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Resumen

Se presenta un modelo tridimensional para analizar el comportamiento de flujo de gas en
pozos horizontales en yacimientos naturalmente fracturados anisotrépicos con triple
porosidad (matriz orgdnica e inorgénica, red de fracturas naturales) con fracturas
hidraulicas. El modelo propuesto generaliza los modelos hasta ahora propuestos en relacién
con el efecto combinado de la fractalidad, triple-porosidad, mecanismos de transporte
dependientes de la escala para nano poros, geomecanica, y difusién anémala de trabajos
previos.

Se considera el modelo de triple porosidad-triple permeabilidad porqué la estimulacion del
fracturamiento hidrdulico interactia con la red de fracturas naturales originales cuyas
propiedades petrofisicas son mejoradas como leyes de potencias con distintos exponentes
respetando la anisotropia del medio, es decir se genera un volumen estimulado de
yacimiento (SRV por sus siglas en inglés) elipsoidal alrededor de cada una de las fracturas
hidrdulicas. Como resultado del comportamiento fractal de las redes de fracturas, naturales
e inducidas, se obtiene una distribucién acorde de tamano de bloque de matriz en este
SRV. Ademas, se incluye la presencia de difusién anémala tanto en la red de fracturas
naturales como en la matriz orgdnica e inorgdnica debida a las dependencias temporales
del flujo por medio de la derivada fraccional de Caputo. Finalmente, se contemplan los
efectos de produccién sobre las propiedades petrofisicas, diferentes mecanismos de
transporte dependientes de la escala en los nanoporosos de la matriz organica e inorgdnica,
y flujo de alta velocidad en la fractura hidraulica.

El modelo se valida usando la solucién de un simulador comercial y soluciones analiticas
de la literatura, considerando las restricciones respectivas de estos tipos de soluciones.

Se analiza a detalle la funcionalidad/beneficio de implementar el modelo propuesto y
utilizar en conjunto triple porosidad, geometria fractal anisotrépica, subdifusién capturada
a través de derivadas fraccionales, y diferentes mecanismos de transporte. Se identifican

los periodos de flujo en las soluciones numéricas determinadas por estas consideraciones.




Los resultados indican que la forma de las curvas de pruebas de presion estd directamente
relacionada con los exponentes fractales anisotrépicos y el orden de la derivada temporal
fraccional, que representan la densidad de fracturas dentro del SVR y el grado de difusién
anémala, respectivamente.

A tiempos largos la disminuciéon en la presion del gas produce una mejora en la
permeabilidad aparente debido al efecto de deslizamiento de las matrices orgdnica e
inorgdnica y a la desorcion de gas de las paredes orgdnicas, contribuyendo ambos efectos
en la produccién.

El proceso de agotamiento del yacimiento desencadena la compactacién de las fracturas
hidraulicas y naturales disminuyendo la permeabilidad y porosidad de estos medios debido
al aumento de los esfuerzos efectivos.

En este trabajo se presenta un nuevo modelo tridimensional para obtener predicciones de
produccién, que generaliza el uso en conjunto de triple-porosidad, fractalidad, diferentes
mecanismos de transporte dependientes de escala, geomecanica, y difusién anémala hasta
ahora presentados en la literatura.

Se evalua la practicidad de utilizar en conjunto todas estas caracteristicas para simulaciéon
de yacimientos en relacién con los beneficios de obtener escenarios de produccién mas
realistas. El modelo desarrollado permite generar escenarios de rendimiento de pozos mds

apegados a la realidad y realizar una toma de decisiones con menor incertidumbre.




Abstract

A 3D numerical model is presented to analyze the behavior of gas flow in hydraulically
fractured horizontal wells in anisotropic heterogeneous naturally fractured reservoirs with
triple porosity. This simulator generalizes the models previously presented because it
combines the effects of fractality, present in the stimulated reservoir volume (SRV), triple-
porosity, slip and viscous flow, Knudsen diffusion, and kerogen adsorption/desorption
from the organic pore walls, geomechanics, anisotropy, and anomalous diffusion.

The proposed model considers the presence of a SRV due to the improvement of the
original fracture network petrophysical properties caused by the hydraulic fracturing
process generating an anisotropic and heterogeneous distribution of properties around the
hydraulic fractures. As a result of the fractal distribution of properties, a consistent matrix
shape factor distribution is obtained. The model includes the presence of anomalous
diffusion both in the natural fracture network and in the organic and inorganic matrices
through fractional derivatives, geomechanical effects, correction in the apparent
permeability due to slip, Knudsen diffusion and the adsorption-desorption process, and
high-speed flow in the hydraulic fractures.

The model is validated considering the solution of a commercial simulator and analytical
solutions from the literature.

In this work, the functionality/benefit of implementing the proposed model with triple
porosity, anisotropic fractal geometry, anomalous diffusion and different transport
mechanisms are analyzed in detail.

The accuracy of the proposed model is verified using approximate analytical solutions,
previously presented in the literature, identifying different flow periods, and asymptotic
cases by means of a commercial simulator.

The results indicate that the shape of the pressure and rate decline curves are causally

related to the anisotropic fractal exponents and the order of the fractional temporal




derivatives, which represent the density and connectivity of the natural fractures within
the SRV and the degree of anomalous diffusion, respectively.

At long times the pressure decline produces an improvement in apparent permeability due
to the sliding effect of the organic and inorganic matrices, and the desorption of gas from
the organic walls also contributes to production.

The gas depletion process triggers the compaction of hydraulic and natural fractures,
reducing the permeability and porosity of these media. This work shows the effect of the
effective stress dependence of these properties.

The proposed model presents for the first-time production predictions which consider the
anisotropic behavior of the SRV using the fractal geometry, with associated distributions
of porosity, permeability, and matrix shape factor, and combines these properties with the
effects of triple-porosity, different scale-dependent transport mechanisms, geomechanics,
and anisotropic anomalous diffusion.

The practicality of using all these characteristics is demonstrated and evaluated in relation
to the benefits of obtaining more realistic production scenarios. The developed model
allows the generation of well performance scenarios that are closer to reality with less

uncertainty.
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Nomenclatura

kZNF =

¢HF =
d)NF =

¢in =
(porg =
CtHr =

CtnrF =

Ancho de fractura hidraulica, pies

df/2 Distancia entre fracturas hidr4ulicas, pies
1/2 Altura de fractura hidrdulica, pies

Radio del pozo, pies

Fractura hidraulica de longitud media, pies
Permeabilidad de fractura hidraulica, md

Permeabilidad de fractura natural x (solo en caso

homogéneo), md

Permeabilidad de fractura natural y (solo en caso

homogéneo), md

Permeabilidad de fractura natural z (solo en caso

homogéneo), md

Permeabilidad de la matriz inorganica, md
Permeabilidad de la matriz organica, md
Porosidad de fractura hidraulica, fraccién

Porosidad de fractura natural (solo en caso homogéneo),

fracciéon

Porosidad de la matriz inorganica, fraccién
Porosidad de la matriz organica, fraccion
Compresibilidad total de fractura hidraulica, psi-1

Compresibilidad total de fractura natural, psi-1




O-orgtoin

ONF

Pbase
Pmax
Yg
Yn2
Ycoz

Yu2s

Compresibilidad total de la matriz inorgdnica, psi-1
Compresibilidad total de la matriz orgdnica, psi-1
Dimensién fractal en direccidn x, adimensional
Dimensidn fractal en direccién y, adimensional
Dimensidn fractal en direccién z, adimensional
Indice de conectividad en direccién x, adimensional
Indice de conectividad en direccién y, adimensional
Indice de conectividad en direccién z, adimensional
Longitud caracteristica x, pies

Factor de forma de matriz orgédnica e inorgdnica, 1/ft?

Factor de forma de la matriz (Solo en el caso homogéneo),

1/ft2

Presidon base, psia

Presion maxima, psia

Gravedad especifica del gas, adimensional
Fracciéon molar de N, fraccion
Fraccién molar de COy, fraccién
Fraccién molar de H,S, fraccién
Temperatura, F°

Presién inicial, psia

Constante de flujo no Darcy, m 15
Numero de fracturas hidrdulicas
Caudal constante, ft 3/d

Orden de la derivada temporal fraccionaria de las fracturas

naturales, adimensional
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pwf

bre

Orden de derivada temporal fraccionaria de la matriz

inorganica, adimensional

Orden de derivada temporal fraccionaria de la matriz

organica, adimensional

Tortuosidad, adimensional

Coeficiente de acomodo del momento tangencial, fraccién
Volumen de Langmuir, ft3

Presion de Langmuir, psi

Presién de flujo de fondo de pozo, psi

Exponente empirico de la funcién porosidad-esfuerzo para las

correlaciones del modelo geomecdnico, psi’!

Exponente empirico para la funcién de porosidad-
permeabilidad para las correlaciones del modelo geomecanico,

adimensional

Porosidad residual a esfuerzo altamente infinito, ¢,; < ¢y,

adimensional
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Capitulo 1

Introduccién

Los combustibles fésiles son actualmente la principal fuente de energia capaz de abastecer
las necesidades de consumo diario que se tienen a nivel nacional, donde mas del 75% del
combustible es importado.

En México, toda la produccién de gas y aceite se obtiene de yacimientos convencionales,
ubicados en tierra y en aguas someras, donde la mayoria estan en etapa de declinacién. Los
yacimientos no convencionales y en aguas profundas todavia no estan en explotacién. Estd
situacién nos deja un panorama de yacimientos a explotar, para los préximos 30 afios,
constituido de yacimientos en etapas maduras, no convencionales y en agua profundas,
donde estos dos ultimos constituyen al menos el 43% de las reservas nacionales de crudo.
En general, la recuperacién de hidrocarburos de yacimientos maduros es baja tanto a nivel
nacional como internacional, y la de yacimientos no convencionales es en general también
muy baja a nivel mundial, parte de la baja recuperacion se debe a una pobre caracterizacién
y modelado del medio poroso.

En todos estos casos, se requerira la implementaciéon de herramientas y tecnologia que
aumentaran el costo de produccién del barril del petréleo, dejando como principal tarea de
la industria petrolera el poder generar modelos y tecnologias que permitan hacer rentable
la explotacién en estos yacimientos.

La contribucién de este trabajo de investigacién es proponer y resolver numéricamente un
modelo para describir el flujo de gas para el caso de yacimientos no convencionales los
cuales son naturalmente fracturados, incluyendo la presencia de pozos hidrdaulicamente
fracturados, donde se tomen en consideracién multiples mecanismos de flujo, propios de

sus caracteristicas petrofisicas.
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Los yacimientos de gas de lutitas se identifican por ser de ultra-baja permeabilidad, muy
baja porosidad y presentar microfracturas naturales previas a los procesos de
fracturamiento hidraulico.

Posterior al fracturamiento hidrdulico, la densidad de fracturas naturales va incrementando
conforme hay mayor proximidad a la cara de las fracturas hidrdulicas, para captar la
complejidad de este tipo de redes de fracturas se usé geometria fractal en el estudio.
Estos yacimientos han mostrado ser ricos en materia organica por lo que la matriz rocosa
es un medio heterogéneo formado por la porosidad organica e inorganica, la cual debe ser
considerada debido a que conforme se agota la presién del yacimiento surge el proceso de
desorcion de gas a partir de su estado original adsorbido.

Debido al tamano de los poros, las colisiones moleculares con las paredes son mucho mas
fuertes por lo que otro de los mecanismos que se presentan para el transporte de flujo son
el deslizamiento y la difusiéon de Knudsen.

Estos medios porosos muestran efectos de histéresis los cuales son capturados por medio
de derivadas parciales temporales fraccionales en la ecuaciéon de continuidad. En las
fracturas hidraulicas se puede presentar flujo de alta velocidad, es decir, flujo no-Darciano.
Dentro del modelo, se consideran los efectos que tiene las caidas de presién. Por lo que a
la par del modelo de flujo de fluido se resuelve el modelo de esfuerzos-deformaciones. Es
decir, se va a considerar que la permeabilidad, porosidad y compresibilidad son funciones
de la presion de poro, es decir del tiempo.

Como resultado de esta tesis se generard un simulador en diferencias finitas que resuelve
todas las ecuaciones mencionadas de una manera implicita, una validacién con un
simulador comercial para los casos que este ultimo maneja, y se generan algunos resultados

del modelo desarrollado.
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Objetivo

Realizar un modelado numérico de flujo de fluidos en yacimientos no convencionales
naturalmente fracturados anisotrdpicos con geometria fractal en la densidad y conectividad
de fracturas, considerando una formulacién fraccional y fractal continua, para capturar la
difusién anémala presente en este tipo de yacimientos. Tomar en cuenta las propiedades
petrofisicas de este tipo de yacimientos para el establecimiento del problema analitico,
considerando flujo primario a través de la red de fracturas.

Desarrollar un simulador numérico para predecir el comportamiento de la produccién de
gas en pozos horizontales con fracturas hidraulicas en yacimientos de lutitas fracturadas
naturalmente considerando fenémenos de absorcién/desorcién de materia orgénica, flujo
de deslizamiento, difusién de Knudsen, difusién fraccional y geometria fractal en la red de

fracturas naturales.
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Capitulo 2

Revision bibliografica

La produccion de gas en formaciones de gas de lutitas requiere que el gas fluya hacia pozos
horizontales con multiples fracturas hidraulicas en estas formaciones. Por lo tanto, una
comprension de los principios que gobiernan el flujo de gas en estos medios porosos es
esencial para determinar el agotamiento del gas de estas formaciones de lutitas.

La presente revision, constituye las expresiones y flujo de ideas que llevaron al desarrollo

del modelo de flujo de fluidos presentado en esta tesis.

2.1 Descripcién del sistema de estudio

Los yacimientos de estudio estin compuestos por lutitas, una roca sedimentaria de grano
fino que se fractura fdcilmente. Este tipo de roca se formé a partir de la deposicién de
sedimentos organicos y posterior diagénesis, con particulas muy pequenias de sedimentos,
inferior a 0.06 mm, limo y arcilla, integrados por minerales como cuarzo, feldespato, illita,
clorita, caolinita, esmectita e hidrémica (Dayal 2017). El espesor de estos yacimientos suele
estar entre los 30 a 90 m, a profundidades caracteristicas de 2 km o mds, que se extienden
sobre zonas de miles de kildémetros cuadrados. Por lo que la matriz de roca presenta dos
tipos de porosidad: orgdnica, con gargantas de poro del orden de 0.5 a 100 nm e inorgédnica
con radios de poro sobre 100 nm, resultando en un medio altamente heterogéneo,
naturalmente fracturado.

La lutita carbonosa o negra contiene mds del 1% de materia orgdnica, hasta el 15%, y
pueden contener gas o petréleo, donde la roca actiia como fuente y almacén de un sistema

petrolero no convencional. Su estructura se caracteriza por una laminacién muy fina. Sus
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poros son muy pequefios y su permeabilidad muy baja, por lo que los fluidos (agua, gas y
petréleo) no se mueven con facilidad dentro de la roca.
El petréleo se aloja tanto en la matriz porosa como en las fracturas naturales. Mientras que

el gas se encuentra almacenado en tres formas distintas:

e Gas libre comprimido dentro de la matriz porosa de la roca o dentro de sus fracturas
naturales.

e (Gas adsorbido a la materia orgédnica y a las superficies minerales dentro de las
fracturas naturales y la matriz porosa.

e Gas disuelto en el Kerdgeno o en el petrédleo.

Impermeable

y / top boundary

M-1 M

hydraulic
fractures

horizontal
well

Impermeable
\ bottom boundary

Figura 2.1. Esquema del sistema yacimiento-pozo horizontal-fracturas hidrdulicas en conjunto con el

sistema de coordenadas (Gu, et al. 2017).

Comunmente se emplea una distribuciéon optimizada de pozos horizontales a lo largo de
un yacimiento con multiples fracturas hidrdulicas transversales para mejorar la
productividad de este tipo de yacimientos de ultra-baja permeabilidad. Los pozos
horizontales tienen una longitud de entre 1 a 8 km. Las fracturas hidrdulicas pueden tener
aproximadamente una altura y largo de 30 y 200 m, respectivamente, con anchos del orden

de milimetros y espaciamientos entre fracturas del orden de 100 m. Posterior al
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fracturamiento hidrdulico, la densidad de fracturas naturales va incrementando conforme
hay mayor proximidad a la cara de las fracturas hidraulicas, debido a la energia usada en
este tipo de estimulacidn.

El gas de lutita estd compuesto de 90% de metano con una pequena cantidad de etano,

butano y pentano. El gas de lutita es un gas inodoro casi sin azufre o nitratos.
2.2 Ecuaciones de flujo
Se enlistan las ideas y conceptos revisados en la realizacion de este trabajo de investigacidn:
2.2.1 Derivada fraccional de Caputo

El célculo fraccional ha ganado popularidad durante los tltimos afios en cada vez mas areas
de ciencias e ingenieria, debido a que varios procesos fisicos, como la difusién o flujo de
fluidos, pueden ser modelados considerando alguna de las multiples definiciones de
derivada fraccional existentes. Las definiciones de derivada fraccional son de cardcter no
local contrastante con la definicién cldsica, lo cual las vuelve mucho mds generales.

En particular, la establecida por el fisico matematico Michele Caputo en 1967 permite
entender el papel fisico que ocupan las condiciones iniciales dentro de la definicién y se
usa para modelar la derivada temporal de manera fraccional. Para una funcién f(t) definida
en un intervalo [a, b], con a < t < b, la derivada fraccional de orden a de a a t se establece

como:

1 t
EDEF(L) = m jaf(p)(r)(t_ﬂp—l—adr 2.1)

donde p es un entero talque p — 1 < @ < p y T es la funcién Gamma:
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['(x) = j:oe"“vx_ldv (2.2)

Para el caso de una ecuacion de difusién se considera que a = 0, ya que generalmente se
establece como el tiempo inicial. Sip = 1, 0 < a < 1y la ecuacién (2.1) puede reescribirse

comao:

0%f(t) 1 ft 1 af()
ait*  T(l-a) ), t—1)* ot t (2.3)

Cuando a € N, las derivadas de Caputo coinciden con las derivadas cldsicas, excepto por el
signo de la derivada correcta. La convolucién integral en la ecuacién (2.3) implica que la
derivada fraccional tendra en cuenta las dependencias temporales de largo alcance de la
funcidn, esto constituye la naturaleza hereditaria, a menudo denominada como efecto de
memoria de la difusién anémala en un campo de velocidad heterogéneo, donde la tasa de
cambio instantdnea depende de estados previos.

Caputo también introdujo la transformada de Laplace de su derivada fraccional,
estableciéndola como:

(e

{22 (5) = 575 = s 1p(©) (2.4)

2.2.2 Ecuacién fraccional para difusién anémala

La ecuacion de difusidn cldsica se obtiene mediante el acoplamiento de una ley constitutiva
en forma de la ley de Darcy con una ecuacién de conservacién para producir una ecuacién

diferencial parcial parabdlica de la forma:

ap
2., —
Vp=D : (2.5)
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Donde el fenémeno de transporte de fondo es el movimiento aleatorio Browniano de
particulas en un medio homogéneo, para el cual la aproximacién matemadtica mds simple
viene dada por una caminata aleatoria. El desplazamiento de particulas resultante se
describe mediante una funcién de densidad de probabilidad normal (o Gaussiana). El

desplazamiento cuadratico medio de particulas es directamente proporcional al tiempo:

(r2(0)~t 26

Todo transporte de particulas que no sigue el movimiento Browniano es conocido como
difusién anémala y, por tanto, no puede describirse con precision mediante la ecuacién de
difusién normal (Meerschaert 2012). En consecuencia, el proceso general de difusién

evolucionard mas rapido o mds lento que en el caso normal:

(r2(t)~t° 2.7)

Casos donde a < 1 se llaman subdifusién, @ > 1 corresponde a superdifusiony @ = 1 a la
difusién normal, & depende de la tortuosidad o la presencia de trampas del medio.

El fenémeno de la difusién anémala se puede modelar matemdticamente mediante una
ecuacién diferencial parcial fraccional. Chang y Yortsos (1990) presentaron por primera
vez la teoria de la difusién fractal para realizar analisis de presién transitoria para
yacimientos naturalmente fracturados (NFR, por sus siglas en inglés), considerando una
distribucién de fracturas desordenada y a diferentes escalas.

Camacho-Veldsquez et al. (2008) presentaron las expresiones para identificar la respuesta
de gasto y producciéon acumulada durante periodos de flujo transitorio y limite de frontera
dominante. Estds expresiones, consideran la propuesta de Metzler (1994) para describir la
difusién anémala asociada en medios fractales complejos o desordenados, una extensién
del trabajo de O'Shaugnessy y Procaccia (1985), donde se inclufa una derivada temporal

fraccional, como se muestra a continuacion:

P —y)ep (perd™™\ " avp 1 ( Bap)
m m oty  rB+0 gr r or

(2.8)
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donde y = %, siendo D la dimension Euclidiana, 8 la conectividad de la red de fracturas
con 6el0,1], f =df — 0 — D, mes el pardmetro de red de fractura en un sistema fractal, ¢
es la compresibilidad, u es la viscosidad, 7, es el radio del pozo y d; es la dimensién fractal
de Hausdorff.

2.2.3 Ecuacién de continuidad

El objetivo de desarrollar modelos para el flujo de fluidos en medios porosos es comprender
mejor y predecir el comportamiento de los pozos productores y, como consecuencia,
estimar su recuperacion final, asi como optimizar el disefio de perforacién y terminacidn,
y mejorar la operacion de los pozos futuros. En los yacimientos no convencionales, uno de
los mayores desafios consiste en caracterizar y modelar con precision el flujo dentro del
SRV, para estimar con precision la produccién y las reservas futuras. Los enfoques
comunes incluyen modelos basados en redes de fractura discreta y modelos analiticos o
numéricos de doble o multiple porosidad. Sin embargo, en las dltimas dos décadas, las
representaciones fractales de yacimientos fracturados naturalmente y los modelos que usan
derivadas fraccionales para capturar la difusiéon anémala han llamado la atencién como
posibles alternativas al modelo de flujo de fluidos en estas formaciones nanoporosas
complejas.

A continuacién, se revisan los diferentes modelos de flujo utilizados en yacimientos no
convencionales.

Las redes de fracturas discretas (DFN, por sus siglas en inglés) son modelos geolégicos de
cuadricula fina en los que las fracturas inducidas y naturales se representan explicitamente.
Las propiedades de fractura, incluida su geometria, su morfologia, orientacién, echado, y
su distribucién en todo el sistema se deben describir en detalle (Narr et al. 2006). Generar
DFN realistas requiere que se recopilen grandes cantidades de datos a través de analisis
sismico, de registros y de nucleo. Estos estudios de caracterizacién no solo son costosos y
lentos; también requieren el desarrollo y uso de herramientas y técnicas capaces de realizar
mediciones precisas a escalas finas. Las fracturas cercanas al pozo detectadas en los

registros de imdgenes se modelan de manera determinista, mientras que las mds pequenas

20



se generan estocasticamente (La Pointe et al. 1998). La caracterizacién de redes de
fracturas discretas es practicamente imposible en sistemas fracturados complejos. Ademds,
la solucion de las ecuaciones de flujo de fluidos en estos modelos discretos tiene un alto
costo computacional. Como consecuencia, el uso de DFN no es adecuado para el andlisis
rutinario del comportamiento de los pozos horizontales.

Raghavan (2011) present6 la ecuacién de continuidad derivada de una ecuacién de balance
de materia para medios complejos, usando la derivada temporal fraccional, buscando la

consistencia de los principios de conservacion:

a

0“p
ot

V- [AVp] = ¢c (2.9)

Donde la movilidad es A = S k es la permeabilidad , ¢ es la porosidad y a es el orden de la

derivada fraccional comprendido entre 0 y 1, considerando la definicién de derivada

fraccional de Caputo y donde a = 1 representa la ecuacién de continuidad clésica.
2.2.4 Ley de flyjo

La ley de Darcy modificada que se usa para relacionar el movimiento fluido con la presién

y los gradientes gravitacionales, también presentada por Raghavan es expresada como:

q= ~ a0 [Vp] (2.10)

La cual establece la relacion entre el flujo y el gradiente de presion a través de su historia y
una teoria de no-localidad. ¢ es la velocidad del fluido, u es la viscosidad y k, es la
permeabilidad modificada.

La combinacién de la ecuacién de continuidad y la ley de Darcy modificadas conducen a
una ecuacion diferencial de transferencia de fluidos diferente a la tradicional.

Para obtener representaciones mds precisas de las variaciones a escala de poro en

yacimientos fracturados de forma natural, se han propuesto extensiones de porosidad
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multiple. El modelo mds utilizado para modelar flujo en yacimientos naturalmente
fracturados corresponde al presentado por Warren y Root (1963) dénde se establece el
concepto de tamano de bloque que supone fracturas homogéneamente distribuidas y
totalmente interconectadas, este trabajo se inspira en el de Zheltov y Kochina (1960) que
en principio sélo introdujo el término de factor de forma para definir el flujo de
transferencia entre matriz y fractura. Con el enfoque fractal se puede distribuir el tamafio
del bloque en funcién de la escala (Fuentes-Cruz y Valké 2015; Valdes-Perez y Blasingame
2018) o, de forma mds general, la consideracién del factor de forma de la matriz en funcién
de la escala.

Abdassah y Ershaghi (1986) utilizaron un modelo de triple porosidad, en el que el flujo
hacia una red de fracturas homogénea ocurre desde dos matrices continuas distintas bajo
flujo transitorio, lo que resulta en diferentes respuestas caracteristicas durante la transicién
de los regimenes de flujo dominados por la fractura a los dominados por la matriz. Jalali y
Ershaghi (1987) investigaron el impacto de la transferencia simultdnea de matriz/fractura
transitoria y pseudoestacionaria para emular el impacto de los bloques de matriz de bajay
alta permeabilidad, respectivamente. Alternativamente, Al-Ghamdi y Ershaghi (1996)
introdujeron un modelo de doble red de fracturas en el que un continuo de matriz y dos
conjuntos de redes de fractura, que consisten en micro y macro fracturas, estdn conectados
en paralelo (microfracturas y alimentacién de matriz en macrofracturas) o en serie (flujo
de matriz a microfracturas y de microfracturas a macrofracturas).

Algunos modelos que consideran estos mecanismos de flujo son una versién modificada
del modelo de doble porosidad (Ozkan, et al. 2010) y mediante el modelado multiporoso
(Jiménez y Aguilera 2019).

2.2.5 Flujo no Darciano en fractura hidrdulica

El flujo no Darciano ocurre a altas velocidades o flujo turbulento, el coeficiente de arrastre
inercial o factor de turbulencia, 8, es definido por la ecuacién de Forchheimer, que para

un sistema lineal que viene dado por (Wu, et al. 2012):
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dp _ ,uV( ﬁkpv>
ox k 1+

(2.11)

donde Z—Z es el gradiente de presién fluyente, v es la velocidad del fluido (tasa de flujo
dividido entre el 4rea de seccion transversal, pv? es el término de flujo inercial. La ecuacion
anterior indica que el gradiente de presion requerido para mantener una tasa de flujo a
través de un medio poroso es mayor que el determinado a través de la ecuaciéon de Darcy

debido a que el término Bpv? no puede ser despreciado. Reescribiendo la ecuacién:

dp wv
—3. = TAevIvI (2.12)
Esta ecuacién es importante para los casos de régimen de flujo turbulento, los regimenes

de flujo son clasificados por medio del Numero de Reynolds, R:

Re =— (2.13)

Donde v es la velocidad del flujo en [m/s] y d es el didmetro de la tuberia. En la ecuacién

(2.11) el termino E,pr puede reconocerse como un pseudo nimero de Reynolds, Re,s,,

que es la relacion de fuerzas inerciales a viscosas. Si el pseudo nimero de Reynolds es casi
cero, entonces la mayor parte del gradiente de presion se debe al flujo viscoso y se aplica la
ecuacién de Darcy. Si Re,s, = 1, se requiere tanta caida de presién para superar la
resistencia inercial como la viscosa, por lo que el efecto es significativo (Jones 1987).

El flujo turbulento ocurre cuando hay un flujo de gas de alta velocidad, que puede ser el
caso de fracturas hidraulicas altamente permeables. Esta ecuaciéon es importante debido a
que en se ha observado el efecto que tiene en las pendientes en los periodos transitorios,
mostrando que la pendiente semilogaritmica puede ser mayor que la observada para el caso
laminar y esta en funcién del numero de Reynolds, definido para el flujo en medios porosos

por Camacho-Veldzquez et al. (1996).
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2.2.6 Ecuacién de estado

Ecuacién de gases reales a partir de un gas ideal, usada ampliamente para el caso de gas

natural considerando el factor de correccién, factor de compresibilidad, Z (Guo 2019).

pV = nZRT (2.14)

donde V representa el volumen, n el nimero de moles, T es la temperatura y R es la
constante universal de los gases ideales R = 8.314472 ﬁ En conjunto con la relacién

de numero de moles con masa, m, y masa molecular, M:

(2.15)

I3

La densidad relativa de una mezcla se gases se define como la relacion de la densidad del
gas a la densidad del aire seco, ambas densidades se expresan a las mismas condiciones de

presién y temperatura, es decir:

Pg
Yg = (2.16)

Paire

Con lo que se obtiene la expresion de cdlculo para densidad:

YgMaireD
p= g taire

ZRT (2.17)

2.2.7 Pseudo-presién

Las propiedades del gas como viscosidad y compresibilidad son altamente dependientes de

la presion, lo cual agrega una no linealidad adicional a la descripcién de flujo de gas.
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Por lo que para su tratamiento se define la pseudo presién o potencial real del gas de gas,

definida como:

2.2.8 Geometria fractal

La lutita es una roca que por génesis presenta multiples microfracturas de muy baja
permeabilidad. Después de un proceso de fracturamiento hidrdulico, la estimulacién no se
genera un sélo plano.

Se usan las expresiones de ley de potencias para expresar la porosidad y permeabilidad

fractal, dependiente de la escala, en la direccion Y, perpendicular a la cara de la fractura

hidr4ulica (Chang y Yortsos 1990).

dfy—=0f5y—D

Y
k = kFH ST
g % (2.19)

Expresiones similares se usan para las direcciones x y z.

La porosidad se expresa de la siguiente manera:

dfx—l dfy—l dfz—l
_ P ) [ X Y Z
¢==3\we Wy Wi
2 2 2 (2.20)

Donde kgy y ¢py es la permeabilidad y porosidad en la fractura hidrdulica y wy es el ancho
de la fractura hidrdulica.
De esta manera se captura el efecto que tiene la fractura hidrdulica en las fracturas

naturales en el SRV.
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Una suposicién adicional es que el factor de forma para la transferencia de fluido entre la
matriz y el sistema de fracturas naturales puede distribuirse de una forma similar a la

porosidad, de manera que:

drx—1 dry—1 drz—1
X y Z
0 = Orer | Wy Wy Wy
- - - (2.21)

Donde se considera un valor de referencia g,y como el valor maximo del factor de forma
pegado a la fractura hidraulica.

Con la definicién de la ecuacién (2.19) es factible que a y = xfp, donde x, es la distancia
entre fracturas hidrdulicas, la permeabilidad sea mayor que la permeabilidad original de las
fracturas naturales en la direccién y. Para evitar esto se puede comenzar con y = xfp,
considerando que ahi la k =k, iging, la permeabilidad original del sistema de
microfracturas naturales, y avanzar hacia la fractura hidraulica, donde en y = % la

permeabilidad de las fracturas naturales debe ser menor o igual a la de las fracturas

hidrdulicas.

2.3 Mecanismos de flujo

La ecuacién convencional de Darcy no puede capturar completamente la fisica del flujo en
los nanoporos de las lutitas, y el flujo de gas en los poros a nano escala debe considerar los
efectos submicrométricos como la difusién y el deslizamiento, por lo que los poros con
diferentes diametros contribuyen de manera diferente al flujo de gas, y se necesita un
enfoque mds riguroso para describir el flujo de gas en lutitas multiescala. Por lo tanto, se
requiere capturar la sub-difusion, la cual es mas lenta que la difusién normal representada

por la ecuacién de Darcy.
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2.3.1 Numero de Knudsen

Los regimenes de flujo de gas en lutitas se clasifican por el numero de Knudsen, que se ve
reflejado en la construccién de una permeabilidad aparente de las lutitas durante la
produccién del gas.

El nimero Knudsen, Kn, se define como la relacion de la ruta libre media molecular [ y el
radio de poro 7, que es un parametro adimensional ampliamente reconocido para
determinar el grado de adecuacién del modelo continuo (Wu, et al. 2016):

A
kn == (2.22)

Donde A es el camino libre medio, la distancia promedio que una molécula de gas puede

moverse libremente antes de colisionar con otras moléculas:

u |TZRT
A== /
p . 2MM (2.23)

En donde pu es la viscosidad del gas (pa-s), p es la presién del gas (MPa), R constante

universal de los gases (J/(mol-K)), T la temperatura del yacimiento (K), M es la masa molar
del gas (kg/mol) y Z el factor de desviacién del gas.

Los regimenes de flujo de gas se pueden clasificar en cuatro categorias segun el numero de
Knudsen, Tabla 1: (1) flujo continuo, (2) flujo de deslizamiento, (3) flujo de transicién y
(4) flujo de molécula libre.

El nimero de Knudsen aumenta cuando baja la presiéon o disminuye el didmetro de la

garganta del poro.
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Flow regime

Knudsen number®:?

Model to be applied

Comment

Continuum (Viscous)
flow

Slip flow

Transition flow

Knudsen’s (Free
Molecular) Flow

Kn < 0.01

0.0l <= Kn < 0.1

0.1 <« Kn <10

Kn = 10

Darcy’s equation for
laminar flow and
Forchheimer’s equation
for turbulent flow

Darcy’s equation with
Klinkenberg or
Knudsen’s correction

Darcy’s law with
Knudsen’s correction
can be applied.
Alternative method is
Burnett’s equation with
slip boundary
conditions®

Knudsen’s diffusion
equationd Alternative
methods are DSMC and
Lattice Boltzmann®

Assumes immobile fluid
at the pore wall. Hence,
no permeability
correction is generally
required

Knudsen’s correction is
more accurate, but
Klinkenberg’s
correction is easier and,
as a result, is generally
implemented

Knudsen’s diffusion
equation is a more
reliable approach,
especially when Kn is
closer to 10

Usually occurs in shale
formations where the
pore-throat radius is
very small

Tabla 2.1. Clasificacién de regimenes de flujo y nimero de Knudsen para medios porosos (Ziarani y Aguilera
2012).

En el régimen de flujo continuo, la condicién de limite antideslizante es vélida y el flujo de
gas es lineal, en este caso es valido aplicar la ley de Darcy.

A medida que aumenta el nimero de Knudsen, los efectos de rarefaccién, que es la pérdida
o disminucién de la densidad de una sustancia, se vuelven mds significativos, y la
suposicion del continuo se rompe eventualmente, por lo que, para los regimenes de flujo
distintos al flujo continuo, la ecuacién tradicional de la ley de Darcy ya no es aplicable.
Por lo tanto, podemos concluir que el flujo de gas en los yacimientos de gas de lutitas es
un proceso de flujo de multiples escalas que incluye principalmente flujo continuo, flujo
deslizante y flujo de transicién.

El efecto de deslizamiento de la velocidad y difusion molecular del gas surge de la
interaccion entre las moléculas y la pared de los poros. En estado de gas, las moléculas se
siguen moviendo en direcciones aleatorias con la velocidad térmica. Este efecto se puede
caracterizar por un factor de desviacidon del gas real, la viscosidad y el camino libre medio

de las moléculas.
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Cuando el didmetro del poro llega a ser lo suficientemente estrecho como para ser
comparable con el camino libre medio de las moléculas de gas, las moléculas de gas con
frecuencia colisionaran con las paredes del canal de flujo. El gas dentro de tales canales de

flujo estrechos se vuelve enrarecido y posee ciertas caracteristicas de transporte unicas.
2.3.2 Efecto Klinkenberg

Cuando 0.001<Kn<0.1, la permeabilidad absoluta para la fase gaseosa se escribe en

funcidén de la presion del gas como:

kaestizamiento = Ko (1 + g) (2.24)
Conocida como Efecto Klinkenberg, donde k,, es la permeabilidad constante de la fase
gaseosa absoluta bajo una presién muy grande (cuando se minimiza el efecto Klinkenberg)
y b es el factor de Klinkenberg, dependiendo de la estructura de poros del medio y la
temperatura de formacién. Klinkenberg postuld esta expresion con base en experimentos
en 1941.

Cuando el radio de poro disminuye de microescala a nanoescala, el flujo de gas experimenta
una transicion del régimen de Darcy al flujo deslizante y al flujo de transiciéon. Mientras los
liquidos poseen una velocidad de cero al contacto con la superficie de los granos de la roca,
los gases presentan una velocidad finita en la superficie de los granos, es decir, los gases
exhiben deslizamiento en las superficies de la roca.

Se espera que este efecto sea mayor para el caso de yacimientos de lutita debido a los

nanoporos de la roca y a la baja permeabilidad asociada.
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2.3.3 Difusién de Knudsen

Cuando Kn>1, el transporte de gas esta dominado por las colisiones entre las moléculas de
gas y las paredes de los poros, lo que se denomina difusién de Knudsen. La difusiéon de
Knudsen es dominante para los poros cuyo didmetro promedio varia entre 2 nm y 50 nm,
que es comparable o menor que el camino libre medio de las particulas (Darabi, et al.,
2012).

Si el didmetro de los poros es mas pequetio que el camino libre medio de las moléculas de
gas que se difunden y la densidad del gas es baja, las moléculas de gas chocan con las
paredes de los poros con mas frecuencia que entre si.

Roy, et al. (2003) demostré que la difusién de Knudsen en nanoporos puede escribirse en
forma de gradiente de presion. Se describe el flujo masico de gas por difusion con efectos

viscosos insignificantes en un nanoporo como:

MD,
Jp = 7535 VP (2.25)

103RT
donde M es la masa molar, Dy es la constante de difusion de Knudsen, R =
8.314 J/mol /K constante de los gases y T es la temperatura absoluta en Kelvin. La

constante de difusién de Knudsen se define como:

_2r <8RT)°'5
73 \nM (2.26)
La masa molar se define como de acuerdo con las ecuaciones (2.15) y (2.16):
m
M = ; = ngaire (227)

Donde m es la masa de la sustancia, n es el No. de moles, Yg €5 la densidad relativa del gas
y Mgy €s la masa molar del aire.
Javadpour (2009) condensa todos estos mecanismos en una permeabilidad aparente, la

cual explicaremos a continuacion.
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Para un solo capilar, el flujo viscoso y la permeabilidad del flujo deslizante de la fase

compresible se pueden expresar como (Huang, et al. 2018):

(2.28)

Donde r es el radio del poro, 7 es la tortuosidad del medio, que suele tomarse como 7 = 1.
La ecuacién (2.28) despejada permite calcular el radio del poro en funcién de la
permeabilidad y porosidad del medio.

La compresibilidad del gas real es definida por la ecuacién (2.29), aumenta a medida que

la presion cae, el cambio es significativo cuando se trata de condiciones de baja presién

(Zhang, et al. 2015):

1 (ap) 1 1dZ
p T

Cg % ————

- p Zdp (2.29)

Introduciendo (2.23) en (2.22), obtenemos que el nimero de Knudsen se escribe como:

0.5

_ W (TZRT
Kn _E( M ) (230)

A pesar de que el modelo generalizado no puede cubrir todos los regimenes de flujo, es
completamente aplicable el flujo viscoso y el flujo deslizante cuando Kn < 1. Por lo tanto,
el factor de correccion para la permeabilidad se puede introducir para caracterizar el flujo
viscoso impulsado por la presion y el flujo de deslizamiento. La permeabilidad de flujo
viscoso o flujo de deslizamiento de la fase compresible impulsada por la diferencia de

presion se puede expresar como:

b
kaestizamiento = kDarcyf(Kn) = kDarcy (1 + 5) (2.31)

Donde el factor de Klinkenberg, b, se define como (Singh, et al. 2014):
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b2 ) (i

Donde a, es el coeficiente de acomodaciéon del momento tangencial, fraccién.
La permeabilidad al flujo viscoso y al flujo de deslizamiento sin considerar el coeficiente de

ponderacién se puede expresar como (Beskok y Karniadakis 1999):

4kn ]

kaestizamiento = kDarcy[1 + agnKn] [1 + T+ kn

(2.33)

donde ay,, es el coeficiente de rarefaccion del gas ideal; deducida por Beskok y Karniadakis

(1999) basdndose en muchos experimentos:

128
Yn = o2

tan~1[4Kn%*] (2.34)

Definimos la permeabilidad total aparente como:

kapp

kDarcy = FKnudsen + Fviscous+slip (235)

Donde Fyp,,4sen €5ta estimado como en la ecuacién (2.36) de las ecuaciones (2.26), (2.29)
y (2.30):

Frnudsen = Cg:uDI’(fKnudsen (2.36)
) Dy 28 /8ZRT\°?
=gl 2
kparey 31\ mM (2.37)
1
frnudsen = - 1
1+ (2.38)

Se establece Fj5coys+s1ip COMo un caso general de F = 1 + g de la ecuacién (2.31):
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b
Fviscous+slip = fDarcy + 5 (239)

(2.40)

1+ agpkn 4kn
fDarcy = [

1+ kn 14+ kn

La ecuacién (2.35) se puede escribir finalmente como (Javadpour 2009):

kapp _ 2U¥gMaire ( 8RT >°'5§ N +<8nRT )"'5 u (1 _1> 1
kdarcy 3x103RTp(%vg 7T}/gIWaire r VgMaire pavgr ar pavg (241>

2.3.4 Adsorcién-Desorcién

El fenémeno de desorcion del gas es representado a través de la Isoterma de Langmuir
(1916). Para calcular la cantidad de gas adsorbido en la superficie de la roca, se deben
hacer mediciones, de contenido de gas e isoterma de adsorcién, en laboratorio a muestras
de ntcleo.

La isoterma de Langmuir es representada por la siguiente ecuacién 4:

p
p+pL

V=" (2.42)
Donde Vj es el contenido de gas en scf/ton (volumen estdndar adsorbido por unidad de
masa de roca), p es la presién del yacimiento, p; es la presién de Langmuir o presién a la
cual el 50% del gas se ha desprendido de la superficie y V, es el volumen de gas adsorbido
a p, y depende del contenido de materia organica y madurez térmica de la lutita.

El fenémeno se presenta debido a la diferencia de concentracién de fluido gaseoso entre el
espacio poroso de la matriz o las fracturas naturales y el ker6geno adherido a la roca.

El quimico francés Langmuir propuso la ecuacién isotérmica de Langmuir en 1918 para
analizar la adsorcion de gas en superficies sélidas en funcidn de la dindmica molecular. Se

aplicaron los siguientes supuestos:
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1. La superficie de un adsorbente es uniforme y la adsorcion de las moléculas de gas a
las superficies de las moléculas sélidas es la adsorcién en monocapa;

2. El proceso de adsorcion de gas es dinamico; es decir, las moléculas adsorbidas
liberadas por el movimiento térmico pueden volver a la fase gaseosa y, a la inversa,
las moléculas en la fase gaseosa pueden reabsorberse en las superficies sélidas;
cuando se alcanza el equilibrio de adsorcidn, la tasa de adsorcién es igual a la tasa
de desorcién;

3. La velocidad de adsorcion de la molécula de gas sobre las superficies sélidas es
directamente proporcional a la presion parcial de gas de este componente;

4. No ocurre fuerza de interaccién entre las moléculas de gas adsorbidas en las
superficies sélidas. Por lo tanto, el intercambio de masa se puede considerar por
separado para el gas adsorbido y el gas libre. Es decir, la tasa de adsorcién en el drea

unitaria de una superficie de roca J 4 €s:

Jaas = kqp(1 —6,) (2.43)

Jaes = ka (2.44)

Donde 6,, es la cobertura de gas de la superficie de roca porosa, k, y k; son las tasas de

adsorcién y desorcién de equilibrio del gas (Zhang 2019).

d p
Qads—des = _(1 - ¢) %(VL P+ p) (245)

Donde ¢ es la porosidad del medio. El gas se desorbe de las paredes de los poros de la
matriz organica debido a la caida de presién, cuando se libera el gas aumenta el radio
hidrdulico del poro y se produce un flujo deslizante, lo que aumenta la permeabilidad

aparente de la matriz orgénica (Swami, et al. 2013).
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Figura 2.2. Mecanismos de transporte de gas en nanoporos de lutitas (Huang, et al. 2018).

En la Figura 2.2 se observa un resumen de los mecanismos de transporte presente en los

nanoporos y el radio de influencia.

2.4  Geomecdnica de yacimientos

La conductividad de la fractura disminuira como resultado de la deformacién o el cierre
inducido por la variacién en los esfuerzos debida a la produccién (Best y Katsube 1995).
Se consideran las siguientes correlaciones empiricas que relacionan porosidad-esfuerzo y
permeabilidad-esfuerzo de manera indirecta por medio de la porosidad (Rutqvist et al.,
2002):

Para porosidad:

¢ = ¢r + (¢0 - ¢r)ea1Ap (246)

Donde Ap = p — p, representa la variacién en el esfuerzo por medio de la variacién entre
la presién p al tiempo t en comparacién con la presion inicial pg, ¢, es la porosidad en
esfuerzo cero o inicial y ¢, es la porosidad residual a esfuerzo altamente infinito, ¢,; < ¢,

y a, es el exponente empirico de la correlacién de porosidad.
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Para permeabilidad:

k = koecl(%_1> (2.47)

Donde k, es la permeabilidad en esfuerzo cero o inicial y ¢, es el exponente empirico de la

correlacién de permeabilidad.
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Capitulo 3

Formulacién matemaitica

Se presenta la derivacién del modelo tridimensional numérico de difusién anémala para
flujo monofdsico de gas.

En formaciones nanoporosas de lutitas, usualmente la principal contribucién al flujo de
fluidos proviene del SRV, delimitada por los tamafos caracteristicos de la fractura
hidraulica y la penetracién perpendicular a la misma. La comunicacién de flujo entre el
SRV vy el pozo horizontal se produce unicamente a través de las fracturas hidrdulicas.
Consideramos el caso en el que se tienen fracturas hidrdulicas idénticas, paralelas entre si
y perpendiculares al pozo. En este caso, se considera que las fracturas hidrdulicas se abren
en la direcciéon del esfuerzo minimo principal, que para nuestro sistema coordenado
coincide con el eje Y y se propagan en la direccion del esfuerzo maximo y el esfuerzo
vertical, relacionado con los ejes X y Z, respectivamente. Por lo que, la direccion principal
del flujo es normal a las fracturas hidrdulicas. En la Fig. 2.1 se muestra un esquema del
sistema yacimiento-pozo horizontal-fracturas hidraulicas en conjunto con el sistema de

coordenadas utilizado.
En este caso el sistema estudiado se reduce a un cuarto del volumen de drenaje de una sola
fractura hidraulica.

3.1 Modelo de cuatro porosidades

El sistema de ecuaciones se resuelve para pseudo presién considerando la definicién
establecida en la ecuacién (2.18), para ello se realizé un cambio de variable tomando la

derivada por ambos lados de esta ecuacién con lo que se obtuvo la relacion:
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dp = [%] dm (3.1)

El sistema de ecuaciones se establecié como:

3.1.1 Fractura Hidrdulica

ix qx,Forch (mHF) + ai Qy,Forch (mHF) + % qzForch (mHF) + q;IFtoHF + q;ntoHF
d y

+ Qorgtonr — nr = ¢HFCHFa [myr] (3.2)

Donde my es la pseudo-presién en la fractura hidrdulica (HF, por sus siglas en inglés),
¢yr es la porosidad de fractura hidraulica, cyp es la compresibilidad total de fractura
hidrdulica, qj, el gasto de producciéon por unidad de volumen, qypeour €l gasto de
transferencia de fluido por unidad de volumen del sistema de microfracturas naturales a la
fractura hidrdulica, g,y €l gasto de transferencia de fluido por unidad de volumen de
matriz inorgdnica a la fractura hidrdulica, g, 4our €l gasto de transferencia de fluido por
unidad de volumen de matriz orgdnica a la fractura hidrdulica, y qy rorcns Gy Forcns Qzrorcn
la velocidad del flujo en las direcciones x, y y z resultantes de resolver el par de ecuaciones

de Forchheimer para cada coordenada (2.12):

2p] | Cpp [2p] [ 4 ] omyr 0

‘[E 0 _kHF1.25¢HFO.75_ QX,Forchl%c,Forchl + E o m Qx,Forch + Ox - (33)
2p) [ cpp 2p] [ 4] Oy

E o _kHF1.25¢HF0.75_ qy,Forchl%/,Forchl + E . E dy,Forch + dy =0 (3.4)
2p] | cgP 2p) [ M omyp

[E o _kHF1.25¢HF0.75_ qZ,Forchqu,Forchl + [E]o [E] QzForch t Dz =0 (35)
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que es el flujo no Darciano, donde ¢z es la constante de flujo no Darcy, p es la densidad
que se estima por medio de la ecuacién (2.17), kyr es la permeabilidad de la fractura
hidrdulica, ¢y es la porosidad de la fractura hidrdulica y u la viscosidad.

Las transferencias de fluido de las otras porosidades a la fractura hidrdulica se establecen

como, del sistema de microfracturas a la fractura hidrdulica:

Atrans Nrtonr(Myp)

gNFtoHF = (myr — Myr) (3.6)
Donde V es el volumen de roca, kyr es la permeabilidad del sistema de microfracturas
naturales, Ayrqns Nreonr €S €l drea de transferencia entre las fracturas naturales (NF, por sus
siglas en inglés) y la fractura hidrdulica, u(myr) es la viscosidad con respecto al valor de
pseudo presion NF y my es la pseudo presion de fracturas naturales.

De la matriz inorganica a la fractura hidraulica:

Vkin ( )
m;, —m
Atrans intoHF.u(min) " HE (37)

QintoHF =

Donde k;, es la permeabilidad de la matriz inorganica, Asrgnsintonr €S €l drea de
transferencia entre la matriz inorganica y la fractura hidraulica, u(m;,) es la viscosidad con
respecto al valor de pseudo presion inorgdnica y m;, es la pseudo presién de la matriz
inorganica.

De la matriz inorgdnica a la fractura hidraulica:

VEKorg

QorgtoHF =

(morg - mHF)
Atrans orgtoHF.u(morg) (38)
Donde k., es la permeabilidad de la matriz orgdnica, Atransorgronr €5 €l drea de
transferencia entre la matriz orgédnica y la fractura hidréulica, u(m,,) es la viscosidad con
respecto al valor de pseudo presién orgdnica y m,,, es la pseudo presién de la matriz

organica.
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3.1.2 Fracturas Naturales

La fractura hidraulica produce interconexién e incremento en la apertura de las
microfracturas naturales que decrece como una ley de potencias conforme se alejan de la
cara de la fractura hidrdulica. Se modela este medio de microfracturas naturales
heterogéneo considerando difusién andémala, para constituir el sistema de ecuaciones se
consideran las expresiones presentadas por Raghavan (2011), que sistematizan el uso de
la ecuacién de continuidad con una la ley de flujo fraccional que generaliza la dependencia
espacial y temporal de los gradientes de presion, donde el orden de la derivada fraccional
esta entre 0 y 1. Con el caso asintético, « = 1 se vuelve a la Ley de Darcy habitual. Por lo
tanto, la Ley de Darcy es un caso especial de la ley general del flujo.

La motivacion detrds del uso de la ley de flujo fraccional es el deseo de capturar el
comportamiento de histéresis propia del flujo en medios heterogéneos. En este modelo las
propiedades petrofisicas fueron distribuidas espacialmente de manera explicita por leyes
de potencias en 3D, es decir tienen distribuciones fractales.

Para el sistema de microfracturas naturales:

d (kNFx g*FN—1 amNF> 4 d <kNFy g%rN—1 (')mNp> + 0 <kNFZ o*FN—1 amNF>

a UNF otern-1  gx @ UNF otarn—1 ay 0z UNE otern=1 gz
* * * aaFN’rn‘FN
+ Qintonr T Qorgtonr — ANFtonr = PNFCNF “orarn (3.9)

Donde kygy, knry, kyr, son la permeabilidad del sistema de microfracturas en las
direcciones x, y y z dependientes de la escala definidas en (2.19), uyr es la viscosidad
calculada considerando el valor de pseudo-presion en NF, my es la pseudo-presion en el
sistema de microfracturas naturales, g},,;,nr €l gasto de transferencia de fluido por unidad
de volumen de matriz inorgdnica a fracturas naturales, g, 4onr €l gasto de transferencia
de fluido por unidad de volumen de matriz orgdnica a fracturas naturales, ¢yp es la
porosidad del sistema de microfracturas naturales dependiente de la escala definida en la
ecuacién (2.20), cyr es la compresibilidad total de fractura natural y ayy el orden de la

derivada temporal fraccionaria de las fracturas naturales.
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Las transferencias de fluido de las otras porosidades a las fracturas naturales se calculan

como, de la matriz inorgdnica al sistema de microfracturas naturales:

_ Vonrkin
QintoNr = —— (min - mNF) (310)

in
Donde oy es el factor de forma dependiente de la escala definido por la ecuacién (2.21),
ki, es la permeabilidad de la matriz inorgdnica y u;, es la viscosidad con respecto al valor
de pseudo presién inorgdnica.

De la matriz orgdnica al sistema de microfracturas naturales

VO-NFkorg
QorgtoNF = ,u— (morg - mNF) (3.11)

org
Donde k., es la permeabilidad de la matriz orgdnica y ,,, es la viscosidad con respecto

al valor de pseudo presion organica.

3.1.3 Matriz Inorganica

También se modela flujo dependiente de estados previos para las matrices inorgdnica y
organica, expresadas por el juego de ecuacion de continuidad y flujo fraccionales. En estas
porosidades se considera que las propiedades petrofisicas estdn distribuidas de manera
homogénea inicialmente y correspondiente con los valores medidos originalmente, sin
embargo, debido a la produccién este valor inicial serd corregido dindamicamente por la
expresién de Javadpour (2009).

Para la Matriz Inorganica

d (kapp,in 9%in1 amin) 0 (kapp,in 9%in~1 amin) 0 <kapp,in g%in1 amin)

ox\ g 0t%m=1 9x | ay\ wy 0t%n~1 9y ) 9z\ wy, 0t%n-1 9z
* * * aainmin
t Qorgtoin — Qintor — QintoNF = ¢incinat—ain (3.12)
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Donde kgppim es la permeabilidad aparente total definida por la ecuacion (2.41), gy, gr0m €5 €l

app,i
gasto de transferencia de fluido por unidad de volumen de matriz orgdnica a inorgdnica,
¢in €s la porosidad de la matriz inorgdnica, ¢;, es la compresibilidad total de la matriz inorganica y
a;, es el orden de derivada temporal fraccionaria de la matriz inorganica.

Donde la transferencia de matriz orgdnica a inorganica queda establecida por la expresidn:

VUorgtoink

Gorgtoin = 222D (i, — )
orgtoin Horg org mn (313)

Donde 0, 4¢0in €s el factor de forma entre la matriz orgdnica a la inorgénica constante en todo el

medio.
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3.1.4 Matriz Organica

La matriz Orgdnica se considera como un medio con propiedades petrofisicas diferentes
de las de la matriz inorganica. Se considera que el medio presenta gas natural adsorbido en
las paredes porosas que desorbera a medida que disminuya la presiéon de poro, por lo que
a la ecuacion de continuidad se le agrega un término correspondiente al proceso de
desorcion, donde la tasa de adsorcién-y desorcién de equilibrio del gas esta dada por la
teoria de adsorcién de Langmuir (1918), donde la derivada cldsica es sustituida por una de
orden fraccional para tener equilibrio de unidades en la ecuacién.

Para la Matriz Orgénica:

9 (kapporg 9%ra™ Imeyg +i Kapp,org 07797 Moy
0x\ Uorg Ot%ors™! 0Ox 0y \ Horg Ot%ora™! 0dy

a -1
0 (kapporg 0%T9™" 0Myry ) ) ]
& 9ttorg=1 9z ~ QorgtoHF — YorgtoNF — YQorgtoin

Horg

B ¢ . aaorgmorg B 1— (nbOTg aaorg v morg
= PorgCorg ™ 5aorg Vo ot \F iy + morg

(3.14)

Donde k

ecuacién (2.41) y a,,, es el orden de derivada temporal fraccionaria de la matriz orgdnica.

1-dorg a%org Morg
atorg \ "L

apporg € 12 permeabilidad aparente total de la matriz orgdnica definida en la

Es importante notar que el término

) es una adaptacion de la ecuacion
mp+Morg

(2.45), donde se considera la derivada temporal como de orden fraccional para tener una ecuacién

consistente.
3.2 Condiciones de frontera

Para todas las ecuaciones del modelo definidas por (3.2), (3.9), (3.12) y (3.14) se resuelven

de manera simultdnea con las correlaciones para permeabilidad y porosidad dependientes

de los esfuerzos establecidas en (2.46) y (2.47).
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Se considera que la inica zona de drenaje del sistema SRV y la fractura hidrdulica (HF, por
sus siglas en inglés) es la que comprende la interseccién del pozo con la HF, por lo que se

considera que las condiciones de contorno estan dadas por:

ki 6“_1 ami

_ — =0
w; 0t*1 ox

(3.15)

xX=xp+6x

donde i = xNF,in,org, para 0 <y <7y,, 0 <z < hp, 6x representa la penetracién de la

estimulacién en x.

ki 6““1 ami —0

ot oy | B (3.16)
donde i = yNF,in,org, para0 < x < xp + 6x, 0 < z < hy.

ki 6“_1 ami 0

u; 0t*=1 9z B (3.17)

zZ= hF

donde i = zNF,in,org,para0 < x < xz + 8x,0 <y <y,

Con las ecuaciones (3.15), (3.16) y (3.17) se establece que la frontera exterior a la cuarta
parte simulada es completamente impermeable tanto para el sistema de microfracturas
naturales i = NF, la matriz inorganica i = in y la matriz orgdnica i = org.

Para resolver este problema, consideramos que la presiéon de fondo de pozo es constante,

y que la region de drenaje estd constituida por la interseccién de la HF con el pozo.

\/E”nHFWFkHF
q= (pi = Pwy) (3.18)

Ugr

para 0 < x < %W 0<y< % 0<z< %W donde nyr es el numero de fracturas hidrdulicas
distribuidas en el pozo horizontal de manera equidistante, wy es el ancho de la fractura

hidrdulica y p; la presion en la celda productora.
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Capitulo 4

Solucién Numérica de las ecuaciones de flujo

En esta seccion se presenta el proceso de desarrollo de la soluciéon numérica para resolver

el modelo propuesto en el Capitulo 3.

4.1 Modelo de flujo

Este sistema de ecuaciones se resuelve de manera numérica aproximandolas en diferencias
finitas centrales en espacio y regresivas en tiempo. A continuacion, se presenta el desarrollo
para la discretizacién de todas las ecuaciones.

El dominio espacial definido por x € [0,xz],y € [0,y.] vy z € [0, hg], definido por la regién
punteada de la Figura 4.1, se discretiza en una malla logaritmica de bloques centrados. Para
representar adecuadamente las fuertes variaciones de la presién en las vecindades de la
fractura hidrdulica. Los centros de los bloques de la rejilla estdn representados por los
indices (i, j, k). El dominio de tiempo definido por t € [0, t] es discretizado en N + 1 pasos
de tiempo de incremento logaritmico y los pasos de tiempo estan etiquetados con el

superindice n = 0, ..., N. Las aproximaciones numéricas de la funcién son denotadas por

pi
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Fractura

Fractura e ———————————— hidriulica
hidriulica

Pozo horizontal

Figura 4.1 Regi6n simulada numéricamente.

4.1.1 Ecuaciones de flujo en diferencias finitas

Las derivadas de tiempo y espacio de la ecuacién de difusién andémala se aproximan
mediante las diferencias centrales en espacio y regresivas en tiempo. Para obtener un
esquema implicito, las derivadas fraccionales en los términos de flujo son tomados al
tiempo n + 1. Asi la ecuacién a resolver para las celdas de fractura hidrdulica viene dada

por, la cual es el desarrollo en diferencias finitas correspondiente a la ecuacién (3.2):
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Viik ¢ ns1

n+1 Vijk n+1 _n+1 )
Arori,j+0.5k — Yfori j—0.5k

F o = q qn+1. . ) +
HF i,j,k fori+0.5,j,k fori-0.5j,k
PR Ax AYijx

l] k n+1 n+1 n+1 n+1
AZ (Qfor i,jk+0.5 — Qfor i,j,k—0.5) + qnrtonrijk t Qintorr i jk
l],

n+1
+ qorgtoHF i,jk ~ 9HF [celda productora]
Vijk®HF ijkCeHF ;e n )=0
- miE i) = 4.1
ccv At HF i,j,k HF i,j,k ( )

2 . c, e e
donde ccv = [—p] es una constante que se estima con el valor de presidon inicial.
up

La transferencia de fluido de Matriz Organica, Inorgdnica y Fracturas Naturales a la

Fractura Hidrdulica, ecuaciones (3.6), (3.7) y (3.8) pueden estimarse por:

n+1 .] kkNF [celda vecina] n+1 n+1
ANFtoHF ijk = 2 1 (mNF [celda vecina] — MHFi,j, k) (4.2)
trans NFtOHF:uNF [celda vecina] ’
n
n+1 Vi,j,kkin [celda vecina] n+1 n+1
QintoHF ijk = A n+1 (mm [celda vecina] — MHF i,j, k) (4 3)
trans intoHFHin [celda vecina] ’
n+1 _ .] kkorg celda vecina] n+1 n+1
qorgtoHF iL,jk — A (morg [celda vecina] — Myp i,j, k) (4 4)
trans OTgtOHFnuorg [celda vecina] ’

En diferencias finitas la derivada fraccional de Caputo, ecuacién (2.3) se extiende como la

integral:

9%y 1 ~w(+ 1)1

— n+1-1 _ ,,n-1
ot =gl F(Z — a,) L (Atn+1—l)a (u u )

(4.5)

Donde el tiempo t**1 = YL Att.

El Método Numérico Totalmente Implicito con 0< a <1 dominio finito para todos, t=0 es
consistente e incondicionalmente estable (Murio 2008). No hay limitaciones en el paso de
tiempo para la precision; sin embargo, los pasos de tiempo grandes pueden causar
problemas de estabilidad numérica.

El desarrollo para el elemento de la ecuacién correspondiente al sistema de microfracturas

(3.9) en diferencias finitas, estd dado como sigue:
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0 (knpx 091 dmye\|""" @ [(knpy 0% dmyp ||t
0x \ puyp 0t 1 0x 0y \ uyr 0t*=1 9y ik
0 (kyp, 0%71 Omyp i n+l n+1
+ E T ote-1 gz + QOrgtoNFlljk thoNF iL,j,k
ijk
qNFtoHFl ,]k ¢NFCNFW ik 0 (4.6)
. __ knFx ox-1 6mNp_
Siu= Tt
0 (kypx 0% Omyp\ _ Ou
ox \ pyp 0t T 0x ) ox (4.7)

Empleando diferencias centrales en la aproximacion de la Ecuacion y apoyandose en los

puntos i + 1/2, que corresponden a las fronteras de la celda i,j,k en la direccién x, se

obtiene:

au n+1 1

N ~ — U = Ui .
dx Lik Axi,j,k{ i+0.5,j,k i 0.5,],k}

a—1 n+1
1 (knFxivosje 0% Omyp

= P a_l

Ax; j HUNF 105,k ot 0x i+0.5,j,k
a1 n+1
kNin_0.5,j,k d 6mNF

-1
HNF g5 Ot 0x

(4.8)

i—0.5,j,k

a—1
Se necesita ahora aproximar ——

mNE i 1 imacién serd en diferenci
i1 ox €n e€St€ caso la aproximacion s€ra €n direrencias

regresivas de la derivada parcial con respecto al tiempo usando la Ecuacién (4.5) y
. am . . s . .,
considerando u = a—NF, se obtienen la siguiente aproximacion:
X

n+1

9e-1y 1 n (1 + D@D _ [1=(@-1)
ot s T@—(@-1D)) L (Agn+i-ha-1
n
1 (L +1)27% — 1279 (gmyp ™! _ Omyp -t
" TB-a) L (Atn+1-hya-1 0x

(un+1 l un- l
i+0.5,j,k — l+0.5,j,k

i+05jk 0% liyosjk (4.9)
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n+1

9% 1y 1 z": (L+1)>* -2 <6mNF ML gmpye )
gte i-0.5,j,k rG-a = (Agr*i-fet Ox li—osjk 0% li—osjk (4.10)

. : L. ]
En estos términos se debe aproximar los términos % en las fronteras de las celdas.
Usando de nuevo diferencias centrales y apoydandose ahora en los nodos (i, k), (i + 1,j k)

e (i — 1,j k), se obtienen las siguientes aproximaciones:

n+1-1 n+1-1 n+1-1

omyr _MNFi+1,ik ~ MWNFijk
0x livosjk AXi10.5,5k (4.11)
n-l1 n-l n-l
ompyp _ MyFiv1jk ~ MNFijk
0x livos,jk AXivo5,jk (4.12)
n+1-1 n+1-1 n+1-1
omyp _MWFijk ~ TWFi-1,jk
0x li—os,jk Axi_os,jk (4.13)
n-l n-l n-l
omyp _MWFijk ~ TWFi-1,jk
0x li—os,jk Axi_o5jk (4.14)

Sustituyendo (4.11), (4.12), (4.13) y (4.14) en las ecuaciones (4.9) y (4.10)
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n+1

0% 1 Omyp
ota—t Ox i+0.5,),k
n 2—a __ 12—«
v S (it
FB-a) 4 (A =Het \Axiros,jk g
1 n-l
_Axl+05]k{mNFl+1jk MyFEijk
2— 2—
_ 1 1 I+ 1)s7*— >« il
Axito5,5, T3 — a) (Agn+i-he-t NF LIk
mlr\lIFlHl] k + melu k
2— 2—
_ 1 1 (I+1)=*—[>“ .
Mirosy TG — @) Ly (ApriDyat  \TWFLik
-1 -1
- {mlr\ll;ll jk myr i, j,k})
n 2— 2—
_ 1 1 Z(l+1) il ST
Axitos,jn T3 —a) (& (Agn+i-tya-t NEH Lk
n 2— 2-a
3 (I+1)*—1 a(m"“ o
(Atn+1—l)a—1 NFijk NF ijk
%1 amyp |t
0te~1 ox i 05]k

Z G+ —a( 1
F(3 - a) (Atn+1i-He=1 \Ax;_o5 ik

n-l1
- {mNFl]k MyF - 1]k>

Axl 0.5,j,k

(1 12— 2

B 1 1
Ax;_o5, T3 —a) i
n (l + 1)2—(1 _ lZ—a
- (Atn+1-T)a-1

(Atn+1—l)a—1

n+1-1 n-l

Sustituyendo (4.15) y (4.16)en la ecuacién (4.8)

{

n+1-1
mNFl]k

n+1-1
NF i,jk

Myri-1,jc — MNFi-1,jk }

n+1-1
— MyFijk

n+1-1
mNFl]k

n-l
— MyFi+1,jk

n-l
— MyFi+1,jk

n+1-1
myri- 1]k}

n—l1
mNFl}k

(4.15)

(4.16)
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n+1

d (kNFx 9! amNF)

EM a—1
dx \ uyg Ot dx ik
1 |k 1 1 = (L4 1)2 — 2@
N NF X {40.5,j,k I+ 1D** - .
~ +1-1 -1 NF i+1,j,k
Axiji | UNF 4055 |DXivosjkT(3—a) et (Agn+i-he J
n
2—a __ 12—«
mn l (l + 1) l (mn+1'—_l _ mn—l' )
NF i+1,j,k (Atn"'l_l)a_l NF i,j,k NF i,j,k
1=0

KNFx 05 1 1 z”: (L+1)2%—1
)

n+1-1 n—l1
Mypiix— M
— +1-Na—-1 ( NF i,j,k NF i,j,k
HUNF 0.5,k Axi_o5,jk rB-a (At )«

n
(l + 1)2—(1 — lz_a n+1-1 n-l
N Z (Atn+1-Dya-1 MyFi-1,jk ~ MNFi-1,jk

=0 (4.17)
Y por lo tanto:
d <kNFy a1 amNF> i
W -1
Oy \ uyp 0t*=%t 0y Lk
1 Ry ese| 1 1 z”: e

Ayijk | UnrF Li+05k Ay jrosk T3 —a) e (Atn+1-1)a—1 NF i,j+1k

(I+ 1% *—[?2@ _ _
mNFl]+1 k) Z (Atn+1-Dya-1 mm;li,j,lk - mIT\llFli,j,k)
n

3 knry i,j—0.5k 1 1 I+ 12> =17« (muti=t — !

HNF o5k |AYij-0sk T3 —a) et (Agn+i-ya-d NF LIk NF LIk

C (l + 1)2—0{ — lZ—a n+1-1 n—l1
- (Atni-b)a-1 Myrij-1,k — MNFij-1k

1=0 (4.18)
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n+1

e a—1
aZ UNF at aZ ijk
1 |k 1 1 (1 + 1) — 2

_ NFz i jk+0.5 (I+1)*7%— ]
~ P — NFi,jk+1

Azijge | BNF i jrros |DZijk+osT(3 —a) et (Agnti-b)e g

n
2—-a 2—-a

. n-l . (+1 — ( n+1-1 _ __n-l

MyFEjk+1 (Atn+1-Tya—1 Myrijk — MNFijk

1=0
n

kNFZ i,j,k—0.5 1 1 (l + 1)2—0{ - lZ—a ( n+1-1 n—1
— Nao MyFijk — MNFijk

UNF i,j,k—0.5 AZi,j,k—O.S F(g - a) =0 (Atn+1 l)a 1

n

2—a _ 12—«
_ (l + 1) L n+1-1 _ =l
(Atn+1-Tya—1 MyFijk-1~ MNFijk-1
1=0

(4.19)
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Sustituyendo (4.17), (4.18) y (4.19) en la ecuacién (4.6):

n _ -
1 Kknrx i+0.5,j,k 1 1 I+ 1)2 - n+1-1
Axi,j,k T, 405/ Axi+0.5,j,k F(3 _ a) (Atn+1—l)a—1 NF i+1,j,k
n 2—a _ J2-«a
n-l (l + 1) l ( n+1i-1 _ . n-l
— MNFi+1,jk (Atn+i-Dya-1 MNF ik~ MNFijk
- n 2-a _ 12—«
1 knrx i-0.5,j,k 1 1 Z (l +1) — mnti-l _ an-l
AXijje BNF g5 D¥i-056 T3 —a) (Agn+i-tyet NP TN

n
(l + 1)2—(1 — lZ—a n+1-1 n-l
- Z (Atn+1—l)a—1 MNEi-1,jk — MNFi-1,jk

1 kveyose 1 1 Z(l+1)2 T
Ayl]k UNF l]+05k Ayl]+05kr(3_a) (Atn+1 l)a 1 NE LI+ LK

2—«x Z—a
— mnl (+1) — (mn+1—l — mnl
NF i,j+1,k (Atn+1_l)a_1 NF i,j,k NF i,j,k
—3 n ~ ~
1 Rweygage 1 1 (l+ 1)+ — 2@ T
_ +1-\a—-1 NF i,j,k NFl]k
Ay UNF;j_osk DVij-05kT(3—a) s (AgnHi-ha

n
L+ 12— n+1-1 n-1
- (Atnri-Dya-1 Myrij—1,k — MNF i,j—l,k)

n
n 1 kNFZ i,j,k+0.5 1 1 (l + 1)2—0{ _ lZ—a (mn+1
Az jx UnF i,j,k+0.5 Az jros T3 — a:) (Atn+1-t)a-1 NF i,j,k+1
n
A+ 1> —1*
~MF i) T (Atn+i-ba-1 (mﬁlu e — Mz i)
B n
_ 1 kNFz i,j,k—0.5 1 1 { (l + 1)2—0: - lz_a (mn+1 —mt l
—_ 1-1 -1 NFljk NFl]k
AZijie BNF i jk-o5 DZijk-0sTB—a) (& (AtnH17he

n

2—a _ 12—«
— (l + 1) L mn+1—l _ mn—l ) + *n+1 + *n+1
(Atn+1_1)a_1 NF i,j,k—1 NF i,j,k—1 QintoNF i .k CIorgtoNF iL,j,k

*n+1

+ ANFtoHF [sila celda es vecina a la FH]
. ¢NF i,j,kct NF 1 (l + 1)1—6( - ll_a (mn+1 mn_l- . ) -0
ccv r2-a) < (Atn+1-Dya NFijk NF L)k (4.20)
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Considerando:

n
1 A+ Dty =1 _ _
C()/, X) = F(Z _ )/)Z (Atn+1—l)y (xn+1 L—xm l)
=0

1 1
-T2 -y) | @ty

(xn+1 _ xn)

=0

n—1
(+2)'v -1+t
i ; A=y

(xn—l _ xn—l—l)
(4.21)

Multiplicamos la ecuacién (4.20) por V; ;, y reescribiendola como la funcién de residuos

para el sistema de fracturas naturales que considera (4.21), se obtiene:
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a-1
el At 1 Vijk HKnFxivos)k
NFijk =

C(a 1r”lNF i+1 'k)
ccv Ax Ax I
i,j.k i+0.5,j,k UNF i+0.5,j,k

— C(a—1,myp i,j,k))
A%l 1 v%ﬁk kNin—QaLk

- (C(a—l,m,vpi- )
)k
cev Axg i Axi_o5jk UNF i—0.5,j,k

- C(a - 1;mNFi—1,j,k))
At 1 Vijk knry ij+osk 1
cev Ay ik AYijrosk HNF i jrosk ra-
— C(a—1,myp i,j,k))
B At 1 Vijk kNFYi,j—O.S,k 1 (C(a 1 Mur )
cev Ay AYij-osk UnFj o5 13— @) PNELIE
- C(Of — 1, myp i,j—1,k))
At 1 Viik Knrzijreos 1
cev Az; e Az jvos MNF ;o5 13— @)
— C(a—1,myp i,j,k))
At 1 Viik Knrzijr-os 1

(C (a 1'”lNFi 'k)
cCcv QZ QZ 1" 3 4 21>
i,j,k i,j,k—O.S nuNF i,j,k—O.S ( )

n+1 n+1
—C(a—1,myp i,j,k—l)) + Qintonrijk T QorgtonFijk

+ n+1
ANFtoHF [sila celda es vecina a la FH]
a—-1
AtV jkPNF 1,jkCe NF

CCv

) (C(a —1,myp i,j+1,k)

(C(a — 1, Mypijke1)

Ca,mypijx) =0 (4.22)
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Aplicando el mismo procedimiento de (4.6) a (4.22) para la Ecuacién de Matriz Inorgdnica

establecida en (3.12):

n+1
1 Vi.j,k kapp ini+0.5,j,k

Fi%,lj,k = A n+1
Xijk DXivosjk  Mini+os,)k
1 Viik Kippini-osjk
Ax;ijr Dxi_o5,)k u%}iil_o,s,j,k
—C (“ - 1'm?n+i1—_11, ik )
1 Viik Kappinij+osk
AYijk DYijrosk Hhnij+osk
_ C(a — 1, mniL )

ini,jk
1 Viik  Kimpinij-o0sk
Ayijk BYij-o0sk #31+i,1j—o.5,k
—Cla—1,mi )
1 Vi,j,k kn+1
AZi,j,k AZi,j,k+0.5 Mgl+i:,lj,k+0_5

_ C((X—l,mnﬂ_l )

inijk

+

n+1
Az;jkBZijk—05 Minijk-05

n+1-1 n+1
- C(Of - 1'min i,j,k—1 ) + orgtoinijk —

Vijk®PinijkCtin c(am

_ on+1 _
QintoNF i,jk

CCv

(C(a— 1,m

(C(a—

app ini,j,k+0.5
/ C(CZ -
1, m

n+1
1 Vijk Kappinijk—os (C(a

n+1-1
ini,jk

n+1-1 n+1-1
ini+1,j,k) - C(“ —Lmyijk )

n+1-1
(C(a —1Lmy ik

n+1-1
Lmy vk

n+1-1
(C(CZ - 1, min i,j,k

1 n+1-1

yMin i jk+1

n+1-1
ini,jk

n+1
Qintonr [sila celda es vecina a la FH]

=0 (4.23)
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Y para la Ecuacién de Matriz Orgdnica, ecuacién (3.14):

1 Vi i,k s i+0.5,j,k
n+l ij, app org i+0.5,j, n+1-1
FOTg Ljk — Ax: 0 Ax: ] n+1 (C(a - 1'morg i+1,j,k
ijk BXi+05,jk  Horgi+os,jk
n+1-1
~C(a~- Lmorgijk )
n+1
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n+1-1
— C(O{ - 1,m0rg ijk )
n+1
1 Vijk Kapporgij-osk -1
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n+1
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Cla—1,mglg7jk

- n+1
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n+1-1 n+1
- C(a -1 Morgi,jk-1 ) ~ QorgtoHF [sila celda es vecina a la FH]
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QorgtoNF ijk — Yorgtoini,jk ccv @ Morgi,jk
n
1-a 1-a n+1-1
VL(1 - ¢org i,j,k) z (1+1) -1 < Morgijk
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F(Z OI) =0 (At ) mp, + morg i,j.k
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morg i,jk =0
my+met o)
L orgijk

(4.24)
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4.1.2 Construcciéon de la malla del yacimiento

La malla es logaritmica en las tres direcciones considerando como longitud caracteristica
el radio del pozo y el ancho de fractura hidrdulica, segtin corresponda, para permitir una
representacién precisa de la fractura. Esta subdivision estd basada en la suposiciéon de que
todos los segmentos se originan a partir de la geometria de la fractura hidrdulica.

Este tipo de distribucién genera que el ancho de la celda secuente a la fractura hidrdulica
sea de la mitad del ancho de la fractura hidraulica y que la conductividad entre la fractura
hidrdulica y las celdas vecinas este en los mismos ordenes de magnitud.

La mayor heterogeneidad estara presente en la zona vecina a la fractura hidrdulica.

En la Figura 4.2 se presenta la region simulada y como quedaria distribuida la malla
logaritmica tridimensionalmente.

En la Figura 4.3 se presenta la division logaritmica por planos.

El volumen simulado es un cuarto, delimitado por la separacion entre volumen estimulado

y separacién entre fracturas.

I x

Figura 4.2. Esquema especial de la distribucién de la malla en 3D.
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Figura 4.3. Mallado logaritmico en los 3 planos.

4.1.3 Distribucién inicial de porosidades y permeabilidades del sistema de

microfracturas naturales

Se puede realizar una distribucién de propiedades petrofisicas para el sistema de
microfracturas naturales considerando las ecuaciones (2.19), (2.20) y (2.21), que
determinan la relacién entre las propiedades con la escala al introducir los valores de las
dimensiones fractales y conectividades en x, y y z, asi como los valores y longitudes de
referencia. Sin embargo, en este trabajo se investigd un enfoque donde, las propiedades
petrofisicas del sistema de microfracturas naturales se distribuyen considerando las
caracteristicas geométricas de la fractura hidrdulica.

La red de fracturas se vuelve mds densamente interconectada cuanto mads cerca estd de la
fractura hidrdulica en cualquier direcciéon, distribuimos las propiedades petrofisicas del
sistema de fracturas como una ley de potencia que cubre el espacio 3D como una muiieca
Matrioshka, donde las capas se asemejan a la forma de la fractura hidrdulica.

A continuacién, se indica el método de distribucién geométrico ejemplificado con la

porosidad, el proceso es andlogo para el factor de forma y la permeabilidad.

Procedimiento de distribucién de porosidad elipsoidal fractal:

1. Se construye una funcién para distribuir la porosidad como una ley de potencias

en y de la forma:
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dnr(¥,0,0) = Ay® (4.25)

donde los valores de A y a se estiman considerando que ¢y p (%, 0, 0) = Pury
Onr Ve, 0,0) = ¢y, datos estimados para la FH y propiedades originales del
yacimiento.

. La distribucién 3D se hace considerando elipsoides cuyos ejes guardan una

relacion geométrica con la geometria de la FH.

yZ ZZ

X

2
=1
2
XE

(4.26)

. Para cualquier punto (u, v, w) € SRV se estima el valor del eje b del elipsoide que le
corresponde.
. Elvalor de b se introduce en la ecuacién (4.25) y este indicaria el valor de ¢yp

correspondiente. De manera que cada capa elipsoide tendra un valor asignado por
(4.25).

200 1

150 4 ek p

M S,
a2 -— !
CET R .'”””mﬁ_ -
Y
,
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£
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04 !i‘ * *
] 100 200 300 400

Eie ¥
Figura 4.4. Identificacion de elipsoides con eje b.

El método sélo distribuye el valor de k,, del tensor de permeabilidad, para estimar los

valores de las componentes k, y k, se considerd que las caracteristicas geométricas de la




fractura hidraulica suelen estar determinadas por el estado de esfuerzos in-situ de la roca,
Xu y Wong (2010) analiz6 la relacién entre el tensor de esfuerzos y el tensor de
permeabilidad antes de generar la fractura hidrdulica, encontrando que las magnitudes en
x, y, z de ambos tensores son semejantes entre si antes del proceso de fracturamiento y
genera una fuerte anisotropia después del proceso de fracturamiento en la fractura
hidraulica, se puede partir entonces, de que, para el sistema de microfracturas naturales,
las componentes k, y k, del tensor de permeabilidad son equivalentes al esfuerzo

horizontal médximo, sy, y el esfuerzo vertical, s,,, en conjunto con k,, y el esfuerzo horizontal

;.
minimao, Sy.
G, K,
A
Stress Induced Anisofropic 2, Strain Induced Anisotropic
< L T Model + ity Permeability Model
- T imia A -
.."’/ e é"/’ 1‘—-:‘*—_‘3 _,»"/’. = Ky ria
Before Fracturing: e - . -
g, & Ee':msr. kmax 2 .
= g T
Stress Tensor Strain Tenser Permeahility Tensor
1 # Strong Anisotropy
Fracturing: o
(=% Stress Induced Anisofropic =z Strain Induced Anis otropic
After Fracturing: A e T *+ Pasteity+ - Permeability Madel
L Tension Cut-Off b
o & T o LT # K, i

Stress Tenser Strain Tensor Permeability Tensor

Figura 4.5. Relacién de anisotropia entre el tensor de esfuerzo, el tensor de deformacién

y el tensor de permeabilidad (Xu y Wong 2010).

Con esta metodologia se obtienen los valores de ky, k,, k, y ¢ para cualquier celda (x, y, z) en
el yacimiento.

La Figura 4.6 muestra la distribucion elipsoidal de las componentes del tensor de
permeabilidad. Cada conjunto de graficos muestra en la esquina superior izquierda el plano
XZ unido al plano de fractura hidraulica, en la esquina superior derecha el plano YZ con

x =0, en la esquina inferior derecha el plano XY con y =0y en la esquina inferior
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izquierda el plano correspondiente a la fractura hidrdulica. El espectro de permeabilidad

abarca desde 10 md (rojo) hasta 0,0001 md (azul).

kx_FN [mD], dt = 0.0 ky_FN [mD], dt = 0.0 kz_EN [mD], dt = 0.0

BN XZ N2
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600 400 50 100 | 80 600 400 200 50 100 1 %00 €00 400 200
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Figura 4.6. Distribucién elipsoidal de las componentes del tensor de permeabilidad.

Distribucion de Permeabilidad en la Fractura Natural X
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Figura 4.7. Distribucién de k, en el plano XZ por medio de la ecuacién (2.19)

En la Figura 4.8 se muestra la distribucion espacial de la porosidad. Del lado izquierdo
considerando el caso donde la distribucién considera las elipsoides de la fractura hidraulica
y del lado derecho el caso en el cual se aplican las ecuaciones (2.19), (2.20) y (2.21) con
los valores: d¢,, = 1.976, df,, = 1.95, df, = 1.997, 6, = 1, 6, = 0.1y 6, = 1. Se observa que
en la vecindad cercana a la fractura hidrdulica y en la zona mds alejada de la fractura
hidraulica ambos tipos de distribuciones suelen tener valores muy similares, sin embargo
las transiciones no son del todo similares, mostrando que para el caso del método de
férmulas puede llegar a tener valores un poco mas elevados en las zonas de los ejes

coordenados.
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fi_FN [frac], dt = 0.0 fi_FN [frac], dt = 0.0
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Figura 4.8 Distribucién espacial de la porosidad.

4.1.4 Condiciones iniciales

Se construyo la tabla de relacién entre presién (p), viscosidad (u), factor de
compresibilidad (Z) y el valor de pseudo-presién considerando el valor de la densidad
relativa del gas de acuerdo con su composicién y, y la ecuacion de estado (2.14).

Inicialmente se considera que las propiedades petrofisicas de la fractura hidrdulica, matriz
organica e inorganica se distribuyen isotrépica y homogéneamente en su respectivo medio.
Se considera presion constante en todas las partes del dominio numérico para el tiempo

t=0.

4.1.5 Procedimiento de solucién del sistema de ecuaciones

El sistema de ecuaciones determinado por (4.1), (4.22), (4.23) y (4.24) sirve de base para
construir el Jacobiano y la funcién de residuos del sistema para el paso n + 1. Este sistema
de ecuaciones es aproximado en diferencias finitas centrales en el espacio y regresivas en
el tiempo.

El dominio de tiempo es definido por t € [0, t] y se discretiza en N + 1 pasos de tiempo de

incremento logaritmico y los pasos de tiempo se etiquetan con el superindice n = 0, ..., N.
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Para obtener un esquema implicito, se toman las derivadas fraccionarias en los términos
de flujo en el tiempo n + 1. Para manejar la no linealidad, se adopta un esquema de
iteracion de Newton-Raphson, en el que el jacobiano se evalia numéricamente para
variables primarias seleccionadas y la soluciéon se logra cuando el residuo se vuelve
pequeno.

Para el desarrollo en diferencias finitas de las derivadas fraccionarias se consider6 la

expresién presentada por Zhuang y Liu (2006), es decir:

9%u 1 Z": (L D=1 ey
0t onis TQ—) L (oD ! (4.27)

El Método Numérico Totalmente Implicito con 0 < a@ < 1 para todo dominio finito, t = 0
es consistente e incondicionalmente estable (Murio 2008). No hay limitaciones en el paso
de tiempo para la precisidn; sin embargo, los pasos de tiempo grandes pueden causar

problemas de estabilidad numérica.
4.1.6 Estructura de Rutinas

A continuacién, en la Figura 4.9 se presenta el diagrama de flujo de aplicacién de rutinas
que constituye el simulador numérico que resuelve el sistema de ecuaciones (4.1), (4.22),
(4.23) y (4.24).

En la Tabla 4.1 se presenta la descripcién de las rutinas que constituyen el simulador

numérico.
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Rutinas parala
construccién de la

mallaen 3D:
construccionMalla
mallaNoCeldasDado
CGtoCX

CGtoCY

CGtoCZ
CXYZtoCG

vXmel

vXmal

vYmel

vYmal

vZmel

vZmal

validacFH
vectoresAuxiliaresMalla

!

Rutinas para establecer
la distribucién de
porosidades,
permeabilidades y factor
de forma iniciales:
eElipse

AElipse

BElipse

BElipse3D
consLeyPotencias
funLeyPotencias

funSzz
consLeyPotenciasFronteras
metodoFracturaEsfuerzosKP
metodoElipsesKP
methodoDos

buscalndex

simpleSigMas
simpleSigProd

subRut

simpleParaFrac

sigfnr

sigjnr

newtonSigMas
newtonTheta

sigprodfnr

sigprodjnr

newtonSigProd
xnewtonTheta
valores_fractales
xvalores_fractales
metodoFormulasFractales
xmetodoFormulasFractales
distribucion_fractal
distribucion_fractal_valores

~

A 4
e )
Rutinas de permeabilidad
aparente: 'S =,
g ) )
rdek Rutinas de funciones de
noKnudsen residuos:
facDarcy sigmaFun
*| facKnudsen *1 porSigma
bKlinkenberg qAtoB
‘SSKCOU.SSHPF pql?for Rutinas de
prima q_for . S
knudsenF afor_med Simulacién:
facPermeabilidadAparentePartes almaFH aggt Resid
facPermeabilidadAparente F HF vectoriesiduos
s J maCaputo matriz]Jacobiano
r ;l:gnal P | ordenTresToUno
C et deUnoaTres
Rutinas de Tapu o onelteration
‘ pordU st Lterati
ecuacion de almacenamiento sistemalterativo
tad F NF ext calculaGasto
estaqao: — !
createPVT F_in_ext f:ti)c::lg do
»| graficasPVT ey auxLang
funPVT Langmuir
densidad F_org_ext
Bg F_NF_vecina
noRe F in vecina
pnoRe F_org_vecina
\ J

Figura 4.9 Diagrama de flujo de rutinas de simulacién.
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Nombre de Rutina

Descripcion

construccionMalla

Funcidn para construccidon de malla

mallaNoCeldasDado

Funcidn para construccion de malla considerando un nimero
de celdas en x, y y z dado

Funcion de Numero de Celda General a Niumero de Celda en

CGtoCX la cordenada X

Funcion de Numero de Celda General a Numero de Celda en
CGtoCY la cordenada Y

Funcion de Numero de Celda General a Numero de Celda en
CGtoCZ la cordenada Z

Funcién de Numero de Celda X, Y y Z a Numero de Celda
CXYZtoCG General
vXmel Vecino de la celda en la celda en la coordenada X, i - 1
vXmal Vecino de la celda en la celda en la coordenada X, i + 1
v¥mel Vecino de la celda en la celda en la coordenada VY, i - 1
v¥mal Vecino de la celda en la celda en la coordenada Y, i + 1
vZmel Vecino de la celda en la celda en la coordenada Z,i - 1
vZmal Vecino de la celda en la celda en la coordenada Z, i+ 1

Funcidn con la que se valida si una celda pertenece a la zona
validacFH de FH

vectoresAuxiliaresMalla

Funcidn donde se construyen vectores auxiliares de vecinos y
geométricos

Ecuacion que regresa y en una ecuacion de elipse, val es en el

eElipse eje x. Se introduce Eje Menor y Eje Mayor, en ese orden.
AElipse Ecuacion que regresa lado largo de elipse

BElipse Ecuacion que regresa lado corto de elipse

BElipse3D Ecuacion que regresa bb de una elipse tridimensional

conslLeyPotencias

Se obtiene A _const, alp_exp # nc.funLeyPotencias(A_const,
alp_exp, valx)

funLeyPotencias

Funcion de ley de potencias dado un valor de constante Ay
un exponente alpha

funSzz

Esfuerzo vertical como funcion de z

consLeyPotenciasFronteras

Se obtiene A_const, alp_exp considerando 2 fronteras

metodoFracturaEsfuerzoskKP

Célculo de  distribucidn inicial de  porosidades,
permeabilidades y factor de forma por el método que
considera caracteristicas de forma de la FH y de los esfuerzos

metodoElipsesKP

Cdlculo de distribucién inicial de  porosidades,
permeabilidades y factor de forma por el método de elipses
de la fractura hidraulica

Ambos métodos: metodoElipsesKP y
methodoDos metodoFracturaEsfuerzoskKP
buscalndex Algoritmo de busqueda de 4 indices en la malla
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Nombre de Rutina

Descripcion

simpleSigMas

Método simple con férmula de suma para calcular dsx, dsy,
dsz y sigref considerando Lref = 0.5*wF

simpleSigProd

Método simple con férmula de producto para calcular dsx,
dsy, dsz y sigref considerando Lref = 0.5*wF

subRut

Subrutina para calcular las thetas y las ks de referencia

simpleParaFrac

Método simple para calcular theta_x, theta_y, theta_z, dfx,
dfy y dfz considerando Lref = 0.5*wF, kref = k_HF y firef = fi_HF

Funcidn para Newton Raphson para encontrar sigref, Lref,

sigfnr dsx, dsy, dsz caso de la suma
Rutina para calcular el Jacobiano y la funcién de residuos para
calcular los valores de conectividad en x, y y z considerando la
sigjnr formula de suma

newtonSigMas

Método Newton Raphson para calcular dsx, dsy, dsz, sigref y
Lref

Método Newton Raphson para calcular theta x, theta y,

newtonTheta theta_z considerando la férmula de suma

Funcidon para Newton Raphson para encontrar sigref, Lref,
sigprodfnr dsx, dsy, dsz caso del producto

Rutina para calcular el Jacobiano y la funcién de residuos para

calcular los valores de conectividad en x, y y z considerando la
sigprodjnr formula de producto

newtonSigProd

Método Newton Raphson para calcular dsx, dsy, dsz, sigref y
Lref férmula de producto

xnewtonTheta

Método Newton Raphson para calcular theta_x, theta_y,
theta_z considereando Lref considerando una porosidad
como producto de leyes de potencias de las coordenadas
considerando la férmula de producto

valores_fractales

Valores de leyes de potencias

xvalores_fractales

Valores de leyes de potencias considerando una porosidad
como producto de leyes de potencias de las coordenadas

metodoFormulasFractales

Calcula distribucion de permeabilidades y porosidades
iniciales usando las funciones fractales definidas

xmetodoFormulasFractales

Calcula distribucion de permeabilidades y porosidades
iniciales usando las funciones fractales definidas
considerando una porosidad como producto de leyes de
potencias de las coordenadas

distribucion_fractal

distribucion_fractal_valores

createPVT

Calculo del PVT
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Nombre de Rutina

Descripcion

funPVT Interpolacion de tabla PVT

Funcién que regresa el valor de la densidad para determinado
densidad valor de p

Funcidon que regresa el valor de el Gas formation volume
Bg factor para determinado valor de p

Funcién que calcula el numero de Reynolds, valor
noRe adimensional usando pseudo presion

Funcién que calcula el numero de Reynolds, valor
pnoRe adimensional usando presion
sigmaFun Factor de forma de un paralelepipedo Kazemi
porSigma Funcién auxiliar con la que se calcularon w_NF, w_in, w_org

Célculo de Compresibilidad Isotérmica del Gas (cg) unidades
cg [1/psi]

Calculo de los radios de la matriz organica e inorganica a partir
rdek de su permeabilidad
noKnudsen Calculo del nimero de Knudsen

Cdlculo del factor para la permeabilidad de Darcy de la matriz
facDarcy inorgdnica y orgdnica

Célculo del factor para la permeabilidad de Knudsen de la
facKnudsen matriz inorgdnica y organica
bKlinkenberg Calculo de la b de Klinkenberg
viscousSlipF Calculo del factor de viscosidad y deslizamiento
DKprima Calculo del factor Dk/kD para la difusién de Knudsen
knudsenF Calculo del factor de Knudsen

facPermeabilidadAparentePartes

Cdlculo del factor para corregir la permeabilidad aparente

facPermeabilidadAparente

Calculo del factor para corregir la permeabilidad aparente

Funcidn general que calcula la transmisibilidad y gasto de flujo

qAtoB entre un medio poroso A a otro B

Calcula gasto de la ecuacién de Forcchaimer considerando
pg_for presion

Calcula gasto de la ecuacién de Forcchaimer considerando
g_for pseudo presién

Célculo de gasto usando Forcchaimer considerando media ala
gfor_med yasea+1/20-1/2

Funcion que calcula el término de Almacenacimiento tanto
almaFH para la ecuacién de FH como FN
F_HF Funcidn de residuos de la Fractura Hidrdulica
sumaCaputo Funcion de integral de Caputo como sumatoria iterativa
fAdel Funcidn auxiliar para integral de Caputo
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Nombre de Rutina

Descripcion

Caputo

Funcidén que calcula la integral de Caputo en diferencias finitas

TpordU

Funcién que calcula la media ala de la Transmisibilidad por el
cambio de pseudo presidn para las funciones de residuos de
Fractura Natural, Matriz Inorgdnica y Matriz Organica

almacenamiento

Almacenamiento General

Funcidon de residuos de las Fracturas Naturales en la Matriz

F_NF_ext Exterior

Funcién de residuos de la Matriz Inorgdnica en la Matriz
F_in_ext Exterior

Funcién auxiliar para calcular la desorcién con la Isoterma de
auxLang Langmuir

Funcidn que calcula el término de desorcién de Langmuir que

considera la integral temporal fraccional usando la definicién
Langmuir de Caputo

Funcién de residuos de la Matriz Organica en la Matriz
F_org ext Exterior

F_NF_vecina

Funcidon de residuos de las Fracturas Naturales en la zona
vecina a la Fractura Hidraulica

F_in_vecina

Funcién de residuos de la Matriz Inorganica en la zona vecina
a la Fractura Hidraulica

F_org vecina

Funcién de residuos de la Matriz Orgdnica en la zona vecina a
la Fractura Hidraulica

agg

Da el indice de acuerdo a la porosidad

vectorResiduos

Construccion de vector de residuos

vectorResiduosDosIN

vectorResiduosDosORG

vectorResiduosUno

matrizJacobiano

Construccidn de Jacobiano

matrizJacobianoDosIN

matrizJacobianoDosORG

matrizJacobianoUno

ordenTresToUno Ordena el vector de pseudopresiones de los 4 medios
deUnoaTres Pasa un vector ordenado a tres

ordenDosToUno

deUnoaDos

onelteration

Una iteracion

sistemalterativo

Sistema Iterativo para un delta_t dado

calculaGasto

Formula para calcular gasto para el caso de gasto variable

desdeO

Simulador que inicia desde el tiempo cero

retomado

Simulacidn que inicia apartir de cualquier tiempo
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Capitulo 5
Resultados

En este capitulo se muestran los resultados de la implementacién del modelo propuesto en
el Capitulo 3. Para que un modelo sea aceptado como representativo del sistema que
describe, sus resultados deben verificarse evaluandolos en comparacién con soluciones

publicadas o verificadas anteriormente del mismo sistema.

5.1 Validacién con el simulador de CMG

La validez de este modelo numérico se verificd frente al simulador comercial de la
compafia CMG. La Figura 5.1 muestra la comparacién de una simulacién de produccién
de gas, en IMEX, a pwf constante, utilizando DUALPERM con fracturas hidrdulicas. En el
médulo BUILDER se construyé un volumen de simulacién andlogo al de nuestro simulador
con una malla de celdas de 28x34x40. Los datos del yacimiento, las propiedades de los
fluidos y las caracteristicas de la fractura hidraulica se extrajeron del ejemplo de Eagle Ford
proporcionado por Albinali y Ozkan 2016.

Los datos utilizados para el proceso de validacién se presentan en la Tabla 5.1.

La comparacién gréafica muestra una buena similitud entre ambas soluciones después de 1
dia, en tiempos cortos existen algunas diferencias que se atribuyen a la seleccion de pasos

de tiempo iniciales, en el caso del simulador propuesto estos aumentan logaritmicamente.

70



Name MNEM Value Unit
Hydraulic fracture width wF 0.01]ft

df/2 Distance between hydraulic fractures ye 170[ft
Profundidad pozo zref 7000|ft

1/2 Hydraulic fracture height hF 75|ft
Wellbore radius W 0.23|ft
Hydraulic fracture half-length xF 550(ft
Hydraulic fracture permeability k HF 50000{md
Natural fracture permeability x (only in homogeneous case) kx NF 10{md
Natural fracture permeability y (only in homogeneous case) ky NF 10|md
Natural fracture permeability z (only in homogeneous case) kz NF 10|md
Inorganic matrix permeability k in 0.0001{md
Hydraulic fracture porosity fi HF 0.38|fraction
Natural fracture porosity (only in homogeneous case) fi NF 0.4|fraction
Inorganic matrix porosity fi in 0.1|fraction
Hydraulic fracture total compressibility ct HF 0.00001]psi-1
Natural fracture total compressibility ct NF 0.0001]|psi-1
Inorganic matrix total compressibility ct_in 0.00001]psi-1
Sigma of the natural fracture (Only in the homogeneous case) [siema NF homo| 24169.2166|1/ft2
Base pressure p_base 14.7|psia
Maximum pressure p_max 10000|psia
PVT intervals number no_inter 200

Gas specific gravity gamma g 1
Temperature T F 180|F
Initial pressure p0 5375|psia
Number of hydraulic fractures nF 14

Tabla 5.1. Propiedades de las fracturas y el yacimiento para construir el caso de

validacién con simulador de CMG.
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Figura 5.1. Comparaciéon de prueba con gasto variable para el sistema de gas DUALPERM:

CMG vs. Simulador propuesto.

5.2 Efecto del orden de derivada fraccional

Se analiz6 el efecto de la variacion del orden en la derivada fraccionaria de la ecuacién
(3.9), considerando la correccién de permeabilidad propuesta por Javadpour 2009, en la
Figura 5.2 se presentan las curvas correspondientes a a = 0.8, 0.6, 0.4 y 0.2. Se puede
observar que el orden de la derivada fraccionaria tiene una gran influencia en el

comportamiento de caida de la produccion.
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Figura 5.2. Evaluacidn del efecto de diferentes 6rdenes de derivadas.

5.3 Efecto de diferentes mecanismos de subdifusién

La Figura 5.3 muestra una comparacion entre el caso homogéneo, que considera los datos
de Albinali y Ozkan 2016, y la difusién normal, y dos simulaciones con dos enfoques para
capturar la distribucién fractal de las propiedades petrofisicas. El método fractal_formula
considera las Ecuaciones (2.19), (2.20) y (2.21), para este caso de simulacién, los
pardmetros fractales fueron: dy, = 1.976, ds, = 1.95, ds, = 1.997, 6, =1, 6, = 0.1y 6, =
1, y el enfoque fractal_geometry considera el tensor de permeabilidad y las propiedades de
porosidad de la red de fracturas como una ley de potencia que cubre el espacio

tridimensionalmente con las capas elipsoidales.
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En estas simulaciones no consideramos la correccién de permeabilidad aparente de
Javadpour. Podemos observar que existen diferencias en tiempos tempranos entre las
respuestas de gasto variable correspondientes a los dos enfoques fractales, pero después de
0,1 dias ambos métodos arrojan respuestas similares y las diferencias con el caso

homogéneo aumentan con el tiempo.
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Figura 5.3. Comparacién de tasas de flujo entre el caso homogéneo y dos vistas de

distribucién fractal 3D.

En la Figura 5.3 se observa que el caso homogéneo sobrestima la produccién a tiempos
largos después de 0.1 dias. Los casos fractales no presentan un comportamiento idéntico,
estas diferencias son mds notorias en tiempos cortos. Las ecuaciones (2.19), (2.20) y (2.21)
arrojan propiedades de permeabilidad y porosidad cuya estimulacion penetra mas

profundamente en el volumen con respecto a la distribucién con elipsoides, de modo que
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en tiempos cortos el gasto obtenido con el uso de las ecuaciones (2.19), (2.20) y (2.21) es

mayor que el obtenido con la distribucién geométrica elipsoidal.
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Figura 5.4. Efecto combinado de difusiéon anémala y distribucién fractal de propiedades

petrofisicas.

Se realizaron algunas pruebas donde se prob¢ el efecto combinado de considerar la difusiéon
anémala, representada mediante el uso de drdenes de derivada fraccionales, en las
ecuaciones (3.9) y (3.12), y/o la distribucién 3D de las propiedades petrofisicas fractales.
Los resultados se presentan en la Figura 5.4 donde se comparan los casos donde solo existe
un orden derivado fraccionario a = 0.8 (linea azul), o la distribucién fractal con df, = 1.88,
dey, =197, d, =191, 6, =09, 6, =0.15, 6, = 0.9, representada por la linea verde.
Ademds del efecto combinado, es decir, el enfoque fraccionario-fractal, representado por
la linea naranja en esta figura. Se pueden observar grandes diferencias en los

comportamientos de declinacion de la produccion de estos tres procesos subdifusivos.
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Capitulo 6

Conclusiones

En este trabajo, se concentraron los esfuerzos en desarrollar un modelo que combina
diferentes mecanismos de transporte con difusiéon anémala, capturados por los enfoques
fraccionales y/o fractales, con un sistema de multi-porosidad.

En base a los resultados presentados en este trabajo, tenemos las siguientes conclusiones:
1.- El modelo numérico propuesto se validé con el simulador de la compania CMG para un
caso donde a = 1, derivada temporal entera, y las propiedades petrofisicas del sistema de
fracturas naturales homogéneas e isotrépicas, caso Euclidiano, es decir un caso de difusion
normal, observandose una similitud entre los resultados del modelo numérico propuesto y
las del simulador de la compania CMG lo que da confianza en los resultados del modelo
propuesto.

2.- Se generaron unas simulaciones variando la distribucion fractal de las propiedades
petrofisicas y los 6rdenes de derivadas fraccionarias. Estas simulaciones demuestran que
los pardmetros fractales y el orden de la derivada fraccionaria tienen una gran influencia
en el comportamiento de declinacién de la produccion.

3.- El modelo propuesto permite una representacion mds realista de los efectos de generar
fracturas hidraulicas con un SRV, con propiedades petrofisicas de la red de microfracturas
mejoradas, para yacimientos de gas de esquisto. También incluye una amplia variedad de
heterogeneidades y mecanismos de transporte previamente documentados por otros

autores.
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6.1 Recomendaciones

Se presentan algunas recomendaciones respecto al presente trabajo:

1. Se deben realizar estudios de caracterizacion estatica-dindmica de yacimientos para
permitir la compilacién de datos de validacién para la geometria compleja de las fracturas
inducidas alrededor de la fractura hidraulica, ya que se puede observar que estas
geometrias tienen un impacto significativo en el rendimiento de la produccidn.

2. Las no linealidades inherentes asociadas con el flujo en un sistema de permeabilidad
distribuida representan un desafio para la validacion de las soluciones obtenidas. En este
trabajo se explora un proceso para resolver esto de manera totalmente implicita. Sin
embargo, todavia es necesario seguir estudiando opciones de solucién, como puede ser
una forma desacoplada del sistema de ecuaciones o una solucién de forma paralelizada.
3. El modelo ha sido desarrollado en base a la suposicion de que el gas estd presente como
una sola fase en la formacién de lutitas, una ampliacién de este trabajo es considerar flujo
multifdsico.

4. Investigar la implementacién de estos modelos para el andlisis de casos de campo.
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