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RESUMEN

El objetivo del trabajo es optimizar la explotacion de un Yacimiento No-Convencional de Gas seco mediante
la variacion de los valores en los parametros que configuran al pozo-yacimiento y su condicion fractal con
uso de software comercial de Simulacion de Yacimientos y datos de un pozo de la cuenca Burgos en México.
Se generan diferentes modelos de yacimiento que se ajustan al comportamiento real de produccion con el
fin de aproximar sus caracteristicas al yacimiento en estudio. En estos modelos, se analizan: la sensibilidad
de parametros en la produccion y la distribucion fractal en la zona estimulada de yacimiento(SRV).

Se ajusta un primer modelo(Modelo A) al historial de produccion, se analiza la sensibilizad de sus parametros
en la producciéon y se optimiza el nimero de etapas de fracturamiento. Este modelo considera ser
Euclidiano(un caso especial de fractalidad) y con propiedades de matriz-fractura homogéneas en toda su
extension, es decir, no contiene una SRV.

Se generan un par de modelos mas para ajustarse a la historia de produccion, los cuales cuentan con una
distribucion fractal dentro de sus SRV, el Modelo FL con SRV local y el Modelo FR con SRV regional. Las
propiedades fractales pertenecen a las fracturas naturales, propias de su porosidad y permeabilidad.
Camacho et. al. (2008) presentan la influencia del modelo fractal en datos de produccion, mostrando que
tiene un impacto muy fuerte. Por esta razon se analiza la sensibilizad de los parametros fractales en la
produccion acumulada: dimension fractal(D) y conectividad de las fracturas(8).

Considerando que el yacimiento en estudio contiene fractalidad, se calcula la D de un nucleo representativo,
resultante en D = 0.7 y se asume conectividad total de las fracturas naturales, esto es: 8 = 0. Para este
ajuste, la distribucion fractal se considera constante. Una vez esto, se varian los valores en los parametros
que no afecten la distribucion fractal hasta ajustar los modelos al historial de produccion.

Finalmente se genera un modelo con un area amplia de yacimiento (Modelo E), para optimizar el numero de
pozos y analizar el espaciamiento entre ellos. Para efectos practicos, la configuracion de los pozos en este
modelo se basa en el Modelo A(Euclidiano), pues incluir fractalidad de manera automatizada en softwares
comerciales no es posible. La optimizacidn se genera con analisis de indicadores econémicos.



OBJETIVO GENERAL

Optimizar econdémicamente la explotacion de un Yacimiento No-Convencional mediante la variacion de los
parametros considerando modelos de yacimiento fractales.

OBJETIVOS ESPECIFICOS

e Disefiar modelos con distribucion fractal que se ajusten al comportamiento de yacimientos no-
convencionales.

e Analizar la sensibilidad en la produccion de los parametros que configuran al pozo y yacimiento.

e Determinar la dimensidn fractal de un nucleo representativo del yacimiento de la cuenca de Burgos,
México.

e Analizar el comportamiento de la distribucion de los parametros fractales en el modelo de fracturas
con espaciado logaritmico del simulador comercial.

e Sensibilizar las propiedades fractales y analizar sus efectos en la produccion.

e Analizar el ajuste de las diferentes SRV en el comportamiento de produccion.

e Disefiar un modelo econoémico enfocado a los yacimientos no convencionales de lutitas
hidraulicamente fracturados.

e Optimizar y analizar economicamente escenarios produccidn variando el niumero de pozos en un
area de yacimiento amplia.



1 Antecedentes
1.1 Yacimientos No-Convencionales en México

Los recursos de los Yacimientos No-Convencionales en México se encuentran en diversos plays de las
provincias geoldgicas de Chihuahua, Sabinas, Burro-Picachos, Burgos, Tampico-Misantla y Veracruz como
se muestra en la Figura 1. Estos recursos se estiman a octubre del 2019(CNH,2019), en: 64.2 miles de
millones de barriles de petréleo crudo equivalente(MMMbce), de los cuales, 35.9 miles de millones de
barriles(MMMb) son de petroleo y 141.5 billones de pies cubicos(Bpc) son de gas. Estas dos Ultimas cifras
equivalen al 53% y 63% de los recursos prospectivos totales en el pais provenientes de yacimientos
convencionales y no convencionales.(CNH, 2019).

Figura 1. Provincias geologicas con recursos no-convencionales. Modificado de CNH, 2017.
1.2  Técnica para la explotacion de Yacimientos No-Convencionales

Debido a la muy baja permeabilidad de los yacimientos no-convencionales, las cantidades de produccion
serian pequefas sin aplicar alguna estimulacion al yacimiento. Por este motivo, se han generado avances
en la tecnologia de explotacion en el yacimiento como son los pozos horizontales con fracturamiento
hidraulico multi-etapas. Ver Figura 2.

El fracturamiento hidraulico multi-etapas cumple con producir cantidades econdémicamente viables de
hidrocarburos al percibir una mayor area del yacimiento, acompafado de a una buena apertura de fractura
y dptimo espaciamiento entre etapas de fracturamiento. Esta técnica puede ser aplicada a yacimientos no-
convencionales de lutitas y de arenas compactas(Tight).



Técnicas de explotacion

Pozos no convencionales con |
multiple fracturamiento

Figura 2. Explotacién mediante el mdiltiple fracturamiento hidraulico en pozos horizontales. CNH, 2017.
1.3 Sensibilidad de Parametros y Optimizacién

El ajuste de produccion entre el modelo de simulacion y los datos reales tiene la hipdtesis de que la
combinacién resultante de los valores sensibilizados sera la mejor representacion del yacimiento. Sin
embargo esto no siempre es correcto, la heterogeneidad en los yacimientos no-convencionales cambian el
ajuste en poco tiempo después de haberse cumplido.

Dong et al.(2013) investigaron las propiedades que afectan la prediccion del comportamiento de yacimientos
de gas de lutitas ubicados en los Estados Unidos de América(Barnett, Eagle Ford, Marcellus y Haynesville).
Dong et al.(2014) analizaron las propiedades sensibles al comportamiento de produccion, las cuales se
enlistaron como:

e Temperatura de Yacimiento

e Presion de Fondo Fluyendo

e Longitud de Yacimiento

e Ancho de Yacimiento

e Densidad de Roca

e Longitud Media de Fractura Hidraulica

e Longitud Horizontal de Pozo

e FEtapas de Fracturamiento Hidraulico

e Presion de Langmuir

e Capacidad de Almacenamiento de Gas Adsorbido

e Flujo de Gas Interporoso(A)

e Relacién de Almacenamiento en las fracturas naturales(w)

Sus estudios de simulacion se ajustaron con la historia real de produccién y aportaron rangos de valores en
cada parametro. Los valores resumidos en el estudio de Dong et al.(2014) se muestran en el Anexo A.



La optimizacidn brinda los escenarios de produccion mas rentables. Los Yacimientos No-Convencionales
generan altos costos de explotacion debido a su complejidad y pueden resultar no rentables si no se cumple
con un disefio efectivo. El objetivo de la optimizacion es agregarle valor al proyecto de explotacion.

2 Revision de la Literatura
21 Aspectos Generales de los Yacimientos de Gas de Lutitas

Se define a un Yacimiento No-Convencional como aquel que no utiliza los métodos de explotacion
convencionales o bien, que no cumple con los cinco elementos que integran un sistema petrolero: roca
generadora, roca almacenadora, roca sello, una trampa y una migracion de fluido entre los distintos tipos de
rocas. Los yacimientos de aceite y gas en lutitas tienen un sistema petrolero de rocas arcillosas
organicamente ricas con microfracturas y de muy baja permeabilidad, que actuan como generadoras,
almacenadoras y sello. Su produccién en cantidades comerciales demanda técnicas de fracturamiento
hidraulico para crear canales con alta permeabilidad y estimular las microfracturas.

Los Yacimientos No-Convencionales se pueden clasificar como yacimientos de: gas de lutitas(Shale
Gas), aceite de lutitas(Shale Oil), gas en arenas compactas (Tight Gas), aceite en baja permeabilidad (Tight
QOil) e hidratos de gas (Gas Hydrates), Aceites pesados(Heavy Qil), metano en capas de carbon(Coalbed
Methane). La tecnologia para explotar estos yacimientos es muy costosa y requiere de avances
tecnologicos. Ver Figura 3. En términos simples, el hidrocarburo de lutitas es aquel que es producido de
rocas cuyos granos son muy finos y contienen una estructura laminar, asi como una muy baja permeabilidad
y sensibilidad al agua.

Diferencias fundamentales entre un yacimiento
convencional y uno no convencional

Yacimientos
convencionales
Pequefios volimenes
faciles de desarrollar

7]
o
ole
N B
s o
i
o =
Alta-Media %, 18
Calidad % 215
= % =
Gas de Q_/j_ % @
Gcals !1aja arenas %, & %
Yacimientos no permeabilidad compactas 3,09 E :
convencionales > % % 3
Grandes volimenes R Aceite Metano en E -
mas dificiles de Luti Pesado capas de £|E
desarrollar carbon E
Hidratos de Aceite de v
Gas Lutita

Figura 3. Esquema de yacimientos convencionales y no-convencionales. CNH, 2017.

Las Lutitas son rocas sedimentarias clasticas compuestas principalmente por limos y arcillas. La geologia
define a estas rocas con grano fino de un diametro menor a 0.00039 milimetros.



El hidrocarburo en lutitas se origind de animales, plantas y bacterias. La mayor parte de esta materia
organica, después de su acumulacion y sepultamiento, entra en una etapa de diagénesis. Debido al
incremento de presion y temperatura, la materia se transforma en kerogeno, del que se generan
hidrocarburos, como se describe en la Tabla 1.

Tabla 1. Tipos de kerdgeno y su potencial de hidrocarburos. Modificado de Holditch, 2011.

Tipo de Ambiente Referencia Origen Potencial de HC
kerégeno
| 2.7% de las Materia algacea,
Marino reservas planctonica
mundiales Aceite
I Principal en las Material planctonico
reservas con origen marino.
mundiales Esporas y polen.
Plantas herbaceas.
Terrestre ,
n El segundo mas Fibras y fragmentos Gas, Aceite
comun en las de plantas.
reservas Gas
v Materia orgénica Ninguno
residual con ausencia
de hidrogeno.

El potencial de las lutitas gasiferas se determina con base en andlisis geoquimicos. Estas pruebas se realizan
sobre nucleos, recortes de formacion y muestras de afloramientos. Su objetivo principal es determinar si
existe alto contenido organico para la generacion de hidrocarburos. Otra herramienta util para este fin es la
reflectancia de la vitrinita, la cual arroja resultados sobre la madurez de la materia organica en rocas
potencialmente generadoras. El contenido organico total(TOC) de las Lutitas, cominmente es de 0.5% a
8%.(Boyer et al., 2006) La Tabla 2 describe la calidad del kerégeno en funcién del TOC.

Tabla 2. Calidad del kerégeno en funcion del TOC en rocas generadoras. Boyer et al., 2006.

TOC Calidad del kerégeno
<05 Muy mala
05a1 Mala
1a2 Regular
2a4 Buena
4a12 Muy buena
>12 Excelente

El sistema de almacenamiento de gas(gas adsorbido) en los Yacimientos No-convencionales comprende
los espacios porosos de la matriz, de las microfracturas y de la fractura hidraulica. Ver Figura 4. El

almacenamiento in situ del gas es un factor critico para evaluar econdomicamente un yacimiento.
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Figura 4. Gas adsorbido en matriz-fracturas. Soeder, 1988.

La adsorcion es la adhesién de moléculas de los fluidos en la superficie de los minerales, esto comprime la
matriz y el kerdgeno depositado en la misma. Este proceso puede ser considerado como el mecanismo
principal de produccion que en conjunto con el gas libre y disuelto en el kerégeno se tienen altos rendimientos
de produccion. Debido a esto, se tiene una produccion inicial con altos gastos el cual declina
rapidamente(aproximadamente un 60% el primer afio) y gradualmente declina manteniéndose con gastos
bajos estables durante décadas. La cantidad de gas producido esta relacionada directamente al contacto
que haya entre: la matriz, el sistema de fracturas naturales y las fracturas hidraulicas.

2.2 Evaluacion Petrofisica de Yacimientos No-Convencionales

Una correcta caracterizacion involucra evaluaciones petrofisicas, diagnéstico de flujo y la estimacion de
parametros del yacimiento.

Los poros en la matriz de lutitas son muy pequefios. La porosidad con la que cuenta un yacimiento no-
convencional esta en la matriz(8,,,) y en las fracturas naturales(6). El tamafio de poros se ve reflejado en
la produccién por la cantidad de gas adsorbido. Se han establecido clasificaciones de la porosidad segun su
tamarfio que van desde microporos(<2 nm de diametro), mesoporos(2 a 50 nm) y macroporos(>50 nm). Ver
Figura 5. La experiencia dicta que los microporos y mesoporos dan grandes cantidades de produccion(Keller

etal, 2011).
¢ Gas adsorption %
< Mercury porosimeter >

¢ HB,S:EM >

Micro l Meso Macro
I I I \ I I
0.1 1 10 100 1 100 1000
Nanometer Micrometer

Figura 5. Clasificacion de pruebas en funcion del tamafio de poro. Rouquerol, 1994.

El sistema de permeabilidad tiene magnitudes muy pequefias, comunmente en unidades de nano-
Darcy(1x10-6 mD) o micro-Darcy(1x10-* mD) y es funcion de la mineralogia, porosidad, presion de
confinacion y presion de poro. Al igual que el sistema de porosidad, la permeabilidad cuenta con dos
parametros efectivos: la permeabilidad de la fractura(ks) y la de la matriz(k,, ). Para la determinacion de
estos parametros se aplican pruebas de presion en pozo y pruebas en laboratorio con inyeccion de nitrégeno
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ylo gas natural para simular el comportamiento in situ utilizando una caida de presion en una muestra de
roca. Otras técnicas para la determinacion de la permeabilidad son la inyeccion de mercurio(MICP), la
resonancia magnética(NRM) y el escaneo de microscopio electronico(SEM). Este ultimo se muestra en la
Figura 6.

Organic matte

Figura 6. Escaneo de microscopio electronico(SEM). Ambrose et al. 2010; Wang & Reed 2009.

Para la medicion de la saturacion de los fluidos, existen métodos como el de “Dean Stark” y el de “Réplica”,
ambos recomendados por el American Petroleum Institute(API), en general una combinacion de anélisis de
laboratorio es suficiente para determinar la saturacién del hidrocarburo.

La calidad de la materia organica es importante para la capacidad de adsorcion del gas, estudios han
mostrado que la adsorcion del gas decrece con el kerdgeno de orden tipo HlI > tipo Il > tipo I; a esto se le
suma la madures térmica(R,,), la cual nos dice que entre mayor sea la madurez de la materia organica, existe
mayor adsorcion del gas(Zang et al, 2012). Ver Figura 7-a y 7-b. Los métodos comunes para medir la
cantidad de gas adsorbido son los volumétricos y los gravimétricos. El primero se relaciona con la ecuacion
de Langmuir el cual sera descrito més adelante.

Las condiciones geoldgicas también juegan un papel importante, puesto que se ha estudiado el
comportamiento de almacenamiento por adsorcion, el cual incrementa al igual que la presion mientras la
temperatura y liberacion de gas disminuyen(Alexander et al, 2011).

1
£=)
o A A A AN
2 08 s 4 s
@ Fi m B
= m 8
= 2 _om
E 0.6 A =
E m ® e * e
E &
Jr_j 041 & g s *
E I &
z o & Green river kero 1
Jé 024a = recn rnver gen (type 1)
3 s ¢ B Woodford kerogen (type I1)
S a*
A Cameo coal (type 1)
o8 . .
0 5 10 15
Pressure (MPa)

Figura 7-a. Efecto del tipo de kerdgeno en la adsorcion del metano. Zang et al, 2012.
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Figura 7-b. Efecto de la madurez térmica (R,) en la de adsorcién del metano. Zang et al. 2012.

221 Clasificacion Geoldgica del Sistema de Fracturas Naturales

La interpretacion del sistema de fracturas envuelve aspectos geoldgicos y de mecanica de rocas. Existen
patrones establecidos de fracturas naturales, los cuales son interpretados por técnicas de campo
(Informacion geomecanica) o escaneo de imagenes BIB(Broad lon Beam) en laboratorios. Para esto, existen
algunos modelos fisicos y matematicos que representan los esfuerzos de laroca y la distribucion de fracturas.
La Figura 8 muestra fracturas naturales a diferentes escalas.

Nelson(2001), clasifica el origen de las fracturas naturales de acuerdo a:
e Origen tectdnico
e Esfuerzos regionales
e La contraccion
e Las operaciones superficiales

Las fracturas de origen tecténico penetran los pliegues y pueden ser representadas por los afloramientos
en superficie, asumiendo que las fracturas tienen la misma orientaciéon y apertura. Las fracturas por
esfuerzos regionales no penetran con la misma magnitud debido a pequefios cambios en la orientacién de
esfuerzos y estan limitadas por regiones y escalamientos, cominmente son ortogonales y paralelas entre

si(Szwilski,1984), también pueden llegar a ser muy densas en estructuras pequefias y no suelen cambiar
su patron.
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Las fracturas por contraccion suelen ser microfracturas generadas por el resultado de cambios de fases
en minerales o cambios en gradientes térmicos. Esto brinda un pequefio cambio de fuerzas en un volumen
de roca en zonas especificas del yacimiento por lo que permite que estas microfracturas se orienten en
cualquier direccion resultando pequefios canales que unen fracturas regionales y a su vez fracturas por
origen tectdnico.

Las fracturas por operaciones superficiales son el resultado del cambio que ocurre en un volumen
dinamico de roca debido a la perforacion, inyeccion o produccion de fluidos del yacimiento, estas operaciones
cambian el esfuerzo de roca generando microfracturas similares a las fracturas por contraccién. La diferencia
entre estas es que a las fracturas por operaciones cominmente tienen una conexion en la boca del pozo,
mientras que las generadas por contraccion no necesariamente pueden estar comunicadas. La Figura 9
describe una muestra de nucleo con fracturas naturales(en colores), sus conexiones y otras caracteristicas
desde una prueba de amplitud ionica, BIB.

e [n-Siitu
= Possible Damage
- Likely Damage
—— Matrix Damage

% Connects to Matrix
% Termination within Fill

Figura 9. Caracteristicas del sistema fracturado en pruebas BIB(Broad lon Beam). Landry et al, 2014.
2.2.2 Propiedades del Sistema de Fracturas Naturales

Las propiedades mas importantes del sistema de fracturas naturales para una evaluacion son:
e Permeabilidad
e Porosidad
e Saturacion de fluidos

En los yacimientos de lutitas se pueden combinar técnicas como pruebas de presion o las de laboratorio
mencionadas con anterioridad, aunque no siempre se encuentran resultados tan claros por la complejidad
de las propiedades en funcion de la escala.
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La k¢ suele ser mas grande que la k,;, y la 6 es menor que la 6,,. Estas condiciones son tipicas en los

Yacimientos No-Convencionales de lutitas. Por otro lado, se infiere que las fracturas naturales son mas
compresibles que la matriz, por lo que la k¢ y 6 en estas reduce mas rapido.

Para la existencia de fracturas deformadas, se necesita alguna alteracién subsecuente a las condiciones
iniciales, esto genera anisotropia en la k.

Como se menciond anteriormente, la @ es menor que la 8,,,, normalmente menor al 0.01. Para el calculo
de este parametro se puede optar por:

e Anélisis de Nucleos

e Correlacién de datos de campo

e Registros

e Pruebas de Pozo

2.2.3 Fractalidad en Propiedades Petrofisicas

Segun Acufia y Yortsos(1995) un objeto fractal “es el resultado de la repeticion de un algoritmo dado o patrén
sobre una multitud de escalas de diferente magnitud”.

Sahimi & Yortsos(1990) determinaron a la 8 y k¢ como parametros fractales. Tradicionalmente el modelo
de fracturas en lared es el de doble porosidad y permeabilidad establecido por Warren & Root(1963), el cual
es restrictivo, ya que considera que las fracturas estan uniformemente distribuidas, todas interconectadas, y
a una sola escala. Este modelo es un modelo Euclidiano, el cual es un caso especial de fractalidad, en
donde la dimension fractal es 1, 2, 6 3, segun sea la direccion de flujo.

Una de las caracteristicas de la geometria fractal es la inclusion de una dimension fraccional(menor a la
dimensién Euclidiana), esto indica que las propiedades del medio poroso no son ideales. La dimension
fractal(D) es una dimension fraccional. En la realidad, un volumen de roca fracturado no tiene una
distribucion uniforme de fracturas, ni una comunicacion completa entre todas ellas. Por este motivo, se
requiere determinar una dimension fractal(D), la cual nos represente el comportamiento del flujo dentro del
volumen rocoso.

El método aplicado en este trabajo para determinar la D, es el “Box Counting Method” o “Conteo de Cajas”.
Este método consiste en sobreponer una malla con cierto numero de celdas sobre la muestra y contar el
numero de celdas ocupadas por fracturas naturales. Un volumen rocoso con fracturas naturales y su D se
comporta como una ley de potencias, como se describe:

N(@r)~r~P (1)

Donde N (r) se refiere al numero de celdas ocupadas, r es el numero de celdas en la superficie, y D es la
dimension fractal.
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La pendiente que resulte de una grafica doble logaritmica de N (r) vs 1/(r) representa la magnitud de la
D. Ver Figura 10.
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Figura 10. Esquema del método de conteo de cajas.

Fisicamente se espera que un comportamiento aproximado de un volumen de roca refleje una D menor a la
Euclidiana(d), es decir, una D < d. En un caso Euclidiano no se esperaria un cambio de valores en kyy

0+ conforme la escala varie. Sin embargo, en con un comportamiento fractal, seria:
T —
o) = po ()™ 2)
K = Ko(-)P4° (9
To

Donde ¢(r) es la porosidad macroscopica en una region r, en el valor de inicio ¢, r = 1, esta igualdad
es a la medida mas pequefia de bloque. En la permeabilidad se considera que 0 se refiere a la conectividad
de las fracturas naturales(@ = 0, indica conexion total entre fracturas, @ = 1, indica que las fracturas no se
comunican) y es funcion de la conductividad, probabilidad de percolacién y longitud de correlacion,
respectivamente: &, B, v

9 = -8B

v

(4)

La Figura 11 muestra el comportamiento de flujo bajo diferentes D.
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Figura 11. Direccion de flujo en funcion de D; (a) Lineal D = 1, (b) Fractall < D < 2, (c) Radial D = 2.
Acufia & Yortsos, 1995.

2.3 Ingenieria de Yacimientos No-Convencionales de Baja Permeabilidad

Se requiere un enfoque multidisciplinario de yacimientos en los que se incluyen practicas y herramientas
como sismica 3D, 4D, modelado geoldgico-petrofisico, modelos geomecanicos y de flujo de fluidos, etc. El
flujo de trabajo tipico comprende de modelos estaticos, estructurales, geomecanicos, de fracturamiento y de
flujo, entre otros. Ver Figura 12.

Los parametros dados en el modelo estatico son discretizados dentro de un modelo de simulacién de
yacimientos, el cual resuelve ecuaciones de flujo y que puede ser utilizado en un ajuste de historia de
produccion o para predecir el comportamiento bajo diferentes alternativas y escenarios de produccion. Estos
escenarios permiten optimizar econémicamente la produccién del yacimiento.

Structural Geological

modeling

Lithofacies

Geomechanical
model
5

Seismic
data
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Frac model &
Microseismic

Regional - Detailed <> Scenario's
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.
Economics),
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7 JewelSuite HUGHES
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Figura 12. Flujo de trabajo en modelado y simulacion de yacimientos. Ahmed, 2016.

Flow Simulation
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En los Yacimientos No-Convencionales se puede llegar a complicar el modelado debido a que:
e Elflujo de fluido es diferente(No-Darciano).
e Los mecanismos de almacenamiento son dificiles de caracterizar.
e Ladistribucidn de fracturas naturales interfiere con el tratamiento del fracturamiento hidraulico.

Como ya se menciond anteriormente los mecanismos de produccién de gas en las lutitas se definen como:
e Gaslibre.
e (Gas adsorbido en las paredes de los poros.
e Gas disuelto en el kerégeno.

2.3.1 Transporte de Gas en Lutitas

La ecuacién de la Ley de Darcy(1856) ha sido utilizada por més de 150 afios debido a su practica aplicacion
a flujo de fluidos en medios porosos. Klinkenberg demostrd que existe relacion entre la permeabilidad y la
presion del medio, esto nos describe el incremento del flujo de gas cuando la presion decrementa.

kpm) = kp (1+-7) ©)

Donde, k(p,,) es la permeabilidad a la presién media del yacimiento. Los parametros b y kj son la
pendiente y la interseccion al origen en una grafica de k(p,,,) contra 1/p,,. La interseccion kj es la
permeabilidad intrinseca de la muestra.

El efecto de Klinkenberg ha sido utilizado para modelar el flujo de gas en yacimientos convencionales cuyo
rango de diametro en poros va hasta cientos de micrometros.

En el caso de los no convencionales su rango va hasta los nanémetros(1-100nm), las moléculas de gas(en
su mayoria metano) contenidas en los poros son de aproximadamente el mismo tamafio(=0.5 nm), a ciertas
presiones y temperaturas la distancia entre las moléculas incrementan hasta exceder el tamario de los poros.
En estas condiciones, las moléculas de gas se mueven individualmente por los poros y el concepto de flujo
continuo no aplica(flujo Darciano). El nimero de Knudsen(K,,) es la relacion del camino libre de las
moléculas(4) hacia el diametro de poros(d,,), y se puede utilizar para identificar diferentes regimenes de

flujo.

A
Kn - a (6)
Donde;
_ kgT
A= \V2mé2p (7)

En el que kj es la constante de Boltzmann(1.3805 x10~23 J/K), T es la temperatura en grados Kelvin, p
es la presion en Pascales, y 6 es el diametro de colision de la molécula de gas en metros. La tabla 3 presenta
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regimenes de flujo correspondientes a rangos del nimero de Knudsen. La ecuacion de la ley de Darcy es
vélida para valores de K, < 1073, mientras que Klinkenberg aplica para valores de K,, < 1071, los
cuales se presentan en yacimientos convencionales y de arena compacta(Tight). Por otro lado, en los
sistemas de lutitas existen nanoporos, por lo que el numero de Knudsen(K,,) debe ser mas grande que 0.1,
en consecuencia se necesitan nuevas ecuaciones de flujo de gas. La Figura 13 muestra el numero de
Knudsen como funcion del tamafio de poro y presion media de yacimiento, asi como la validez de las
diferentes ecuaciones de flujo.

Tabla 3. Ecuaciones de flujo en funcién del nimero de Knudsen. Modificado de Rezaee, 2015

Nimero de Knudsen (K,)

Régimen de flujo

Pm (MPa)

Rango minimo  Rango méximo
0 1073 Ecuacién de continuidad /
Yacimientos de Ecuacién de Darcy Ecuacion de
Gas de Lutitas 1073 1072 Flujo por deslizamiento Navier-Stokes
102 1071
107! 107° Flujo transitorio
1070 10t
10t o Flujo con moléculas libres
1[]1§ — ——TT
y b (v
10_] 2 » .
g || E
S o; g
2 : = |2
“ 2|2
f|——d=10nm & |2
[| —— d =100 nm > |5
10"5§ ——d=1pm g
F|——d=10pm 112
A 4 -6 PR il . Y v
10 107! 100 10! 102

Figura 13. Numero de Knudsen en funcién de la presion del yacimiento y diferentes porosidades con la ecuacion de
flujo correspondiente. Javadpour et al. 2007.

2.3.2 Flujo de Gas a través de Nano-Poros

El flujo de masa total de gas a través de un nanoporo es el resultado de la combinacién de la difusion de
Knudsen y fuerzas de presidn, como se presenta en la ecuacion (8).

J

=Ja+Jp

(8)
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Donde J es el flujo total de masa en kg/s.m2. El primer término es el flujo debido a las fuerzas de presion y
el segundo es el término de difusion de Knudsen. De acuerdo con Javadpour(2009) para sistemas de gas de
|utitas.

Ja=U"V, (9)
]D = _DK:VVC (10)

Donde U es la velocidad promedio en un poro y Dg es el coeficiente de la difusion de Knudsen, ¢ es la
concentracion.

Roy et. al.(2003) mostraron que la difusidn de Knudsen en nanoporos puede ser descrita en forma de
gradiente de presion. El flujo de masa de gas por difusion con efectos de viscosidad despreciables en
nanoporos es descrito por la ecuacion (11).

MDg

Jp = Vp (11)

"~ 103RT

Donde M es la masa molar, D es la constante de difusion de Knudsen, R es la constante de gas(8.314
JK/mol) y T es la temperatura absoluta en Kelvin. La constante de difusién de Knudsen se define como:

0.5
2r 8RT) (12)

D=5 (Gar

El flujo de masa dependiente a fuerzas de presion, J,, para un gas ideal, considerando flujo laminar, en un
medio circular con longitud despreciable se puede derivar de la forma de Hagen-Poiseuille, como:

2
Ja=—5Vp (13)

Aplicando la ley de gases ideales para relacionar a la densidad con la presion, obtenernos:

2
Ja = =guoPVP (14)

Donde p; enkg/mdy p, en Pascales son la densidad y presién en la entrada del poro, respectivamente.
Integrando la ecuacion (14) sobre la longitud de poro (L) y definiendo que pg,g = 0.5(p1 + p2) ¥
Pavg = 0.5(p1 + p2) donde el subindice 2 se refiere a la salida del poro, tenemos:

2
Ja=—5. 7D (15)
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La velocidad de deslizamiento en la superficie de un nanoporo facilita el flujo de gas. Brown et al. (1946)
introdujo un coeficiente adimensional(F) para corregir la velocidad de deslizamiento, como se describe en la
ecuacion (16):

F=1+ (B”RT)O'S L(2-1) (16)

M TPavg \&

El término a es el coeficiente de acomodo tangencial de momentum(TMAC) o la fraccién de las moléculas
de gas reflejadas difusivamente desde la pared del poro, su valor varia de cero a uno, donde cero es de
comportamiento no difusivo(“Specular Reflection”) y 1 el difusivo (“Diffusive Reflection”), y depende de la
superficie del poro, el tipo de gas, temperatura y presion(Agrawal y Prabhu, 2008; Arkilic et al, 2001). Para
determinar a se requiere mediciones experimentales para sistemas especificos de lutitas.

La ecuacion cuya finalidad es describir el flujo de masa a través de un nanoporo con una combinacion de
términos de deslizamiento y de difusion de Knudsen la establecié Javadpour(2009) como sigue:

J ={ 2r1:1 (ﬂ)o.s +FT2Pavg}p2_p1 (17)
3x103RT \ M 8u L

Donde r es el radio del poro en metros, esta ecuacion demuestra que en poros muy pequefios y en
presiones muy bajas resultan en valores de F grandes.

Para la obtencion de la permeabilidad aparente, se parte de la ecuacion de Darcy para gases compresibles
representada por la ecuacion (18).

q _ kppav P2—D1
A= L OE (18)

Donde kp, es la permeabilidad de Darcy, A es el area de seccion transversal y L es la longitud del medio.
Esta ecuacion puede ser utilizada para sistemas convencionales, en donde el rango del tamafio de poros va
de decenas a centenas de micrometros. Similarmente el flujo volumétrico de gas para nanoporos se presenta:

1<

2rM 8RT. 0.5 72 (P2—P1)
3x103RT payg (TL'M) +F 8u) L (19)

=(

A

La ecuacion (19) se simplifica a la ecuacion de Darcy si se incrementa el tamafio de los poros o la presion.
Si igualamos la ecuacion (18) y (19), despejando la permeabilidad Kp , obtenemos una permeabilidad
aparente k,,, dependiente de las propiedades del flujo de gas a una presion y temperatura especifica.

k.. — _ 2TH (8RT)0'5+F r’ (20)
aPP  3x103pZ,g \ M 8Pavg

La permeabilidad de Darcy aparente escrita en la forma de Klinkenberg es:

21



app = e (1+-2) @)

Pavg
k es la permeabilidad de Darcy.

Azom y Javadpour (2012) identificaron las limitaciones de la ecuacion (18), donde el flujo de masa es
tratado como un flujo volumétrico. Los autores establecen a b como:

164 (ﬂ)o.s N (w)o.s (E _ 1)& 2

"~ 3x1037 \ M M a T

Roy et al.(2003) validaron diferentes componentes de este modelo en microcanales en bajas presiones, por
lo que definieron a este modelo estrictamente valido para gases ideales fluyendo en tubos capilares.

Azom y Javadpour(2012) mostraron la validez de la ecuacion (21) para gases reales en un medio poroso. El
final de la ecuacion tiene la misma forma que (22) pero ahora b se define como:

16 0.5 0.5
b=ae Gar) 5 G- @

Donde ¢, es la compresibilidad del gas, z es el factor de compresibilidad.

Darabi et al.(2012) aplicaron varias modificaciones para adaptar el modelo desarrollado por Javadpour(2009)
de tal manera que sea aplicara para un nanoporo con las mismas caracteristicas pero para una red de poros
ultra compactados, interconectados y tortuosos. Darabi et al.(2012) encuentran que la permeabilidad
aparente esta dada por:

Kopy = —22_ (§)Pr72D, + k <1+ ” ) (24)

app RTTpayg Pavg

Donde ¢ es la porosidad, T es la tortuosidad y & es el radio molecular normalizado (r,,,) respecto al
promedio del radio del poro (rg,4), SIENA0 § = T4, /T 41,45 la difusion de Knudsen (D) esta definida como:

. Zravg (ﬁ)OS
Dk - 3 ™M (25)

Donde 7,4 €s el radio promedio del poro el cual es aproximadamente igual a (8kp)°5. Este ultimo puede

ser determinado por experimentos de laboratorio empleando un proceso de inyeccién de mercurio y
adsorcion de nitrégeno, asi como toma de imagen utilizando SEM.(Darabi, 2012).

El modelo de permeabilidad de Civan (2010) asume que la permeabilidad es una funcién de la permeabilidad
intrinseca, el nimero de Knudsen, del coeficiente de dilatacion e, y del coeficiente de deslizamiento b.
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k= k(1 + a,K,) (1 + 1‘_”;’1’(11) (26)

El coeficiente de dilatacién esta dado por:

K3
@2 = o (A+K,€”) @)

El limite méas bajo de a, = 0 corresponde al régimen de deslizamiento y el limite mas alto « corresponde
al limite asintético de a, cuando K,, — o, el cual corresponde al flujo de moléculas libres. A y B sirven
como los parametros que pueden ser ajustados con base en el régimen de flujo dominante en el medio
poroso de Lutitas. Civan (2010) reporta los valores como A = 0.178,B = 0.4348 y ay = 0.1358
para modelar el flujo de gas en arenas compactas, también supone que b = —1 y que el nimero de
Knudsen como:

K, = 12.639k,"/? (28)

Con estas suposiciones el Ginico parametro no conocido que sigue permaneciendo es k., el cual puede ser
determinado de mediciones de permeabilidad experimentales.

La Figura 14 compara el comportamiento de la produccién de un yacimiento homogéneo de lutitas sintético
modelado con los modelos anteriormente expuestos y se puede observar la contribucion de la difusion de
Knudsen y la sobre estimacion de los modelos de Darcy y Klinkenberg.

1 T T T

1: APF (Darabi et al., 2012)
09T | 2: Klinkenberg (1941)

3: Civan (2010)

0.8 [ | 4: Darcy (1856) 1
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Figura 14. Comparacion de modelos para la prediccion de la produccién de gas acumulado, Civan, 2010.
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2.3.3 Desorcion de Gas en Lutitas

Este mecanismo depende del contenido organico total(TOC), la madurez, y la temperatura del yacimiento.
El efecto isotérmico de Langmuir muestra la efectividad de la capacidad de desorcion de gas en las lutitas.
El modelo mas simple de Langmuir relaciona la masa del gas liberado dependiente de la presion:

= T ((2020) (29)

1+a(T)P

Donde I es la masa del gas adsorbido (g/unidades de masa de la muestra), P es la presion de equilibrio del
gas en el sistema(atm), T es la temperatura absoluta en Kelvin, I}, €S la cantidad maxima de gas
adsorbido a cierta temperatura y presion infinita (por unidad de masa de la muestra), y a es el parametro de
Langmuir (atm-"). La presion de Langmuir es el inverso del pardmetro de Langmuir e. Ver Figura 15.
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Figura 15. Adsorcion isotérmica del metano y la capacidad maxima de adsorcion. Rezaee, 2015.

Existen dos procesos involucrados en la desorcién que podrian cambiar la permeabilidad. El primero es el
cambio en el tamafio del poro como resultado de la liberacion de gas en su interior, el segundo es el cambio
de la presion de poro resultado de la desorcion. Shabro et al.(2011) y Swami et al.(2013) desarrollaron un
modelo numérico que liga la desorcidn con el flujo de gas en un sistema de lutitas.

2.3.4 Difusion de Gas en Kerégeno

Algunas de las moléculas de gas son adsorbidas en la superficie del kerdgeno y eventualmente algunas de
ellas estan disueltas dentro de cuerpos de kerdgeno hasta llegar a ser parte de este. El control del proceso
de transporte de masa del gas disuelto es la difusion molecular; dependiendo de la geoquimica de la materia

organica se podria esperar una solubilidad de gas diferente.

Una vez que la produccion inicia, el gas comprimido en espacios intersticiales del poro se expande, entonces
el gas adsorbido en las paredes de los poros en el kerogeno de libera de la matriz. En este punto, la
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concentracion molecular del gas en el interior de los poros decrece y crea una concentracion en el kerégeno
de tal modo que se activa la difusion del gas(Etminan et al. 2014).

Etminan et al.(2014) desarrollaron una técnica de descomposicion de la presion por lotes (BPD) para medir
con precision los aportes de los diferentes procesos y mecanismos de almacenamiento/produccion del gas
in situ. Con la misma prueba también se mide la difusion molecular del gas en el kerdégeno. En el Método
BPD una pequefia muestra es necesaria para presurizarse a una cierta presion usualmente menor que la
presion critica del gas. Una vez que el gas suministrado a la muestra ha cedido se identifican los diferentes
procesos de transporte (expansion de gas en los poros, desorcion y difusion). El tiempo de esta técnica es
de dias a semanas.

24 Estimulacion de Yacimientos No-Convencionales

La estimulacion se aplica para obtener mayores cantidades de produccidn de los yacimientos en los cuales
sus propiedades no permiten un volumen de hidrocarburos econémicamente viable. El fracturamiento
hidraulico es el medio de produccidn y método de estimulacion en los yacimientos no-convencionales. El
disefio de la fractura hidraulica comprende principalmente a su orientacion y su geometria. Ambas dependen
de los esfuerzos de la formacion in situ, los cuales son estudiados en la mecanica de rocas.

2.41 Mecanica de Rocas

Esta ciencia analiza las propiedades, comportamiento y caracteristicas de los cuerpos rocosos que estan
sometidos a esfuerzos que actuan en su entorno. En la ingenieria petrolera se estudian estos efectos para
controlar adversidades y problemas que puedan ocurrir en la perforacion, operacion, estimulacion y procesos
de recuperacion en pozos.

Las propiedades mecanicas de las rocas junto con el fracturamiento hidraulico resultan en propiedades
intrinsecas y ambientales que sirven como parametros para configurar la estimulacién de un yacimiento. Ver
Tabla 4.

Tabla 4. Propiedades intrinsecas y ambientales de roca-fracturamiento hidraulico. Contenido de Navarro, 2017
Propiedades Intrinsecas de las rocas.

Propiedad Descripcion
Composicién Define la ductilidad o rigidez de la roca. En rocas rigidas habrd mas fracturas naturales en
comparacion con rocas ductiles aplicando un mismo esfuerzo.
Espesor En una estructura homogénea delgada existe mayor densidad de fracturas naturales que en
litologico una estructura de las mismas caracteristicas pero con mayor grosor.
Diagénesis Define las transformaciones fisicas, biolégicas y quimicas de la roca después de ser

depositada, estas caracteristicas reflejaran propiedades en el sistema de fracturas naturales
como apertura de fracturas, tamafio de grano, mineralizacion, etc.

Permeabilidad Se considera que con permeabilidad de matriz baja se tendrian fracturas alargadas en el
yacimiento, en altas permeabilidades la fractura hidraulica seria corta y alta.

Porosidad En porosidades bajas se tendrian fracturas hidraulicas mas largas que en altas debido a la
pérdida de fluido fracturante que pueda ocurrir.
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Propiedades La deformacion de rocas isotrdpicas es nula antes de fracturarse, por ello su rigidez.
isotropicas o En rocas anisotrdpicas existe deformacidn por lo consiguiente se clasifican plasticas. En rocas
anisotropicas rigidas el fracturamiento hidraulico ocurre con menos esfuerzo.
Tamafio de Se relaciona con la permeabilidad de la roca en un sistema con fracturas naturales abundantes.
grano
Ubicacion Permite ubicar caracteristicas litologicas mas atractivos para un O6ptimo disefio de
estructural fracturamiento hidraulico.
Propiedades Ambientales
Propiedad Descripcion
Contenido de La presencia de fluidos con un cambio de temperatura puede cambiar el estado de deformacion
fluidos de la roca.
Presién La presion de confinamiento modifica la plasticidad de la roca, con una presién de confinamiento
alta se requiere mayor esfuerzo para fracturar.
Profundidad En comportamientos normales, las rocas mas profundas requieren mayor esfuerzo para
fracturarse.
Temperatura Cuando aumenta, més plasticidad de roca, en disminuciones de temperaturas mayor rigidez.

Ruptura

Esfuerzo [psi]

\

Deformacion [porcentaje]

Figura 16. Esfuerzo vs deformacion, A : roca frégil, B : roca ductil. Acefiolaza, 1984.

De la Figura 16 la roca ductil tiene un amplio intervalo de deformacion antes de la fractura en comparacion
con una roca fragil.

2.4.2 Orientacion de la Fractura Hidraulica

La orientacién de las fracturas hidraulicas son controladas por los esfuerzos in situ de la formacién. El campo
de esfuerzos in situ es un tensor de esfuerzos que acttian sobre la roca en la formacién. Estas rocas sufren
esfuerzos de tension y compresion. Sus componentes son:

o Esfuerzo vertical (o)

e Esfuerzo horizontal minimo (a,)

e Esfuerzo horizontal maximo (oy)

El esfuerzo vertical se define como la sobrecarga de los estratos conforme a su profundidad. En la mayoria
de las ocasiones suele ser el esfuerzo de mayor magnitud; en profundidades someras puede ser el esfuerzo
minimo principal. Los esfuerzos resultantes al confinamiento y campos tensionales o compresionales son los
esfuerzos horizontales(minimo y méaximo). La magnitud de los esfuerzos in situ define la orientacion de la

26



fractura hidraulica la cual siempre se dirige perpendicularmente a la direccion del esfuerzo minimo principal,
Figura 17.

. ) 0,

Tipo de fractura COME:E:Eg :e los o

m— s
Vertical Gy > oy > on
Vertical ay > a, > 6y,
Horizontal oy > oy > o,

Figura 17. Fracturas conforme a la magnitud de esfuerzos. Navarro, 2017.

La Figura 18 representa las posiciones entre la fractura hidraulica(con una elipse), el plano de la fractura(con
un recuadro amarillo perpendicular al esfuerzo minimo) y el pozo(cilindro).

Figura 18. Orientacion de fracturas conforme a su configuracién de esfuerzos. Modificado de Navarro, 2017.
En la Figura 18 los recuadros 1, 3, 4 y 5 representan fracturas axiales las cuales se generan cuando un
esfuerzo, con excepcion del minimo horizontal, es paralelo al pozo. Los recuadros 2 y 6 describen una

fractura normal, la cual ocurre si el esfuerzo principal menor es paralelo al eje del pozo y la fractura es
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perpendicular a la direccion del pozo. Por ultimo, una fractura inclinada es creada cuando ninguno de los
esfuerzos principales es paralelo al eje del pozo(recuadros 7, 8y 9).

2.4.3 Geometria de la Fractura Hidraulica

Ademas de los esfuerzos existen factores que influyen en la configuracion de una fractura hidraulica los
cuales son: la presion de poro, compresibilidad de la roca, médulo de Young(E) vy relacién de Poisson(v).

El modulo de Young(E) define la deformacion de la roca con un esfuerzo compresional y la relacion de
Poisson(v) es la relaciéon de capacidad que tiene un material de expandirse lateralmente debido a los
esfuerzos axiales. En muestras de nucleos suelen hacerse pruebas de esfuerzos y comportamiento de
deformacion, en condiciones estaticas. Estas relaciones se calculan mediante pruebas de compresién triaxial
en laboratorio. En condiciones dinamicas(din) suelen tomarse mediciones de registros acusticos de
caracteristicas ultrasonicas resultando en la caracterizacion del tensor de esfuerzos en la anisotropia de las
lutitas. EI nimero de pruebas a realizar dependera de su anisotropia o isotropia(mayor anisotropia requiere
mas datos) del medio, las lutitas tienen mucha anisotropia debido a la gran cantidad capas laminadas que
las caracterizan.

Las pruebas necesarias para la determinacion de E y v se realizan con registros convencionales de
compresion(DTC) y corte de onda lenta(DTS) en conjunto con las ecuaciones (30) y (31).

2
Eain = 2Py |==| (1 + Vuin) (133474.44) (30)
DTS\2
v =1 (57c) 2 31)
din = 5 | /pTs)\2 L
(5re) -

Donde p,, es la densidad de roca con unidades; g/cm?, Vuin €s la velocidad acustica de onda en psegl/ft ,
133474.44 es un factor de conversion, las pruebas DTS y DTC tiene unidades en pseg/ft, el modulo de
Young dindmico(E 4;,,) S€ expresa en miles de psi mientras la relacion de Poisson dinamico(vg;,,) €s
adimensional.

También es necesaria la determinacion de la dureza de “Brinell’(prueba BHN), la cual consiste en la
resistencia a la deformacion que se le aplica a los nlcleos de lutitas como indicador de la admisién del
apuntalante. También se utiliza para la optimizacién del posicionamiento de los pozos y geometria de la
fractura, entre otros.

La geometria de la fractura se enfoca en los siguientes parametros:

e Altura de la Fractura: Se define por el campo de esfuerzos, propiedades de la formacién y altos
gastos de inyeccion.
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e Longitud de la Fractura: Es funcién del gasto de inyeccién, el volumen de tratamiento, esfuerzos de
la formacion y propiedades de la roca.
e Ancho de la Fractura: Esta en funcién del E y la v.

La Figura 19 nos muestra la geometria convencional de una fractura hidraulica resultado de un modelo
DFN(Discrete Fracture Network) con base en pruebas de registros. EI modelo representa la distribucion de
geometria de fractura, el modelo en el perfil de anchura(width profile) describe las capas (distribucién de
colores) y su porcentaje de longitud con respecto al 100% de la longitud alcanzada por la fractura. En cuanto
al perfil de longitud, se representa el alcance de la fractura y su distribucién del ancho de la fractura en el
interior del ala de fractura.

—dth Profiles DFN Dominant Fracture Width Contours Width (in)
’.-iLa-ngE' 0 '
0
I 20 0015
= «0 0.03
E 60 0.045
80 006
® 0075
s NN | 009

0.105

.10 Q 005 010 0 ED) 400 800 800 1000

" widdh () Length (1)
Figura 19. Modelo tradicional de propagacion de una fractura hidrdulica desde un perfil vertical. Modificado de Meyer, 2011.

244 Agente Apuntalante

Es el material granular requerido para colocar dentro de las fracturas inducidas en la formacion el cual permite
que éstas no se cierren y aumenten la conductividad hacia el pozo, ver Figura 20. Algunas caracteristicas a
considerar para la seleccién de este material son: su tamafio, redondez, resistencia granular y a la
compresion; una clasificacién simple de los tipos de apuntalantes es:
e Arenas Naturales, ver Figura 21:
o Ottawa.
o Brady.
e Arenas Sintéticas, ver Figura 22:
o Bauxita.
o Ceramicos de Resistencia Intermedia(ISP).
o Ceramicos Livianos(LWCP).
o Arenas Recubiertas con Resina(RCS).
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Figura 20. Representacion de fractura apuntalada y su anchura. Modificado de Ahmed & Meehan, 2016.

La fractura hidraulica permite incrementar la conductividad del flujo desde el yacimiento hacia el pozo. La
conductividad de la fractura hidraulica esta definida como el producto de la permeabilidad apuntalada en la
fractura hidraulica y el ancho promedio de la fractura apuntalada(k W) resultando en miliDarcy-pie(mD-
ft). A esta relacion, junto a la permeabilidad de yacimiento y la longitud media de la fractura se le define como
la Conductividad de fractura adimensional(C ), ecuacion (32).

(32)

Donde kg es la permeabilidad de la fractura hidraulica(apuntalada) en miliDarcy, w es el ancho de fractura
apuntalada en pies preferentemente, Ly es la longitud media en pies y k,;, es la permeabilidad de la matriz
en milidarcy comUnmente; esta ecuacion resulta con valores adimensionales.
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2.4.5 Fracturamiento Hidraulico Multietapas

El fracturamiento multietapas en pozos horizontales es la técnica de produccion dirigida a los yacimientos
no-convencionales. Ver Figura 23. En conjunto con el disefio de la fractura, aplicacion del apuntalante y
configuracion del pozo con un cierto niumero de etapas fracturadas se tienen los mejores comportamientos
de produccion. Entre algunos objetivos especificos de este proceso integral se identifican:

¢ No dafiar adicionalmente la formacién

e Dimensionar las fracturas hidraulicas y ajustarlas con el disefio del apuntalante

e Eficiencia de la produccion y optimizacién del valor econdmico mediante la configuracion de las

fracturas hidraulicas

—-

Figura 23. Pozos horizontales con multiple fracturamiento hidraulico. Ahmed, 2016.

2.4.6 Modelo de Fracturas Hidraulicas

El modelo de fracturas en este estudio estad basado en el disefio de Rubin(2010) como se muestra en la
Figura 24 utilizando un espaciado logaritmico, localmente refinado adyacente a la fractura hidraulica, con
doble permeabilidad y con un enmallado grueso(LS-LR-DK) que simula un modelo de lutitas con fracturas
naturales y permeabilidades en nano-Darcy, también representa la caida de presion en la interface de la
matriz-fractura, este modelo fue disefiado para mejorar los tiempos de simulacidn y precision de respuesta.

El modelo de doble permeabilidad permite un flujo simultaneo entre matriz-fractura. El refinamiento local de
la malla representa la zona estimulada de yacimiento(SRV) en la frontera de la fractura hidraulica y su
caracteristica es que los bloques méas cercanos a la fractura es de tamafios muy pequefios y a medida que
se aleja de la fractura va incrementando su tamafio de manera logaritmica.
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Figura 24. Modelo de fracturamiento hidraulico.
2.5  Simulacién de Yacimientos: Ajuste Histérico de Produccion

El ajuste historico de produccion(History Matching) es el proceso en cual los parametros del modelo de
simulacion son alterados de tal manera que los resultados o datos de salida (produccion acumulada,
produccion de inyeccion, etcétera.) se ajustan al comportamiento de datos reales del yacimiento. El ajuste
histérico es un ejercicio de calibracidn con la suposicion de que si el modelo puede representar el pasado y
presente, entonces puede predecir el futuro en diferentes escenarios desarrollados(Giltman & Ozgen, 2013).
El propédsito de dicho proceso no solamente es ajustar el historial de produccidn si no producir modelos que
pueden ser utilizados para predecir el comportamiento del yacimiento con una tolerancia aceptable(Caers,
2005). Un buen resultado de ajuste es aquel que tenga un error(%) pequefio en la relacion de datos simulados
sobre los reales.

TAE+009 T—

12640091 | =====E1H.irf OProduccion E1H.ff

1.0E4009-

4,0E+008

E-1H Cumulative Gas SC
(ft3)

2.0E+008 1

0.0E+000

2012 2013 2014 2015 2016 2017 2018 2019
Time

Figura 25. Comparacion previa al ajuste historico entre el caso base(en negro) y datos reales de produccién(en azul).

2.51 Error de Calibracion

Es la diferencia entre resultados de simulacion y los reales. El calculo del error de calibracion para el gasto
de un pozo se establece como:
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Donde los subindices i,j,t representan al pozo, datos de produccion y tiempo respectivamente, N(i) es el
numero total de datos de produccion para el pozo i, NT(ij) es el numero total de datos medidos, Y7,
representa a los datos simulados, Y7, son los datos medidos (reales), tw; término de ponderacion,
Escalai; es la escala normalizada igual a 1.

2.5.2 Interpretacion de Resultados

Existen multiples herramientas para visualizar resultados, la grafica de Progreso(Run Progress) nos indica
la solucion 6ptima(en rojo) como lo muestra la Figura 26 y es la unién entre el error global(%) de ajuste y el
numero identificador de corrida(ID) la cual contiene resultados de los parametros discretos a sensibilizar. Los
valores de parametros en la corrida mejor ajustada pueden consultarse en la tabla de resultados
identificandolos con el ID.

‘ @Base Case General Solutions 4 Optimal Solution

GlobalHmError (%)
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o
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Figura 26. Progreso de ajuste de historia.

La sensibilizacion de parametros(Effect Estimates) es una combinacién de datos que dan resultados en
diferentes corridas. La Figura 27, conocida como gréfica de tornado, permite establecer informacion sobre
la magnitud de pardmetros y sus impactos. Sus propiedades estan establecidas con margenes como: el
méximo, el objetivo y el minimo(Maximum, Target, Minimum respectivamente). Los parametros mas
sensibles y de mayor aporte sobre el caso base tendran un alcance mayor hacia la derecha y los que hagan
que el caso base tenga menos aporte se desplazarian hacia la izquierda, esto permite identificar parametros
claves.
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Figura 27. Gréfica de tornado de sensibilidad de parametros de ajuste.

Cuando el ajuste ha determinado una solucidn 6ptima en un numero variable de corridas(es recomendable
tener 200 corridas) se genera una grafica en donde se representan los comportamientos de cada simulacion,
del historial de produccién(circulos azules), del caso base(en negro) y el dptimo(en rojo). Ver Figura 28.
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Figura 28. Grafica de ajuste histdrico de produccién.
2.6 Fundamentos de Analisis Econdmico
La optimizacién de un yacimiento no convencional requiere una evaluacion y analisis de las propiedades

asociadas a la economia del proyecto de inversion con el fin de tomar de decisiones sobre el mejor escenario
econdémicamente viable.
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2.6.1 Flujo de Caja Neto(NCF)

El flujo de caja neto(NCF) es una herramienta para la toma de decisiones en inversiones, involucra a los
elementos que constituyen al proyecto y por medio de indicadores economicos se pueden comparar
escenarios. Las razones por las cuales se aplica el Flujo de Caja Neto son:
e Medir el retorno econdmico del proyecto y su liquidacion en conjunto con el Valor Presente
Neto(NPV)
e (Calcular los riesgos econdmicos que involucran al proyecto
e Optimizar la vida econémicamente productiva del proyecto

El flujo de caja neto se calcula por periodos de tiempo(cominmente cada afio) y determina los ingresos
posteriores a los costos. La ecuacidn (34) enfocada a este trabajo se ha definido como:

NCF =R — (CAPEX + OPEX +TX + WTC) (34)
Donde R se refiere a los ingresos, CAPEX son los gastos de capital, OPEX son los gastos operativos, TX a

los impuestos y WTC son los gastos por tratamiento de agua. A su vez, un modelo econémico simple
enfocado a la explotacion de yacimientos, puede establecerse como:

R = GM * GP + OM % OP (35)
CAPEX = WEX + OCEX + VFF x FFWTR (36)
WEX = WDC + WCC + (HFC * NHF) (37)

WDC = DDC + 0DC (38)

WTC = WP « WTR (39)

En resumen, los ingresos es el capital proveniente de la produccién por determinado tiempo multiplicado por
el precio del producto. Los costos de operacion consiste en costos directos como los de los materiales
utilizados para la operacién, e indirectos como las rentas, salarios o cualquier costo que implique realizar la
operacion entre otros. Los impuestos son criticos pues hay varios tipos de ellos; impuestos por produccién,
por ventas, impuestos nacionales o regionales e impuestos extras, por esto el analisis de impuestos debe
ser claro.

2.6.2 Valor Presente Neto(NPV)
Este método de evaluacion es uno de los mas comunes y ampliamente utilizado debido a que es efectivo

para tomar decisiones identificando escenarios en el futuro.
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Es importante identificar el ciclo de vida del proyecto y su distribucion de flujo de caja por afios desde el
comienzo hasta un fin establecido. El Valor Presente Neto(NPV) determina el valor econdmico actual del
flujo de caja neto mediante la diferencia entre un valor monetario de inversion inicial y la suma de los flujos
de caja, para términos practicos la inversién inicial se considera con valor negativo. El calculo del NPV, se

define:
NCFl NCFZ NCFI_+1

(1+RDy)1 (14+RD,)? (1+RD)H™

NPV = NCF, + (40)

Donde el subindice i nos indica el afio correspondiente a la propiedad y el superindice n el nimero de afio
de forma continua ascendente hasta un fin establecido, NCF es el flujo de caja neto, NCFy es igual a la
inversion inicial y RD es la tasa de descuento(o costo de capital) variable o constante.

Si se asume que la tasa de descuento es constante, se establece un valor(cominmente 10 %) y se espera
un NPV estable con la consideracion que la tasa de retorno sera idealizada. Cuando el valor del descuento
es variable, se espera un NPV diferente y mas realista. Las consideraciones y decisiones del NPV en la
rentabilidad del proyecto son:

e NPV <0 :Proyecto no rentable

e NPV =0 : Minima rentabilidad esperada

e NPV >0 : Proyecto econdmicamente rentable

La expresion que describe la tasa de descuento o rendimiento variable con los afios la representa la ecuacion
(41):

__ 1+4INT

T 1+INF

RD (41)

Donde INTy INF se refieren a la tasa de interés y de inflacidn respectivamente con valores porcentuales.
2.6.3 Tasa Minima Interna de Retorno (MIRR)

Es la tasa de descuento(RD) que hace que el NPV sea igual a cero o es la tasa que iguala la suma de los
flujos de caja descontados a la inversion inicial. Ver Figura 29. Se llama asi porque se supone que el dinero
que se gana afio con afo se reinvierte en su totalidad. Es decir, es la tasa de rendimiento generada en su
totalidad por medio de la reinversion. Para que el RD = MIRR se requiere NPV = 0 y esto implica que se esta
ganando lo minimo aceptado como rendimiento.

Para que un proyecto sea econdmicamente rentable se espera que MIRR > RD pues significa que el
rendimiento sera mayor al minimo aceptado del proyecto, de lo contrario, no es rentable(MIRR < RD).
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Figura 29. Tasa Minima Interna de Retorno (MIRR). Modificado de EI-Reedy, 2016
2.6.4 Eficiencia de Inversion(IE) y Tiempo de Remuneracion(Payback)

El tiempo de remuneracién o “Payback” permite identificar el tiempo que se requiere para recuperar el
capital invertido en un proyecto, es decir, el tiempo en el cual el valor acumulado de los flujos de
caja(descontados o sin descontar) es igual a cero. Mientras mas corto sea este tiempo, més atractivo sera
el proyecto. Aunque es un criterio sencillo, no debe de aislarse de otros factores para determinar la
rentabilidad de un proyecto.

Tiempo de
periodo Payback

— ]

Beneficios
de proyecto

Cumulative net cash flow
o

Inversion

Figura 30. Comportamiento de Payback. Modificado de El-Reedy, 2016

La Eficiencia de Inversion(IE) es la relacion que existe entre el NPV y valor presente de la inversion total; es
la rentabilidad que se obtiene por cada unidad monetaria invertida.

__ NPV;

IE =
NPV,

(42)
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3 Metodologia y Resultados

La metodologia de este estudio basa en la variacion de los valores de cada pardmetro que configura al pozo
y yacimiento(con fractalidad) dentro de modelos que buscan aproximarse al comportamiento real del
yacimiento en funcion de ajustes a la historia de produccidn. De tal manera, los valores arrojados por el
ajuste seran los que representen mejor al yacimiento y permitan optimizar el nimero de pozos. Los modelos
disefiados en este trabajo contienen una distribucion fractal y diferentes geometrias de las zonas estimuladas
y no estimuladas en el yacimiento.

Debido a la falta de automatizacién en el ingreso de la distribucion fractal en los simuladores comerciales,
se afaden los valores dato a dato sobre malla refinada la cual representa la zona estimulada de
yacimiento(SRV). El andlisis de la sensibilidad de los pardmetros en la produccion tiene lugar a lo largo de
este estudio. La optimizacién econdmica esta aplicada a los diferentes escenarios del nimero de etapas de
fracturamiento y el nimero de pozos. Para este trabajo se disefid un modelo econdmico el cual se describe
en el Anexo B.

La configuracion esta basada en datos reales de un yacimiento y pozo de gas seco de lutitas en la formacion
“Eagle Ford del cretacico superior” de la provincia “Burgos” ubicada en el noreste del México.

Los modelos disefiados se describen en sus respectivas secciones y establecen consideraciones
especificas. Las consideraciones generales de todos,los modelos, son:
e Elpozo es horizontal y esta centrado en la malla.
e Los pozos son producidos mediante etapas de fracturamiento hidraulico.
e Las etapas de fracturamiento comprende a una fractura hidraulica en el modelo de simulacion.
e Elalto de fractura hidraulica es el mismo que el de la formacién y consecuentemente de la malla de
simulacion.
e Lalongitud media de fractura hidraulica comprende la distancia de un solo lado, entre el pozo y la
punta de fractura.
e Elmodelo consta de ser de doble porosidad o doble permeabilidad.
e El modelo econdmico no especifica costos por el tipo de apuntalante, mas bien, los incluye de
manera general en un costo por cada fractura hidraulica.

31 Modelo de Yacimiento
La formacion almacenadora contenida de lutitas es Eagle Ford Inferior del play “Shale Gas” del Cretacico
Superior(K.S. Eagle Ford), su columna geoldgica se describe en la Tabla 5. El modelo consta de una malla

cartesiana con doble permeabilidad de Gas/Agua de IMEX ® con un registro de produccion del primero de
marzo de 2011.
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Tabla 5. Columna geoldgica de Burgos. Informacién PEMEX-CNIH.

Formacion Profundidad vertical bajo | Espesor, ft
la mesa rotaria, m
Eoceno Wilcox Aflora
P. Midway 770
K. S. Escondido 925
K. S. Olmos 1,494
K. S. San Miguel 1,745
K. S. Austin 2,208
2,445 (=8,020 ft) 206
K.S. Eagle Ford 2,508 (=8.226 ft 122
K. Buda 2,545

Las propiedades definidas en el modelo de yacimiento con base en la informacién proporcionada por la
Comision Nacional de Hidrocarburos(CNH) mediante su Centro Nacional de Informacion de Hidrocarburos

(CNIH) para la simulacion se describen en la Tabla 6.

Tabla 6. Propiedades del modelo de yacimiento

Propiedad Valor
Tamafio de celda(en todas las direcciones) 50 ft
Dimension en i 2,000 ft
Dimension en j 6,500 ft
Dimension en k 150 ft
Presion de Referencia 2,700 psi
Presién de Fondo Fluyendo 1,000 psi
Temperatura de yacimiento 253 °F
TOC 4.82 %
Contacto Gas-Agua, WGC 8350 ft
Porosidad de la matriz 0.06
Porosidad de fracturas naturales 0.005
Permeabilidad de la matriz 0.0001 mD
Permeabilidad de fracturas naturales 0.001 mD
Espaciamiento de fracturas naturales 0.51t
Compresibilidad de matriz 1x 106 psit
Compresibilidad de fracturas naturales 1x 106 psit
Saturacion de Agua 0.24

Densidad de Roca

2.5 glem? (156 Ib/ftd)

Capacidad de Almacenamiento de gas adsorbido de Langmuir

64 ft3/Ton (0.032 ft3/lb)

Constante de Adsorcién de Gas (inverso de la Presién de 0.001 psi-t
Langmuir)

Constante de Adsorcion de Gas en fracturas naturales(inverso 0.01 psi-t
de la presion de Langmuir en fracturas).

Peso especifico de gas 0.728
Densidad de agua de yacimiento 59.68 Ib/ft3
Salinidad de agua 10,000 ppm
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Para el calculo de permeabilidades relativas se utiliza correlaciones y los datos de entrada como se
representa en la Figura 31 y sus respectivos gréaficos en la Figura 32; los resultados PVT con una presion
de referencia de 2,700 psi y 8,300 ft en la Figura 33.

[] Liquid saturations do net include connate water

Exponent for calculating Krw from KRWIRD 24
Expaonent for calculating Krg from KRGCL 24

# | Description Value
1 | SWCON - Endpoint Saturation: Connate Water 024
2_ SWCRIT - Endpoint Saturation: Critical Water  0.24
'3 |SGCON- Endpoirt Saturation: Connate Gas ~ 0.05
4_ SGCRIT - Endpeint Saturation: Critical Gas 0.05
5 [KRWIRO - Kow at 100% water 1
6 |KRGCL - Kig at Connate Liquid 08
7 |
3 |

Figura 31. Datos de entrada para correlacién de permeabilidad relativa.
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Figura 32. Graficas de permeabilidad relativa.
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3.2 Modelo de Pozo “E-1H”

El pozo “E-1H" esta basado en la configuracion del pozo horizontal Emergente-1H el cual fue el primer pozo
en yacimientos de gas de lutitas en México operado por Petréleos Mexicanos(PEMEX). La geometria del
pozo se establecid con 4,071 metros (=13,353 ft) desarrollados por debajo de la mesa rotaria, una
profundidad vertical de 2,503.08 metros (=8,200 ft) y una distancia horizontal (longitud desarrollada menos
la profundidad vertical) de 5,000 ft como se muestra en la Figura 34 para efectos practicos del modelo de
simulacion, pozo fluyendo por tuberia de 4 in, con una P,,, = 1,000 psi e iniciando con un Q, = 2.69

MMpcd.

1050 1050
1200 1200
1350 1350
TVD, m 1500 1500
1650 1650
1800 1800
1950“; 1950
o3

2100 ] 2100

2250 3 2250
E Emergente-1
2400 J 2400

2550 ] 2550

2700 ] 2700

2850 ] 2850

0 150 300 450 600 750 900 1050 1200 1350 1500 1650 1800 1950 2100
Vertical Section (m) Azim = 179.15°, Scale = 1(cm):150(m) Origin = 0 N/-S, 0 E/-W

Figura 34. Trayectoria de Emergente-1H. Editado de PEMEX-CNIH.

3.3 Modelo A

El primer modelo, llamado “Modelo A”, tiene un comportamiento Euclidiano, el cual es un caso especial de
fractalidad en donde se asume que las fracturas naturales estan completamente conectadas entre si(6 = 0)
y que la distribucion de su permeabilidad(ky) y porosidad(¢ps) son homogéneas en toda la extension del

yacimiento, esto implica una D = 1. La direccion del flujo es perpendicular a la cara de la fractura hidraulica.

Este modelo no incluye una zona estimulada de yacimiento en donde incrementen las propiedades de las
fracturas naturales(ky y ¢¢) ni se distribuyan de manera fractal. El modelo se describe en la Figura 35.
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Fractura Zona
Hidraulica Homogénea

de fracturas
naturales

Figura 35. Yacimiento Euclidiano con Zona de Fracturas naturales Homogénea.

La Tabla 7 muestra los valores previos al ajuste(valores por defecto) los cuales generan un “caso base”, las
sus magnitudes de cada valor para sensibilizar y los valores 6ptimos que dan un ajuste con la historia de
produccion. Los valores por defecto fueron seleccionados a optimizarse debido a que se considera que
pueden variar a lo largo del yacimiento por la heterogeneidad de los no-convencionales.

Con la ayuda de Software Asistido(CMOST®) se han hecho 200 corridas en busca del mejor escenario con
un menor error de ajuste, como se describe en la Figura 36.

Tabla 7. Resumen del Ajuste de historia

Parametro Clave Valor por | Valor Valor Valor
defecto | minimo | maximo optimo
Compresibilidad de Matriz (psi-') Comp_Matrix 1x10-6 1x10-6 1x10% 8.7x10-6
Compresibilidad de fracturas Comp_NFrac 1x106 1x106 1x10% 4.27x106
Naturales (psi-')
Longitud Media de Fractura HalfLength_HFrac 350 200 500 350.2
Hidraulica (ft)
Permeabilidad de Fractura Perm_HFrac 1,000 1,000 5,000 2,900
Hidraulica (mD)
Permeabilidad de Matriz (mD) Perm_Matrix 1x10% 1x10-% 0.001 0.00052
Permeabilidad de Fracturas Perm_NFrac 0.0001 0.0001 0.01 0.0096
Naturales (mD)
Porosidad de Matriz (adim) Poro_Matrix 0.06 0.04 0.1 0.04
Porosidad de Fracturas Poro_NFrac 0.005 0.001 0.01 0.002
Naturales (adim)
Espaciamiento de Fracturas Spac_NFrac 0.5 0.1 1 0.3
Naturales (ft)
Espaciamiento en Fracturas Spac_HFrac 300 250 450 300
Hidraulicas (ft)
Ancho de fractura Hidraulica (ft) Width_HFrac 0.0083 0.00083 0.0083 0.0052
(0.1in) | (0.011in) | (0.1in) (0.0624 in)
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El comportamiento de los ajustes se muestra de las Figura 37 a la Figura 39. Debido a la ausencia de
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Figura 36. Progreso de Ajuste Histérico.

datos de produccion de agua, se considera al comportamiento resultante del ajuste como el represente la

entrada de agua.
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Figura 37. Ajuste de Historia de Produccion del modelo A
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Figura 38. Ajuste de historia del gasto de gas en el modelo A.
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Figura 39. Ajuste de historia de produccién de agua en el modelo A.

A continuacion se muestra la sensibilidad de cada parametro en funcion de sus aportes en la produccion.
Ver Figura 40. Los pardmetros con mayor efecto son los que més aporte dan al variar sus valores, en este
caso: la permeabilidad de fracturas naturales, seguida por la de la matriz y las porosidades del sistema. Los
aportes negativos indican que la variacion de los valores en parametro resultan en una produccién por debajo
del “caso base”(con valores por defecto).

Maximum
Target 1132600
Minimum | 4:8348+08
Perm_NFrac{0.0001, 0.01) [1.246E+09
Perm_Matrix(1E-05, 0.001) 5:296E+08
o Poro_Matrix{0.04, 0.1) :mﬂ“
£ Poro_NFrac(0.003,0.01) —T
E HalfLength_HFrac{200, 410) [ a362E+08
& Gomp_Matrix(1E-06, 1E-08){- 23126081 |
Width_HFrac(0.0125, 0.1) | H.492E+08
spac_NFrac(0.1, 1) [ 1:488£+08
Spac_HFrac(250, 450) | 1.233E408
Perm_HFrac(1000, 5000) M 8707807
Comp_NFrac(1E-06, 1E-05) 3802407
-E+009 QE+000 1E+009 2E+003 3E+009
Cumulative_Gas(Linear) (ft3)

Figura 40. Sensibilidad de parametros en funcién a su aporte en la produccion.
Una vez ajustado el modelo, se decide proyectar su comportamiento hasta un periodo largo de tiempo,

arbitrariamente se establecieron 30 afios como un periodo de produccidn. Los resultados de esto, se
muestran en la Figura 41.
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Figura 41. Ajuste de historia de produccién y modelo A en 30 afios.

Ahora se grafican los efectos en la produccion al variar los valores de cada parametro sobre el “Modelo A”
simulado a 30 afios con el fin de analizar sus sensibilidades.

El primer analisis es sobre el numero de fracturas hidraulicas(FH) en funcién del espaciamiento entre
ellas(Xs) a lo largo de la distancia horizontal del pozo. Ver Figura 42.
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Figura 42. Sensibilidad del nimero de etapas de fracturamiento.
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El comportamiento del pozo sin fracturamiento hidraulico(FH= 0), remarcado en gris, es casi nulo durante
todo el periodo debido a la muy baja permeabilidad de la formacion, lo que confirma la necesidad de producir
hidraulicamente los yacimientos no-convencionales. Un anélisis de la longitud del pozo sin fracturamiento
hidraulico es adjunto al Anexo C.

La Figura 43 nos muestra la produccion acumulada por cada escenario y la produccion que ejerce cada
etapa de fracturamiento en funcion a su radio de drene(r). El v, se asume como la distancia media entre

el espaciamiento de las etapas de fracturamiento(X s). Es decir vy = X /2. La produccion por cada etapa
en funcion del r y X, se reduce conforme el nimero de etapas incrementa. Debido a que X esta limitado
por la longitud horizontal del pozo. Por consiguiente, al distribuir homogéneamente un numero mayor de
etapas a lo largo del pozo, X y 7 decrecen, y con ellos, la produccion de cada etapa en sus respectivos

escenarios. La Figura 43 nos muestra que el radio de drene que permite mayor produccion entre etapas es
de 500 ft.

3000

2500

2000

—@— Produccion en funcion

1500 del nimero de etapas
200 ft —@— Produccion en funcion
1000 250 ft 150 ft del radio de drene

Producciéon acumulada
MMpc

125 ft

500 100 ft 75 ft 50 ft
0 — —g
0 10 20 30 40 50 60

Etapas de Fracturamiento

Figura 43. Produccion acumulada en funcién de las etapas de fracturamiento.

El analisis economico de los escenarios se resume en la Figura 44 en donde el escenario mas rentable es
el de FH= 17, la cual, para su identificacion, se marca en verde dentro de la Figura 42.
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Figura 44. Andlisis NPV del niumero de FH.
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El siguiente analisis comprende a las fracturas hidraulicas, en donde se sensibiliza su ancho(wy), su longitud
media(L¢) y su permeabilidad(kry). Figura 45, 46 y 47 respectivamente.
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Figura 45. Sensibilidad del ancho de fractura hidraulica.
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Figura 46. Sensibilidad de longitud media de fractura hidréulica.
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Figura 47. Sensibilidad de permeabilidad de fractura hidraulica.

El parametro que mas efecto tiene en la produccion es el wy, seguido de la kg, por lo que resultan

parametros claves en el ajuste. EI comportamiento de la kg es similar a la del nimero de etapas de
fracturamiento, y se espera que superando los 3,000 mD(como se muestra en la grafica) el incremento sea
cada vez menor. La Ly tiene pocos efectos conforme cambian sus magnitudes, también se espera que al

incrementar el largo de la fractura el aumento de la produccion sea cada vez menor e igual al escenario
antecesor.

El siguiente analisis se enfoca en la permeabilidad(k ) y porosidad(¢p ) de las fracturas naturales, como se
muestran en la Figura 48 y Figura 49.
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Figura 48. Sensibilidad de permeabilidad de fracturas naturales.
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Figura 49. Sensibilidad de la porosidad en fracturas naturales.

La grafica de sensibilidad de k; muestra que existe un incremento amplio de 0.0001 mD a 0.001 mD,
mientras que de este ultimo a 0.005 mD el incremento es muy pequefio, por lo que una variacion entre 0.001
y 0.005 mD no se consideraria objeto de controversia. Conforme la k; aumenta a 0.01 mD existe una menor
produccion, se infiere que es debido a la disminucion de velocidad en el flujo no-Darciano considerado en

las fracturas naturales que rodean a las fracturas hidraulicas. Esto hace que se aproxime a la velocidad de
un flujo Darciano.
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En cuanto a la sensibilidad de la porosidad en fracturas naturales(Figura 49) muestra que existe
aparentemente un incremento constante en funcion de la magnitud.

La siguiente Figura 50 es referente a la sensibilidad de la permeabilidad de la matriz(k,, ). En ella se observa
que el incremento de produccion en permeabilidades entre 1x105 mD y 1x104 mD es muy pequefio. El
incremento con un margen mas amplio es el de 1x10-4 mD a 5x10 mD, mientras que a partir del Ultimo hasta
1x10-3 mD seré& cada vez menor conforme la k,,, aumenta. Comunmente los valores propios de k,,, en los
yacimientos no-convencionales rondan entre 1x105 mD a 5x10-4 mD, aunque existen casos especiales de
laminas a través de las heterogeneidades del yacimiento que pueden tener 1x10-3 mD. Por este motivo, se
seleccionaron los valores a sensibilizar.
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Figura 50. Sensibilidad de la permeabilidad de la matriz.

El comportamiento de la porosidad de la matriz(¢b,,,) al ser sensibilizado, es similar al de ¢ ¢, pues existe un
incremento aparentemente constante conforme la magnitud aumenta. Figura 51. El impacto en la produccion
puede ser grande dependiendo de que valores manejemos, en los valores més grandes de ¢,,,(0.12y 0.10)
tenemos una produccion que sobrepasa los 3 mil millones de pies cubicos, magnitud que hasta ahora ningun
parametro ha dado. Por lo que una roca con ¢,,, grande daria altas producciones.
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Para efectos practicos se sensibiliza compresibilidad de 1X10-° psit y 1X106 psi
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Figura 51.Sensibilidad de porosidad de matriz.

en matriz(c,,) vy

fractura(cy) por igual. Cualquier combinacion independiente de cf y ¢,, se encontrarian dentro del margen
de produccién mostrado en la Figura 52. Los efectos en la produccién de estos dos parametros son

pequenos.
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Figura 52. Sensibilidad de compresibilidad en matriz y fractura natural.
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Modelo FL

El Modelo FL hace referencia a un modelo con una zona estimulada de yacimiento(SRV) de manera local
con distribucién fractal, rodeando a las fracturas hidraulicas y sin existir contacto entre zonas estimuladas,
lo que da lugar a un volumen no estimulado de yacimiento(URV) como se describe en la Figura 53 en donde
la distribucion de colores indica una diferencia en la magnitud de k; 6 ¢ (el color rojo indica mayor valor

y el azul un menor valor).

El objetivo de este modelo es aproximar el comportamiento del yacimiento el cual fisicamente considera que
las fracturas naturales adyacentes a la fractura hidraulica estan estimuladas por filtraciones debidas a la
inyeccion del fluido de fracturamiento y esta estimulacion de fracturas es de corto alcance, es decir, no llega
a comunicar fracturas estimuladas de etapas de fracturamiento vecinas.

Fractura Hidraulica

Figura 53. Modelo FL

Las consideraciones de este modelo son:

La distribucion fractal de la SRV es funcion de la dimension fractal y conectividad.

El numero de valores de ky y ¢ fractales distribuidos es funcion del refinamiento logaritmico(9 en
este trabajo).

El flujo de gas es lineal en direccién perpendicular hacia la cara de las fracturas naturales, por lo
que la dimensién fractal estara comprendida entre 0y 1.

La dimensién fractal es determinada del método de conteo de cajas aplicada a un nucleo
representativo del yacimiento.

La distribucion fractal comprende el valor optimo de k en la cara de la fractura y su decremento
conforme se aleja de esta, en direccion contraria al flujo.

Entre cada SRV correspondiente a una etapa de fracturamiento existe una zona no estimulada.

La ky en la zona no estimulada(URV) es menor que en la SRV pero mas grande que la k,;,.

En la variacion de valores para el ajuste, Ly y el nimero de etapas de fracturamiento se mantienen
constantes para no afectar la distribucion fractal dentro de la SRV.
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e Para este caso se considera que las fracturas naturales estan totalmente conectadas entre si, es
decir 8 = 0.

La dimensién fractal(D) se determina desde una muestra de nucleo del yacimiento en el caso de estudio por
el método de “Conteo de Cajas” 0 “Box Counting”. Consecuentemente, se enmalla la superficie de la muestra
de nucleo mostrada en la Figura 54.

Figura 54. Muestra de nucleo del yacimiento.
Los datos resultantes del conteo de cajas se muestran en la Tabla 8.

Tabla 8. Valores resultantes del “Conteo de Cajas”.

r N(r) 1/r
4 4 0.25
16 14 0.0625
60 48 0.016666667
216 160 0.00462963
1,024 740 0.000976563

La Figura 55 muestra dos ejemplos de enmallados con sus respectivos valores descritos.

Figura 55. “Conteo de cajas en nucleo con 60 y 216 cajas respectwamente

La dimensién fractal, resultante de la pendiente de la gréfica entre N(r) y 1/r, se muestra en la Figura 56.
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Figura 56. Determinacién de la dimension fractal del nucleo del yacimiento.

La pendiente determina una D = 0.7 y se considera que representa al yacimiento.

Se optimiza el modelo en busca del ajuste con el historial de produccion basandose en los valores arrojados
del Modelo A ajustado y en las consideraciones del modelo. En la Tabla 9 se brindan los valores que ajustan
el modelo en funcién de la produccién acumulada, en la Figura 57.

Tabla 9. Valores éptimos del Modelo FL.

Propiedad Valor
k¢ dentro de la SRV en la proximidad 0.0096 mD
de la fractura hidraulica
ks enla URV 0.0008 mD
key 3,450 mD
k., 0.0002 mD
D 0.06
o 0.0037
¢s enla URV 0.001
Wy 0.005 ft
L 350 ft
Cr 8.77 E-6 1/psi
Cm 4.27 E-6 1/psi
Espaciamiento de Fracturas naturales 0.3 ft
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Figura 57. Ajuste entre Modelo FL e Historia de Produccion.
La distribucion fractal en la SRV del Modelo FL se describe en la Tabla 10.

Tabla 10. Distribucion Fractal derivada de una D=0.7 y 6=0, correspondiente al yacimiento.

Ky, by
mD adim.
0.0096 0.0037
0.0066 0.0026
0.0053 0.0021
0.0044 0.0018
0.0037 0.0015

En la tabla anterior, los valores remarcados corresponden a los dados del ajuste del Modelo A y son los
ubicados en la cara de la fractura hidraulica, la ks y ¢, disminuyen conforme se alejan de la fractura
hidraulica hasta el limite de la SRV con la URV.

En la realidad, dificilmente habria un escenario con @ = 0 e incluso nuestro yacimiento tendria una
variacién de D por efectos de la escala. Debido a esto, es pertinente analizar el comportamiento e identificar
la sensibilidad de los parametros fractales en la produccion al cambiar sus valores

En la Figura 58 se presentan diferentes escenarios de produccion, el primero, uno Euclidiano con una D =
1y 6 = 0, que considera que existe una distribucién homogénea(no fractal) en la SRV, en la cual hay una
k= 0.0096 mD y una ¢ 4= 0.0037, mientras que en la URV, una k= de 0.0008 mD y una ¢ = 0.001.
Todos los demas parametros del yacimiento son los arrojados del Modelo FL.

El segundo escenario con una D = 0.7 y @ = 0, siendo el mismo del Modelo FL ajustado. El tercer
escenario disminuyendo la D en 0.4 y manteniendo la 8=0. Un cuarto escenario que contiene una D = 0.7
y @ = 0.5 y un ultimo escenario considerando D = 0.7 y @ = 1 el cual asume que las fracturas naturales
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no estan conectadas entre si. La distribucion fractal de ks y ¢ de estos escenarios se muestran en la Tabla

11. La distribucion de una D = 0.7 y @ = 0 se mostraron con antelacién, en la Tabla 10.

g1_5.c|e+9- e i --i ......................................................................
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3 : D= 1, Theta= 0 (Caso Euclidiana)
D=0.7; Theta= 0
| D= 07 Thata= 05
. __________________ D= 07 Theta=1
2015 2020 TIZan2: (Date] 2030 2035 2040
Figura 58. Sensibilidad de los parametros fractales en la produccion.
Tabla 11. Valores de k; y ¢, fractales en funcionde D y 6.
D=1y 6=0 D=0.4y 0=0 D=0.7 y 6=0.5 D=0.7 y 6=1
kf’ ¢)f’ kf, ¢fa kf/ (;bf; kfl ¢f:
mD adim mD adim mD adim mD adim
0.0096 | 0.0037 | 0.0096 | 0.0037 | 0.0096 | 0.0037 0.0096 0.0037
0.0096 | 0.0037 | 0.0047 | 0.0019 | 0.0039 | 0.0026 0.0022 0.0026
0.0096 | 0.0037 | 0.0030 | 0.0012 | 0.0021 | 0.0021 0.0008 0.0021
0.0096 | 0.0037 | 00021 0.0008 | 0.0013 | 0.0018 0.0004 0.0018
0.0096 | 0.0037 | 0.0015 | 0.0006 | 0.0008 | 0.0015 0.0002 0.0015

De la Figura 58 se puede concluir que la 8 es el parametro con méas sensibilidad en la produccion, al
aumentar su valor, hipotéticamente se considera que la comunicacion entre fracturas naturales tiende a no
existir. Esto resulta en decrementos de produccion considerables. En cambio, la D tiene menos efecto al
disminuir su valor. Conforme la D disminuye, la produccién decrece cada vez menos.

3.5 Modelo FR

Este modelo considera una SRV regional entre etapas de fracturamiento, de manera regional y una URV
externa a la SRV como se muestra en la Figura 59.

Fisicamente, este modelo supone que en la SRV se extiende entre etapas de fracturamiento,
consecuentemente considera que existe comunicacion entre fracturas naturales estimuladas por las
filtraciones del fluido de fracturante y no considera una URV entre las etapas como en el Modelo FL. A su
vez, considera que las fracturas naturales van disminuyendo su estimulacion conforme se alejan de la cara
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de la fractura hidraulica en direccidn opuesta al flujo, por lo que da lugar a una distribucidn fractal de manera
regional. La ky y ¢ disminuyen conforme se alejan de la cara de la fractura hidraulica hasta un punto
intermedio entre etapas, inmediatamente comienzan a incrementar sus valores conforme se acerquen a la
siguiente etapa de fracturamiento.

También, el modelo considera que:

La distribucion fractal de la SRV es funcion de la dimension fractal y conectividad.

El numero de valores de ky y ¢ fractales distribuidos es funcion del refinamiento logaritmico(9 en
este trabajo).

El flujo de gas es lineal en direccién perpendicular hacia la cara de las fracturas naturales, por lo
que la dimensién fractal estara comprendida entre 0y 1.

La dimensién fractal es determinada del método de conteo de cajas aplicada a un nucleo
representativo del yacimiento.

La distribucion fractal comprende el valor optimo de k en la cara de la fractura y su decremento
conforme se aleja de esta, en direccion contraria al flujo.

Todas las fracturas naturales estimuladas estan comunicadas. No existe URV entre etapas de
fracturamiento.

La URV tiene lugar fuera de los limites de la SRV.

La ky en la URV es menor que en la SRV pero mas grande que la k.

En la variacion de valores para el ajuste, Ly y el nimero de etapas de fracturamiento se mantienen
constantes para no afectar la distribucion fractal dentro de la SRV.

Para este caso se considera que las fracturas naturales estan totalmente conectadas entre si, es
decir @ = 0.

Fractura
Hidraulica
—1

Figura 59. Modelo FR.

Al'igual que el anterior modelo, los colores rojos indican mayores valores de ky 0 ¢ y los azules, valores
menores.
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Los parametros fractales son los mismos que en el Modelo FL(D = 0.7 y @ = 0), pues se considera el
mismo yacimiento. La distribucién fractal es la misma comprendida en la Tabla 11.

De la misma manera que el Modelo FL, se ajustan los parametros de los resultantes del Modelo A. Los
valores dptimos para el Modelo FR se muestran en la Tabla 12.

Tabla 12. Valores 6ptimos del Modelo FR.

Propiedad Valor
k¢ dentro de la SRV en la 0.0096 mD
proximidad de la fractura
hidraulica
ks enla URV 0.00035mD
k., 0.0006 mD
key 4400 mD
D 0.045
¢r 0.0037
¢s enla URV 0.0015
Wy 0.005 ft
Ly 350 ft
Cr 1 E-5 1/psi
Cm 1 E-5 1/psi
Espaciamiento de Fracturas 0.345 ft

El ajuste del Modelo FR con la historia de produccion se muestra en la Figura 60.
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Figura 60. Ajuste entre Modelo FR e historia de produccion.
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Hasta ahora se ha observado que estos ultimos dos modelos(Modelo FL y Modelo FR) con distribucion
fractal tuvieron un buen ajuste, de tal manera que en conjunto con otras herramientas de caracterizacion de
yacimientos, se puedan refinar algunos pardmetros y aproximar un modelo con SRV fractal como los
establecidos en este trabajo.

La Figura 61 presenta los ajustes de los 3 diferentes modelos fractales presentados hasta ahora: el modelo
Euclidiano(Modelo A), el modelo de SRV local(Modelo FL) y el modelo de SRV regional(Modelo FR).
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Figura 61. Ajuste de los diferentes modelos con la historia de produccion.

En la Figura 61 se observan buenos ajustes hasta el ultimo dato de la historia de produccion, de ahi los
escenarios cambian en funcion del tipo de modelo. EI Modelo FL no se ajusta muy bien desde el principio
sino hasta la mitad de la historia de produccion, y lo hace con mucha certeza. Los Modelos A(Euclidiano)
y FR se aproximan mas al comportamiento de produccion real. Sin embargo, sus cantidades de produccién
en 30 afios son diferentes. En cambio, entre el Modelo FL y el Modelo A la diferencia de produccion es muy
baja.

3.6 Modelo E

Este modelo optimiza el numero de pozos en funcidn al espaciamiento lateral entre ellos(X,) de un
yacimiento mas amplio que el de los modelos anteriores. EI acomodo de los pozos es en direccion
horizontal a través de la malla de simulacion con un espaciado simétrico entre ellos y las fronteras. La
optimizaciéon se logra en conjunto con andlisis de indicadores econdmicos. EI Modelo E utiliza las
dimensiones descritas en la Tabla 13 y se muestra graficamente en la Figura 62.
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Tabla 13. Dimensiones de Modelo E.

Tamafrio de celda en i 100 ft

Tamario de celda en j 100 ft

Tamafio de celda en k 50 ft
Dimension en i 10,000 ft
Dimension en j 6,500 ft
Dimensién en k 150 ft

2 Z7

L
'y
B la‘f.‘"

by e,
Ly y
LA

Figura 62. Modelo E con 1 Pozo en el centro.

Para fines préacticos, el modelo de los pozos incluidos en esta optimizacién es el resultante del Modelo A,
pues agregar la distribucion fractal a la malla refinada de manera automatizada en el simulador comercial es

imposible y el tiempo de disefio seria innecesariamente largo.

Al cambiar las dimensiones de la malla de simulacion, existe una alteracion del volumen original de
hidrocarburos in situ y del area de drene, entre otros. Consecuentemente los escenarios de produccion
tendrian comportamientos diferentes. Ver Figura 63 . Esto concluye que el area de yacimiento es clave en
el modelado de simulacion. Para fines practicos, se omite la alteracion debida al cambio del area del

yacimiento.
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Figura 63. Alteracion en la produccién debido al cambio en el area del yacimiento.

La Figura 64 muestra los diferentes escenarios de produccion aumentando el niumero de pozos en funcion
al espaciamiento(X,) entre ellos.
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Figura 64. Produccion acumulada en funcién al nimero de pozos.

La Figura 65 muestra la produccion total del yacimiento bajo diferentes escenarios de nimero de pozos y la
produccién de cada pozo en funcion al radio de drene(r,). Similarmente al analisis de las etapas de
fracturamiento, se asume que r, = X,./2 en ambas laterales del pozo. Con esta suposicion, se puede
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conocer de manera independiente la produccién del pozo respecto a su radio de drene(en funcion al X,) con
caidas de presion(AP) simétricas en ambos lados. Una distribucidn asimétrica de pozos con espaciados
desiguales entre ellos y las fronteras laterales podria generar una AP menor en el espacio del pozo con la
frontera y una AP mayor en el espacio entre pozos, o viceversa. Este problema puede ocurrir debido a que
la malla de simulacidn se genera con dimensiones laterales constantes y una distribucion simétrica de los
pozos estaria limitada. La Figura 66 muestra el efecto de caidas de presion debido a un espaciado asimétrico
entre dos pozos con las fronteras laterales.
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Figura 65. Produccion en funcién del nimero de pozos y del radio de drene.

La Figura 65(en su enmarcado rojo) muestra que un 7, de 2500 ft brinda mayor produccién acumulada, y
esta decrece conforme el r,(en funcién del X,) disminuye. En la misma figura(enmarcado en color negro)
se observa la produccidn del yacimiento y su tendencia a estabilizarse conforme el numero de pozos
aumenta. Esta tendencia seria cada vez mas horizontal al producir cantidades cercanas a la del volumen
original in situ(lo que implica un niumero mayor de pozos). Este comportamiento comienza a estabilizarse
desde 5 pozos.

Pozos

Mayor AP(pozo-pozo)

Menor AP(frontera-pozo)

| e THOT
T P

Figura 66. Efectos de drene debido a la asimetria de Xe y las fronteras laterales.
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La optimizacion en este trabajo se enfoca en conocer el nimero de pozos necesarios para que la explotacion
del yacimiento sea rentable. Debido a esto, se genera un analisis NPV que nos indica el valor presente a
diferentes periodos. Ver Figura 67.

NPV a 10 afios NPV a 15 afios
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Figura 67. Anélisis NPV en diferentes periodos.

Dependiendo del periodo de tiempo en el que evaluemos nuestro proyecto de explotacion se pueden obtener
diferentes escenarios con mayor rentabilidad. En este andlisis se obtienen escenarios no rentables en 10
afos de produccion, los NPV mas negativos corresponden a los escenarios con mas inversion y numero de
pozos, si se decide evaluar el valor del proyecto en 15 6 20 afios se obtendrian mayores ganancias de un
numero de 5 pozos. Si el objetivo es conseguir una mayor cantidad de ganancias en 30 afios, 8 pozos serian
ideales. Los escenarios con mayor numero de pozos incrementan su NPV conforme los tiempos son cada
vez mas largos.

El tiempo de recobro(Payback) de tres escenarios diferentes(5, 8 y 10 pozos) se muestra en la Figura 68.
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Figura 68. Tiempo de recobro con 5, 8 y 10 pozos.

En la figura anterior se observa el tiempo de recobro, o el “Payback” en los 3 escenarios. El escenario con 5
pozos da recobros positivos en menor tiempo que 8 y 10 pozos. La diferencia del tiempo de recobro entre el
5 pozos y 10, se estima en 1 afio.

La siguiente grafica, en la Figura 69, muestra la eficiencia de inversion(IE) de cada escenario en diferentes
periodos de tiempo. Las mayores IE las tienen los escenarios con 3, 2, 4 y 5 pozos respectivamente, en la
figura también se puede observar que la IE disminuye conforme el nimero de pozos aumenta.

0.8
—®— 1 pozo 2 pozos 3 pozos

4 pozos —®—5 pozos 8 pozos

06 |

—@— 10 pozos —@— 12 pozos

IARos
30

Eficiencia de Inversion

-0.4

Figura 69. Escenarios de eficiencia de inversion en diferentes periodos de tiempo.

La Figura 70 muestra el comportamiento del NPV en funcion a una tasa de descuento(RD). Se genera un
margen con una variacion del 10 al 15% en la RD que nos permite estimar el rendimiento de nuestro proyecto.
Con una RD del 15% el NPV de nuestro proyecto seria muy bajo. La RD es un indicador con alto impacto
que requiere mucha atencion.

64



$80.00
$60.00
$40.00
$20.00
$0.00
-$20.00 F
-540.00 |
-560.00 |
-$80.00
-$100.00
-$120.00

Anos
35

MMUSD

RD=11%

—8—RD=10% RD=12%

RD=13% —@—RD=14% —@—RD=15%

Figura 70. Sensibilidad en la RD en el NPV de 8 pozos.

La Figura 71 nos muestra la Tasa Minima Interna de Retorno(MIRR) del escenario de 8 pozos en un periodo
de 30 afios dentro del Modelo E. Resulta importante averiguar la MIRR, pues nos indica la RD en el que el
valor de nuestro proyecto de explotacidn es nulo(NPV=0). Esto ayuda a tomar decisiones técnicas para evitar
que el yacimiento pierda valor con el tiempo.

70
60
50
40

a 30

MIRR

1 1 1 J RD
7 018 0.19 0.2

01 0.11 0.2 0.13 0.14 0.15 O0.16

Figura 71. MIRR del escenario de 8 pozos.
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Conclusiones.

En los Yacimientos No-Convencionales es necesario el fracturamiento hidraulico para producir
cantidades suficientes de hidrocarburos que permitan recuperar el valor de la inversién.

La longitud de pozo, el numero de etapas de fracturamiento hidraulico, el nimero de pozos vy el
ancho de la fractura hidraulica tienen comportamientos similares. Estos reflejan incrementos en la
produccion cada vez menores conforme los valores de sus propiedades aumentan. Es decir, si se
aumentan los valores en las propiedades el incremento de cada escenario sera cada vez menor
hasta igualarse al escenario antecesor, en algun punto.

Los parametros fractales brindan escenarios de produccion acumulada menores al de condiciones
Euclidianas debido a que reducen el area impregnada por fracturas naturales y su participacion en
la produccidn. Sin embargo, esto permite un enfoque realista del SRV en el yacimiento.

La distribucion fractal se ajusta al modelo de fracturamiento del software comercial de simulacién de
yacimientos. Combinado con el modelo de flujo no-Darciano en fracturas hidraulicas y los modelos
de doble permeabilidad/porosidad en dicho software, los diferentes modelos en este trabajo sugieren
comportamientos mas realistas.

Es posible adaptar una distribucién fractal mediante el modelo de refinamiento local en fracturas
hidraulicas en el software comercial CMG®. Sin embargo, existe una falta de automatizacién en el
ingreso de las propiedades fractales y su distribucién. Esto indica un area oportunidad importante
para la simulacién de yacimientos.

En este estudio se identifica a la conectividad de fracturas naturales como el pardmetro fractal con
alto impacto en la produccion.

Los modelos disefiados en este trabajo, se ajustan satisfactoriamente al historial de produccién del
del play en estudio. Estos representan una aproximacion realista del yacimiento con sus diferentes
geometrias y localizaciones del SRV. Aunque al final del periodo simulado(30 afios) existe una
diferencia considerable en la cantidad de gas producido por cada modelo.

Se asume que la geometria del SRV del modelo de simulacion(de los generados en este trabajo)
que se ajuste con mayor precision al comportamiento del yacimiento real seria la que mejor se
aproxime al SRV en la realidad.

La sensibilidad del area de yacimiento es clave para evitar ajustes erroneos en los modelos de
simulacion. Debido a que debe tomarse en cuenta en la optimizacion.

El método para el andlisis de la sensibilidad del radio ,(en funcién del X,) ejercido en este trabajo
es util para evitar AP asimétricas en las laterales del pozo y consecuentemente comportamientos
de presion erroneos.

A medida que la produccion acumulada del yacimiento se acerque al volumen original in situ(al
incrementar el nimero de pozos) tendra un comportamiento estabilizado(horizontal). Esto permite
observar un limite técnico con un cierto nimero de pozos, es decir que, una vez que la produccion
acumulada se estabilice el incremento del niumero de pozos no generara mayor produccion.

Los proyectos de explotacidn mas rentables no son necesariamente los que tienen mejores
escenarios de produccion acumulada.
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La optimizacion del nimero de pozos en funcién al NPV depende del periodo de tiempo en el que
se decida evaluar.

Conforme el tiempo de evaluacién del proyecto sea méas largo, escenarios con mayor cantidad de
pozos daran un mayor NPV.

La eficiencia de inversion disminuye conforme el nimero de pozos incrementa.

La RD es un pardmetro muy sensible y demanda atencién en la toma de decisiones para evitar que
el NPV del proyecto de explotacion sea nulo(NPV=0).

Recomendaciones y Mejoras

Generar modelos de simulacién més robustos en los cuales se agreguen:

o Modelos de datos sismicos para la caracterizacion de la zona estimulada de

hidrocarburos(SRV) y de las fracturas hidraulicas.
o Modelos de datos petrofisicos para la caracterizacion de la heterogeneidad y regiones del
yacimiento.

Caracterizar los efectos geomecanicos en las fracturas hidraulicas en funcion de los esfuerzos in situ
de la formacion.
Caracterizar el comportamiento de flujo de entrada en el pozo desde cada etapa de fracturamiento
basandose en la hipotesis de que las etapas de fracturamiento no producen el mismo volumen.
Automatizar la distribucion fractal mediante la inclusion de la dimension fractal y la conectividad de
las fracturas naturales como parametros disponibles en el ajuste de historia de CMOST®.
Aplicacion de la metodologia presentada en este trabajo hacia yacimientos no-convencionales de
gas y condensados.
Detallar costos en el fracturamiento hidraulico dentro del modelo economico incluyendo variables
como: costo de tipo de apuntalante, costo de inyeccion en funcién al gasto, costos operativos de
fracturamiento, entre otros.
Generar escenarios econdémicos con margenes de precios(minimo y maximo) de los hidrocarburos
en el mercado para su analisis econdmico.
Considerar variaciones en el acomodo lateral de los pozos para analizar los efectos en la produccion.
Aplicar métodos de recuperacion secundaria, mejorada o re-fracturamiento hidraulico. Analizar la
produccion en funcion de la configuracién de cada método y el momento idéneo de su aplicacién.
Disefar la explotacion econémicamente rentable integrando la infraestructura superficial que permita
analizar los costos desde la extraccion de los hidrocarburos hasta el punto de venta.
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APENDICE A
Propiedades y sus valores en los Yacimientos No-Convencionales

Dong y colaboradores en 2013 investigaron las propiedades esenciales y sus valores en estudios de
yacimientos no-convencionales ubicados en los Estados Unidos de América (Barnett, Eagle Ford, Marcellus
y Haynesville), las cuales enlistd:

Parametro Barnett Eagle Ford Marcellus Haynesville
Area del play, acre 3,200,000 3,000,000 15,000,000 5,700,000
Tamario de yacimiento. 4,800ftx 1,000t | 6,400ftx1,000ft | 6,500 ftx 1,000ft | 5,500 ftx 1,000 ft
Profundidad, ft 6,500 - 8,500 5,500 - 14, 400 3,300 - 8,800 10,000 — 14,000
Netpay. ft 100 - 600 3-326 45 - 384 200 - 300
Porosidad, % 4-5 3-12 3-13 8-14
Permeabilidad de matriz,10-5 7-500 10-70 20-90 800 - 400
mD
Saturacion de agua, % 25-43 9-44 6-53 16 -41
Presion inicial, psia 3,000 - 5,000 4,300 - 10,900 2,000 -5,100 7,000 - 10,000
Contenido de gas, scffton 60 - 125 7-120 41-148 100 -330
Temperatura de yacimiento, 205 170 - 231 110 -160 300 -350
°F
TOC, % 24-51 0.3-54 2-8 05-4
Ro, % 06-16 15 1.25 2.2
Densidad de roca, g/cm? 25 2.36-2.65 23-26 <2.57
Espaciamiento de pozo, acre. 111 147 104 124
Longitud lateral de 4,000 5,600 3,700 4,600
yacimiento, ft
Etapas de fracturamiento 7-9 12 -18 12-16 12-15
Longitud media de fracturas, 300 - 400 350 300 - 400 300
ft
Pozos perforados a finales de 9,449 177 837 1,156
2011
Produccion inicial de gas, 12-47 2-6 7.7 10
MMpc/d

Tabla A-1. Resumen de las propiedades y sus valores en yacimientos no-convencionales.
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APENDICE B

Modelo econémico enfocado a los Yacimientos No-Convencionales

Se disefia un modelo econdmico enfocado a costos en la explotacion de los yacimientos no convencionales

sin considerar costos de infraestructura con la flexibilidad de agregar parametros y costos.

Parametro Unidad Descripcion Valor
CAPEX usb Gastos de Capital WEX+OCEX+(VFF*FFWTR)
WDC usD Costo Total de Perforacién DDC*LW+0ODC
DDC USD/ft Costos Directos de la Perforacién por pie(Valor 860
Promedio)
obnc usD Costos fijos de Operacion en la Perforacion 1,000,000
RD %, adimensional Tasa de Descuento 0.1
(=0.1)
GM usb Precio de Gas 4.5 USD/MMBTU
GP ft3 x 103 Gas producido -
HFC USD / Etapa Costo por Fracturamiento Hidraulico 200,000
INF % , adimensional Tasa de Inflacién 0.16
INT % , adimensional Tasa de Interés 0.05
n adimensional Afios Acumulados -
NCF usb Flujo de Caja Neto R-(TX-WTC-OPEX)
NHF adimensional Numero de etapas de fracturamiento -
NPV usD Valor Presente Neto NCF
(1+RD)"
OCEX usb Otros Gastos CAPEX FOCEX *N
VOCEX usD Valor de OCEX por Pozo 1,200,000
oM usb Precio de Aceite 70 USD/bls
oP bls Aceite Producido -
OPEX % de Gastos Operativos (0.1*R
Ingresos(=10%),
usDb
R usD Ingresos Totales (GP*GM)+(OP*OM)
X % de Ingresos, USD Impuestos 0.20
VFF bls Volumen de Fluido Fracturante Inyectado(se considera -
igual al volumen total de Fracturas Hidraulicas)
'['[o{ usD Costos por la terminacion 2,400,000
WEX usb Costos de Pozo [WDC+WCC+(HFC*NHF)]*N
WTC usb Costo de Agua Producida WP*WTR
WTR USD / bls Costo de Tratamiento de Agua 4
FFWTR USD / bls Tasa de Tratamiento de Fluido Fracturante 2
WP bls Agua Producida -
N adimensional Numero de Pozos -
Lw ft Longitud de pozo -

Tabla B-1. Modelo econdmico enfocado a los yacimientos no-convencionales.
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APENDICE C

Sensibilidad de la longitud del pozo

Como un complemento se adjunta la sensibilidad de la longitud horizontal del pozo(L,, ) del Modelo de Pozo

“E_1H”.

El modelo se muestra en la Figura C-1, en donde el pozo E-1H se muestra en color azul.

Figura C-1. Malla del pozo sin fracturamiento hidraulico.

Para este analisis se considera que:

El pozo es plenamente horizontal.

El pozo no tiene etapas de fracturamiento hidraulico por las cual producir.

Por practicidad, el pozo produce a lo largo de su horizontalidad, hipotéticamente en agujero
descubierto.

El pozo esta centrado en el yacimiento.

El pozo esta limitado a extenderse en la dimension de la malla.

La consideracion de este analisis de producir a agujero descubierto es tomada por practicidad. Si se
considera que el pozo Unicamente produce en la boca(en agujero entubado sin fracturamiento hidraulico),
seria el mismo comportamiento que un pozo vertical en agujero entubado. De esta manera, el analisis busca
captar la produccion a lo largo del yacimiento y representar el comportamiento de la produccion al variar L,,,.

La siguiente Figura C-2 muestra la produccion acumulada a 30 afios por cada escenario de L,,,.
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Figura C-2. Produccion acumulada final para cada L,,,.

En la figura anterior se traza una linea de tendencia(linea roja) para mostrar la ligera variacion de produccion
al aumentar la longitud mas alla de 5,000 ft.

Como se menciond en el apartado 3(en el analisis de etapas de fracturamiento), los pozos en yacimientos
no-convencionales requieren ser estimulados hidraulicamente para poder producir la cantidad suficiente en
la que se obtengan ganancias. Para comprobar esto, se grafica el NPV de cada escenario de L,,. Ver la
Figura C-3.

6000 ft 5000 ft 4000 ft 3000 ft

0 Lw
-1 I
-2
2
o -3
>
=4

Figura C-3. Analisis NPV con diferentes valores de L,,,.

En todos los escenarios obtenemos valores presentes negativos, por lo que un pozo horizontal produciendo
en agujero descubierto sin etapas de fracturamiento no es rentable.
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NOMENCLATURA

Esquema técnico.

Crp = conductividad de fractura hidraulica adimensional; adim.
k¢ = permeabilidad de fractura hidraulica; mD, m?
kew = conductividad de la fractura hidraulica; mD-ft

= ancho promedio de fractura apuntalada; ft

Xf = longitud de fractura hidraulica; ft

Pb = densidad de roca; g/cm3

o = esfuerzo horizontal minimo; psi, Pa
Oy = esfuerzo horizontal maximo; psi, Pa
oy = esfuerzo vertical; psi, Pa

u = viscosidad; Pa-s.

A, B = constantes de adecuacion; adim.

= coeficiente de deslizamiento; adim.

c = concentracion; mol.
Cy = compresibilidad de gas; 1/Pa.
d = diametro de poro; cm, ft

= dimension fractal; adim.

Dy = coeficiente de difusion de Knudsen; m/s.
= mddulo de Young; psi, Pa

F = coeficiente teorico de velocidad de deslizamiento; adim.
= flujo de masa total; kg/s/m2.

Ja = flujo de masa por fuerzas de presion; kg/s/m2.
Jo = flujo de masa por difusion de Knudsen; kg/s/m?.
k = permeabilidad; m2, mD

k(pm) = permeabilidad dependiente de la presion media de yacimiento, m2, mD

ks = permeabilidad aparente; m2, mD

Ks = constante de Boltzmann; 1.3805 x 10-23 J/K.
Kn = ndmero de Knudsen; mé/s.

M = masa molar; kg/K-mol.
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p = presion; Pa, psi

R = constante de gas; 8.314 J-K/mol.

r = radio de poro; cm, ft

Ro = madurez térmica; adim.

T = temperatura; K.

U = velocidad promedio dentro de un poro; m/s
z = factor de compresibilidad de gas; adim.

6 = diametro de molécula de gas; cm.

6 = conectividad de fracturas naturales; adim.
A = coeficiente de camino libre de moléculas de gas; cm.
¢ = porosidad; adim.

a = coeficiente de acomodo tangencial; adim.
az = coeficiente de dilatacion; adim.

v = relacién de Poisson; adim.

p = densidad de gas; kg/m3.

Esquema econémico.

CAPEX = gastos de capital, USD

DDC = costo directo de perforacion, USD

FFWTR= tasa de tratamiento de fluido fracturante, USD/bls
GM  =precio de gas, USD

GP  =gas producido, MMpc

HFC = costo por fracturamiento hidraulico, USD/dia

INF  =tasa de inflacion, %
INT  =tasa de interés, %
n = numero de afios comportamiento continuo, adim.

NCF = flujo de caja neto, USD

NHF = numero de fracturas hidraulicas, adim.
NPV = valor presente neto, USD

OCEX = otros gastos CAPEX, USD

ODC = costo por operacion en perforacion, USD
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ODFEX= factor de operacion por perforacion, USD

OM
OP

= precio de aceite, USD

= aceite producido, bls

OPEX = gastos operativos, USD

R

RD
>
VFF
WCC
WDC
WEX
WP
WTC
WTR

= ingresos totales, USD

= tasa de descuento, %

= impuestos, %

= volumen de fluido fracturante inyectado, bls
= costo por terminacién, USD

= costo total de perforacion, USD

= costo de pozo, USD

= agua producida, bls

= costo de tratamiento de agua, USD

= tasa de tratamiento de agua, USD/bls
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