
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5.2.2 Propiedades PVT.
Una vez obtenidos los parametros anteriores, se procedio a realizar el ajuste de

los parametros RGA (relacion gas-aceite stcf/stb), FVF (factor de formacion de
volumen del gas rcf/scf) y Viscosidad (cp) para los cuales se empled una serie
de regresiones, se uso para el célculo de éstas, la ecuacion de estado de

Peng-Robinson.

Los resultados que se obtuvieron en la separacion diferencial se muestran a

continuacion en forma grafica:

Dif. Lib. Calec.

500

400 +

300 +

Gas-0il Ratio (scfistb)

0 1 t f f t
0 500 1000 1500 2000 2500 3000
Pressure (psia)

l ——GOR A Exp eow‘

Fig. 5.1 Grafica comparativa de la RGA (relacion gas-aceite) obtenida experimentalmente, con la
ajustada en el simulador para el yacimiento Cax
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Dif. Lib. Calc.
15
14 +
- 13 + —
P -
> [ ]
w .
>
L2 + = o
O
o
114 +/
/
[ ]
1 } } } f f
0 500 1000 1500 2000 2500 3000
Pressure (psia)
‘ —B— ROV O Exp ROV ‘

Fig. 5.2 Gréfica comparativa de ROV (volumen relativo de aceite) experimental y ROV ajustado
por el simulador para el yacimiento Cax.
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Fig. 5.3 Gréfica del ajuste final de viscosidad para el yacimiento Cax.

Como se puede observar en las Fig 5.2, 5.3 , se posee un buen ajuste de las
pruebas experimentales con los resultados arrojados por el paguete WinProp,

lo cual proporcionara las bases adecuadas de las ecuaciones de estado
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correspondientes, que nos permitiran reproducir el comportamiento de los

fluidos bajo diferentes esquemas de explotacion.

La simulacion del modelo sintético se realizo en IMEX, para lo cual es
necesario crear tablas pVT. Las tablas pVT generadas y sus graficas
correspondientes se presentan a continuacion, siendo éstas las que definen el

comportamiento del fluido en los diferentes escenarios de produccion.

Black oil PVT Calc.
1,30
L
1.25 +
o
k) —
'ﬁ“ 1.20 1
w e ety
>
w — -
8 115 + . = . —
'_—_.’_‘_‘——I-—‘——‘-l——_...___-
1,10 + s - i
1,05 t t t +
0 500 1000 1500 2000 2500
Pressure (psia)
—+—Psat = 18759 —&8— Psat = 1800.0 Psat = 1600.0 ——Psat = 13000 +—Psat = 10000
——Psat = 750.00 —&— Psat = 500.00 —+—Psat = 250.00 ——Psat = 14 700

Fig.5.4 Comportamiento del factor de formacién de volumen para diferentes presiones de
saturacién correspondientes al yacimiento Cax.

La Fig.5.4 representa el comportamiento del factor de formacion de volumen
(FVF) a diferentes presiones de saturacion, en conjunto con la gréfica de
viscosidad forman el diagrama ternario de fases, es decir son las bases para la
determinacion de las fases presentes y su composicién a la declinacién desde

la presion original del yacimiento hasta la presion atmosférica.
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Black oil PVT Calc.
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Fig. 5.5. Variacion de la viscosidad en funcién de la Psat para el yacimiento Cax.

En la Fig.5.5 se representa la variacion de la viscosidad como una funcién
desde la presion de saturacion, observandose un claro aumento de la
viscosidad a presiones mas altas, las dos graficas anteriores sirven para

determinar el comportamiento del aceite al variar su composicion
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Black oil PVT Calc.
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Fig.5.6 Relacidn gas aceite para el yacimiento Cax.

Los diferentes valores de la relacibn gas- aceite a partir de la presion de
saturacion, asi como el factor de formacion del volumen de aceite se
encuentran representados en la Fig.5.6, de la cual obtenemos que el FVF a
presiones mayores sobre la presion de saturacion serd constante e igual a
1.28 debido a que no se liberara gas disuelto, misma razén por la cual la RGA
permanecera constante e igual a 460 scf/stb, es importante mencionar que la
pequefa desviacion en el comportamiento entre 0 y 1500 psi, puede ser debido
a problemas operativos durante el trabajo de laboratorio, como puede ser que
el gas extraido de la muestra arrastre componentes que a dichas condiciones
no deberia ser extraido.

La Fig.5.7 presenta la generacion de la viscosidad del gas mediante varias
correlaciones que implican la RGA, FVF y Bo obtenidos y ajustados
anteriormente, por eso es de vital importancia lograr una buena caracterizacion
de los parametros conocidos y de los cuales se tienen pruebas de laboratorio,
ya que de ellos dependera el valor de otros parametros a diferentes valores de

presion y temperatura.
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Black oil PVT Calc.
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Fig. 5.7 Ajuste de la viscosidad del aceite y gas para aceite de Cax.

5.3. Yacimiento Kab.

El andlisis pVT en cuatro etapas de separacion del yacimiento Kab fue
realizado en 1997 para el pozo Kab-101, mediante el analisis de tres muestras

recuperadas del fondo del pozo en 1996.

Como es necesario conocer con precision el comportamiento de los fluidos del
yacimiento, se realizO un rastreo de los puntos de saturacion entre la

temperatura ambiente y la temperatura del yacimiento.

5.3.1 Composicion y Caracteristicas del Aceite.
A continuacion se muestra la informacion necesaria para lograr el ajuste pvT

en WinProp obtenida de la prueba de separacién diferencial convencional

realizada al pozo Kab 101.
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e Composicion original del fluido.

Componente % MOL
Acido sulfhidrico .331
Bioxido de carbono 6.549
Nitrégeno 0.174
Metano 24.584
Etano 9.244
Propano 7.489
Iso-Butano 2.114
N-butano 3.64
ISo-pentano. 1.226
N-pentano 1.980
Hexano 3.70
Heptano 4,282
Octano 3.964
Nonano 3.259
Decano 2.838
Undecano 24.626
Total 100.00

Tabla 5.4 Composicion original del aceite perteneciente a Kab.

e Presion de saturacion. 161 kg/cm?.

e Temperatura original del yacimiento. 156 °C

e Grados API del aceite. 29.8 ° API.
e Densidad del fluido. .8733 gr/Cc @ 60 ° F.
e Densidad del C.. 0.8715 gr/Cc.

e Peso molecular de la fraccién pesada (C7+). 243

e Profundidad de muestreo. 4590 metros.

Después de realizar el ajuste de las propiedades mediante el Cs+ y un
agrupamiento (spliting y lumping) de los componentes pesados en el C.., el
fluido se agrupo de la siguiente manera, para lograr un mejor ajuste de las

propiedades de Psat, y °API del fluido.

~ 82 ~



H2S 0.331
CO2 6.549
N2 0.174
Cl 24.584
C2 9.244
C3 7.489
IC4 2.114
NC4 3.64
IC5 1.226
NC5 1.98
FC6 3.7
CO07toC14 20.22416
C15toC22 9.72821
C23toC29 4.26397
C30+ 4.75266
TOTAL 100

Tabla 5.5 Composicion ajustada del aceite perteneciente a Kab.

Con éste arreglo se logro la mejor aproximacion de las propiedades antes

mencionas y cuyos valores finales son:

Psat lograda = 158.27 kg/cm?
°API reproducidos= 29.3 °API

Densidad del aceite residual= .8799 gr/cm?.

5.3.2 Propiedades PVT.
Posteriormente a este ajuste de propiedades del fluido se procede a ajustar los

parametros de RGA, viscosidad y Bo del fluido, teniendo como datos de
entrada las tablas proporcionadas por laboratorios de fluidos en la realizacion
del analisis PVT de Kab.

Para lograr este ajuste fue necesario utilizar dos ecuaciones de estado de
Peng Robinson, una que caracterizara los fluidos a bajas presiones, y otra
que permite reproducir el comportamiento de los fluidos a presiones de
yacimiento, los parametros que se variaron para lograr esto son:

Coeficientes de interaccién binaria.

Presion critica (Pc), volumen critico (\Vc), temperatura critica (Tc).

Peso molar (Mol w).
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e Factor acéntrico (Ac).

e Volumen molar.

e Omega A, omega B.
Los resultados arrojados por la simulaciébn de la separacion diferencial
convencional con WinProp se grafican junto con los datos experimentales para

cotejar su ajuste y son presentados a continuacion.

Dif. Lib. Calc. - After Regression

Gas-0il Ratio (sm3/sm3)

0 50 100 150 200 250
Pressure (kg/cm2)

——GOR A Exp. GOR ‘

Fig.5.8 Gréafica comparativa entre los valores de RGA experimental (rojo) y los valores obtenidos
mediante las ecuaciones de estado ajustadas.
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Fig.5.9 Gréfica comparativa entre los valores finales del volumen relativo de aceite experimental y
los obtenidos mediante la corrida de separacion diferencial convencional.
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Fig. 5.10 Viscosidad final lograda después de aplicar regresiones para el aceite del yacimiento Kab.
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Al contar con los parametros mostrados anteriormente, se procede a realizar el
PVT para aceite negro, el cual nos permite crear graficas de viscosidad, FVF

para condiciones de bajosaturacion, las cuales son presentadas a continuacion.

Black oil PVT Calc.

140 1 —

|
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—&— Psat = 30.000 —#—P'sat = 10.000 —=—Psat = 1.0200

Fig.5.11 Grafica representativa del comportamiento de factor de formacion de volumen para
diversas presiones de saturacion.

La Fig.5.12 representa las diversas tendencias de la viscosidad del aceite para

presiones por debajo de la presion de saturacion.
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Black oil PVT Calc.
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Fig. 5.12 Viscosidad del aceite del yacimiento Kab bajo diferentes presiones de saturacion.

Grafica representativa de los valores de la relacion gas-aceite (RGA) y factor
de formacién del aceite (Bo), obtenidos para presiones inferiores a la presion
de saturacién para el yacimiento Kab.
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Fig. 5.13 Relacion gas aceite y Bo obtenidos para el yacimiento Kab.
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Como se menciond anteriormente WinProp permite la generacion de graficas
de viscosidad del aceite, como la mostrada en la Fig.514 a continuacion, y que

corresponde al comportamiento obtenido para el yacimiento Kab.

Black oil PVT Calc.
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Fig.5.14 Ajuste de la viscosidad del aceite y gas para el aceite del yacimiento Kab.

5.4. Yacimiento Yin.

El analisis PVT correspondiente a este yacimiento fue realizado en septiembre
de 1989, para el pozo Yin 2-B, arrojando como resultado un yacimiento de
aceite y gas disuelto de tipo volatil en etapa de bajosaturacion, con una
temperatura de yacimiento de 150 °C. A éste fluido se le realizaron pruebas de
separacion flash, y de separacién diferencial a volumen constante. Mediante la
RGA inicial mayor a 500 m3/m3 y el Bo a condiciones de saturacién mayor a
2.0, se puede afirmar que se trata de un aceite de tipo volatil en etapa de

bajosaturacion.
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5.4.1 Composicion y Caracteristicas del Aceite.

Del andlisis pVT realizado al fluido es necesario obtener una serie de
informacion necesaria para el ajuste de las propiedades pVT en el simualdor,
que puedan ser adecuadamente reproducidas por una ecuacion de estado. Por
la importancia del comportamiento a diferentes presiones y temperaturas; es
necesario ajustar y comparar los resultados obtenidos mediante el simulador de
separacion diferencial a volumen constante con la informacién obtenida

experimentalmente en el laboratorio.

La informacion minima necesaria para la creacion de una ecuacion de estado
representativa del fluido es la siguiente:

e Composicion original del fluido.

Componente % MOL

Bioxido de carbono 1.060
Nitrégeno 1.00
Metano 62.11
Etano 8.74
Propano 4.48
Iso-Butano 0.80
N-butano 2.0
Iso-pentano. 0.920
N-pentano 1.710
Hexano 1.040
Heptano 1.900
Octano 1.720
Nonato 1.840
Decano 10.680
total 100.00

Tabla 5.6 Composicion original del aceite del yacimiento Yin.

e Presion de saturacion. 399 Kg/cm?.

e Temperatura original del yacimiento. 150 °C

e Grados API del aceite. 41.35 ° API.
e Densidad del fluido. .8187 gr/cc
e Densidad del C7.. 0.8443 gri/cc

e Peso molecular de la fraccion pesada (C7.). 196

e Profundidad de muestreo. 4086 m.
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Después de realizar el ajuste de las propiedades mediante el Cz+ y un
agrupamiento (spliting y lumping) de los componentes pesados en el C.., el
fluido se agrupd de la siguiente manera para lograr un mejor ajuste de las
propiedades de Psat y °API del fluido. Siendo necesaria la implementacién de
un segundo set de ecuaciones de estado por la inestabilidad que se presento
durante el periodo de ajuste de las propiedades. Esto sirve para reproducir con
una ecuacion las propiedades a bajas presiones y temperaturas, y con el otro

conjunto ajustar el comportamiento a presiones de yacimiento y mayores.

Componente % Mol
N2 1
CO2 1.06
C1l 62.11
C2 8.74
C3 4.48
IC4 0.8
NC4 2
IC5 0.92
NC5 1.71
FC6 1.04
C07toC15 11.277
C16toC24 3.609
C25t0C29 0.663
C30+ 0.59
N2 1
CO2 1.06
Total 99.999

Tabla 5. 7 Composicion ajustada del aceite del yacimiento Yin

Con éste arreglo se logré el mejor acercamiento de las propiedades antes
mencionas; y cuyos valores finales obtenidos en la simulacion de separacion

diferencial a volumen constante son:

Psat lograda =404.97 Kg/cm?
°API reproducidos 41.7 °API

Densidad del aceite residual = .8171 gr/cm?.

5.4.2 Propiedades PVT.
Una vez obtenidos los parametros mencionados, se procedié a realizar el

ajuste de la RGA, FVF y viscosidad para los cuales se empled una serie de
regresiones sobre diversos parametros especiales, y coeficientes de
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interaccion que rigen el comportamiento del fluido para condiciones especificas
de presion. Los resultados obtenidos se expresan en forma gréafica en las

Fig.5.15 y 5.16 para una mejor comprension y apreciacién del grado de ajuste

obtenido:
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Fig.5.15 Grafica comparativa entre los valores experimentales y los ajustados por WinProp
mediante una serie de ecuaciones de estado para el yacimiento Yin.
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Fig.5.16 Ajuste final del volumen relativo de aceite para el aceite del yacimiento Yin.

La Fig.5.16 presenta el ajuste final obtenido del comportamiento del volumen
relativo del aceite con los datos experiméntales, observandose un muy buen

ajuste del parametro en cuestion.
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Fig. 5.17 Ajuste final de viscosidad logrado para el yacimiento Yin.
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La Fig. 5.17 muestra como se logr6 el ajuste de la viscosidad, presenta una
tendencia verde representa el comportamiento inicial del aceite muy alejado de
lo que se obtuvo experimentalmente, y la tendencia azul muestra el ajuste
logrado después de manipular los coeficientes de interaccion y algunos

parametros dentro de las ecuaciones de estado.

Una vez que se logran ajustar adecuadamente estos parametros base, se crea
el archivo y las tablas de salida para el simulador IMEX, el cual crea las
siguientes graficas que forman parte de la subrutina componentes de
BUILDER, estas sirven para caracterizar el fluido mas ampliamente y

representar adecuadamente el comportamiento del fluido.

La Fig.5.18 es una grafica que muestra el comportamiento del Bo a diferentes

presiones de saturacion.

Black oil PVT Calc.
10,00
Fot——— "
8,00 +
)
g
5 600 T
E
e
[T
o 400 +
= ——
Q .“——-.—————.
2,00 + | : :
" & i # & —a———4
0,00 ; ; : -
0 100 200 300 400 500
Pressure (kg/icm2)
—e+—Psat = 340.00 —&— Psat = 3200.00 Psat = 250.00 Psat = 200.00
—+—Psat= 15000 —4—Psat=50000 —®—Psat=10000 —+—Psat=10200

Fig.5.18 Representacién grafica del Bo para el aceite del yacimiento Yin.
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Para representar el comportamiento de la viscosidad del aceite a diferentes

presiones de saturacion se tiene la grafica siguiente.

Black oil PVT Calc.
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Fig. 5.19 Viscosidad de aceite en funcidn de la presién de saturacion para el yacimiento Yin.

Una de las ventajas que posee CMG es la generacion automatica de la
viscosidad del gas, como funcion de los parametros RGA, y FVF obtenida y
ajustados en pasos anteriores. Esto se puede apreciar en la Fig.5.20 donde se
muestra la viscosidad del gas y del aceite.
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Fig.5.20 Ajuste de la viscosidad del aceite y gas para el yacimiento Yin.

Como podemos observar en todos los yacimientos presentados se logré un
buen ajuste de los parametros requeridos, asegurando una buena

representacion del comportamiento que tendra el fluido en estudio.

Es importante destacar que esta parte de caracterizacion del fluido requiere
tiempo y dedicacion, ya que no es facil encontrar la combinacion adecuada de
parametros que permitan el 6ptimo ajuste del comportamiento, y es en base a
la experiencia que se logra tener una idea de cuél o cuéles son los parametros
de peso en cada tipo de fluido, y de la forma en que éstos nos permitiran
acercarnos mas a los resultados deseados, por lo que no existe una regla

general que pueda ser aplicada a cualquier tipo de fluido.

~ 95 ~



5.5 Modelo Sintético.

El objetivo de la tesis es analizar el comportamiento del movimiento de los
hidrocarburos en sistemas matriz—vigulos—fractura, para lo cual se construy6
un modelo sintético que reprodujese fisicamente el movimiento de los fluidos,
considerando tamafio de celdas, distribucion y tamafio de vagulos, conectividad
de los mismos con los sistemas matricial y de fracturas.

Con el modelo mencionado se analizara la sensibilidad que tiene el flujo de
hidrocarburos de los diferentes sistemas y caracteristicas como tipo de

hidrocarburo, distribucion de los vagulos en la matriz, ritmo de explotacion, etc.

El presente trabajo tiene como base un modelo generado por el M.l. Oscar
Moran, perteneciente a la red de expertos en simulacion numérica de PEP, y
que a su vez habia sido generado con lo reportado en el articulo 66366 “A
Metodology for Simulation off Vuggy and Fractured Reservoirs”, CA.Kossack de
la SPE.

Se utilizaron como caracteristicas iniciales las del M.en |. Oscar Moran para

tener un escenario base con el calibrar el nuevo modelo generado.

Se tomd como referencia el mismo arreglo de porosidades, distribucion de los
sistemas de facturas—matriz-vagulos, tamafios de celda y ubicacion y
terminacién de pozos inyectores y productores.

Con el fin de simplificar el modelado so6lo se haran cambios de tamafio de
bloque al mallado original, asi como de asignacion de propiedades petrofisicas
de cada bloque, sin alterar la forma original de éste.

5.5.1 Builder.

Builder es conocido literalmente como “Constructor”, es otro de las suites del
launcher de CMG, la funcion de este software es ayudar a los usuarios en la
organizacion de datos para la construccién de modelos de simulacién, a través
de ella se pueden generar los archivos de entrada (data) par otras aplicaciones
mas especializadas. Al igual que el software de la competencia (Eclipse)
trabaja en ambiente Windows, lo que lo hace sumamente atractivo, al igual que

el software de Eclipse, tiene salidas en diferentes formatos, los cuales
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dependen de la aplicacién en la que se van a utilizar, los tres simuladores
numéricos de la compafiia CMG son; IMEX (disefiado para yacimientos de
aceite negro), GEM (permite trabajar con yacimientos en los cuales se estén
presentando fendmenos de depositacion de asfaltenos y composicional) y
STARS, de acuerdo a la informacion de la SPE es el simulador mas utilizado

para representar procesos térmicos de recuperacion mejorada.

Builder cubre todas las areas de entrada de informacién, incluyendo creacion e
importacion de mallas y sus propiedades de malla, localizaciéon de pozos,
importacion de informacion de produccion, importar o crear modelos de fluidos,
propiedades de roca-fluidos y condiciones iniciales. Builder contiene un gran
namero de herramientas para la manipulacion, creacion de tablas a partir de
correlaciones y la revision de informacion por sectores, que permite la

visualizacion y revision de la informacién proporcionada antes de cada corrida.
Las principales secciones con las que cuenta Builder son:

“Reservoir description (descripciéon del yacimiento)” Describe en detalle
como crear y modificar una malla de simulacién, asi como interpolar estructuras
y otras propiedades, y finalmente afiadir localizaciones de pozos en la malla.

Esta también describe como especificar acuiferos y sectores.

“Fluid model-IMEX, GEM, STARS (modelo del fluido —-IMEX, GEM, STARS)".
Maneja la entrada y edicion de los modelos de fluidos, analisis pVT, y
componentes para cada uno de los simuladores empleados. Se pueden
visualizar graficas en X,Y de las propiedades tabuladas, y también puede usar

WinProp para crear modelos de fluidos.

“Rock fluid properties (propiedades roca-fluido)”. Crea y edita las
propiedades de la roca y fluidos, incluyendo tablas de permeabilidad relativa,
interpolaciones, ademas permite visualizar graficas cartesianas de la

informacion ingresada.
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“Initialization (inicializacion)” .Establece las opciones de arranque que seran
usadas por los simuladores, este proceso revisa la congruencia de la
informacion y reporta los posibles errores u omisiones de datos a utilizar en la

simulacion.

“Well and Group Control (control de pozo y grupo)”. En esta seccion se
controla la importacién y edicién de los controles de operacion de los pozos o
grupos de pozos, incluyendo restricciones y objetivos. Mediante la interfaz se

encuentran disponibles todas las opciones de control para los pozos creados.

“Input/Output Control (control de entrada/salida)”. Permite el control de la
informacion de salida, ademas permite establecer los controles para la

inicializacion de corridas en base a otras corridas anteriores (restart).

“Numerical Control (control numérico)”. Secciobn donde se establece el
conjunto de pardmetros que permiten la solucion de las ecuaciones, limites de
tolerancia, limites de iteraciones y parametros de terminaciéon de simulacion
(debido a la no convergencia, o alcance de los objetivos establecidos para los

grupos de pozos).

“Units and Unit Strings (restricciones de unidades y de unidad)”. Permite
establecer el tipo de yacimiento que empleara el simulador, asi como
establecer para cada unidad un valor determinado, y en su defecto ocupar las

opciones por default.

5.5.2 Mallado.
La descripcion de las dimensiones del yacimiento se realiza en la seccion

“Reservoir description” de Builder, en la cual se permite utilizar modelos de
simple o doble porosidad, y crear diferentes regiones, tipos de rocas y
asociarlas a celdas especificas ya sea de forma directa mediante la interfaz

grafica o mediante modificaciones al archivo plano.

Se utiliz6 una malla cartesiana, debido a que el modelo es sencillo y permite

apegarse a uno de los modelos mas populares de yacimientos fracturados

como el expuesto por Warren y Root, que desde un punto de vista es la forma

mas practica de realizarlo, adicionalmente se selecciond el modo de simple
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porosidad en el cual evitamos problemas con las formulaciones matematicas y

solo nos apegamos a condiciones fisicas del problema que se desea analizar.

El modelo consiste en un rectangulo rodeado en todas sus caras por un
sistema de fracturas de espesor 0.0241 pies en las tres direcciones(x, Yy, z),
ademas se cre6 un sistema de matriz de 0.25 pies en todas las direcciones que
rodean al bloque principal de matriz, con la finalidad de evitar que los bloques
de vlgulos se conecten con el sistema de fracturas y puedan ser tratados como

vlgulos asilados (vugulos que no tienen contacto con el sistema de fracturas).

Las principales caracteristicas se especifican a continuacion.
El modelo posee 14 celdas en |, 14 celdas en J y 34 celdas en K que arrojan un
total de 6664 celdas de diversos tamafios, cuyas dimensiones son:

Dimensiones en |.
Catorce celdas que presentan las siguientes dimensiones por fila: 0.0241, 0.25,
10*0.45, 0.25, 0.0241 (pies).

Dimensiones en J.
Catorce celdas por fila que poseen las siguientes dimensiones: 0.0241, 0.25,
10*0.45, 0.25, 0.0241 (pies).

Dimensiones en k.
Una fila posee 34 celdas, las dimensiones de todas las celdas en la direccion k
son: 196*0.0241, 6272*0.5, 196*0.0241 (pies)

Se disponen entre 53-57 bloques de 0.10125 pies cubicos designados a
vlagulos, que tomaran posicion de acuerdo al sistema de distribucién en
estudio, pudiendo estar conectados entre si, pero nunca con el sistema de

fracturas. Estas distribuciones son las siguientes:
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1) Distribucion de vagulos aleatoria.

DISTRIBUCION DE VUGULOS- ALEATORIA
PROPIEDAD- PORQSIDAD
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Fig.5.21. Imagen en 3D de la distribucion aleatoria de vagulos, mostrando un corte vertical, donde
los blogues de color rojo representan un vagulo.
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2) Distribucion de vagulos formando canales verticales.

DISTRIBUCION DE YUGULOS- CANALES VERTICALES
PROPIEDAD-PORCSIDAD
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Fig. 5.22. Imagen 3D de un corte vertical que muestra la distribucion de vigulos formando un canal
vertical.
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3) Vdagulos formando canales horizontales.

DISTRIBUCION DE VUGULOS- CANALES HORIZONTALES
PROPIEDAD- POROSIDAD

Fig.5.23 Imagen 3D de un corte vertical que muestra la distribucion de vigulos formando canales
horizontales.
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Las siguientes vistas de la malla nos proporcionan una mejor idea de la

distribucion de las celdas en el modelo sintético.

Modelo sintético. Simple porosidad
Mallado

File: CANTARELL-BASE.
User: FABFICAS DE FRA
D ate: 24092007

ZiX:1.00:1

0,24

0,15

00

Fig.5.24 Vista 3D del modelo base donde se muestra el mallado y sistema de fracturas que rodea al
bloque de matriz.

Vista ampliada del primer cuadrante donde se logran apreciar los blogues

externos que corresponden a la fractura y los internos a la matriz.
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CUBE MODEL : FINE GRID SINGLE POROSITY M
Grid Top (ft) 1980-01-01 K layer: 2

Bloques de fractur

=}

Bloques dematriz

-1.00

File: CANTARELL-BASH
Uzer: FABRICAS DE FR|
Date: 12062007

Scale: 1:3.220333
10001
Az Units: ft
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Fig.5.25 Representacion en vista de planta de los bloques de matriz y fractura del modelo generado.

Los bloques resaltados con color rojo muestran los bloques de fractura en la

cima del modelo, volviéndose de mayor tamafio en el eje z a partir de la

segunda capa, como se podra observar en la vista lateral aumentada.
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CUBE MODEL : FINE GRID SINGLE POROSITY M
Grid Top (ft) 1980-01-01
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Fig.5.26 Vista lateral del modelo generado, donde se observan el sistema de fracturas y la matriz.
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CUBE MODEL : FINE GRID SINGLE POROSITY M
Gnd Top (ft) 1980-01-01

Bloques Vv //’ T
fractura |1

— WA T |

Fig.5.27 Vista lateral aumentada, de la 22 capa en J, donde se muestra la variacion de tamafios de
bloque en la direccion Z.

5.5.3 Propiedades Petrofisicas del Yacimiento.
Para la distribucion de las propiedades petrofisicas se necesito crear dos tipos

de rocas:
Roca tipo I. Esta roca contendrd las propiedades petrofisicas de la matriz,
asignandole una porosidad del 5.28% y una permeabilidad de 1 md en las tres

direcciones (I, J, K).
Las gréaficas representativas de las permeabilidades relativas tanto al aceite,

como al agua (Fig. 5.28 y 5.29), fueron obtenidas de informacion real de

yacimiento, y se muestran a continuacion.
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Fig.5.28 Grafica de permeabilidad relativa al agua y aceite para la roca representativa de la matriz
(roca tipo I).
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Fig.5.29 Grafica de permeabilidad relativa al gas y al aceite correspondiente a la roca tipo I,
representativa de la roca de matriz.
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Fig.5.30 Curva de presién capilar agua-aceite para drene, asignada a la roca de matriz -roca tipo I.
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Fig. 5.31. Curva de presion capilar agua-aceite para imbibicion, correspondiente a la roca de
matriz (roca tipo 1).

La siguiente grafica muestra la presion capilar gas—aceite representativa de la

roca de matriz obtenida mediante el simulador.
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Fig.5.32. Curva de presion capilar gas-aceite para matriz.

La grafica de permeabilidad relativa al aceite para tres fases, es generada en
base a las propiedades petrofisicas de la roca de matriz y al modelo de fluido

generado en WinProp y cuya representacion grafica es la siguiente.
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Kro by Segregated Model

Sgas=1.00 1.0

Swater=1.00 Soil=1.00

Fig.5.33. Diagrama ternario del aceite perteneciente al yacimiento Cax.

Roca tipo Il. Esta roca sirve para describir las propiedades del sistema de
fracturas y de vugulos, que en este caso se consideran iguales, pero que
pueden no serlo. La porosidad asignada a esta roca es del 99.99 %, con una
permeabilidad de 500 md en las tres direcciones (1JK).
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Este tipo de roca presenta una curva de permeabilidad relativa al aceite, y al
gas creadas a partir de una serie de datos tabulados y cuyas gréficas se

presentan a continuacion.
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Fig. 5.34 Curva de permeabilidad relativa al aceite para roca tipo Il (fractura y vigulos).
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Fig.5.35 Curva de permeabilidad relativa al gas para el tipo de roca |1, representativo de vigulos y
fracturas.
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Como la roca presenta alta permeabilidad y alta porosidad sus curvas de
presion capilar tiene un valor constante de cero, es decir la roca no presenta
ninguna restriccion de flujo (situacién que no forzosamente es cierta, ya que
tanto en fractura como en vlgulos puede existir presion capilar, sin embargo

para el presente trabajo no la consideraremos).

Al contar con la informacién de la presion capilar, las curvas de permeabilidad
relativa al aceite, agua y gas se genera la grafica de permeabilidad relativa al
aceite para tres fases.

Kro by Segregated Model

Sgas=1.00 1.0

Swater=1.00 Soil=1.00

Fig.5.36 Representacién grafica de la permeabilidad relativa al aceite para tres fases
correspondiente al yacimiento Kab.
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En la Fig.5.37 se pretende mostrar como se asigna el valor de las propiedades

petrofisicas a los diferentes tipos de bloques mediante los valores:
1-- Para roca tipo matriz.

2-- Para roca representativa de vugulos y fractura.

CUBE MODEL : FINE GRID SINGLE POROSITY M
Rock Compaction Set Num 1880-01-01 Klayer 8
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Fig. 5.37 Esquema de la asignacion de propiedades en el simulador.

5.5.4 Arreglo de Pozos.
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Builder permite la opcion de crear los pozos, o de importar trayectorias de un

metarchivo en la seccién “informacion de la terminacién de pozos”, asi mismo

permite el agrupamiento de éstos en varios grupos principales y en subgrupos,

facilitando el control de éstos mediante “targets” de grupo, como pueden ser un

gasto determinado de produccion, un gasto determinado de inyeccién, una

presion de fondo limite entre otros controles.
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En esta tesis se han hecho dos grupos principales:

Grupo 1. Pozos productores.
Se cuenta con 12 pozos productores terminados en la capa superior del
yacimiento, que corresponde al sistema de fracturas, teniendo las siguientes

caracteristicas generales para todos los pozos de este grupo.

Nombre | Terminacién | Terminacidon | Nombre | Terminacién | Terminacion
De pozo | Inicial final de pozo | inicial final
Prodl 2,2,1 13,2,1 Iny-1 2,2,34 13,2,34
Prod2 2,3,1 13,3,1 Iny-2 2,3,34 13,3,34
Prod3 24,1 13,4,1 Iny-3 2,4,34 13,4,34
Prod4 2,51 13,5,1 Iny-4 2,5,34 13,5,34
Prod4 2,6,1 13,6,1 Iny-5 2,6,34 13,6,34
Prod6 2,7,1 13,7,1 Iny-6 2,7,34 13,7,34
Prod7 2,8,1 13,8,1 Iny-7 2,8,34 13,8,34
Prod8 29,1 13,9,1 Iny-8 2,9,34 13,9,34
Prod9 2,10,1 13,10,1 Iny-9 2,10,34 13,10,34
Prod10 |2,11,1 13,11,1 Iny-10 2,11,34 13,11,34
Prod1l |2,12,1 13,12,1 Iny-11 2,12,34 13,12,34
Prod12 |2,13,1 13,13,1 Iny-12 2,13,34 13,13,34

Tabla 5. 8 Localizacion de las terminaciones de pozos.

e Profundidad de terminacién. 11,950 pies

e Tipo de terminacion. Horizontal

e Radio del pozo. 0.005 pies

e Dafio. 0.0

o WI Geofac

e Flujo. 12 terminacion conectada a superficie

y las posteriores ligadas una tras otra.
La Fig.5.38 muestra el arreglo de pozos productores, los cuales se encuentran

terminados en la primera capa del modelo, capa correspondiente al sistema de

fracturas.
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Fig.5.38 Vista 3d del modelo que muestra el arreglo de pozos productores terminados en la segunda
capay alo largo del eje J.

Los anteriores pozos tienen las siguientes restricciones de flujo.
Presion de fondo minima de 2000 psia por arriba de la presion de saturacion

(para cada yacimiento se ajusta la BHP a que sea homologa a los otros
yacimientos).

Modelo de flujo: xflow-model.

Estado. Abierto desde el inicio de la simulacion.

Grupo2. Pozos inyectores.

En el modelo propuesto se perforaron y terminaron 12 pozos inyectores
en la base del modelo, presentan terminacién horizontal de lado a lado del
modelo, la localizacién de las terminaciones se encuentran la tabla 5.8 y la

Fig.5.39 muestra una vista 3D de su posicionamiento en el fondo del modelo.
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Fig.5. ’(/lsta 3D de- Iaflocallzacmn y arreglo de pozos inyectores que se encentran terminados en la
ase (capa 34) del modelo.

5.6 Resultados.

En el presente trabajo se realizaron diversas corridas para los tres tipos de
fluidos mencionados anteriormente, consiguiendo resultados de forma
individual para cada uno de los yacimientos de estudio, y resultados de forma
grupal que comparan los tres fluidos al mismo tiempo, con la finalidad de
tener una vision mas generalizada de los pardmetros de estudio.

Estos resultados pretenden mostrar si existe algun patron de comportamiento
en la extraccion de aceite procedente de los vugulos, la forma en que afecta la
distribucion y la formacion de canales por disolucion. Asi mismo se analiza la
variacion en los factores de recuperacion de aceite para las corridas con
diferentes tamafnos de bloques de matriz y diferentes tipos de aceite.

Todas las corridas se realizaron hasta lograr un corte de agua del 98%
asegurando con esto que se alcanzara la maxima recuperacion de aceite
posible, estableciendo de esta manera un punto de referencia para las

comparaciones entre los diferentes aceites del estudio.
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5.6.1 Analisis del Yacimiento Cax.
El yacimiento Cax fue el primer yacimiento en probarse, y sirvio como modelo

base para la generacion de los modelos de los yacimientos Yin y Kab, ademas

este modelo sirve de calibracion, es decir es el modelo generado para

comparar los resultados obtenidos con los presentados en articulos e

investigaciones realizadas anteriormente.

Como parte de

los trabajos

realizados en esta tesis se estudid el

comportamiento de la produccion de aceite con diferentes contrastes de

permeabilidad para el yacimiento Cax, obteniendo las siguientes graficas de

produccion contra tiempo.

Yacimiento Cax

Volumen original de
aceite

3.293 BLS

Volumen Volumen
Permeabilidad | Permeabilidad | Porosidad | Numero| de aceite Factor Inyectado
de fractura de matriz de matriz de recuperado | Recuperacion | de agua
Corrida (md) (md) (%) vagulos (bls) (%) (bls)
0 1 1 5.28 53 2.75 83.5 56.43
1 5 1 5.28 53 2.69 81.68 56.43
2 50 1 5.28 53 2.34 71.0 56.43
3 500 1 5.28 53 2.07 63 56.43
4 5000 1 5.28 53 1.97 59.84 56.43
5 50000 1 5.28 53 1.97 59.82 56.43

Tabla 5.9 Contrastes de permeabilidad vs recuperacion de aceite para el yacimiento Cax.

Inyeccion de agua por pozo
Pozo Gasto de Tiempo Volumen
inyeccioén (bls/dia) (dias) inyectado( bls)

Iny 1 0,01 2687 26,87
Iny 2 0,001 2687 2,69
Iny 3 0,001 2687 2,69
Iny 4 0,001 2687 2,69
Iny 5 0,001 2687 2,69
Iny 6 0,001 2687 2,69
Iny 7 0,001 2687 2,69
Iny 8 0,001 2687 2,69
Iny 9 0,001 2687 2,69
Iny 10 0,001 2687 2,69
Iny 11 0,001 2687 2,69
Iny 12 0,001 2687 2,69

Volumen total de 56,43

agua inyectada(bls)

Tabla 5. 10 Gastos de inyeccién de agua por pozo y acumulado durante los 2687 dias de
inyeccion de agua-yacimiento Cax.
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El comportamiento de produccion por pozo es muy semejante para los doce
pozos productores, razon por la cual se presentarda una sola grafica de
produccion acumulada para el pozo productor 5 (ver Fig.5.40), en el cual se
observara que el comportamiento es muy similar a la tendencia obtenida por el

yacimiento en conjunto.

Modelo sitético.
Yacimiento CAX

Produccion acumulada de aceite. Productor 5
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Fig.5.40. Produccion acumulada de aceite para el pozo productor #5 para las diferentes
permeabilidades de fractura simuladas.
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Modelos sintético.
Yacimiento CAX
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Fig. 5.41 Graéfica de produccion acumulada vs tiempo para el yacimiento Cax, para diferentes
permeabilidades de fractura.

Como se observa en las Fig.5.40 y Fig.5.41, en situaciones donde la
permeabilidad de la fractura y la permeabilidad de la matriz son semejantes o
muy cercanas, el aceite se produce en periodos de tiempo muy cortos
alrededor de 180 dias (seis meses), esto es valido para contrastes del orden de
1-10 veces la permeabilidad de la matriz contra la permeabilidad de la fractura.
Y para contrastes de permeabilidad mayor se obtiene un comportamiento mas
pronunciado, y mucho mas tiempo para lograr la extraccion de aceite, ademas
de una recuperacion cercana al 50% de aceite 0 menor para dichos casos. Es
importante destacar que la produccion inicial en casos con permeabilidad en la
fractura cercana a la de la matriz, muestran una produccion inicial de aceite con
valores del orden de la produccién final de aceite, esto aplica para casos con

permeabilidad en la fractura altos y por tiempos prolongados (2800) dias.
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Es importante conocer como es el comportamiento de los gastos de
produccion, ya que de ellos dependeréa el volumen de aceite recuperado, en la
Fig.5.42 se puede observar dicho comportamiento para el yacimiento Cax y
las diferentes tendencias que se presentan al variar la permeabilidad de la
fractura.

Modelo sintetico.
Yacimiento CAX

Gastos de produccion de aceite
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Fig. 5.42. Gastos de produccion de aceite para el yacimiento Cax generados al variar la
permeabilidad de la fractura.

Como se observa en la Fig.5.42 los gastos de produccion de aceite para
permeabilidades cercanas a la permeabilidad de la matriz logran alcanzar un
pico de produccién de aceite muy superior a los obtenidos con permeabilidad
de fractura alejadas de la permeabilidad de la matriz, y una vez alcanzado este
maximo gasto, comienza un fuerte descenso de, en cambio para contrastes
altos de permeabilidades el gasto no sufre una caida tan severa y logra

mantener gastos por tiempos mas prolongados.

Se realiza una grafica comparativa entre el factor de recuperacién obtenido
para cada permeabilidad simulada, cuyo comportamiento se puede apreciar en
la Fig.5.43.
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Fig. 5. 43 Tendencia del factor de recuperacion vs permeabilidad en fracturas para el yacimiento
Cax.

Como se observa en la Fig.5.43 es claro como la declinacion de la
recuperacion de aceite de vugulos se, hace muy pronunciada después de diez
veces la permeabilidad de la matriz y al tener contrastes del orden de 10,000

veces 0 mayores no habra cambios en la recuperacion de aceite de vugulos.

Con la informacion recopilada se observé que mientras mas grande era el valor
de contraste con la permeabilidad en la fractura, se presentaba un tiempo
mayor en lograr la maxima extraccion de aceite, esto se encuentra resumido en
la tabla 5.11
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Cax
Permeabilidad Tiempo de

(md) recuperacion (dias)

1 360

5 380

50 2160

500 2880

5000 2900

Tabla 5.11 Tiempo de recuperacion de aceite en vagulos vs permeabilidad.

Se graficaron los tiempos versus las permeabilidades para observar si se
presentaba una tendencia, esto se compara con resultados obtenidos de los

yacimientos Kab y Yin mas adelante.

Recuperacién de aceite en el tiempo,
yacimiento Cax
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Fig.5.44 Tiempo de recuperacién de aceite vs permeabilidad en fracturas para el yacimiento Cax.

Otro aspecto que se consider6 materia de estudio es la distribucién de vugulos
a lo largo y ancho de la matriz, generando para ello tres modelos en los cuales
se mantuvo el mismo numero de bloques designados a vugulos (en este caso
53 bloques) y se vario la distribucién de acuerdo a las distribuciones de vugulos
presentadas anteriormente:

1) Distribucion de vugulos aleatoria.

2) Distribucion de vagulos formando canales verticales.

3) Distribucién de vugulos formando canales horizontales.
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Los datos arrojados por la simulacion se presentan en la tabla 5.12

Volumen | Volumen de | Volumen de
Original aceite agua Factor de
de aceite | recuperado | inyectado |recuperacion
Yacimiento Cax (bls) (Bls) (Bls) %
Vigulos distribuidos
aleatoriamente 3.81 2.1 56.43 54.15
Vigulos formando
canales verticales 3.81 2.25 56.43 58.97
Vigulos formando
canales horizontales 4.30 2.5 56.43 58.04

Tabla 5.12 Recuperacion de aceite en el yacimiento Cax para diferentes distribuciones
de vugulos.

Es claramente notorio que la formacion de canales, ya sea a lo largo o ancho
de la matriz aumenta la recuperacién de aceite de los vigulos, en comparacién
con una distribucion aleatoria donde los vagulos se encuentran mayormente

aislados.

Como se aprecia en la tabla anterior, el factor de recuperacién obtenido para
las distribuciones horizontales y verticales tiene valores muy cercanos, sin
embargo al analizar el comportamiento de produccion observamos, que si tiene

influencia el tipo de arreglo con respecto al comportamiento de produccion.
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Modelo sitético.
Produccién acumulada. Yac. CAX
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Fig.5.45 Recuperacién de aceite en el yacimiento Cax para las tres distribuciones de vigulos
planteadas.

La forma en que se extrae aceite de los vugulos para las tres distribuciones es
claramente diferente, siendo mas rapida la extraccion de aceite de vagulos en
el caso de distribucion vertical, y teniendo una tendencia a volverse nula
después de un tiempo de produccion, por el contrario el ritmo de produccién
para una distribucion horizontal es mas estable, logrando una mayor
recuperacion final de aceite al aportar mas aceite durante periodos mas largos;
en el caso de los vagulos dispersos observamos que tiene el comportamientos
Menos promisorio.
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Modelo sintetico. Distribuciones de vugulos
Gastos de produccion
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Fig. 5.46 Gastos de produccion de aceite para el yacimiento Cax mostrando una comparacioén entre
las diferentes distribuciones de permeabilidades.

En la Fig.5.46 se grafican los gastos de produccion de aceite para las tres
distribuciones de vagulos mencionadas, observando claramente como los
gastos de aceite son mayores en los casos donde se logran formar canales de
vlagulos dentro de la roca matriz a lo largo y ancho del modelo, sin embargo
para canales horizontales se aprecia que logra sostener gastos mas altos que
la distribucién vertical, debido a que el agua inyectada barre una mayor area
horizontal y después logra invadir la matriz de forma vertical de una mejor

manera.
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5.6.2 Andlisis del Yacimiento Kab.

Para el yacimiento Kab se realiz6 la caracterizacion PVT del fluido que contiene
el modelo y, al igual que con Cax se realizaron pruebas de contraste de
permeabilidad con la finalidad de observar si existia alguna semejanza entre
los resultados reportados para el campo Cax Yy los presentados para el

yacimiento Kab.

Yacimiento Kab

VOL DE ACEITE 3.263 BLS
ORIGINAL
Porosidad Volumen Volumen
Permeabilidad | Permeabilidad de Numero| de aceite Factor de |Inyectado
de fractura de Matriz Matriz de recuperado | Recuperacion | de agua
Corrida (md) (md) (%) vagulos (bls) (%) (bls)
0 1 1 5.28 53 2.33 71.40 56.43
1 5 1 5.28 53 2.25 68.95 56.43
2 50 1 5.28 53 1.95 59.7 56.43
3 500 1 5.28 53 1.86 56.97 56.43
4 5000 1 5.28 53 1.84 56.87 56.43

Tabla 5.13 Contrastes de permeabilidad vs recuperacion de aceite para el yacimiento Kab.

En las Fig.5.48 y Fig.5.49 se observa la produccion acumulada de aceite a lo
largo del tiempo de explotacion, asi como los gastos de aceite producido,
notando que, en el caso donde la permeabilidad de la fractura es de de 1 md
(permeabilidad de la matriz) y 5 md; el tiempo en el que se logra la maxima
produccion es un intervalo de 180 dias a partir de que se inicia la produccién,
por otro lado los casos donde la permeabilidad es mayor a los 5000 md,
presentan una menor de aceite en

recuperacion final tiempos mas

prolongados(alrededor de los 2600 dias).
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Inyeccion de agua por pozo
pozo gasto de tiempo Volumen
Inyeccion (bls/dia) dias inyectado( bls)

Iny 1 0,01 2687 26,87
Iny 2 0,001 2687 2,69
Iny 3 0,001 2687 2,69
Iny 4 0,001 2687 2,69
Iny 5 0,001 2687 2,69
Iny 6 0,001 2687 2,69
Iny 7 0,001 2687 2,69
Iny 8 0,001 2687 2,69
Iny 9 0,001 2687 2,69
Iny 10 0,001 2687 2,69
Iny 11 0,001 2687 2,69
Iny 12 0,001 2687 2,69

Volumen total de 56,43

agua inyectada(bls)

Tabla 5. 14. Gastos de inyeccion de agua por pozo y acumulado durante los 2687 dias de inyeccién
de agua-yacimiento Kab.
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Fig. 5.47 Comportamiento de la produccion acumulada para el pozo productor 5, bajo diferentes

contrastes de permeabilidades, yacimiento Kab.
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Modelo sintético.
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Fig. 5.48 Grafica de produccion acumulada vs tiempo bajo diferentes esquemas de contrastes de
permeabilidades entre matriz y fracturas, yacimiento Kab.

Es de importancia resaltar que tanto la simulacién del campo Kab y Cax
arrojaron resultados semejantes en la tendencia de recuperacion de aceite, es
decir tienen un comportamiento semejante, lo que nos lleva a pensar que para
aceites medios y ligeros se obtiene la maxima recuperacion de aceite de
vagulos cuando se presentan fracturas con baja permeabilidad, siendo su

recuperacion en cortos plazos de tiempo.

En la Fig.5.49 se muestra el comportamiento de los gastos de produccion de
aceite para los diferentes contrastes de permeabilidad en estudio, es
importante analizar con cuidado el comportamiento de estas graficas y la

informacion que puedan arrojar.
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Modelo sintético
YAC KAB

GASTOS DE PRODUCCION DE ACEITE PARA DIFERENTES PERMEABILIDADES
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Fig.5.49 Gastos de produccion de aceite para los diferentes contrastes de permeabilidad matriz-
fractura propuestos, yacimiento Kab.

Se puede observar que en el caso de permeabilidades de fractura cercanas a
la permeabilidad de la matriz, producen altos gastos pero por periodos cortos,
en cambio, en altos contrastes entre permeabilidad matriz—fractura se logra
mantener gastos mas estables durante periodos mas prolongados, es posible
gue este comportamiento se deba a que el agua, en caso donde la
permeabilidad de la fractura es muy alta, no logre desplazar el aceite contenido
dentro de la matriz ,y en un caso extremo no alcance a desplazar aceite de los
vagulos, pero en el caso de permeabilidades de fractura cercanas a la
permeabilidad de la matriz; el agua logra penetrar mas profundo dentro de la

matriz y los vagulos logrando un mejor desplazamiento de aceite.
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El analisis del comportamiento del factor de recuperacion se llevd a cabo,

plasmando los resultados obtenidos en la Fig.5.50.

Factorde recuperacion de aceite vs permeabilidad de fractura,
yacimiento Kab

74
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% recuperacion de aceite

Permeabilidad de fractura (md)

Fig.5.50 Tendencia del factor de recuperacion vs permeabilidad para el yacimiento Kab.

Se puede apreciar que en la grafica anterior, el comportamiento del factor de
recuperacion es semejante al obtenido para el yacimiento Cax, con la principal
diferencia en los valores maximos del factor de recuperacion obtenidos, siendo
de 72% para este caso, mientras que de 84 % para Cax, comportamiento
originado por la diferencia de viscosidades de los aceites utilizados, con lo cual
se demuestra que la viscosidad tiene gran importancia en la recuperacion de
aceite y que en este caso la recuperacion sera mayor cuando el aceite sea mas

ViSC0so0.
Un aspecto que también se analizé para este yacimiento es el tiempo de

recuperacion en funcion de los contrastes de la permeabilidad entre la matriz y

la fractura. Los resultados obtenidos se encuentran en la tabla 5. 13
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Yacimiento Kab
Permeabilidad
(md) Tiempo de
recuperacion (dias)

1 360

5 380

50 1620

500 2700

5000 2850

Tabla 5.15 Permeabilidad vs tiempo de recuperacion de aceite para el yacimiento Kab.

Recuperacién de aceite en el tiempo,
yacimiento Kab
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Fig.5.51 Tiempo de recuperacion de aceite vs permeabilidades para el
yacimiento Kab.

La gréfica presentada en la Fig.5.51 es la representacién de la tabla 5.9 y
permite observar con mayor claridad como el tiempo de recuperacion de aceite
del sistema se incrementa conforme la permeabilidad en la fractura incrementa,
dejando ver facilmente que para contrastes de permeabilidades bajos y
cercanos a la matriz, el tiempo de recuperacion del aceite es de so6lo unos
cuantos cientos de dias.

Estos resultados obtenidos son congruentes con los del yacimiento Cax, con lo

que hasta el momento se puede afirmar que para aceites medios y pesados
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(18-30°API) el dominio viscoso, logrado cuando se presenta un alto gradiente
de presion en la fractura, permite la extraccién de aceite de vagulos en tiempos
muy cortos y el dominio gravitacional extrae el aceite en tiempos muy

prolongados.

Para el caso de Kab se realizaron las mismas distribuciones de vugulos
presentadas anteriormente:

1) Distribucion aleatoria de vagulos.

2) Vugulos formando canales verticales.

3) Vugulos formando canales horizontales.

La finalidad de realizar las mismas simulaciones con los diferentes fluidos, es
establecer si existe un patron, comportamiento o tendencia definida sin

importar el fluido que se presente en el yacimiento, o en qué grado es que las

propiedades de estos afectan y en qué forma.

Volumen Volumen de Volumen
de aceite aceite inyectado de Factor de
original recuperado agua (bls) |Recuperacion
Yacimiento Kab (bls) (bls) (%)
Vagulos distribuidos
aleatoriamente 3.26 1.84 56.43 56.32
Vugulos formando
canales verticales 3.26 1.95 56.43 59.70
Vigulos formando
canales horizontales 3.7 2.29 56.43 61.78

Tabla 5.16 Recuperacion de aceite en el yacimiento Kab para
diferentes distribuciones de vagulos.
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Modelo sintético. Yac KAB
PRODUCCION ACUMULADA PARA DIFERENTES DISTRIBUCIONES DE VUGULOS

G1-PRO
2,60 T T T T T T T T T T T T T T
| | I | | I | | I | | I | I
| | I | | I | | I | | I | I
| | I | | I | | I | | I | I
| | I | | I | | I | | I | I
) e e B s e e L i e s e e ey e
| | I | | I | | I | | I | I
| | I | | I | | I | | I | I
| | I | | I | | I I I L p———
| | I | | I | | I | I | I
N [ AN R P il Sy Y A (N
220 | I I | I I | I I | I I | I
| | I | | I | I | | I | I
= | | I | | | | | I | | I | I
| | I | | | | I | | I | I
et | | I | | I | | I | | I | I
8200"”’T””I””!’”’T ******* s s s s (s e s s
| I I | | | ! P [ N [ — —
5 i 1 ‘ i )’__.,.—_-{-__1_ | e ‘ | |
° | | I | I | | I | | I | I
> | | I | I | | I | e L T
'}'ﬁ1,80-____4____|____s__/{___|____s--——-L——;.w!..a--n-ﬂ—ﬂ-*‘-"-ﬂ"-"”-'i'ilf_f_f__-_J,___"_\____
S | | | | | gmm™T I | | I | I
£ | | | | ym=T | | | | | | | I
3 l l I A l l l l l l l l
| I I I | I I | I I | I
160 ---7---+ P 'Th____F___F___T____F___F___T""""F"""F"""T""""\""“
| * | | I | | I | | I | I
I ¢ I I | I I | I I | I |
| I | | I | | I | | I | I
| I | | I | | I | | I | I
1,40mf=mmeit s e e s e et e s e i e
I I | | I | | I | | I | I
iy I | | I | | I | | I | I
i l l l l l l l l l l l l
1,20 4 1 T i 1 T i 1 T i 1 T i i
0 200 400 600 800 1.000 1.200 1.400 1.600 1.800 2.000 2.200 2.400 2.600 2.800 3.000
Time (day)
Distribucién canales horizontales === mmm === == Djstribucién canales verticales = = = = = = =, Distribucén aleatoria

Fig.5.52. Recuperacion de aceite para distribuciones de vigulos
en el yacimiento Kab.

La linea roja continua de la Fig.5.52 representa la produccion acumulada para
el caso con distribucion de vugulos formando canales horizontales, y la azul la
distribucion vertical, como se puede observar las distribuciones horizontal y
vertical son las que logran una mayor recuperacion de aceite, recuperando
hasta un 5% mas, misma situaciébn que con el aceite recuperado de Cax. Se
puede decir que la formacion y distribucion de canales afecta tanto los tiempos

de recuperacion como la cantidad de hidrocarburos a recuperar.

La recuperacion de aceite depende de los gatos de produccién y del tiempo
que estos puedan sostenerse, en la Fig.5.53 se presentan los gatos de
produccion para el yacimiento Kab bajo las diferentes distribuciones de vigulos

empleadas.
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Modelo sintético. Yacimiento KAB
Grupo productores
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Fig.5.53. Gastos de produccién para las diferentes distribuciones
de permeabilidad empleadas en el yacimiento Kab.

Como se observa en la Fig.5.53 el caso de distribuciones formando canales
verticales es la que presenta un gasto inicial de aceite mayor, pero es el
comportamiento de vagulos formando canales horizontales el que mantiene
gastos superiores debido a que permite que el agua entre en un plano
horizontal y posteriormente desplace el aceite hacia la cima del modelo

barriendo una mayor area que en el caso de vagulos verticales.

5.6.3 Anélisis del Yacimiento Yin.

El aceite perteneciente al yacimiento Yin es un aceite ligero de 42 °API, se
selecciond este tipo de aceite para confrontar los resultados obtenidos con los
aceites de 18-30 °API representados con los aceites de los yacimientos Cax y
Kab y determinar si el comportamiento y las tendencias mostradas por estos

yacimientos se conservan o varian en casos como el de Yin.
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En primera instancia se realiz6 el contraste de permeabilidades entre la matriz

y la fractura, las corridas y la informacién se encuentran recopiladas en la tabla

5.15

mostrada a continuacion.

Yacimiento Yin

Volumen original de [1.22 BLS
aceite:
Porosidad Volumen Volumen
Permeabilidad | Permeabilidad de Numero| de aceite Factor de |Inyectado
de fractura de matriz matriz de recuperado | Recuperaciéon | de agua
Corrida (md) (md) (%) vagulos (bls) (%) (bls)
0 1 1 5.28 53 0.877 72.29 56.43
1 5 1 5.28 53 0.747 61.58 56.43
2 50 1 5.28 53 0.727 59.92 56.43
3 500 1 5.28 53 0.728 60.01 56.43
4 5000 1 5.28 53 0.727 59.92 56.43
Tabla 5.17 Contrastes de permeabilidad matriz-fractura vs recuperacion de aceite
para el yacimiento Yin.
Inyeccion de agua por pozo
Pozo Gasto de Tiempo Volumen
Inyeccion (bls/dia) (dias) inyectado( bls)
Iny 1 0,01 2687 26,87
Iny 2 0,001 2687 2,69
Iny 3 0,001 2687 2,69
Iny 4 0,001 2687 2,69
Iny 5 0,001 2687 2,69
Iny 6 0,001 2687 2,69
Iny 7 0,001 2687 2,69
Iny 8 0,001 2687 2,69
Iny 9 0,001 2687 2,69
Iny 10 0,001 2687 2,69
Iny 11 0,001 2687 2,69
Iny 12 0,001 2687 2,69
Volumen total de 56,43
agua inyectada(bls)

Tabla 5.18 Gastos de inyeccion de agua por pozo para el yacimiento Yin.

En la Fig.5.54 se muestra el comportamiento de los gastos de produccion

obtenidos, donde se puede apreciar una tendencia similar a los de los

yacimientos Cax y Kab, donde los gastos son altos y por periodos cortos de

tiempo, en el caso de bajos contrastes de permeabilidades. Para casos donde

la permeabilidad de la fractura supera 500 veces las permeabilidad de la

matriz, se logra obtener las mismas graficas y el mismo comportamiento

pudiéndose asegurar que; en fracturas con una altisima permeabilidad no se

asegura la mejor produccién de hidrocarburos, pero tampoco con contrastes

tan bajos, es necesario encontrar la permeabilidad 6ptima de la fractura que
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permita mantener altos gastos durante periodos de tiempo de explotacion mas

prolongados.

Modelo sintético
YACIMIENTO YIN

GASTOS DE PRODUCCION DE ACEITE
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uccion de aceite RC
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prod

Gasto de

0,0020+

0,0000
0,00 400,00 800,00 1.200,00 1.600,00 2.000,00 2.400,00 2.800,00
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Fig. 5.54 Gastos de produccién de aceite a condiciones de yacimiento para diferentes
permeabilidades de fractura, yacimiento Yin
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Fig.5.55 Grafica de produccion acumulada de aceite vs tiempo para diferentes contrastes de
permeabilidad matriz- fractura pertenecientes al yacimiento Yin.

En la Fig.5.55 se puede notar como la produccién de aceite es menor que para
los casos anteriores, debido a que se trata de un aceite ligero, sin embargo las
curvas siguen teniendo un comportamiento similar a las obtenidas en los casos
de Cax y Kab, con la pequeiia diferencia de que en las curvas de
permeabilidades altas, donde casi todo el aceite recuperado se obtiene en
tiempos muy cortos y semejantes a los empleados para bajas permeabilidades.
La gréafica parece indicar que en el caso de aceites ligeros el contraste de
permeabilidades no afecta en gran medida el tiempo de extraccion de aceite,
pero los volumenes de aceite a recuperar son menores, alcanzando solo a
recuperar un maximo de 70% del volumen original de aceite del yacimiento.

Al parecer en aceites ligeros, el dominio viscoso se presenta en etapas
tempranas de produccion, cediendo la extraccion de aceite al dominio
gravitacional paulatinamente, lo que origina el comportamiento de las curvas
presentadas, debido a que el aceite libera gas conforme pasa el tiempo y se

vuelve mas viscoso.
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Para entender lo que esta ocurriendo en este campo se realizdé una grafica del

factor de recuperacion (Fig.5.56) para las diferentes permeabilidades.

Factor de recuperacion de aceite vs permeabilidad de fractura,

yacimiento Yin

~

a1

N

OV

90

Factor de recuperacién de aceite ( %)

U

—*VYIN

10 100 1000
Permeabilidad de fractura (md)

10000

Fig.5.56. Tendencia del factor de recuperacion vs permeabilidad de fractura

para el yacimiento Yin.

Se observo que el factor de recuperacion disminuye como en los casos

anteriores, s6lo que aqui alcanza un valor minimo mucho mas rapido que en

los dos casos presentados anteriormente.

Analizando el tiempo en que se logra recuperar la maxima cantidad de aceite,

se encontré que las curvas presentaba un comportamiento semejante a las

obtenidas para Cax y Kab como se podra observar en la Fig.5.57, que es una

representacion gréafica de la informacién de la tabla 5.16.
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Yacimiento Yin
Permeabilidad _

() recu;gi:cﬁgndfdias)

1 360

5 540

50 1440

500 2520

5000 2580

Tabla 5.19 Permeabilidad vs tiempo de recuperacion de aceite para el yacimiento Kab.

Recuperacion de aceite en el tiempo,
yacimiento Yin.
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Fig.5.57 Tiempo de recuperacion de aceite vs permeabilidad de la fractura
para el yacimiento Yin.

Otro aspecto de interés es el comportamiento bajo diferentes esquemas de
distribucion de vugulos, formando canales a lo largo y ancho del modelo
generado. Los diferentes patrones de distribuciones se presentan de la

siguiente manera:
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Volumen de Volumen
aceite Volumen de aceite | inyectado de Factor de
original recuperado agua (bls) recuperacion
Yacimiento Yin (bls) ( bls) (%)
Vugulos distribuidos
aleatoriamente 1.21 0.7291 56.43 60.25
Vugulos formando
canales verticalmente 1.21 0.7746 56.43 64.02
Vugulos formando
canales horizontales 1.28 0.6567 56.43 51.10

Tabla 5.20 Recuperacion de aceite en el yacimiento Yin para diferentes distribuciones de vagulos.
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Fig.5.58. Grafica de recuperacion de aceite para las diferentes
distribuciones de vigulos en el yacimiento Yin.
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Modelo sitético
Yacimiento YIN
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Fig.5.59. Gréfica de gastos de produccién de aceite pertenecientes a las distribuciones de vagulos
propuestas para el yacimiento Yin

Como se aprecia en las Fig.5.58 y Fig.5.59 las distribuciones horizontales y
verticales que forman canales en la matriz, son las que logran un mayor
volumen recuperado de aceite, en comparacién con la distribucién aleatoria de
vagulos. Los resultados obtenidos en este caso de simulacién son semejantes
a los arrojados por las curva de Cax y Kab, pero se recuperan voliumenes

menores como ya se menciond anteriormente.

5.6.4 Resultados generales.
Las siguientes tablas comparativas se realizaron con corridas base sobre los

diferentes yacimientos en los cuales para obtener caracteristicas mas
homogéneas; se simula la extraccion de aceite hasta que se obtiene un corte
de agua mayor o igual al 95%, asegurando asi que en el tiempo de produccién

se obtenga el maximo aceite recuperable bajo ese esquema de produccion.
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En los yacimientos analizados se consideraron tres opciones:

e Distribucion de vugulos aleatoria, en la cual no se presentan

vagulos interconectados formando canales.

e Distribucién de vugulos en forma horizontal en el yacimiento y

formando canales a través del eje Z.

e Distribucién de vugulos en forma distribucién vertical de formando

canales a lo largo de los ejes X,Y del yacimiento.

Tabla de distribuciones de vugulos
Volumen de |Volumen total | Factor de
Volumen original aceite de agua recuperacion
de aceite recuperado inyectado de aceite
Yacimiento Cax (bls) (bls) (bls) (bls)
Vugulos distribuidos
aleatoriamente 3.81 2.1 56.43 54.153
Vugulos formando
canales verticales 3.81 2.25 56.43 58.96
Vugulos formando
canales horizontales 4.2925 2.5 56.43 58.04
Volumen de |Volumen total
Volumen original aceite de agua Factor de
de aceite recuperado inyectado |recuperacion
Yacimiento Kab (bls) (bls) (bls) (bls)
Vugulos distribuidos
aleatoriamente 3.26 1.84 56.43 56.32
Vugulos formando
canales verticales 3.26 1.95 56.43 59.69
Vugulos formando
canales horizontales 3.6972 2.29 56.43 61.77
Volumen de |Volumen total
Volumen original aceite de agua Factor de
de aceite recuperado inyectado | recuperacion
Yacimiento Yin (bls) (bls) (bls) (bls)
Vagulos distribuidos
aleatoriamente 1.21 0.73 56.43 60.25
Vagulos formando
canales verticales 1.21 0.78 56.43 64.02
Vagulos formando
canales horizontales 1.285 0.66 56.43 51.10

Tabla 5.21 Tabla general de distribucién de vigulos.

Las graficas presentadas en las Fig.5.60 y Fig.5.61 comparan el
comportamiento y volimenes de aceite obtenidos para los tres yacimientos de
estudio, para los casos donde existe una formacion de canales tanto

horizontales y verticales a traves de la fractura.
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Modelo sintético.
Comparativo de produccion entre los yacimientos Cax, Kab y Yin

Produccién acumulada de aceite.
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Fig.5.60 Comparacion entre las producciones acumuladas de aceite en el caso de distribucién
formando canales horizontales, para los tres yacimientos de estudio.
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Fig.5.61 Comparacion entre las producciones acumuladas de aceite en el caso de distribucién
formando canales verticales, para los tres yacimientos de estudio.
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Comparativo de produccién de aceite para las distribuciones
devagulos en canales.vs. vugulos aislados
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Fig.5.62. Comparacion entre la recuperacion de aceite para las diferentes distribuciones de vigulos
(distribucion aleatoria, vigulos conectados verticalmente)

Es en la Fig.5.62 donde se presenta el factor de recuperacion de aceite
obtenido para los yacimientos Cax, Kab, Yin en los cuales se aprecia que el
yacimiento Yin es el que logra obtener un mejor desempefio en cuanto a
recuperacion de aceite, alcanzando un 64% del total de aceite contenido en el
yacimiento, como se sabe es un aceite ligero de 41°API. Es importante sefialar
gue la maxima recuperacion para el yacimiento Yin se logra bajo el esquema
de vuagulos conectados, es decir cuando estos forman un canal vertical y

paralelo a la direccion de flujo.

Se observd que la distribucion aleatoria era la que presentaba una menor
recuperacion de aceite total, y la formacion de canales horizontales presentaba
un comportamiento semejante a la formacion de canales verticales, siendo

ligeramente menor la recuperacion de aceite.
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Para conocer el comportamiento bajo diferentes tamafio de bloque se multiplico

el tamafo original de los bloques de matriz y fractura en multiplos de diez en

las tres direcciones Xx,y,z.

La siguiente tabla resume los resultados obtenidos bajo este parametro de

estudio.

COMPARATIVO DE TAMANO DE BLOQUES

. - Volumen . Factor de Gasto de
Corrida | Tamarfo de iqinal d Volumen de aceite - . .
bloque(fts) original de recuperado (bls) recuperacion inyeccion
aceite(bls) (%) (Bls/Dia)
TBLQ-1 0,1125 3.81 2.1 54.1 0.012
TBLQ-10 112,5 1515.8 1101.5 72.7 60
TBLQ-100 112500 171850 104033 60.5 600
Kab
Corrida | Tamafo dse o\r/izlilrnge;e Volumen de aceite Reii(;g:eg:?én Iﬁ 3:;%%?]
bloque(ft) aceite(bls) recuperado (bls) (%) (Bls/Dia)
TBLQ-1 0,1125 3,26 1.8 56.4 0,012
TBLQ-10 112,5 1305 987.8 75.7 60
TBLQ-100 112500 148340 104033 70.1 600
. - Volumen Volumen de aceite Factor de Gasto de
it -L?énigc(’ﬂds,)e original de recuperado recuperacion inyeccion
q aceite(bls) (bls) (%) (Bls/Dia)
TBLQ-1 0,1125 1.2132 0.73 60.1 0.012
TBLQ-10 112,5 1296.7 1026.24 79.1 60
TBLQ-100 112500 839700 458287 54.6 600

Tabla 5.22. Comparativo de tamafio de bloques con factores de recuperacion para los tres

yacimientos de estudio.

En la Fig.5.63 el comportamiento de la extraccion de aceite en vugulos
depende en gran medida de la presion capilar de la matriz indicando que para
bloques muy pequefios el agua no logra desplazar el aceite contenido en los
vagulos y en la matriz, desplazando solo el aceite de las fracturas, esto se debe
a que el aceite en los vagulos tiene una Pc=0, y al ser muy pequefia la longitud
vertical de los vagulos no logra tener efecto el desplazamiento por efecto de

gravedad dentro de la matriz.

En cambio para los blogues de gran tamafio, el menor valor del factor de

recuperaciéon de aceite obtenido es debido a que no se alcanza la presion

~ 147 ~



capilar suficiente en la matriz para lograr desplazar el aceite totalmente desde
todos los puntos de la matriz, y las fuerzas viscosas del aceite son las que
predominan en el desplazamiento de aceite pero no logran desplazar todo el
aceite.
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Fig.5.63 Recuperacién de aceite en funcion del tamafio de bloque para los yacimientos Yin, Kab y
Cax.

En el caso de Yin se observa que este difiere en el comportamiento presentado
para los otros yacimientos, debido a que se trata de un yacimiento de aceite
ligero cuya viscosidad es menor, las fuerza viscosas que dominan el
desplazamiento son mayores, originando que se tenga el mayor factor de
recuperacion, ya que las fuerzas viscosas son las que predominan en el

desplazamiento del aceite.

Por otro lado se analizé el comportamiento en el contraste de permeabilidades
entre fractura y matriz, con el objetivo de observar el comportamiento en la
recuperacion de aceite y el tiempo en que se logra alcanzar la maxima
recuperacion de aceite posible.
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Resumen de contrastes de permeabilidades matriz-fractura.

Yacimiento Cax

Volumen original de aceite: 3.293 BLS

Porosidad Volumen Volumen
Permeabilidad | Permeabilidad de de Numero | de aceite Factor de Inyectado
de fractura matriz matriz de recuperado | recuperacion | de agua
(md) (md) (%) vagulos (bls) (%) (bls)
Corrida
0 1 1 5.28 53 2.75 83.5 56.43
1 5 1 5.28 53 2.69 81.68 56.43
2 50 1 5.28 53 2.34 71.0 56.43
3 500 1 5.28 53 2.07 63 56.43
4 5000 1 5.28 53 1.97 59.84 56.43
5 50000 1 5.28 53 1.97 59.82 56.43
Volumen original de aceite :3.263 BLS
Yacimiento Kab
Volumen Volumen
Permeabilidad | Permeabilidad de | Porosidad de [ Numero | de aceite Factor de Inyectado
de fractura matriz matriz de recuperado | recuperacion | de agua
(md) (md) (%) vlgulos (bls) (%) (bls)
Corrida
0 1 1 5.28 53 2.33 71.40 56.43
1 5 1 5.28 53 2.25 68.95 56.43
2 50 1 5.28 53 1.95 59.7 56.43
3 500 1 5.28 53 1.86 56.97 56.43
4 5000 1 5.28 53 1.84 56.87 56.43
Volumen original de aceite :1.22 BLS
Yacimiento Yin
Porosidad Volumen Volumen
Permeabilidad | Permeabilidad de de Numero de aceite Factor de Inyectado
de fractura matriz matriz de recuperado | recuperacion| de agua
(md) (md) (%) vagulos (bls) (%) (bls)
Corrida
0 1 1 5.28 53 0.877 72.29 56.43
1 5 1 5.28 53 0.747 61.58 56.43
2 50 1 5.28 53 0.727 59.92 56.43
3 500 1 5.28 53 0.728 60.01 56.43
4 5000 1 5.28 53 0.727 59.92 56.43

Tabla 5.23 Contraste de permeabilidades para los yacimientos Yin, Kab,Cax.

La Fig.5.64 es un esquema gréfico de los resultados presentados en la tabla

anterior, en la cual se logra observar el comportamiento en la recuperacion de

aceite debido al contraste de permeabilidad entre la matriz y la fractura.
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Recuperacion de aceite en funcion de la permeabilidad de fractura
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Fig.5.64 Recuperacion de aceite en funcion del contraste de permeabilidades para los yacimientos
Cax, Yin, Kab.

Como se observa, el yacimiento Cax(linea morada) es el que posee el factor
de recuperacién mas alto debido a que el desplazamiento por dominio viscoso
es el de mayor peso, ya que las fracturas paralelas al flujo presentan una baja
permeabilidad, que origina también una recuperacion de aceite en menor

tiempo como se analizo anteriormente.

La recuperacion de aceite se vuelve asintética conforme se alcanza un
contraste grande entre las permeabilidades de matriz y fractura y esta
recuperaciéon corresponde solo al desplazamiento por dominio gravitacional, ya
gue el dominio viscoso es nulo 0 muy cercano a cero.

El pleno domino viscoso se puede observar para los tres yacimientos en

cuestion, cuando la permeabilidad de la fractura y de la matriz es de 1md,
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notando que el contraste afecta mas a campos con aceite ligero como es en el
caso del aceite en Yin.

Para el yacimiento Yin se observa en la Fig.5.64 como un ligero contraste de
solo 5 md entre la fractura y la matriz logra declinar rapidamente la maxima
recuperacion de aceite, siendo para un contraste de 50 veces totalmente
asintotico.

Para los campos con aceites pesados y medios, la declinacién en los factores
de recuperacion es mas ligera y permite un mayor rango de contrastes antes
de volverse asintotico, con esto se demuestra como el dominio viscoso tiene
gran importancia en los ritmos y volimenes de extraccion de aceite en vagulos,
siendo para aceites pesados mas conveniente un menor contraste en las
permeabilidades entre matriz y fractura, si se desea una mayor recuperacion de
aceite de vagulos.

Factorderecuperaciéon vs contrastes de permabilidades
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Fig.5.65 Resultados generales del factor de recuperacién vs relacion de permeabilidades.
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Recuperaciéon de aceite en funcion del tiempo
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Fig.5.66. Resultados generales de tiempo de extraccion de aceite vs permeabilidades.

Podemos observar en la Fig.5.66 que en el caso de los tres aceites estudiados,
se presenta una tendencia similar en el tiempo de recuperacion de aceite,
lograndose apreciar que para el caso donde el aceite es ligero, se tiene
menores tiempos cuando el contraste de permeabilidad es grande, y mayores
tiempos cuando el contraste es menor, esto originado de la liberacion de gas,

que le proporciona mas viscosidad al transcurrir el tiempo.

Podemos decir que no importa el tipo de aceite presente, todos los yacimientos
gue cuenten con un contraste de permeabilidades pequefios entre la matriz y la
fractura, extraeran mas y mas rapido el aceite de los vagulos debido al efecto

del dominio de las fuerzas viscosas.
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5.7 Escalamiento.

El escalamiento es definido como: “La asignacion efectiva de propiedades a
una celda de escala ordinaria de propiedades de una malla de escala fina, asi
como capturar caracteristicas de flujo de un modelo de escala fina” (Michael J.
King, SPE 2006).

La opcion de un criterio de corte y el manejo de los elementos de la malla del
yacimiento durante la transferencia de escala puede requerir un cuidado
considerable. Para la mayoria de los casos reales de rocas con multiples
grupos de propiedades, algunos de los casos pueden ser erroneos a lo largo
de un anticipado criterio de corte, de ser asi serd necesario realizar un

escalamiento explicito de la totalidad de las propiedades del modelo.

La seleccion de un método de escalamiento esta relacionada a la complejidad y
precision del problema. La implementacién de estrategias de recuperacién
secundaria, y estudios de yacimientos sobre optimizacion de la produccién son
algunos de las razones para usar técnicas avanzadas de multi-escalamiento o
multi-fase. Sin embargo los requerimientos de construccidon para cualquiera de
los modelos de descripcion del yacimiento son los mismos que las bases
usadas en los métodos y procesos de escalamiento-fino (escalamiento de

porosidad, escalamiento de litofacies, etc.).

Es importante comprobar las suposiciones en cada etapa de escalamiento y
usar bases estadisticas y geoldgicas para determinar la escala del modelo.

5.7.1 Modelos de Descripcién del Yacimiento.
Para lograr un re-escalamiento de las propiedades petrofisicas y volumenes de

rocas es necesario realizar tres modelos descriptivos del yacimiento. Un
modelo de depositacion proporciona las bases geoldgicas para construir tanto
el modelo de capas, como el modelo de flujo para exploracion de depdsitos

similares.
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5.7.1.1 Modelo de depositacion.
Este modelo describe la litologia del yacimiento y las secuencias de

estratificacion vertical en base a informacion de ndcleos y registros.

Como parte de este modelo se hacen descripciones detalladas del tamafio y
clasificacion del grano, logrando correlacionar la informacién entre los pozos
detectando de esta manera posibles discontinuidades horizontales a través de

horizontes estratigraficos.

El modelo depositacional genera las secuencias estratigraficas verticales y
horizontales en base a rocas marcadoras de tiempo y marcadores bioldgicos,
generando un modelo tridimensional del ambiente de depésito, facilitando la
localizacion de zonas de almacenamiento de hidrocarburos en base a los datos
de porosidad y permeabilidad obtenidos de los registros geofisicos y analisis

de nucleos; asi como los intervalos productores de mayor interés.

5.7.1.2 Modelo de capas.
El modelo de capas es desarrollado para proporcionar una estructura-

armazon para céalculos volumétricos del yacimiento.

En la construccidon de este modelo se consideran cuatro criterios:

1) El modelo debe ser simple y contar con varias capas (estratos).

2) Debe contar con bases geoldgicas para la seleccién de los estratos.

3) Las capas deben presentar diferentes promedios de las propiedades del
yacimiento.

4) Los valores de porosidad y permeabilidad de los nucleos y registros deben
ser usados en la construccion del modelo.

La seleccidon de los estratos principales se realiza en base a la distribucion y

presencia de hidrocarburos

5.7.1.3 Modelo de unidad de flujo.
Una unidad de flujo se define como " el volumen de roca subdividido de

acuerdo las propiedades geoldgicas y petrofisicas que controlan el flujo de
fluidos a través de ésta". La unida de flujo es mas compleja que el modelo
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depositacional y de capas, pero también es la mas real porque incorpora una

variedad de propiedades geoldgicas y petrofisicas particulares del yacimiento.

Algunas de las propiedades base para la seleccién de unidades de flujo son

entre otras: mediciones de porosidad y permeabilidad de nucleos completos o

de pared, analisis del tamafio de grano, mediciones de presion capilar en base

a inyeccion de mercurio.

La tabla 5. Muestra un resumen de algunos métodos de escalamiento tipicos

realizados en estudios de modelado de yacimientos.

Método de escalamiento.

Ventajas

Desventajas

Promedio de la informacion de pozo
directamente dentro de la malla de

simulacion de flujo

Rapida y simple, puede ser
utilizado para un rapido andlisis

de balance de materia

Ignora el escalamiento y los efectos de la
simplificacion de informacion, puede llevar

a errores importantes.

Promedio de la informacién de pozos
del yacimiento entero directamente

dentro del modelo geoldgico.

Rapido y simple y puede ser
adecuado para secuencias de
roca altamente permeable y

homogénea.

Requiere cuidado para mantener
correctas relaciones malla espesor(N/G) y
propiedades del yacimiento durante la

transferencia de escala.

Escalamiento de simple-fase

Unicamente en Az.

Asume un disefio de malla de
simulacién con el mismo Ax,Ay
de la malla geoldgica. Util para
yacimientos estructuralmente

complejos.

Escalamiento limitado a 1D, pero asegura
un grado de representacion de capas

delgadas o barreras.

Escalamiento de simple-fase en
Az, Ax,Ay.

Las propiedades de flujo efectivo
multi-escala son explicitamente
estimadas usando ampliamente
métodos de escalamiento
disponibles( solucién del tensor

diagonal de presion)

Efectos de flujo multifasico son omitidos.

Flujo multifasico en Az, Axy Ay
usando soluciones de estado estable
para dos fases.

Generalmente las soluciones de
estado estable de flujo multifasico
asignan problemas complejos de
escalamiento de flujo multifasico

gue pueden ser tratados

Limitaciones de tiempo y computacionales
pueden resultar en una sobre
simplificacion de complejos flujos de

estado no estable.

Flujo multifasico en Az, Ax 'y Ay
usando soluciones dindmicas

numeéricas de flujo multifase.

Intenta capturar totalmente el flujo

fisico durante el escalamiento

Limitaciones de tiempo y computacionales
usualmente significan que estas
aproximaciones solo aplican para

simplificar sistemas de yacimiento.

Tabla 5.24 Resumen de métodos de escalamiento presentando algunas ventajas y desventajas que
pueden presentar (Ringrose Philip, junio 2007).
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5.7.2 Método Relacion Volumen Neto-Espesor N/G (net-gross ratio).

El concepto de relacion volumen neto-espesor es un elemento importante en la
definicion de reservas, pero una pobre aplicacion del concepto puede llevar a
serios errores.

En un simple caso, un yacimiento clastico puede ser divido en componentes de
arenas Yy lutitas, donde la definicidn relacién volumen neto-grosor seria
N/G=fracciéon de volumen de arena/ espesor de volumen de roca (GVR-gross
rock volume). Pero en el concepto de N/GY*MeM% fraccién de volumen de
arena/EVR (Espesor del Volumen de Roca) debido a que en la extension de las
rocas se presentan variaciones en la calidad de las de lutitas y arenas, por los
tanto el concepto de “espesor de arenas” debe ser definido en base a la

informacion de registros usando una serie de criterios de marcas, ver Fig.5.67

Para evitar caer en errores al momento de escalar un yacimiento es necesario
tener presentes los siguientes conceptos:

Capa de Arena. Roca sedimentaria litologicamente limpia.

Volumen de yacimiento. Intervalos de volumen de arenas con propiedades de
yacimiento U(tiles (usualmente definidas por cortes de registros de
saturaciones).

Arena neta .Intervalos de volumen de yacimiento que contienen hidrocarburos
(usualmente definidos por una marca de registros de saturaciones).

Relacion volumen neto espesor. Puede ser definido explicitamente con

referencia a alguno de los conceptos anteriores.

Para llevar a cabo este método es necesario realizar un criterio de corte
(marcas) en el cual los geodlogos, petrofisicos e ingenieros se pongan de
acuerdo sobre las bases geologicas de las suposiciones de los volumenes

netos del yacimiento.

Cuando se use esta aproximacion se deben de hacer claras y explicitas

algunas simplificaciones como lo son:
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Los intervalos cementados del yacimiento estan incluidos con la fraccion de
volumen no neta del yacimiento, con frecuencia disgregados y referidos como

lutitas.

Durante el escalamiento se espera que el re-escalamiento de la fraccion de
volumen neta difiera de la fraccion de volumen neta de arenas perteneciente a
los registros geofisicos, pero las diferencias menores al 2 % son consideradas

un error aceptable.

Generalmente transformadas empiricas de las funciones de registros (rayos
gamma, densidad, neutrén, soénico) son usadas y calibradas contra las
propiedades de los intervalos de arenas, abarcando un amplio rango de
propiedades del yacimiento a través de los puntos de corte y marcas.

Se debe cuidar que no se confundan los conceptos petrofisicos de porosidad

total y efectiva con los principios de espesor de yacimiento neto.

Una vez aclarados los puntos anteriores, la estimacion N/G es como cambiar la
escala de una funcion y las funciones de transformacion en el flujo de trabajo
podrian ser:

a) De una funcién de registro contindio a una funcion de registro discretizada en
escala fina (ver Fig.5.67).

b) De una funcién de registro discretizada de escala fina a un registro

discretizado de escala-ordinaria (tosca), ver Fig.5.67.
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Fig.5.67 llustracion de la “segmentacion” de los registros de volimenes de arenas y cemento
(Ringrose Philip, junio 2007).

La transformaciéon a una escala mayor usa la regla principal de asignar
intervalos discretos como arenas/yacimiento 0 lutitas/no-yacimiento.
Generalmente la "segmentacion” (ver asignacion de bloques en Fig.) se refiere
al proceso de crear un parametro discreto de un frecuencia continua alta o de
un registro discreto. La segmentacion puede usar una técnica de promedios o

para el caso de variables discretas puede emplear un principio de mayoria.

Cuando se aplican los registros filtrantes en la simulacién y modelado del
yacimiento, el método N/G es usado como un factor reductor de los espesores
netos de las celdas re-escaladas para las propiedades de porosidad y
permeabilidad. La suposicion implicita es que las capas de la roca son
paralelas y continlas en relacién a las celdas re-escaladas del modelo del

yacimiento.
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Al usar el método de relacion N/G los productos principales del modelo
geoldgico al modelo de simulacién del yacimiento son:

1) Modelo para la distribucion espacial de N/G.

2) Propiedades del volumen neto de arenas (porosidad, permeabilidad

vertical permeabilidades relativas entre otras).

3) Funciones de flujo multifase para volumenes netos de arenas.

4) Se aplica una relaciéon de permeabilidades Kv/Kh.

5) Se obtiene informacion sobre barreras estratigraficas y fallas.

Este método puede ser consistentemente aplicado durante todo el proceso de
re-escalamiento (de informacién de pozo al modelo geoldgico y posteriormente
al modelo simulacién del yacimiento), pero los errores se propagaran también,

debiéndose proceder con precaucion.

5.7.3 Método de Homogenizacién.

Existen varios tipos de medios fracturados con diferentes tipos de
comportamiento de flujo. La caracterizacion de yacimientos naturalmente
facturados representa cambios Unicos en comparacion con los yacimientos
convencionales.

Las caracteristicas de yacimientos naturalmente fracturados que son
importantes para las comparaciones de modelado de flujo son:

1) Continuidad de la red de fracturas.

2) Anisotropia del sistema de fracturas.

3) Existencia de continuidad de la presién capilar entre los bloques de
matriz, yacimientos donde los blogues de matriz pueden o no presentar doble
porosidad  contribuyen  significativamente al desempefio de las
permeabilidades.

4) El valor de las relaciones de permeabilidad entre la matriz y la
fractura.

5) La geometria del sistema de fracturas, con regiones de diferentes

geometrias o diferentes escalas.
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El modelo de homogenizacion se usa para obtener las ecuaciones de flujo
multifasico del modelo macroscopico, basados en las ecuaciones a nivel
microscépico de fracturas y matriz. El método sélo es aplicable cuando la

separacién de escalas es posible.

5. 7.3.1. Modelo fisico.
Para realizar el procedimiento de homogenizacion es necesario

considerar una red de fracturas con bloques de matriz entre ellas.

Los bloques de matriz estdn completamente rodeados de fracturas excepto en
zonas de aglomeracion aisladas donde los bloques de matriz estan juntos y la
permeabilidad es cero. La simetria del arreglo de fracturas es tal que la
permeabilidad del sistema de fracturas es considerada isotropica.

Unicamente se consideran dos fases (agua-aceite), flujo incompresible donde
se considera que la viscosidad del agua y del aceite son constantes. Se

entiende por incompresible que la presién no cambia el volumen de los fluidos.

5.7.3.2. Procedimiento de homogenizacion.
El proceso de homogenizacion se divide en cinco pasos principales

basados en suposiciones especificas planteadas en cado paso.

Primer paso. Subdivision del yacimiento en celdas unitarias periédicas (CUP).
Este esquema se muestra en la Fig.5.68 donde un CUP consiste en una celda

simple de matriz rodeada de medio poroso.

La Fig.5.68 define una escala macroscépica (global) con una longitud L y una
escala microscépica (local) con una longitud I. Para aplicaciones de ingenieria
practica se puede igualar la escala macroscopica L con las dimensiones de la
malla. La gran diferencia entre el tamafio de la escala global y la escala local,
ademas de la baja permeabilidad en el blogue de matriz, asegurara que el
aceite fluya de los bloques de matriz hacia la fractura.
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Fig. 5.68 La longitud de un ciclo completo es L, y la longitud de una celda unitariaes |
donde ¢ =I/L<<1 (Zangaheh. M. Namdar, junio 2007).

Segundo paso. La separacion de escalas requiere que €=l/L<<1, donde € es la
relacion de escalamiento. La figura 5.69 muestra el procedimiento para pasar

de un modelo de escala local gy a una escala Q.

ﬂ’:[ {I.El} — I‘:“‘

4, () -

Fig.5. 69. Medio completo (izquierda)/ celda unitaria periddica a la derecha
(Ringrose Philip, junio 2007)

Tercer paso. El siguiente paso dentro de la homogenizacion es describir las
ecuaciones de transporte de una micro-escala a bloques de matriz y fractura.
Las ecuaciones son encontradas mediante la combinacién de la ecuacion de

balance de materia y la ecuacién de Darcy.

Cuarto paso. Consiste en la diferenciacion en las ecuaciones del modelo, es

decir, dividir en un término de escalamiento grande (global)V, , y en un
término de escalamiento pequeiio (local) vV, para los cuales las contribuciones

son del mismo orden de magnitud respecto a €, es decir V=V _+V,.
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Subsecuentemente, las ecuaciones de transporte son no-dimensionalizadas.
En el procedimiento de no- dimensionalizacion (re-escalamiento), | y L son las
longitudes locales y globales respectivamente para la diferenciacion. El
procedimiento de re-escalamiento lleva a ecuaciones adimensionales (con
variables dependientes e independientes adimensionales), con algunos
nameros adimensionales, por ejemplo las relaciones de permeabilidades,

fuerzas de gravedad divididas por fuerzas de presion y e.

En el quinto paso se expanden las variables independientes en direccion a las
aportaciones de decremento significantes en relacién a €. Substituyendo esas
series dentro de las ecuaciones adimensionales, resulta una ecuacion de
términos con diferentes 6rdenes de magnitud con respecto a €. Debido a que el
procedimiento de escalamiento solo es valido para valores de € que son
ligeramente mas pequefios o grandes que un valor de referencia, esto indica
que cada uno de los términos con un orden especifico de € constituye una
ecuacion que es satisfecha separadamente. Primero la ecuacién de mas bajo
orden en g, L es resuelta siguiendo las soluciones de las contribuciones mas
significativas de las variables dependientes. Subsecuentemente, la ecuacion
con un orden mayor en g, L+1, es resuelta usando las relaciones obtenidas
previamente.

Finalmente la ecuacién de un orden mayor, L+2, es promediada sobre el CUP,
siguiendo la ecuacion de escalamiento. En algunos casos se puede saltar la
ecuacion de orden L+1 y L+2 y ser derivadas directamente de la ecuacion de

balance de materia.
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CAPITULO VI. CONCLUSIONES Y
RECOMENDACIONES.

6.1 Conclusiones.

En base al trabajo realizado, simplificado en forma de graficas y tablas en

capitulos anteriores, es posible hacer las siguientes conclusiones:

1. Los mecanismos que logran el desplazamiento de aceite en vagulos son
“sistema con dominio viscoso” y “sistema con dominio gravitacional” y
solo tienen efecto bajo sistemas agua-aceite y mojables por agua o con
mojabilidad mixta, ya que no existe presion capilar en ellos.

2. Conforme se aproxima el contraste de permeabilidades entre fractura-
matriz a la unidad (K¢kn=1), la recuperacién de aceite de vagulos es
mayor y en un menor tiempo, que en contrastes mayores, debido al

empuje ascendente predominante de las fuerzas viscosas.

3. La distribucion de vugulos dentro de la roca matriz, afecta en gran
medida la recuperacion y ritmos de extraccion de aceite de vugulos,
lograndose la mejor recuperacion de aceite en los casos donde se

formen sistemas de vlgulos conectados paralelos al sentido de flujo.

4. Todos los aceites ligeros, medios y pesados responden con un
comportamiento similar en los ritmos de explotacion de aceite, teniendo
para los aceites ligeros una mayor recuperacion, posiblemente debido al

efecto de las fuerzas viscosas y gravitacionales.
5. Todos los resultados son aplicables para casos donde la presién inicial

del yacimiento esta por arriba de la presion de burbujeo, antes y durante

la explotacion de los fluidos.
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6.2 Recomendaciones.

Durante la elaboracion de este trabajo se lograron establecer algunas
recomendaciones practicas durante la generacién del modelo sintético y las

corridas las cuales se presentan a continuacion:

1. Durante el proceso de distribucion de vagulos se recomienda hacer un
estudio de laboratorio sobre nucleos completos, para determinar si es
posible mediante estudios geo-estadisticos, patrones de distribucion y
formacion de los vdgulos en la matriz, obteniendo asi mayor

verosimilitud en los resultados obtenidos.

2. Se recomienda aplicar gastos de inyeccion de agua que mantengan la
presion del yacimiento por arriba de la presion de burbuja, con el fin de
gue las propiedades pVT del aceite de estudio no afecten en gran
medida los resultados obtenidos y se pueda realizar una comparacion

entre los gastos de aceite producidos.

3. Para futuras investigaciones sobre el tema se recomienda contar con un
modelo real del yacimiento y todas sus caracteristicas petrofisicas, con
la finalidad de lograr resultados aun mas apegados a la realidad y

con mayor rango  de confiabilidad.

4. Es necesario realizar un escalamiento del modelo realizado hacia un
modelo real, mediante el método de homogenizacion, ya que es el mas
adecuado debido a que el modelo sintético planteado permite una facil
separacion de escalas (local-microescala, global-macroescala)
necesaria para llevar a cabo el método, si se desean aplicar los
resultados obtenidos en yacimientos reales.
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NOMENCLATURA.

A= &rea de la seccién cruzada (cm?)

g = aceleracion de la gravedad (cm / seg?).

h = Ascenso capilar (cm)

kap= permeabilidad de la fractura (darcy).

kei= permeabilidad efectiva (darcy).

krow = permeabilidad relativa al petréleo para un sistema agua-petréleo
kiog = permeabilidad relativa al petroleo para un sistema gas-petroleo
k= permeabilidad relativa al agua.

kig= permeabilidad relativa al gas

k.= permeabilidad vugular (darcy).

N= numero de canales de solucién por seccion.
Q= gasto (lt).

M= viscosidad (cp).

®,= porosidad absoluta.

®.= porosidad efectiva.

&= porosidad de fractura.

®,,= porosidad de matriz.

Owo = Tension interfacial (dinas/cm).

Bwo = Angulo de contacto de la interfase liquida con la superficie del sélido.
r = Radio del capilar (cm).

R= radio interno (cm).

S\= saturacion de agua.

Swm= saturacion de agua en fase mojante.
Swn=saturacion de agua en fase no mojante.
So=saturacion de aceite.

Sor= saturacion de aceite residual.

Swi= saturacién de agua irreductible.

Sfi= saturacion inicial de fluido.

v= velocidad de flujo a través de la fractura.

Vfi= volumen inicial de fluido.

Vp= volumen poroso (m°).

V, = volumen total (m°).
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Vs = volumen de sélidos (m®).

Vpe= volumen de poros comunicados (m).

Vpne= volumen de poros no comunicados (m3).

V,= volumen total de roca (m®).

A= coeficiente de flujo matriz-fracturas.

Vom= volumen de crudo en la matriz.

Vo= volumen de crudo en la fractura.

AP= diferencial de presion (psia).

AS = Diferencia de densidad entre los fluidos (g / cm®)
w= coeficiente de almacenamiento.

W = ancho de fractura, (cm).
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