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En el presente bajo se liza el i de las curvas de permeabilidad
relativa al agua y al aceite en mucstras de roca cnn porosidad daria, delos de
simulacién numérica. Lo anterior con la finalidad de definir las propicdades petrofisicas
correspondicntes a la matriz de Ia roca y al sistema de porosidad secundaria prevaleciente. Para
el anilisis se emplearon los datos obtenidos de diferentes pruebas de desplazamiento de aceite
por agua rcalizadas en el Laboratorio de Nicleos Naturalmente Frncluudos de la Dw de Es(
de Pos, de la F, de L dc Ia UNAM ¥y se blecicron cuatro delos de 1, princip

do y doble p idad

lacién. Se lizo 1a relacié

El modelo homogéneo sirvié para ajustar la malla de

entre ¢l comportamicnto de una roca con un por finido de wviigulos y una roca

frncluradn, de donde se observo similitud en la forma de las curvas de permeabilidades

. Para lar las extremas de flujo, se indujo una fractura artifi en una

muestra dc roca de baja permeabilidad de matriz. Para si estas dici se emplearon
los modelos homogénco-fracturado y el de doble porosidad.

Final se lizo el i de flujo en una_muestra con porosndad

i... cuyas propiedad petrof's:cas fueron determinadas pre ; io, y

delo de mas apropiado para ob d\ vas de

se
permcabilidad relauvn tanto para !a matriz de la roca como para cl sistema de porosidad
secundaria constituido por viigulos y fracturas.
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CAPITULO 1

INTRODUCCION



Capitulo 1.

Introduccién
E! flujo de fluidos en for 16gi das ha sido si e de interés
en la I jeria de Yacimi Petroleros, en los di de Hid! logia de aguas

subterrineas y en la Ingenicria del Medio Ambiente para caracterizar el movimiento de

materiales peligrosos a través de medios porosos.

En la industria petrolera, la extraccidn de hidrocarburos de los yacimientos

fracturados representa upa porcion muy ifi e de la prod ién de aceite y gas en todo

d

el Estos yacimi pr en adicion a la porosidad intergranular, una red de

fracturas que incrementan la permeabilidad efectiva del yacimiento por érdenes de magnitud,
lo cuél hace comercialmente atractivos a aquellos yacimientos de baja permeabilidad en la

matriz.

La simulacién numérica constituye un recurso muy importante para ¢l estudio del

comportamiento de flujo de un yacimiento naturalmente fracturado. La Ingenieria de

Yacimientos hace uso cada vez mas fr de esta herrami para determinar la forma

&ptima de explotar los yacimi y 1a i recuperacion final de hidrocarburos

a los costos mas bajos. Dado el avance tecnolégico en el area de la computacién en los

ultimos aftos, se han desarrollado diferentes dologi: del ati el

para
comportamiento de este tipo de yacimientos, entre los cuidles se encuentran: ¢l modelo de
doble porosidad, doble porosidad-doble permeabilidad y el de subdominios. Cada uno de
ellos considera al yacimiento fracturado conformado por dos medios porosos con diferentes

s dad,

prop petrofisi tales como: porosidad, permeabilidad, compresibilidad,

permeabilidades relativas y presion capilar. El primer medio poroso esta constituido por los

bloques de matriz que actlan como fuentes y/o sumideros, de baja permeabilidad y alta

s dad al d. d

ay el formado por fracturas, de alta permeabilidad y baja

capacidad almacenadora.



En el modelo de doble porasidad, los bloques de matriz conforman un medio

discontinuo y las fracturas un medio continuo, mientras que en et modelo de doble
porosidad-doble per bilidad b di

son continuos. En el modelo de subdominios
los bloques de matriz conforman un medio discontinuo ¢n et que se realiza un refinamiento

local en una, dos o tres dimensiones. Por lo tanto, la apli idn de si ladores b dos en
cualquiera de los tres modelos requiere del imiento de las propi des de matriz y de
fractura. Las propicdades de matriz d scr determinadas dir a partir de

mediciones de laboratorio en nicleos densos provenientes de la matriz de la roca, sin
embargo las propiedades de fractura general son

P as u obtenidas indi
a panlir de registros de pozos (Neutranicos, Sénico de porosidad y Densidad compensado
para determinar la porosidad total y la porosidad secundaria) y prucbas de presién (Método
de Pollard-Pirson para determinar el volumen poroso del sistema de fracturas, el Método de

Kazemi y de Warren y Root para determinar la capacidad relativa de almacenamiento de las
fracturas).

El estudio que se presenta a continuacién esta enfocado esencialmente al analisis de
la permeabilidad relativa en el si bifasi

g ite de un medio poroso con
porosidad secundaria (viigulos fracturas y microfracturas), di delos de simulacié

numérica. Los datos de permeabilidad relativa son usados para describir en forma

cuantitativa el flujo simultianco de dos 0 mas fluidos inmisibles e¢n un medio poroso.

Para cl analisis sc emplecaron los datos obtenidos de diferentes prucbas de

desplazamicnto de aceite por agua realizadas en el Laboratorio de Nicleos Naturalmente

Fracturados y se blecieron cuatro del de simulacion: h 2¢ h é
fracturado, vugular y doble porosidad.

El modelo homogénco sirvia para calibrar ¢l simulador. Se iz6 la rel entre ci
comportamiento de una roca con un por je definido de vigulos y una roca fracturada,
de donde se obscrvo similitud y una gran influencia en la forma dec las curvas de
per bilidades relativas. Para simular las dici

extremas de flujo, se desarrolio una



fractura artificial en una mucstra de roca cuya permeabilidad de la matriz era baja. Para

imular estas dici se plcaron los defos b fir ado y et delo de
doble porosidad.
F 5 se tizo el p i de flujo en una mucstrs con porosidad
daria, cuyas propicdades petrofisicas fueron determinadas previ en laboratorio,
y se sel cl defo de simulacion mds apropiado de los cuatro propuestos, para

obtener seudocurvas de permeabilidad rclativa tanto para Is matriz de Ia roca como para el

idad d. s Joul

ia c por

de por y fracturas,

Anali <l I iento de fas corvas de permcabilidad relativa en el sistema

cn

bifasico agua-accite, a partir de prucbas de

con porosidad

Numérica de Yacimientos

ia, para su aplicacién en dios de Si

Naturalmente Fracturados.
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ECUACIONES Y MODELOS PARA DETERMINAR
LAS PROPIEDADES PETROFISICAS DE ROCAS
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Capitulo 2

Ecuaciones y Modelos para Determinar las Propiedades
Petrofisicas de Rocas Naturalmente Fracturadas

En la I ieria de Yacimi Petroleros es muy importante disponer de la mayor
. defi el si

1 ible y fiable acerca de los parametros pet i que

roca-fluidos. En el caso de un yacimiento naturalmente fracturado, es indispensable detenminar

laci de transferencia de fluidos matriz-fractura pues de ello depende la eleccion de 1a

las r
estratcgia 6ptima para explotar los yacimientos.

Existen en la literatura diversas correlaciones y modelos que han surgido del anilisis de
datos obtenidos en ¢l laboratorio y a partir de los cuales se han decterminado algunos
parametros petrofisicos de los yacimientos con porosidad secundaria. Es importante sefialar que

los modclos no son generales y que su aplicacién depende de las caracteristicas de cada medio
1 delos con sus i y resultados finales sin

poroso. En este trabajo referiremos
desarrollo de las mismas ya que sélo son referencias y no son objetivo de este trabajo, para cllo

se citan en la bibliografia los autores originales.

A continuacién se muestran i y correlaci r piladas por Van Golf Racht

T. D. para calcul:

J de una roca naturalmente fracturada.

de las propiedades petr
2.1 Porosidad

Las rocas firacturadas estan constituidas por dos sistemas de porosidad: uno intergranular
formado por los huccos entre los granos de Ia roca, y ¢l otro formado por los espacios vacios
de las fracturas y vigulos (Fig. 2.1). El primer tipo es llamado porosidad primaria y es tipico de

1 El do tipo es la porosidad sccundaria o, cuando se refiere solamente a

ar i
y
los o fra as, porosidad vugular o porosidad de fractura.




Fig. 2.1 Repr

de 1a poro

2.1.1 Doble Porosidad

En un yacimiento fracturado, la porosidad total ¢, es el resultado de la suma de las
porosidades primaria y secundaria.

¢ =d+é; 2.1

A partir de varias mediciones de laboratorio realizadas en diferentes tipos de rocas, se
ha determinado que la porosidad de fractura es considerablemente menor que la porosidad de la
matriz. Las dos porosidades son cxpresadas en funcion del volumen total de roca.

& = volumen poroso de matriz 22
tT volumen toral

é volumen poroso de fractura 2.3
2= volumen total

Si la porosidad de 1a matriz se refiere solo al volumen total de la matriz, entonces:
é volumen poroso de matriz 2.4
=7 volumen to1al de matriz




y la porosidad de la fractura queda como:

¢ =P,

de dande la porosidad primaria puede ser expresada en funcion de la porosidad de la matriz:

a=(-¢) o
2.1.2 Descripcion Cualitativa de la Porosidad S daria segiin SWaldschmii
Algunas rocas carb, das contienen viguls dos por disolucion, estas rocas han

sido divididas por Waldschmitt en las sigui ias:

a) No vigulares- Sin viigulos reales
b) Viigulos no lUenos- Rocas que no ticnen cristales en los vigulos. La matriz forma las

paredes de los vigulos.

c) Viigulos parcial 1] Vagulos cubiertos, completa o parcialmente por minerales
igualcs o diferentes a los de la matriz. Los mi les son general mas jé s que los
que componcn la matriz.

d) Vagulos 1) Vugul pl lenaos por minerales iguales o diferentes a los de la

matriz. Los mincrales que llenan los wviigulos son mis jéovenes que los que componen la
matriz.
e) Fosiliferos- Rocas que conticne fusulinidos u otros tipas de fosiles con células pequeiias.

Este grupo csta dividido con base a la porosidad intercristalina de matriz:

» Donde las conchas de los fosiles no estan rotas y estan compuestas de granos de
carbonatos mas finos que los de la matriz,

» Donde las conchas de los fosiles estin rotas pero soldadas con cristales de carbonatos
miés grandes que los que componen las paredes de las conchas.

» Donde las conchas de los fosiles han sido destruidas por recristalizacion de sus

carbonatos originales.



Para cada categoria de viipulos sc asigna un indice cuantitativo de caracteristicas concerniente
al tamafio, densidad y grado de llenado segin la siguicnte tabla 2.1,

Para todos los grupos
(Porosidad)

Para los grupos a,b,c

Tamafio de viagulo

Numero de vigulos

Para los grupos

ab,c,d.c
VG Muy buena VL Muy grande A Abundante O Abierta
(mas grande de 10mm)
G Buena L Grande M Moderada PF Parcialmente lleno
(4 mm-10mm)
F Adecuado M Mediano F Poco F lleno
(1mm-4mm)
P Pobre S Pequefio C cerrado

(1mm o menos)

‘Tabla 2-1 Indiccs cualitativos de las caracticristicas dc los vigulos

2.1.3 Evaluacién Empirica de la Porosidad de Fractura ¢,

Los valores de la porosidad secundaria difieren de manera considerable en el caso de

wviagulos y de fracturas. La subdivision mis importante de fracturas en cuanto a la porosidad

secundaria es en dos catcgorias: macrofracturas y microfracturas. Las macrofracturas son

fracturas extendidas con amplias aberturas desarrolladas a través de varias capas, mientras que

fas microfracturas o fisuras son fracturas de aberturas angostas y extension limitada que
gencralmente abarcan una sola capa.

Scgin el tipo de roca, la porosidad secundaria mas probable esta en los siguientes rangos:

Red de macrofracturas

Fisuras aisladas

Red de fisuras

Viagulos ( en rocas calcireas)

¢,=001 - Q5%
¢,=0001 - 001%
$,=001 - 20%
¢, =01 — 30%




La maxima porosidad daria basada en la itud de la porosidad total esti dada por
corrclaciones también empiricas.

D pas < 0.1, cuando ¢ <10%

D fmax < 0.04 ¢, cuando ¢, >10%

Desde ¢l punto de vista de la

pacidad de al iento, la aproxi ion de la
cvaluacion de ¢, es de limitada importancia, ya que generalmente es despreciada cn
comparacién con la porosidad de la matriz. Sin embargo, la

idad de al .
. 1o arn
P en 1

a la trasferencia de fluidos, la aproximacién de ¢, puede jugar un
papel importante cuando el valor de ¢, es muy pequefio (@, <5% )

2.1.4 Porosidad de la Fractura a Partir del Andlisis de una Scccidon Delgad,

En el caso de evaluar la porosidad de fractura di

la iny ion de fluidos en los
poros, ¢! comportamiento es similar a la inyecciéon de fluido dentro de una porosidad

intergranular grande, cuando cn realidad el fluido es inyectado dentro de los espacios vacios de
1a fractura. Esto cs posible en rocas muy porosas, donde los errores de medicion por métodos
convencionales son del mismo orden de magnitud que la porosidad de la fractura. La
incertidumbre de la evaluacion incrementa cuando la muestra de roca cs tan pequcia que no

excede la distancia entre dos fracturas adyacentes. En este caso, el uso de mediciones en
i delgadas es un métod

muy favorable, especial si se disp de un nimero
suficiente de secciones.

La porosidad de la fractura puede ser expresada como sigue:
¢ volumen de fractura
;=

_ arca de fractura x apertura 2.7
volumen toral - volumen total
Para n fracturas paralelas:
nxb_ xa .
by =T = b <Ay = b



donde aes la extensién de la fractura y /. es la longitud total de las fracturas. El valorde a y

I, puede ser evaluado en cada ion delgada. Asi, para n secciones examinadas la porosidad
de fractura promedio sera:
- wa I, 29

Sy =@, =t—

A

=

A partit de un gran nimero de i delgadas ori d es posibl b un
d sy

valor muy apr de la por

2.2 Permecabitidad

Las bases de permeabilidad establecidas para el caso de un yacimiento convencional son

T

para un yacimi fracturado. Pero en la presencia de dos sistemas (matriz y fracturas),
la permeabilidad puede ser dividida como permeabilidad de matriz, permeabilidad de fractura y

permeabilidad del sistema matriz-fractura.

2.2.1 Per bilidad del Si: Matriz-Fr

La permeabilidad del sistema matriz-fractura puede ser representado por la simple

Fii bilidad.

de las per & de matriz X, y de fractura X,

K,=K_ +K, 2.

La ecuacion 2.10 se refiere al bloque descrito en la (Fig 2.2), donde se nota que la

permeabilidad total depende de la direccion de flujo. Asi, Iqui bio de direccid

afectaria el valor de K, ,ya que ésta depende de la relacion entre las direcciones de la fractura y

del flujo.



Fig. 2.2 bloque dc matriz con una sola feactura. Fractura t (a=0). Fraciura 2 (a=0),

2.2.2 Permeabilidad a Partir de Prucbas de Pozo

La ecuacidon clasica de permeabilidad para el flujo radial simétrico en régimen

per e es la sigui
X = Quinr/r, +S] 2.11
e 2xhAP

donde la permeabilidad X, vs. la permeabilidad de la fractura X, o de la matriz X, dependen
principalmente del modclo del yacimiento secleccionado. Es decir, la idealizacién del sistema
matriz-fractura a partir de un cierto modelo determina ademas la relacion entre X, y XK_ o

X, .

Modelo de Kazemi

El modclo de Kazemi esta formado por capas aliernadas de matriz y de fractura como
se muestra en la Figura 2.3.
En el modelo de Kazemi, ¢! flujo a través de las capas en paralelo de diferente

per bilidad esta relaci con la

10



K,=K_+K,=K_+K,.L’.”‘T£ 2.12

Cuando X, < < K, la permeabilidad que resulta de la ecuacién 2.11 puede conducir a un

valor muy aproximado de X, = &,.

Modelo de Warren y Root

El modelo de Warren y Root esta formado por un nimero de bloques de matriz {(cubos)

intersectados por una red ortogonal de fracturas como lo muestra la figura 2.3.

En el modelo de Warren y Root, el mecanismo de flujo en régimen permanente s muy
diferente del modelo de Kazemi. Los bloques de matriz llenan permanentementec las fracturas y
el flujo de fluidos hacia el pozo es solamente a través de la red de fracturas. Por lo tanto, la
permeabilidad de la fractura es obtenida por:

Qulinr, /r, +5] 213

Kio=K,= 27 hAP

Este modelo considern que la matriz no se involucra en todo ¢l proceso de flujo en

per : K, = K,. La unica manera de evaluar indirectamente ¢l valor

de X_ es durante periodos de flujo transitorio que no seran tratados en este trabajo.

Modelo de Kazemi Modelo de Warren-Root

Fiz. 2.3 Flujo radial hacia €] pozo




2.2.3 Modelos Simplificados

Pueden learse del

icos equival para ob la permeabilidad a
partir de datos dec prucbas, con la simulacién de las caracteristicas de la fractura y su geometria
a través de un modelo de una sola fractura o un conjunto de fracturas. El procedimiento

permite la transformacion de los resultados obtenidos a partir del analisis de niclcos. A esto se
le llama un delo idealizado del i

o fracturado.

Caso de una sola fractura

Si s trata de una sola fractura, cs similar al modelo representado en la figura 2.2, Ia
porosidad puede expresarse como:
axLlxb b . 2.14
¢ = axlwxh h

En términos de permeabilidad, queda:
B B 2.15
K=t =gt =K 2%

La porosidad y la apertura de la fracturn asociados con la permeabilidad puede
derivarse:

b 12K . 2.16
@, = "= —b;l— porosidad

b=g’l2hK, =JI2K1/¢, apertura de la fractura 2.17
Caso de muiltiples fracturas

El modelo de maltiples fracturas esta formado por planos paralelos de matriz con

intervalos de fracturas altemadas regularmente donde el flujo es considerado paralelo a las



dos de a través de

laci de los r

fi . Esta ideali i permite la

modelos de flujo més simplificados.

Kew[Bwl - Sw2 )

B
SATFUR-ACEITE
FRACT-AGUA

Fig. 2.4 Permcabilidad Relativa matriz-fractura (Bracstcr)

El flujo de fluidos a través de n fracturas como el mostrado el la fig. 2.4 puede ser

expresado con la siguiente expresién:
@, = n x flujo a través de la fracuera x velocidad 2.18

—nxabx—&-x‘él—’—ﬂax & xAP 2.19
9r u Al 124 A

El flujo a través de n fracturas, basado en la Ley de Darcy es expresado por la siguiente

expresion:
> >
gy =XKL AL 4 K AL 2.20
7 p.v4 2 al
Dela logia entre las 2.19 y 2.20, se obtiene:
nab® B _#,4° 2.21

K, = = L
7T TS TR 1252



3
=L,Dxlb—2=A,,,bK, 222

_nab®
7 T 12ah

donde las densidades de fractura lineal y areal son respectivamente,

nxa _/ nxa_n 223
A, = =L= =—= [
» S S hxa n ad
y por lo tanto la porosidad de la fractura queda como sigue:
2.24

Otras relaciones entre la permeabilidad, porosidad, densidad de fractura y apertura de

fractura promedio, pueden ser expresadas como:

nabxl! _nab _nab_nb _ 2.25

Y =SxL TS an h o wretinxt
K,_¢,]£2_=K,xbx.4,,,=l<,xbx1_,,, 226
b= 12K,/¢, =3f12K,[A, = 12K, /L, 2.27
2.28

12X YT
¢I = bl L= IZKI' A}l’
La densidad de fractura lineal puede expresarse como ¢l valor reciproco del intervalo de

fractura.

Ly, =1fe 2.29

donde e es la altura del bloque.

14



2.3 Permeabilidad Relativa de Fractura

Las permeabilidades relativas en un 1 son obtenidas a partir de

i pecial de nicl Enuny i fracturado, Ia evaluacion de las curvas de

permeabilidad relativa es complicada por la naturaleza del sistema de doble porosidad, donde el

un

plano de fractura entre dos unidades de matriz desarrollan una discontinuidad en el proceso de

flujo multifasico. En la literatura, la permeabilidad relativa de un yacimiento fracturado

especifico rara vez s examinado, no asi la infl ia dc la heter idad dentro del medio

poroso sobre Ia permenbilidad relativa.

El comportamicnto de la penneabilidad relativa contra la betcrogencidad puede ser
usado como una aproximacion biasica de un yacimiento fracturado. En un sistema intergranular,

¢l arreglo del fluido en los poros es controlado por las fuerzas capilares y, por lo tanto, la

idos d. de 1a relacion entre las fases jante y no de los

saturacion de fi

que llenan los poros. La fase mojante ocuparia los poros mas pequeiios y la fase no mojante

de fluido y la

oacuparia los poros mas grandes como resultado de la relacién entre la
distribucién de! tamailo del poro. Ademis, las curvas de permeabilidad relativa serian

influenciadas por Ia curva de frecuencia de poro y por la historia de saturacién.

2.3.1 Permeabilidad Relativa de Rocas Vugulares y Rocas Fracturadas.

En rvocas carbonatadas, donde una porosidad secundaria dec tipo vugular se ha

desarroilado adicionalmente a la porosidad intergranular, las dici i les son
cucstionables si la porosidad daria es signifi vy distribuida uniformemente. Se

prescatan dos tipos de curvas (Fig. 2.5):



N T
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o d
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SATURACION DE AGUA

Fig. 2.5 Permeabilidad rclativa del wvigulo. (Huppler)
De la Figura 2.5 tenemos lo siguiente:
1. Donde ambas curvas muestran una variacion lineal con la saturacion de agua.

2. La permeabilidad relativa de agua en la roca varia desde cero cuando el aceite se encuentra

ble en el viigulo, hasta 1 1o el accite es desplazado.

2.3.2 Modelo de Erlich

El dclo incluy agul islados dentro de la matriz, y vitigulos conectados con las

fracturas en una o dos dir i La inter i6n vigulos-fracturas es expresada por un

factor f, que indica el grado de conexion vigulo-fractura. La variacién de f desde O hasta 1

es ilustrado en Ia Figura 2.6.



Fig. 2.6 Madclo fractura-vigulo. A, Tipo de red y factor de

probabilidad f. B. Matriz y fractura-viipulo, caso d¢ i=0.5, (Erlich)

La capacidad de simulacion del modelo de Lrlich ha sido comparada con datos de
niclcos y cl resultado ha sido satisfactorio, a pcion de nucl con porosidad secundaria

muy grande, donde en cl caso de un despl icnto inmiscible, se obtiene una saturacion de

accite residual substancialmente alto.

2.3.3 Concepto De Braester

Los principios basicos del concepto de Braester son:
En un yacimicnto fracturado con gradientes de presion no despreciables, un cicrto cambio
del luido matriz-fractura tomaria lugar.

El proceso es considerado como un flujo continuc en ambas zonas, bloques de matriz y
fracturas.

Una repr ion esquematica de la curva de permeabilidad relativa se muestra en la
Figura 2.4, donde basado en la suposicion de continuidad de flujo en los bloques y fracturas da
como resuitado:



@ La forma de las curvas de permeabilidades relativas K,, y K, varian en funcién de la
saturacion de agua en la fractura (S,,) como se muestra en la figura 2.4, donde el indice y
2 se reficren a la matriz y a las fracturas.

® Las relaciones entre las dos permeabilidades son respectivamente:

x. .[%{1 —%)l-sz.).(n -s_,)’]l-s-.)'(l—s:,)

K. K. 2.31
P Y (o o

Las curvas anteriores pucden ser interpretadas de la siguiente mancra:
= Punto A. Corresponde a la saturacion de la matriz §_, =1 y saturacion de la fractura
S,; = 1. No hay accite en la matriz ni en las fracturas X =1
= Punto 3. Corresponde a S, =0 y §,, =1, la matriz saturada con aceite S, = y las
fracturas saturadas con agua. Los valores de la permeabilidad son ademas,

K "14 =K ( permeabilidad absoluta)

2.3.4 Modelo Citbico a través de una Seccicn Matriz-Fractura (Modelo de Torsacter)

En el caso de un sistema matriz-fractura idealizado por bloques cubicos, el valor de la

permeabilidad estd dado por:
KX, 2.32

K, ===

x|

para §_,=0 , S_,=1

de donde resulta
K. =X, =“"’:¢/ =Ls 233



Y la permeabilidad matriz-fractura esta dada por:
3
. 2!
K=K 4Ky = Ko+ L 2 34
6 a
entonces

~H TR 36 6a 1+6K.a/b

»
2.
s b*/6a 1 _ 35

que corresponde al punto B de saturacion S, =0 , §,,=1.

Se observa que en ¢l caso de un valor dado de la permeabilidad de la matriz y Ia

1i 0 del  blog lqui red O en la amplitud de Ia fractura reduce
considerablemente el valor del punto B. En otras palabras, la permeabilidad relativa al agua

trabaja en fracturas grandes pero reduce su impacto en fracturas muy delgadas.

2.4 Compresibilidad

En un yacimiento fracturado la compresibilidad del sistema rocoso jucga un papel
importante, principalmiente si hay un gran contraste entre las porosidades de matriz y de
fractura (¢, << ¢,). El papel de la compresibilidad cs esencial en la interpretacion del
comportamicnto de la presion transitoria, resultado de las pruebas de pozo. En este caso, la

compresibilidad asociada al sistema de doble porosidad es expresado por el parametro de la

pacidad de al icnto, ¢l cual controla pli; el [ i de la presion.
La compresibilidad sc define como el bio A} por unidad de vol V por una
presion aplicada AP
C= - 1AL 2.36

AP
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Acorde al volumen §7 al cual se pucde referir, la compresibilidad pucde representar una

propiedad de cierto volumen de roca sometida a compresion tal como el volumen total (}5) o
solamente a volumen de poros (Vi) o volumen de fluido (V5)

El cambio en el volumen dada Ia variacion de la presion neta efectiva Py, es el

resultado del cambio del csfuerzo de sobrecarga o (cuando la presiéon de poro P permanece

constantc) 0 un cambio en la presion de poro P (cuando la presion de sobrecarga o permancce

constante). El caso comum durante la historia de 1a produccion del yacimiento estd dada por un

cambio en la presion de poro;
P, =o-P

como cl resultado del abatimi dcel yaci

2.4.1 Compresibilidad Efectiva en un Yacimiento Fracturado

En ¢l caso de un yacimiento de doble porosidad, 1a saturacion de aceite (S, =1-5_,) en

1a matriz csta rel con la

fracturas (S, =

Soy =
Sey =
Spime =1-5_,,

En este caso,

d de 1a saturacién de agua intersticial, entre la red de
) ya que la saturacion intersticial de agua es cero.

Per S
C,.=C,+C, +C,
Rl ¢. (1-5..)+¢,
donde todas las compresibilidades pueden apr

[ [ 22
B U 00 - Sl sy oty

2.37

muy pequeiia, es decir:

by <<én

v 1a compresibilidad del poro es:
C,=C.+C,

se. Ya que la porosidad en la fractura es

2.38

20



y asi, la ccuacion 2.37 se transforma,

" 1
i—s.. Y¢Ts,

- o

C.=C.+C.

st la matriz es muy cerrada,

S =S, =1
la ecuacion 2.37 resulta,
2. ¢.
C.=C.+C,%=~4c L=4cC,.
. 2, ~, [

En un sistema de doble porosidad la

por:
$C=pC +$C
donde ¢, y ¢, son expresadas por:

¢ =0-¢)¢.00-5.)

2.40

idad de a! i total estéd definida

2.41

2.42

y respecto a las compresibilidades de las ecuaciones 2.39 son

y:
C=C,
2.42 Compresibilidad del Vol de Fractura

{.a compresibilidad de la fractura de acuerdo a los cilculos de Jones ¢s de un orden de

magnitud mayor que la compresibilidad del volumen de poros. Es el resultado de la siguicnte

relacion

& tog (22, /’2.)_

¢ tos(r, /R),

2.44

donde P, sec refiere a la presion de confinamiento total (o= )y donde A, cs definida como la

presion de recuperacién aparente expresada por la interseccion de los cjes de presion en ¢/¢, .
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ibilidad de la fractura queda

Si se supone que los cambios totales son insigni es, Ia compr

expresada por la relaciéon entre el pr lio de bio de la porosidad de la fractura y la

variacion de presion.

c, =¢_l d(;jp/m): 0.434; 2.45
’ o Py log ;{ .

[}



CAPITULO 3

METODO EXPERIMENTAL PARA DETERMINAR
LAS PROPIEDADES PETROFISICAS DE
MUESTRAS DE ROCA CON POROSIDAD
SECUNDARIA



Capitulo 3

Método Experimental para Determinar las Propiedades
Petrofisicas de una Muestra de Roca con Porosidad Secundaria

nformacion petrofisica de un yacimiento es

La manera mais confiable de obtener

cl anilisis de nac! de pozo en cl laboratorio. Sin embargo, Ias muestras de roca

tlevadas al laboratorio. gencralimente son extraidas de las partes densas de la roca, ya que es

dificil recuperar muestras representativas del medio fracturado. Es ésta la razén por la cual

en los anilisis con i les de nicl de pozo, se obticuen las caracteristicas petrofisicas

que corresponden a la matriz de 1a roca y no a las fracturas. En algunos micleos si es posible

in de porosidad secundarin,

obscrvar Ia presen

Gsi Hond

petr T

A partir de In informacion obtenida durante

en el laboratorio. se han observado comportamientos muy especificos para ciertos tipos de

roca y basados en dichas observaciones, se han podido dcfinir de manera muy aproximada,

stema de porosidad

los pardamectros petrofisicos tanto de la matiiz de Ia roca como del s

secundaria.

Mediante métodos de desplazamiento de fluidos se determina la permeabilidad

relativa de los miclecos; pero aun no ha sido posibl 1 un portamicnto de
permeabilidad relativa y saturacidon para Ia matriz de fa roca y para el sistema de porosidad

secundaria de manera individual; hasta hoy s6lo se determina una curva promedio que

incluye a todo el medio poroso en conjunto. Aunque existen varias técnicas y métodos para

medir las propicdades petrofisicas de las rocas. cada laboratorio adopta su propia técnica y

la perfecciona scgim la experiencia que adquicre a través de sus analisis.

Se pr a conti los métados de diciéon ¢ interpretacion emplendos en
¢l Laboratorio de Anilisis de Nuclecos Naturalmente Fracturados, para obtener los

parimetros petrofisicos mas importantes de una mucstra de roca naturalmente fracturada,
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n de Porosidad

3.1 Determina

Para medir porosidad es necesario detenninar dos de los tres volimenes que la
definen: el volumen total de la muestra, el volumen de poros y el volumen de granos.
Existen varios métodos de laboratorio para determinar Ia porosidad de rocas intergranulares
y consolidadas, pero la mayoria sc aplican a muestras de roca pequeiias. Debido a lo
pequeiio de las muestras, la distribucién de la porosidad de un yacimiento se determina

distico; de un 1] o de tidas de porosidad de muestras del

mediante algitn método

yacimiento.

En este laboratorio (Fig. 3.1) sc determina la porosidad efectiva predominante de
fractura y de matriz de las muestras, a partir de su comportamicnto en funcion del esfuerzo
de confinamiento efectivo, midiendo los volimenes de poros para cada valor de incremento

de presion de confinamiento efectiv-o aplicado a la muestra y el volumen de roca; el volumen
idiendo dos presiones con el : ro det

de poros intercomunicados se determina
porosimctro, con cl proceso siguiente: se inyecta gas helio en los cilindros de referencia del

porosimetro, hasta alcanzar una presion base cercana a las 100 Ib/pg2, después se expande el
rdros de referencia

gas dentro de Ia muestra y se mide 1a presion estabilizada en los ci

s sc caleula el vol de

concctados con los poros de la muestra, con estas dos pres
poros empleando la ley de Boyle, con las dimensiones de Ia muestra se calcula su volumen

total y la porosidad efectiva con ¢! cocicnte del voluinen de poros antes mencionado entre cl

volumen total de roca.
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Fip. 3.1 Sistcon de medic
celda bas

de permeabilidades, de izquicrda n derecha homba de alta presion.
a de pruchas, tablers de mé de per itidad y ac

de alta presion,

Para definir el comportamicnto de porosidad efectiva sc mide el volumen total, de

porosidad primarin y secundaria, para diferentes incrementos de presion de confinamiento
cfectivo, la variacion del volumen

de poros icad define P amientos o
relaciones lineales aproximadas, que caracterizan los efectos predominantes, para diferentes

grados de fracturamicnto y ¢l de matriz. Este proceso de experimentacion simula por
analogia, el

i} iento de Ia for ion prod

a. que reduce su presion conforme se
incrementa Ia extraccion de hidrocarburos.,

Se construye una grafica de volumen poroso de porosidad efectiva contra el
incremento  de  pres

n de confinamiento cfectivo (Fig. 3.2). La griafica presentara

gencralinente dos lineas rectas con pendientes diferentes. La recta de mayor pendiente

representa ¢l comportamiento predominante de 1a porosidad secundaria, y 1a de menor

pendicnte corresy de al J icnto  pred ¢ de la matriz de Ia roca. Se
extrapolan ambas lincas rectas hasta intersectar 1a ord da al origen do cl incy o
de presion de confinamicnto es cero, en este punto se defi las porosidades o volu

dc poros corrcspondientes a la matriz de 1a roca y al sistema de porosidad secundaria
maxima.
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Fig. 3.2 Porosidad cfcctiva de matriz y de fractura

Deterntinacion de 1a Compresibilidad de Matriz y Fractura en el

3.2
Laboratorio
En un yacimiento fracturado la compresibilidad del sistema de roca juega un papel
muy importante, especificamente si existe una gran diferencia entre las porosidades de

nuatriz. y de fracturas.

La compresibilidad es diferente a cualquier presion, siendo mayor generalmente al
se por medio de Ia ccuacion,

disminuir ésta. La compresibilidad pr puede

expresada en la forma:
c=——-A” véase 2.36
7 ap

La literatura define varios tipos de compresibilidad, las cuales dependen de que
volumen de la muestra porosa sc deforma. pucde referirse ya sea al volumen total (M%) o

unicamente al volumen de poros (J3, ). o al volumen de sélidos.



A 3.1
Compresibilidad del volumen total: ¢, = —l—- - -‘i-
Va d
" ye 1 d 3.2
Compresibilidad de solidos: =5 -—ry
- 1 3.3
Compresibilidad de poro: Cr =y

Para.determinar la compresibilidad de la matriz de Ia roca y de la fractura se calculan

fas peandientes de cada linea recta obtenidas al grificar la porosidad efectiva comtra cl
incremento  de presion  de confinamiento  cfectivo, y s¢  aplica la  definicién de
compresibilidad. En este calculo se toma ¢l valor extrapolndo al origen antes mencionado

correspondicntc a la presion de confinamiento efectiva de cervo. (Fig. 3.2)

3.3 Dcter
Laboratorio

inaciéon de Ia Permeab

Iad de ia Matriz y de Ia Fractura en el

Mediante la inyeccion de agua, aceite o de gas en

per te y apli do 1a
ley de Darcy, sc detennina la permeabilidad de un miclco en ¢l laboratorio. La habilidad de
una fractura de una roca para conducir un {luido cuando 1a saturacion del fluido es del 100%
del io es ida como permea

P ilidad absoluta de 1a fractura.

Permeabilidad al Gas

Para medir csta propicdad, la muestra se debe limpiar, sccar y montar antes de
introducirse en la en 1a celda de permeabilidades en la forma siguiente, (Fig. 3.3): 1a muestra
se cubre lateralmente con una mangn de viton o silicon y sus extremos con mallas de acero
que se extienden parcialmente hacia un lado y dispersores de flujo. Una vez que la muestra
estd cubierta por tadas partes. se monta en la celda de permeabilidades, posteriormente 1a

cclda se Hena de accite mineral, ¢l cual permite comprimir exteriormente la muestra y también
\! 1a a las. dici

de prueba que se descé.

27



Fig. 3.3 Diagrama de mucstra ensamblada

El sistema de flujo esti compucsto por varios modulos de control o medicion, el de
presion corriente arriba, o de regulacion de presion dcl gas antes de la muestra, el de presion
diferencial, el de vilvulas que regula la presion del gas después de la muestra y el de
fludémctros que mide el gasto de gas, todos cllos interconectados con lineas de acero de alta

presion.

El suministro de gas proviene de un tanque de nitrégeno que se conccta al médulo de

presion corricute arriba. pasando posteriormente a la muestra y de ésta al médulo diferenc

y fi ¢ pasa al médulo de

fluémectros o sistema de medicion de gasto del flujo y se purga a la atindsfera.

después et gas (luye al modulo de valvulas de

El calculo de la permeabilidad al gas sc realiza por medio de la ley de Darcy,
emplenndo un programa de computo, desarrollado en hojas de cilculo de Lotus®, utilizando
los datos de la muestra del gas, y los obtenidos durante la prucba. Los datos medidos durante

la prueba son: presion de confinamicento, presion de poro. gasto de gas, caida de presion y

P ura. Las dici de permeabilidad al gas de cada grupo corresponden a cambios

de presiones de flujo o gasto de gas, para corregir por efecto de deslizamiento o de



Klinkenberg y/o de alta velocidad. Las dici

sc hicicron con gastos pequciios y con
1 posible, dentro de ia idad de dida del

pr lo mas g

¥ Juipo, esto
para reducir el tiempo de operacion y mantenerse prefcrentemente dentro del rango de

régimen de flujo laminar.

Las penmncabilidad al gas repartidas en tres grupos de datos para cada wna de las

muestras, correspondicntes a cada uno de cllos Jas mediciones de permeabilidad de las tres
direcci perpendi

laves entre si: una axial (vertical), y dos horizontales, una de las
horizontales sc selecciond por observacion directa de la muestra, esperando que por ella

pasara la mayor cantidad de fluido. ¥ se identificé como horizontal 1, y la otra horizontal
perpendicular a clla como horizontal 2.

Los grupos de datos de permeabilidad al gas medidos en las tres direcciones, son
graficados contra cl inverso de la presiéon media, para varias esfucrzos de confinamicanto de

500 hasta 10 000 Ib/pg2, para cada una de las dir antes i das.

Para mucstras naturalmente fracturadas se determina en todos los grupos de datos el
tipo de régimen de flujo de prueba y principalmente en cl caso de obtener comportamicntos
de permeabilidad al gas contra el inverso de la presion media lineales pero dudosos, con
ordenadas al origen negativas. o comportamicntos no lincales. Estos grupos de datos cn
estudio deben ser corregidos también por efecto de alta velocidad, y para cllo sec emplea el

método grafico de correccion diseflado cn cste Iaboratorio. a través del cual sec obticnen la

Bilid bsol
per J

a y los coeficicentes de desli icnto de alta velocidad.

Todos los grupos de datos de permeabilidad al pas, se grafican contra el inverso de su
presion media para cada direccion y el esfuerzo de confinamicnto efectivo que varia de 500
hasta 10 000 W/pg2 se degja como parimetro, La mayoria de los gnipos aparentemente
presentan un gran efecto de deslizamiento. pero una vez que son corrcgidos por ¢l cfecto de
alta velocidad, los valores reales de permeabilidad al gas son notablemente mavores, con

efecto de desli tento pequciio y en

se determinan valores de permeabilidad



absoluta notablemente mayores; en contraste, hay grupos que presentan un efecto de
deslizamiento pequeiio y un cfecto de alta velocidad despreciable, con un valor de
le a la absoluta

permeabilidad al gas que practi © corresy

E!l comportamiento de Ia permeabilidad absoluta en funcion del esfuerzo cfectivo para
cada una de las tres direcciones de cada muestrn presentan generalimente dos tendencias

lineales: la de mayor pendiente corresponde al efecto predominante de fracturas y canales de
de conf i efectivo se van

Nujo, los cuales conforme sc incrementa Ia g
I Ia otra i i

cerrando, micntras que la permeabilidad se reduce hasta que sc
g con efecto predomil de
< 3ad

lineal, que corresponde al comportamiento de roca |

matriz. El cambio sucede a las 2 000 lb/pg2. similar al comport o de Ia por

efectiva.

la permeabilidad de fractura, y se considera que el

Con base a lo anterior, se¢ calcu

de tanto al flujo de Ia roca homogénea como al de fracturas o

arca exf a al flujo corresy
canales de flujo, y que ambos flujos. el de fractura y el de matriz. son en paralelo y el flujo de

icmpre existe. .o permcabilidad  de  finctura  se  determing,  restando de la

matriz
permenbilidad el efecto predominante de fractura, In permeabilidad extrapolada del efecto

predominante de matriz, para un valor del incremento de presion de confinamiento efectivo

scleccionado.

Permeabiidad Absoluta al Agna o aceite de F-ormacion.

Con las mucstras saturadas cien por ciento con agua o aceite de formacion, sc miden

bsoluta con el mj quipo de permneabilidad al

los datos para determinar su permeabilidad
gas. Para esto sc colocan las muestras cn la celda bisica de permeabilidades, conectada a su

vez al sistema de flujo, que esta formado por Ia bomba de alta presion de gasto constante, el

moédufo de presion diferencial y por el moddulo de control de contra presion. El sistema de

flujo se Ilena con agua o aceite de formn id después se increl Ia presion de
confinamiento efectivo a la muestra por pasos, y en cada uno de los pasos se determina la
I el rég pern e, para varios

permeabilidad, cuando el flujo en Ia
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gastos a la temperatura deseada. Los dalos registrados durante estas pruebas son: presion de
poro, caida de presion, temperatura. gasto del fluido, presion de confinamicento efectivo,

tiempo de flujo y volumen inyectado.

Con una hoja de cilculo de Lotus 123®, en la que se ha programado la ley de Darcy,
se calcula la permeabilidad absoluta al agua o accite de fornmacion a partir de los datos de la
y las propicdades del fluido.

muestra, los datos obtenidos durante la deter

El portami de per bilidad absoluta al agua o aceite en funcion del
incremento de presion de confinamiento cfectivo, comprendidos entre 500 a 10 000 1b/pg2,
es similar al comportamiento de per t d absoluta detcrminado con gas al de porosidad
efectiva,

3.4 Determi i6n de 1a Per bilidad Relativa en el Laboratorio

El dato de permeabilidad relativa es critico en la prediccion del gasto de flujo de una

fase en presencia de otra. El comportamiento de la permeabilidad relativa en dos fases en

fracturas es por lo tanto de importancia iderable en Ia esti i0 ficiente de los gastos
de produccion de los mgdclos de simulacién de imicntos de doble permeabilidad y doble
porosidad.

I.a dcter io de per bilidad relativas  accite-agua  se  realiza  por

desplazamicnto de un fluido por otro en régimen variable (saturaciones variables).

] lo el dtodo grifico propuesto por Jones S, C. y col. (1978), basado en Ia

combinacion de las relaciones fundamentales desarrolladas por Leverctt M. C.(1941) y
Buckley S. E. y Leverett M. C. (1941), con la ccuacion de Welge H. J.(1952), para
determinar la historia de saturacion en la cara de salida de las muestras y la ecuacion
desarrollada por Johnson E. F. y col. (1959), teniendo como referencia las permeabilidades

didas antes del despl icnto y efectiva

bsolutas al agua de iny ion, efectiva al aceite

al agua después del mi; a las mi dici del desp!
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.
Para ecncontrar las permeabilidades relativas en el laboratorio, se emplean

os de fl enr variable.

a po, puede arse

La satura cn el

n de fluido pr
a partir un balance de materia. Las permeabilidades relativas en Ia cara de salida se calculan
con la ccuacion de Welge a partir de Ia historia de saturacion promedio. De manera similar
para calcular la permeabilidad relativa en cualquier punto es necesario el gradiente de
presion por unidad de gasto de inyeccién. La ecuaciéon desarrollada por Jhonson convierte la

inycctividad relativa promedio a un valor en cl punto considerado.

Suposicii del método e J

@ Se ignoran los efectos gravitacionales y la presion capilar
e Las permeabilidades relativas se expresan en funcion de Ia saturacion.

» El flujo fr i 1ylavi sidad efecctiva deben ser valores puntuales y no promedios,
p y

PR

Teulad, también en

de la saturacion. Lo que mas conviene cs tomaslos a fa

entrada y salida del nicleo.

Procedimiento

. Scefecthaun d iento cn régi transitorio lineal

. Sc satura cl niaclco con agua

. Se fluye accite hasta la saturacion de agua irreductible

. Scdctermina el gasto de inyeccion

tend.

. Las fracciones de agua y accite exy son d

y

1
2
3
4. Seiluye agua a través del niicleo a presion a gasto constante
5
6
7. Elvolumen de agua inyectada cs expresado cn volumen de poros Q.

Con la saturacion de agua 1, se calcula la saturacion media cn funcién del gasto de

yeccion.

3.4



di a un gasto inyectado sobre la curva de

8. Se traza una t ¢ corresy
saturacion media vs. gasto inyectado, y se extrapola la tangente hasta interceptar cl egje de

las ordenadas, asi se obtiene Ia saturacion correspondiente a dicho velumen inyectado de

agua a la salida del nicleo.

S 3s
9 Se calcula In vi idad cfectiva en funcion de Ia saturacion.
= Ap Ap, 3.6
=) 3
g o
donde 41, cs Ia viscosidad del fluido usada para encontrar Ia permeabilidad absoluta.
.o da 3.7
4 —dQ
10. El flujo fraccional a la salida del niicl se calcula en fi ion de la saturacién media, la
saturacion a ia salida y ¢l volumen de agua inyectado
Sa=(5--5.)/0 38
y
Sa=1-Jn 39
donde:
310

S, =25.-S5.

11. Las permeabilidades relativas al agua y al aceite (expresadas como funciones de la

saturacion) son;
an

ke =p S /%
k=g, fea /A5 312

Permeabilidades relativas en rocas heterogéncas

Las rocas intergranulares, intercristalinas, fracturadas y vugulares con diferentes
tener permeabilidades relativas similares. Por otra parte,

fi i porosas,
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rocas con permeabilidades y p. idad imilares il tener bilidades relativas

| |

muy diferentes. Es dificil interpretar datos de permeabilidad relativa en régimen variable

confiables en mucstras de nacl 1 2 debido a la sensibilidad de Jos resultados, a
la de 1a heter idad, gastos de iny ion, 1 itud del micl y mojabilidad.
Segun Sigmund y McCaffery (1979) t que los dos de permeabilidades relativas

d; d en ¥ de nucl F 4 no ser aplicad do el yacimi es

1ad,

heterogéneo razén por la cual ¢! uso de es de y os surgio para interpretar
datos de barrido cn ¢l laboratorio y determinacion de permeabilidades relativas para cada

uno de los sistemas que constituyen cl medio poroso.

En rocas vugulares cxisten regiones de saturacion donde se han observado pequeiios

cambios en las pcrmenbilidades relativas (Ehrlich, R. 1971). Las permeabilidades relativas de

fractura d d i! del flo de la fractura, forma, aspereza, condiciones de

esfucrzo, orientacion de las fracturas, saturacion del fluido, mojabilidad, relacién de

viscosidades, capilaridad, relacién gravedad-vi idad y relacion de densidad

E! grado en ¢l cual Ia medicion de las permeabilidades relativas en el laboratorio se

al i{ del yacimi dey icn de las dici de la prueba y de

los fluidos utilizados durante la medicién
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CAPITULO 4

MODELOS DE SIMULACION NUMERICA DE
NUCLEOS




Capitulo 4
Modelos de Simulacion Numérica de Nicleos

El objetivo de la i i

ia de y

os cs obtener la maxima recuperacion

de hidrocarburos de un yacimiento petrolcro. Para lograr cste
objctivo, ¢l ingenicro de yacimi plea principios cientificos para desarrollar modelos del

Y Los delos son dos para simular cl

21,

¥ del y o ante
diversas opciones de produccion y aceuperacion de hidrocarburos a lo largo de su vida
productiva.

A uivel de laboratoerio, es posible determinar los valores de recuperacion de aceite de

una muestra de roca. Medinnte un simulador numeérico, puede obtenerse Ia recuperacion de
fluid previ e did

en el laboratorio, a partir de una bi 10

de propiedad
petrofisicas de la roca y caracteristicas de los fluidos que la saturan. Basandose cn estos

conceptos, sc¢ cmplean los datos de laboratorio para construir un modelo de simulacion

numérica apropiado para reproducir un comportamiento de flujo esperado.

A continuacién se presentan cuatro dclos de simutacid

de nucl que T Jen ser
utilizados para reproducir el comportamiento de Ia permeabilidad relativa tanto pars la matriz
de la roca como para cl sistema de porosidad secundaria; datos que son esenciales cn los

estudios de simulacion numérica de yacimientos naturalmente fracturados.

4.1 NModelo Hlomogénco

El movimiento de fluidos en medios porosos ha sido dc interés en muchos campos de la
in. Como

existe gran cantidad de estudios Hevados a cabo cn los ultimos

treinta ailos. La mayoria de los pr di os de alisis de flujo han considerado al
yacimicnto como un medio homogénco.
Para simular el portaimi de flujo en una muestra de roca se sclecciond un

modeclo homogénco. A partir de los datos obter

dos en las pruebas de desplazamiento agua-

3s



aceile realizadas en el laboratorio, se construyé 1a base de datos de entrada para el Simulador
Numérico SIMPUMA-FRAC (Apéndice A).

En cl delo é pleado sc id

O la existencias de una sola region
petrofisica en ¢l sistcma rocoso, cuyas propicdades petrofisicas eran conocidas y oblenidas en
¢l laboratoria.

Se seleccionaron las curvas de volumen de aceite producido contra volumen de sgua

inycctado y de flujo fraccional contra saturacion de agua, para realizar el ajuste del simulador.

Aofirii g

Un primer paso en la formulacion del delo de simul

s la n de la swila

de simulacion que ha de ser empleada. En este caso, se realizdo un anilisis de sensibilidad con

una malla inicial de 6 x 6 x 7.

Fig. 4.1 Malla de simulacién de 6x6x7; *1™ €5 1a direcciéon de flujo

Sc analizd ] efecto de la malla en Ia diteccion X ¥ para cllo se aumentd la malla hasta
X =12, sin variar ¥ ni Z. En las figuras 4,28 v 4.2b es posible observar que 1a variacion del

numero de celdas en Ia direccion A" no tiene efecto alguno sobre los resultados de produccion

v flujo fracci 1 arrojados por el simutador, por lo que no fue io i
dc la malla en dicha direccion.

ar el
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MODELO HOMOGENEO

L

8 malla 6x6x9
® malla 1Z2x8x9

o8

0.6

0.4

W (ermy)

Fig. 4.2a Sensibilidad de Ia malla en Ja direccién “X™,

B0

(C i de Py 6n).
MODELO HOMOGENEO
“ I
i
1
i
S malaGx6x9
® malls 12x6x9
i
1 . . ! .
o2 0as oe os 1

Sw

Fig. 4.2b. Sensibitidad de Ia malla en (a direccién “X™,

(Flujo Fraccional).
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En la di ion ¥ o+

figuras 4.3a y 4.3b, no existe variaciéon en los resultados arrojados por el lad
MODELO HOMOGENEQ

20

E-3 © mafia 12x6 x9
w rala 12x12x9
o 200 a0 59 800 1000
WA (cm)
Fig. 4.3a Sensibilidad de la malla en 1a direccién V",
(C de Py 6n).
MODELO HOMOGENEO
1

oe e e

0.8 | e b —
= L
4

04 .

: ©mala 12x6 x9
B i - malla 12x12 %9
02 - :
o 1 " ,1 R i n
o 02 oa os Y] 1

Sw

Fig. 43b  Sensibilidad de 1a malla en la direccion “Y ™, (Flujo Fraccional).

6 la malla hasta ¥ =12, y como lo muestran las
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El incremento de la malla en [a direccién Z tampoco afecté el comportamiento de las

curvas scleccionadas (Fig. 4.4a y 4.4b).

MODELO HOMOGENEO
20
- —
E 10
E-4 - *mola6xBx 7
/ S mamEx6x9
° J
0 200 400 600 800 1000
W (em?)

Fig.4.4a. Sensibilidad de ta malla en la direccién “Z™,

(C i de Pr O

MODELO HOMOGENED

ex7

cs 1

Fig. 4.4b. Sensibilidad de la malla en la direccién “Z*, (Flujo Fraccional
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La malla seleccionada a partir del andlisis anterior fue de 6 x 6 x 7, ya que no es
necesario mayor detalle cuando Ia roca es homogénca y sus caracteristicas petrofisicas son

as en el laboratorio.

directamente obter

Los datos de entrada al simulador para la muestra 1 sc indican en: Apéndice A.

4.2 NModelo Homopénco-Fracturado

En c! cstudio de las yacimientos naturalmente fiacturados, la simulaciéon numérica

] d licacion de simuladores requicre

constituye una herramicnta muy sin embargo, la af
las propiedades de matriz y de fractura tales como: porosidad,

del conocimicnto de
permeabilidad, compresibilidad, permeabilidad relativa y presion capilar. Todas las propiedades
das direct e a partir de mediciones

petrofisicas de In matriz de la roca pueden ser deter
de laboratorio, sin cmbargo las propicdades de fractura, generalmente son supuestas u

obtenidas de mancra indirecta.

La dificultad para obtenecr las caracteristicas petrofisicas de las fracturas en el

laboratario, se debe principalmente a que Ias muestras de roca son extraidas de las partes mis
i del flujo a

densas del medio poroso. Por esta razon, una manera de cl ¥

través de Ias fracturas, seria inducir una fractura artificial de per

conocidas,

Para este estudio, se¢ generé una fractura artificial que dividia In roca en dos partes
iguales. La roca original era de matriz densa y  baja permeabilidad. Mediante pruebas de

desplazamiento sc determinaron las propiedades petrofisicas de Ia muestra de roca original y

fracturada.

Para simular el flujo a través de la mucestra de In roca fracturada, sc selecciond
primeramente  un modeclo homogénco  delimitado por dos regiones petrofisicas con

carncteristicas diferentes. La region 1 constituida por Ia matriz densa de la roca, cuyos

40
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parametros pet i fueron didos antes del fracturamicnto. La fractura a! centro de la

roca se definioé como la region 2,

La malla de simulaciéon fue definida de acuerdo a la informacion de las dos regiones
petrofisicas existentes. En la direccidon de flujo "X" se tomé como base la amplitud de la
fractura para crear la malla, siendo ésta de menor dimensién hacia el centro y creciente hacia

fos cxtremos (Fig. 4.5). Eu Ias direcciones "Y" y "Z" solo sc dividié la longitud total en tres, ya

que la matriz de !a roca era densa y homogénea. Finalmente la malla de prueba fue de 11x 3x 3.

h

Fig. 4.5 Malla de simulacién de 11 x 3 x 3. ( Modelo Homogénco-Fracturado). “x* direccion de flujo.

Y Ia sensibilidad de la malla se muestra en las grificas 4.6a y 4.6b de la siguiente pagina.

MODELO HOMOGENEO-FRACTURADO

80
40 e — R et e B
3
=
ES /
20 & malia 1% x3Ax3
& malla 21 xIxJ

|

Wi (em?)

800

800

de Pr

Fig. 4.6a Sensibilidad de Ia malla en la direccion “Z*, (C
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MODELO HOMOGENEOD-FRACTURADC

- { 1
os ;
- |
i
os
= | i
= |
oa| b JRUR
H armalla 11 x3 %3
i ©mata 2t x3x3
02 . o N e S
i |
— | A ! L 1 i 1
o o2 o4 os os 1

Fig. 4.6b Sensibilidad de la malla en 1a direccion “X", (Flujo Fraccional),

La Gnica incognita para definir pl cel delo 1 ¢ ~fracturado era la

permeabilidad relativa al agua y al aceite correspondientes a la region 2, Mediante un método
de ensaye y error, a partir del tipo de curva de & vs. S. obtenida en el laboratorio, se

movicron las curvas de permeabilidad relativa hasta conseguir un ajuste en la produccion y el

flujo fracci

nal medidos en ¢l laboratorio con los calculados por ¢l simulndor.

Se probaron diferentes curvas de permeabilidad relativa al agua y al accite y se observa

que la suposicion de linealidad ( & = Su. k.= S, ) asignada al sistema de porosidad secundaria,

es acertada aan cuando los efectos gravit

son despr durante el desplazamiento

dei aceite por agua en una muestra de roca de aproximadamente 6 cm x 17 cm. A nivel de

imi no es ad do despreciar la segregacion gra pues cl esp de la roca

permite que los cfectos sean bastantes considerables.
A parttir de las curvas de permeabilidad relativa (Figs. 4.7d y 4.7g) sc observa que el

agua desplaza de inmediato al accite inicislmente contenido en la fractura y posteriormente

comicnza a fluir el aceite por la matriz de la roca. El agua fluye entonces principalmente por la
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fractura como puede observarse en el flujo fr

les de In

matriz (Figs. 4.7¢e y 4.7f). El aceite ain contenido en Ia matriz de 1a roca es expulsado en forma

discontinua con un efecto i

en la pr

Ce)

Sos|
o
o os 1
Sw
td)
1 1
Sos| {os &
o
o os 1
Sw
(=)
1 1
Sos| Hos &
o
o os 1

Sw

1y posibl por
ion (Fig. 4.c).
()
1 1
Sost Hos &
] os 1
sw
(d)
2]
Sosl
Q oS 1
Sw
{e)
1 1
b
Sost
O
o os 1
Sw
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[40]
1 1 1+ 1
Sost Jos g Sos} {os &
o ° N
o os 1
o os 1
P sw
(o) (g)
1 1 1 1
gosl -‘o.sé Sost Hos &
] * o
o os 1 o os 1
Sw Sw

Fig. 4.7 Permeabilidad Relativa de Ia matriz (Izquierda). Permeabilidad Relativa de fractura
(derecha). (Modelo | g

-acturado)

El ajuste con las diferentes curvas de permeabilidad relativa se muestra en las Figs. 4.8a
y 4.8b.



MODELO HOMOGENEO-F RACTURADO

WA {cmm)

Fig. 4.8 1 de 1n per idnd

relativa en €1 Comportamiento

de Py b, (N U é

Fracturado).

MODELO HOMOGENEO-F RACTURADO
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->c
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oe®
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Fig. 4.8b de da per i
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El mejor ajuste logrado con ¢l Modelo H gé urado se en las Figs.
4.8cy 4.8d.

MODELO HOMOGENEQ-FRACTURADO

.
?e,/o;‘_':__a_e_a—«;—a—e-‘am

Bp em')

20 |4 -

o 1aborstorio
© stmuladar, curvas (d )

i
ey BMT
H
! H
° i i
o 300 600 200
Wi (em?)
Fig. 4.8c Ajuste del p de pr 6n, (Modelo é Fracturado).
’ MODELO HOMOGENEO-FRACTURADO
A T
2 ]
r~ i
.. § . —
0.8 |- H S
H
z I H
b H
oal-f-. / - - : . . R
L t ® laboratorio
. & simutador (d)
02 i S .
i
0 I -
o 02 o4 os o.s 1
Sw
Fig. 4.8d Ajuste del flujo Ir 1. ¢ 1 -ada.)
El archivo dc datos de entrada para ¢l lador con el delo h é fr d

esta en el Apéndice A.
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4.3 Modelo Vugular

En algunos yacimientos carbonatades, la percolacion y las aguas acidas pueden

provocar porosidad y permeabilidad por disoluciéon de la matriz.

La transformacion de calcita a dolomita da como r do una dismi ion del

volumen de roca, lo cual crea huccos (Hohlt), Estos h s¢ i igrlos (peq
cavidades en la roca, con cristales de diferente composicién mineral, término usado con

referencia a las rocas carbonatadas).

Para lar el ¥ iento de flujo debido a la pr in de viagulos o cavernas en
una mucstra de roca, se empleo el lelo I 3 con dos regi petrofisi fefinidas al
igual que en el delo h £ fra do.

wlacion fue de 12 x 12 x 9, con la intencion de tener rﬁnyor detalle

La malla de si
acerca de los vigulos. Se analizd el comportamiento de flujo para diferentes porcentajes de

vugulos en la roca, asi como para diferente distribucion de los mismos. (Fig. 4.9).

«—T

Fig. 4.9 Malla de simutacién de 12 x 12 x 9. “x™ cs la direccién de flujo; (Modclo Vugular).

Para analizar el efecto de Ia presencia de vagulos en la roca se analizaron 4

distribuci de dict agulos a través de la roca, (Fig. 4.10).

47



ERGE

i
;
1

nyap
Fi

]
!
i
)

Fig. 4.10 Distribucion de los viipulos analizados.

Dec lis figuras 4.11a y 4.11b se observa que el comportamiento de Ia produccidén de

accite esta directamente influenciado por Ia manera de como estin distribuidos los vagulos y el

volumen que ocupan. La curva ¢ de las figuras 4.11a y 4.11b, corresy ic a una in de

vigulos comunicados en una direccion perpendicular al flujo.

La curva d corresponde a que hay un mayor porcentaje de vizgulos que en el caso c,

s6lo quc fos viigulos estin distri arbitrariamente en la roca.

de accite y

f.a curva e dc Ia misma fipura representa el T} de la prod

flujo fraccional si se tuviera la ia de vugul il icad ue no abarcarin
¥

el total de la longitud en la direccion del flujo.

La curva f representa ¢l comportamicnto de un conjunto de vitgulos a través de toda la
longitud en la direccion del flujo, que hard el mismo efecto que una fractura en dicha direccion.

La porosidad de los vigulos, es mayor que la porosidad de la fractura ya que el vigulo tiene




)} los fluidos en tanto que la fractura no retiene los fluidos, sino

mas idad para
que sélo los conduce.
MODELO VUGULAR

|
]

6n, (M Vugular).

Fig. 4.11a Compor

Fig. 4.11b Flujo Fraccional, (Modelo Vugular).
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Decl anilisis de las curvas de per d rclativa aplicadas a cada prucha, se obscrva

que do se a una ia de virgul icados entre si, ¢l comportamiento es
similar al caso de tener una fractura de dime nes cquivalentes a la suma de las dimeusiones
de los wvigul La prod ion  del aceite contenido en la porosidad secundaria fluye
i diatamente que i el despl. i » una vez que se hia recuperado la mayor parte

del accite, sc produce toda cl agua con una cantidad despreciable del aceite aportado por la
matriz de Ia roca en forma discontinua. La saturacion inicial en el caso de la muestra fracturada
fue igual a cero y mayor que cero en ¢l caso de la muestra vugular, por esa razén se nota el
desfasamiento de las curvas del flujo fraccional para uno y otro caso. Sin cmbargo, la tendencia
de las curvas es muy similar, s¢ nota que c! flujo fraccional de agua llega casi al B0%

inmediatamente, (Figs. 4.12a y 4.12b).

COMPARACION VUGIR. OS COMUNICADOS-F RACTURA

o 00
WM (em)
Fig. 4.12-a C acién del ¢ por i de producciéon entre jos modcelos de
wviagulos comunicados, fractura en el C de Pr

s0




COMPARACION VUGULOS COMUNICADOS-FRACTURA

© fisctura
4 vigulos comunicados

— - n n
o8 os 1
Sw
Fig. 4.12-b C acién del ¥ del Flujo Fr entre los
dc viigulo fractura en ¢l Flujo Fraccional.
Cuando los wiigul se distribuyen arbitrari ¢ en la roca, como generalmente

ocurre: cada vigulo tiene un tamaiio diferente, y por lo tanto sus caracteristicas petrofisicas

también difieren. El comportamiento de permeabi

dad relativa en este caso es mis parecido al
de una roca homogénea que tiene valores de porosidad y permeabilidad diferentes en 1a region

que corresponde a los vizgulos.

4.4 Modelo Fracturado (de Doble Porosidad)

Un aspecto complcjo ¢ importante al modelar un yacimiento fracturado es representar
corrcctamente Ia transferencia de fluidos entre los bloques de matriz y ¢l sistema de fracturas.
Algunos autores han representado la interaccion matriz-fractura por medio de modelos
simplificados, los cuales suponen a los bloques de matriz como un medio con propicdades
promedio, sin considerar el detalle de flujo dentro de ellos. Otros autores, han representado la

interaccion modclando el detalle del movi

niento de fluidos dentro de los bloques de matrizy su

efecto en la transferencia de fluidos con el sistema de fracturas.
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fracturada esti constituida por bloques porosos y
i de los blog varian

Scha iderado que una for

permcables gencralmente separados por fiacturas y donde las di
segin el tipo de roca. L.a amplitud y longitud de Ins fracturas regularmente son de dimensiones

mucho mayores que los canales de flujo de los poros; por lo que Ia permeabilidad de las

fracturas también es mayor que la permecabilidad del sistema de poros. El concepto anterior
idad de al 5

permite afinmar que parametros, tales como ia permeabilidad y ia
de una formacion, resultan ser diferentes para un medio poroso uniforme y un medio poroso

fracturado o heterogénco.

En Jos modclos desarrolindos para el cstudio de yacimicntos fracturados, los sistemas

formiados por la porosidad primaria y la porosidad faria son iderados como
uniformemente distribuidos a través de todo cl i y Ia for ion es dio es
ivalente a un si heter ; serd

considerada como un medio de doble porosidad o eq
unicamente el modelo de doble porosidad el que sera descrito, ya que en este modelo esti

basado el simulador utilizado para el analisis aqui presentado.

o trd

4.4.1 Modelo de doble Por

i fracturado

ivo de un

El concepto de medio de doble porosidad repr
fue introducido por Barenblatt y otros, como resultado del estudio del comportamicnto de un

acuifero fracturado.

Su modclo supone la existencia de dos regiones porosas de diferentes caracteristicas,
tanto de porosidad como de permeabilidad dentro de la formacion. Un medio constituide por
espacios porosos pecqueiios (porosidad en el sistema de matriz), y otro medio formado por

espacios porosos de mayor dimension (porosidad en el sistema fracturado).

En el campo de la Ingenierin Petrolera, h, investigadores han fiado y
modificado ¢! modclo de doble porosidad para luci al probl del flujo de
tuci Titk para el compor

fluidos, y a partir de dichos estudios han surgido
transitorio de presion cn el yacimiento (Warren y Root, 1963, Odeh, 1965, Kazemi y otros,
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1969, de Swaan, 1976). En general, las conclusiones obtenidas por los diferentes autores no
son similares, esto pucde deberse a que cada autor a diad

yacimi fir d con
. . v bajo . .

Para probar las condiciones extremas de flujo en una muestra de roca de diametro
P se 16 ¢l despl iento de fluid

en la roca artificial fracturada con el
modelo de doble porosidad.

La informnacién requerida por el simulador SIMPUMA-FRAC en el modclo de doble

d es la correspondi a cada una de las regi P fisi (Apéndice A)

2d

Para definir 1a extension de Ia fiactura, ¢l simulador requicre las dimcusiones de los
q de matriz y

P que hay una fractura al borde de cada bloque.

Por ensaye y error sc traté de representar 1a fractura en la muestra de roca, y se
supusieron diferentes tamaiios de los bloques de matriz.

En a la per bili

iad rclativa, las curvas que suponen lincalidad entre la
permeabilidad relativa y la saturacion se asignaron al sistema fracturado y los valores obtenidos

en laboratorio para €ste mismo parametro petrofisico se atribuyeron al sistema de matriz.

Se icron curvas de per bilidad relativa y se realizaron las prucbas
y dientes con el simulad parn fi

corr

su cfecto sobre el comportamiento de
produccion de fluidos de la muestra de roca. Los resultados de las prucbas sc muestran en la
(Fig. 4.13a y 4.13b).
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MODELO DE DOBLE POROSIDAD

o8
Y] — — ©laboratorlo —__
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o " . " ! .
) a2 04 os oa 1
Sw
Fig. 4.13a. Sensibilidad de 1as curvas de permeabilidad relativa
en el flujo fraccional. (Modelo de doble porosidad)
MODELO DE DOBLE PORGSIDAD
a0
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«©
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Fig. 4.13b. Scasibilidad de Ias curvas de permeabilidad relativaen el

Ce

de Pr

«

de Doble Por 3.
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Las figuras 4.14d y 4. 14¢ son curvas representativas para la matriz y para el sisteina de

porosidad daria ( los y fracturas). Se observa una aj i on con las obtenid,
para el lelo de H g Fracturado y la dinamica del despl. i de fluidos a través
de la roca es ¢l mismo,

En estc del j las di 1 i d a la fractura y las curvas de
permeabilidad relativa que corresponde a la matriz, conservan aun un efecto de porosidad
secundaria Jo que nas lleva a la conclusion de que la matriz no es completamente densa, sino
que existen poros de mayor tamaiio que podrian ser 1 islad. demas de la fractura
apnrcnlc.

(d) ()
1 1 1 t
s o B
Z0s os & Sos} {os &
o o
) os 1 o
Sw o os 1
Ce) (=)
1 1
1 1 1
os - {os
£ $ Sosi 4os 2
o s
° o5 ! o os 1
Sw
Sw
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Figs. 4.14 Permeabilidad relativa de 1a matriz (izq.). Permeabilidad relativa de 1a fractura (der.)
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El mcjor ajuste del } i de pr de aceite y agua y del flujo
i curvas de per bilidades relati para

fraccional del agua se obtuvo a partir de las
Ia matriz de la roca y para cl sistema de porosidad secundaria (viagulos), (Figs. 4.15a y 4.15b).

MODELO DE DOBLE POROSIDAD

P e Lo

© laboratorlo
-© sinndador, arva (@ )~ -

i
1
I

W (crm?)

de pr

Fig. 4.1%a Ajustes del co
(Modelo de Doble Porosidad).
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MODELO DE DOBLE POGROSIDAD

-3

© simulador, curva (e )

N N s

Sw

Fig. 4.15%b. Ajustes del flujo fraccional, (Modelo de Doble Porosidad).

os

En las Fig. 4.16a sc obticne la comparacion del ajuste de produccion, entre los modelos

de doble porosidad y homogénco fiacturado.

£n Ia Fig. 4.16b se¢ observa la comparaciéon del ajuste de flujo fraccional entre los

modelos de doble porosidad y homogénco fracturado.
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Fig. 4.16a Ajuste de pr on entre los de Doble Porosidad y

Homogéneo Fracturado
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Fig. 4.16b Ajuste de Nlujo fraccional entre los modelos de Dable Porosidad y

Homogéneo Fracturado
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Capitulo 5.

Ajuste del Comportamiento de Flujo en una Muestra de Roca con
Porosidad Secundaria, Mediante Simulacién Numérica

Una vez que se han los det de Simulacién Numérica de Nicleos con

dici para sclecci cl

del

mis

caracteristicas petrofisicas diferentes, sc tienen las

apropiado y reproducic el comportamiento de flujo en una muestra de roca quec prescnta

porosidad secundarin. Esto es posibl diante el

de los parametros petrofisicos

medidos en ¢l laboratorio y las caracteristicas de cada uno de los modclos anteriormente

descritos.

En cste capitulo se analiza ¢l comportamicnto de flujo en una muestra de roca que
presenta porosidad secundaria y que ha sido probada previamente en cl laboratorio. Se detalla

la descripcion petrogrifica de la roca y se muestra uua tomografia de la misma, como una

herramicnta muy imponante en la seleccion del felo de simulacio

5.1 Descripeion petrogrifica de In muestra 1

La roca esti constituida cn un 50% por fingmentos grandes de roca calcirea. 48% de

matriz ( ante) y 2% de bioclastos

La porosidad primaria es exigua y por dolomitizacién muy poco desarrollada. con
cristales aislados catre los fragmentos. La porosidad secundaria, intercristalina en la mayor
parte del cementante, parcce ser producto de una doble dolomitizacion.

La muestra de roca presenta alg ugul icados por 1 pilares o

scllados entre si con calcita. La porosidad de origen intergranular y de estilolitas es escasa,

(Martin M. M. y Jaime B. D, 1993),
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MUESTRA
1

PROFUNDIDAD (MDBMR) ‘ LONGITUD UTIL (crm)
4353.0 - 435332 ‘

17.98

5.2 Modciado

Para caracterizar con mayor detalle la ubicacién y porosidad de cada vigulo en la
muestra, sc pled tat grafia del nucl

(Fig. 5.1).

A partir de In tomografia se sclecciono una malla de

aproximad del
tamaiio de los vigulos. Como la tomogratin fuc tomada cada 2 centimetros en direccion

vertical de la mucstra de roca, se definié una malla de 12 x 12 x 9, ya que sc tenian 9 tomas
verticales. El tamafio de 1a malla co

se sclecciond para tener mayor detalic de las
caracteristicas de cada vigulo,

En relacion a la porosidad, con base en la tomografia fucron asipnados difercutes valores de
porosidad para cada cclda de la malla; tanto en la matriz de la roca como en los vigulos.

Aunque para esta asignacion la escala de porosidades fue supuesta, ya que la tomografia indica
los valores aproximados de poro

ad con una escala de colores. La permeabilidad absoluta
para fractura se determing por ensayo y error, €n varios cnsayos conectando ¢l flujo en serie de

1as dos regiones, manteniendo sus valores dentro del rango promedio medido.

En la primera simulacion sc asignaron a la region 1, las curvas de permeabilidades

relativas obtenidas por el laboratotio para la muestra-1. A In region 2 le fiueron asignadas las
curvas de pesmeabilidad relativa que sup linealidad entre 1a per bilid

1 y 1a saturacion.

Se¢ probaron también las curvas de permeabilidad relativa obtenidas en la muestra
fracturada antificialmente, para la region de los viagul con la suposicién de que cada vagulo
pucde modelarse como una fractura muy pequeiia.
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a partir

Otra curva dc permeabilidad relativa pleada en este delo, fuc p
dcl comportamicnto que mostré la roca al ser examinada cn el laboratorio, y la suposicion de

linealidad entre la per bilidad relativa y la saturacion.

La asignacién de 1a permeabilidad relativa en los vagulos fue determinada mediante un
anilisis de sensibilidad, con las curvas de permeabilidades rclativas ensayadas en el modelo
dos pueden observarse en las Figuras 5.2a y 5.2b.

fracturado de doble porosidad, cuyos r

£l ajuste obtenido con el modelo vugular al introducir diferentes valores de
permeabitidad relativa se muestran en Ia Figura 5.1. Donde A indica la direccién perpendicular
a los canales principales de flujo y d menor permeabilidad y B indica Ja dircccién de los canales

principales de flujo y d mayor permeabilidad.
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Fig. 5.1 Ajuste obtenido con et Modelo Vugular con diferentes valores de permeabilidad
relativa
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De las figuras 5.2a y 5.2b observamos que la pr

de porosidad dari
puede ser d da i di

ia

con ¢l flujo fraccional tan alto que se alcanza

ey quc cs jo cn la forma dec la curva de permeabilidad relativa de 1a matriz

(Fig. 5.3a). Esta observacion cs i con cl imi

al esfucrzo efectivo de
confinamiento observado durante las prucbas de Iaboratorio.

La curva obtenida para ¢l sistema de porosidad secundaria indica que a través de los
viagulos se inicia ¢l flujo y posteriormente comienza a actaar la matriz de la roca y la

aportacién de fluidos se hace en forma discontinu sin abrir les de flujo adici les

MODELO VUGUWLAR

W (em?)

Fig 5.2a Comparacion entre curvas de porosidad sccundaria (Flujo Fraccional)
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Fig. S.3a Curva de per ¥ '3 i al flujo de matriz

65



MODELO VUGULAR
SISTEMA DE DOBLE POROSIDAD
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Fig. $.3b Curvas de per id r final al flujo de vigulos

En las figuras 5.4a y 5.4b sc presenta el njuste alcanzado considerando curvas de
permeabilidades relativas parn matriz y para fractura (vigulos) objetivo de cste trabajo a partir

del cual, en un futuro proximo se podra mejorar Ia téenica de toma de informacion y simulacion

vas de mas plia.

para



# Iaboratario

# sknutador
o .

eo B0 1000

WA (em?”)

Fi

. 5.42 Ajuste del compor de pr on con el compor finales de permeabijidades
relativas final de vigulos.
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Capitulo 6

Conclusiones y Recomendaciones

Vit

A p:mi de mediciones de laboratorio no es posible delermlnar de manera individual las
que cor ala nmlnz de 1a roca y ol de i
Sin :mbaq,o las curvas de per bili relativa para el medio poroso en conjunto (matriz y
P ) define per el efecto de cada tipo de porosidad presente en la roca.
Cuando la per ilidad relativa i i en el io inici se i y
luego se i . pucde irse 1a ia de algin tipo de porosidad secundarin y
segan el efecto predomi debe i e un modelo para simular ol desplazamiento de fluidos y

obtencr una curva de permeabilidad refativa de 1a matriz que no incluya los cfectos de 1a porosidad
secundaria y ademas determinar (3 causa de permeabilidad relativa para el sistema de doble porosidad.

Las curvas de permeabilidad relativa para Ia matriz de 1a roca son muy similares al promedio medido
en el laboratorio y para climinar el efecto de 1a porosidad secundaria es necesario mover dichas curvas,
cop aumento de su valor pero sin cambiar 12 forma de 1as curvas.

La ion de li idad entre Ia iSn y 1a per it relativa, porci un buen ajuste
entre la produccién de fluidos medida y 1a calculada por el simulador numérico.

Las curvas de per lidad relativa en ¢! modelo t 2 F pueden

en el modelo de Doble P idad. ya que los r d i de ambos son si

Para fa del compor i de ftujo a través de una muestra de roca, es favorable

cmplear un modelo homopdneo donde pueden aplicarse todos los parsittietros conocidos del sistema
roca-fluidos y posteriormente refinar ef modelo hasta tener 1a mejor aproximacién a lo real.

Las curvas de per it relativa i encl io son ipal del
sistema matriz de roca y son Ia base para definir ¢l comportamiento dc flujo a lr:l\'cl del miedio poroso
en conjunto y obicner curvas agn mas representativas.
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Fractura Lincal

Nomeaclatura

[ of Compresthilidad L Densidad de

[ =9 Compresibilidad de Volumen de Poro Permcabilidad

Cae Compresibilidad de Ia Matriz K, Permeabilidad Efectiva

Cp Compresibilidad de Poro L3 Intervalo de Fractura
i % Longitud ded Niicleo

Toz (Fw) Flujo Fraccional Am Arca dc Ia Denaldad de Fractura
. Radio de Drenc

Ke Permenhilidad "Total . Radio ded Pozo

K, Pormeablidad de In Fractura

Km Permmeabilidad de Ia Matriz.
K Permeabilidad Relativa at Agva
jad Relativa at Accite

K. Pcrmceal

Np Volumen de Accite Producide

P PresiGn de Confinamicnto Total

o Flujo de Fluidos

Sa Snturaciin dc Accite

Sw Saturacidn de Agua

sC Saturacién Media

Wi Valumen dec Agua Praducido

oy Porasidad de 1a Fractura

L. Porvsidad de Iz Matriz

At Viscosldad Efecctiva

™. Viscosidad de Fluido

S Saturacion de  Aceite Original en la
fraciura

S.u Sataracidn de Agua Irrcductible en fa
Fractura

Sotm Saturacion de Accite Original en Ia
Matriz

Compresibilidad de Poro en 1z Matriz
Compresihitidad de Poro en Ia Fractura
Compresibifidad dcl Aceite
Compresibilidad dc) Agus
Compresibhilidad Efcctiva del Aceite

dc Agua Ir
Presién Efect
Presidn de Recuperacion Aparente
Volumen Tatal
Volumen de Matriz
Volumen de Poro
Saturacion dc! Agua en 1a Fractura
- Tensiin Interfacial
S§ Saturacién Annular
Q Ganto
" Viscosidad
K Permeabilidad de Fracturas Solitarias
b Apertura de Ia Fractura
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APENDICE A
ARCHIVG 16 GRABA. —“5C[Z0.NCR

IARCHIVO 12 SALIDA *SOL20.SAL
ICONTROLES - o o
SISTEMA COORDENADO * o
MODOSIM (NO FRAC) “ 1
ISISTEMA UNIDADES - 1
TITULO - MODELO HOMOGENEO
FECHA - 29 -] 1985
NUMERO DIMENSIONES - 3
FASES PRESENTES oga* 1 o 1
ESPESOR TOTAL “0.5577
EFECTOS GRAVITAC -1
CIMA *0.00
CONTACTO A-A 2.0
{PRESION INICIAL “80.0 0.2789
MALLA - (-] 6 7
TIPO FORMULACION . 1
TIPO GEOMETRIA - 1
[TIPO PLANO GEO-1 - 1
PLANO GEO 1-1 * o 1 1 1 10
1.2 * 1 1 1 1 11
1.3 - 1 1 1 1 11
1-4 * 1 1 1 1 11
1-5 = 1 1 1 1 1 1
1.6 = o 1 1 1 10
[TIPO PLANO GEO-2 -1
PLANO GEO 2.1 * o] 1 1 1 10
22 1 1 1 1 11
23 - 1 : 1 1 1 11
2-4 - 1 1 1 1 11
2-5 * 1 1 1 1 11
28 - o 1 1 1 10
ITIPO PLANO GEO-3 1
PLANO GEO 31 - o 1 1 1 10
32 - 1 1 1 1 11
3-3 - 1 1 1 1 11
3.4 - 1 1 1 1 11
3.5 - 1 1 1 1 11
3-8 * o 1 1 1 10
TIPO PLANO GEO-4 -1
IPLANO GEO 4-1 o 1 1 1 10
4.2 - 1 1 1 1 11
4-3 - 1 1 1 1 11
4.4 - 1 1 1 1 11
4.5 - 1 1 1 1 11
4.6 - o 1 1 1 10
TIPO PLANO GEO-5 “ 1
IPLANO GEO 5-1_* 0 1 1 1 1.0




APENDICE A
5.2 - 1 k) 1 1 11
53 * 1 1 1 1 11
5-4 = 1 1 1 1 11
5-5 * 1 1 1 1 11
56 * o 1 1 1 10
TIPO PLA GEO-6 - o
TiPO PLA GEO-7 * o
[TIPO FRONTERA -1
FRONTERA X-Y-Z - 1 o o
KONYC KFASC,KCIMY - 1 3 1
KONYB,KFASB, KBASY - 1 1 1
NXYC.NXZC - 8 7
[COORDENA-Y en i=1 - 1 2 3 4 5 6
ICOORDENA-Z en i=1 - 1 2 3 4 5 6
NXYB,NXZB - ] 7
ICOORDENA-Y en i=nx o 1 2 3 4 56
ICOORDENA-Z en i=nx - 1 2 3 4 56
[Cand. Front. i=1 ~ 0
ICIMA: qwi(inye) * 0.0540
iCond. Front. I=NX = 1
BASE: pwif(prod) *79.156
IEMPOS *0.005 0.125
CONTROL DX 0
LONGITUD DX-1 *0.035
ICONTROL DY -~ 0
LONGITUD DY-1 *0.035
[CONTROL ESPESOR -1
LONGITUD ESP *0.1148 0.1312 0.0658 0.0658 0.0856
LONGITUD ESP *0.0656 0.0492
ICONDATNUM . o o o o ]
ICONTROL GRAFI! - 1 o 1 1 1
NUMERO GRF PERFIL - 7
(TIEMPO GRF PERFIL-1"0.005
ITIEMPO GRF PERFIL-2°0.010
TIEMPO GRF PERFIL-3°0.015
TIEMPO GRF PERFIL-4"0.030
TIEMPO GRF PERFIL-5°0.055
TIEMPO GRF PERFIL-6°0.100
TIEMPO GRF PERFIL-7°0.200
NUMERO GRF RESUMEN - 9
VAR GRF RESUME *QOT 1
VAR GFR RESUME “QWT 1
VAR GFR RESUME °*NP 1
VAR GRF RESUME *‘FW 1
INUMP GRF RESUME * 1
uBIP GRF RESUME * 1
SUMMY-4: QWIT “QWIT 1
VAR GRF RESUME 1
1

VAR

GRE RESUME
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VAR

NUMP

usIP

VAR GRF RESUMEN-8
NUMP

usP
ICONDATNUMOP
DTMIN,ODTMAX
ICONTROL PERFIL
FRECUENCIA IMPRE
INUMERO POZOS
ICOMPREROCA
ICONTROL PETROF|
POROSIDAD-FRAC

GRF

GRF
GRF

GRF
GRF

1-1

1-5

3-5

3-6

RESUME *S5WW
RESUME *
RESUME *
“PWFT 1
RESUME *
RESUME *
- 0
©1.00E-11  5.000E-03
- o
- 50
- o )
« 4.270E-7
-9 o
=0.001 0.0815
0,001
*0.0725 0.15
*0.0275
0.155
0.15
0.098
0.0625
0.0925
o.19
0.16
0.13
0.14
0.0375
0.1
0.2
02
0.21
=01 0.21

“0.001 0.1

1
2
1 2
2
1 2
] o o
]
o
0.08 0.0725 0.0515
0.1 0.0865 0.0525
0.0825 0.085 0.0525
0.075 0.065 0.078
0.0725 0.05 0.0525
0.095 0.075 0.0165
0.205 0.215 0.085
0.19 0.19 0.19
0.1725 0.19 0.185
0.1295 0.135 0.18
0.111 0.14 0.19
0.14625 0.17 0.0875
0.2 0.2 0.1
0.2 0.2 0.2
0.14 0.2 0.19
0.2 02 0.2
0.25 Q.22 0.22
0.24 0.21 0.038

0oo0oo010
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CONTROL PERXHOM

4-1 " °0.001 6.12 0.2 0.2 0.1
“0.001

4-2 ‘0.125 0.22 0.2 0.05 0.06
“0.035

4-3 *0.155 0.25 0.2 0.25 0.25
“0.05

4-4 “0.24 0.25 0.2 0.2 0.2
“0.1

4-5 *0.1 0.2 0.2 0.2 0.014
*0.1

4-6 *0.001 0.064 0.15 0.11 0.001
*0.001

5-1 *0.001 0.125 0.195 0.238 0.05
*0.001

5-2 +0.05 0.3 0.3 o3 0.1
*0.0675

- 5-3 *0.2 0.2 o.18 a.19 0.19

°0.163

5-4 -p0.2 0.2 0.2 0.18 0.17
*0.09

5- *0.075 0.2 0.22 0.19 0.2
011

5-6 *0.001 0.105 0.15 0.03 0.05
*0.001

6-1 *0.5055 0.05 0.25 0.25 0.123
*0.0005

6-2 *0.125 0.22 Q.24 0.3 0.2
*0.037

6-3 0.2 0.2 0.2 0.25 0.2
0.2

6-4 0.2 0.25 0.117 0.25 0.23
*0.15

6-5 0.1 0.2 0.07 0.132 0.185
*0.12

6-6 *0.038 0.1 0.2 0.25 0.125
*0.0555

7-1 *0.5 0.025 0.027 0.025 0.025
“0.001

7-2 *0.1205 0.2 Q.25 0.24 0.24
*0.125

7-3 *0.16 0.2 0.09 0.1 0.18
“0.114

7-4 *0.025 0.025 0.025 0.03 0.03
*0.25

7-5 *0.01 0.01 0.02 0.08 0.175
“0.2

7-6 *0.1375 0.15 0.18 0.2 0.09
*0.13




ITPO ACUIFERG
ICONTROL REGION
CONTROPER
SiITOw
NUSAGUA-FRA
PETROW-FRA-2
PETROW-FRA-3
PETROW-FRA-4
PETROW-FRA-5
PETROW-FRA-6
PETROW.-FRA-T
PETROW-FRA-8
PETROW-FRA-9
PETROW-FRA.10
PETROW-FRA-11
PETROW-FRA-12
PETROW-FRA-13
PETROW-FRA-14
PETROW-FRA-15
PETROW-FRA-16
PETROW-FRA-17
PETROW-FRA-18
PETROW.FRA-19
PETROW-FRA-20
PETROW-FRA-21
PETROW-FRA-22
PETROW-FRA-23
PETROW-FRA-24
PETROW-FRA-25
PETROW-FRA-26
PETROW-FRA-27
PETROW-FRA-28
PETROW-FRA-29
NUPREO

PVTO-1

PVYTO-2
INUPREW
PVTW-4

PVTW.2

CONTROL PERXHOM
PERMEABILIDAD Y-F
ICONTROL PERZHOM
PERMEABILIDAD Z-F 1*

1.25

NN
OOOOOOOOOODOOOOOOOOOOO

62.238
62.238

000~
OOOOOOOOOOOOOOOOOOOOOO

o

46.244
46.244




3 co A
ARCHIVO

GRABATHGF33.NOR
[ARCHIVO SALIDA*HOF39.SAL
ICONTROLES <o [
SISTEMA COORDENADO * o
MODOSIM (HOMO-FRAC)" 1
SISTEMA UNIDADES L]

ITULO MODELO HOMOGENEO-FRACTURADO
FECHA - 26 11 1998
NUMERO DIMENSIONES . 3
FASES PRESENTES oga® 1 o 1
ESPESOR TOTAL *0.5821
EFECTOS GRAVITAC <1
cIMA 0.0
CONTACTO A-A *0.5821
PRESION INICIAL *70.0 0.29105
MALLA XYz < 11 3 3
TIPO FORMULACION <1

PO GEOMETRIA(REG)* o
TIPO FRONTERA . ]

FRONTERA X-Y-Z . 1 o [
KONYC . KFASC.KCIMY . [} 3 1
KONYB KFASB.KBASY . o 1

ICond. Front. I=1 < a

ICIMA: qwiinye) * 0.0540

Cond. Front. i=NX * ]

BASE: pwi(prod) *69.0

IEMPOS °0.000005 0.12

CONTROL DX )

LONGITUD DX-1  *0.051967 0.033927 0.021127 0.011917 0.007263
LONGITUD DX-2 *0.00580  0.007263 0.011917 0.021127 0.033927
LONGITUD DX-3  *0.051967

CONTROL DY )

LONGITUD DY-1 *0.08606

[CONTROL ESPESOR )

LONGITUD ESPESOR *0.18406

ICONDATNUM . [} [} o [} oo0o0o00
ICONTROL GRAFI . 1 o 1 1 1
NUMERO GRF PERFIL .

TIEMPO GRF  PERFIL-1°0.005

FEMPO GRF  PERFIL-2°0.010

TIEMPO GRF  PERFIL-3°0.015

TEMPO GRF  PERFIL-4°0.030

TIEMPO GRF  PERFIL-5°0.055

[TIEMPO GRF  PERFIL-6°0.100

TEMPO GRF  PERFIL-7°0.200

NUMERO GRF RESUMEN * o

VAR GRF RESUME *QOT 1

var GFR___RESUME_*QWT, 1
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VAR

GFR RESUME NP T

VAR GRF RESUME *FW 1

NUMP GRF RESUME * 1

uBIP GRF RESUME - 1

SUMMY-4: QWIT “QwWIT

VAR GRF RESUME “PMED 1

VAR GRF  RESUME “SWMD 1

VAR GRF RESUME *SWWT 1

INUMP GRF RESUME * 2

UBiP GRF RESUME * 1 2

VAR GRF RESUMEN-8 “PWFT 1

NUMP GRF RESUME - 2

uBsiP GRF RESUME * 1 2

ICONDATNUMOP 1 o o [+ o [+] o010

DTMIN,DTMAX * 1.000E-12 0.500E-02

ICONTROL PERFIL - a

FRECUENCIA IMPRE * 20

NUMERO POZOS 0 0 o

ICOMPREROCA *11.0S3E-6

CONTROL PETROFI k) 1 o o

POROSIDAD 111 *0.0767 0.0767 0.0767 0.0767 0.0767
0.0767 0.0767 0.0767 0.0767

POROSIDAD 121 0.0767 0.0767 0.0767 0.0767
0.0767 0.0767 0.0767 0.0767

POROSIDAD 134 0.0767 0.0767 0.0767 0.0767
0.0767 0.0767 0.0767 0.0767

POROSIDAD 21,1 0.0767 0.0767 0.0767 0.0767
0.0767 0.0767 0.0767 0.0767

POROSIDAD 221 0.0767 0.0767 0.0767 0.0767
0.0767 0.0767 0.0767 0.0767

POROSIDAD 221 0.0767 0.0767 0.0767 0.0767
0.0767 0.0767 0.0767 0.0767

POROSIDAD 3.1.% 0.0767 0.0767 0.0767 0.0767
0.0767 0.0767 0.0767 0.0767

IPOROSIDAD 3,21 0.0767 0.0767 0.0767 D.0767
0.0767 0.0767 0.0767 0.0767

IPOROSIDAD 3241 0.0767 0.0767 0.0767 0.0767
0.0767 0.0767 0.0767 0.0767

PERMEAB 1.1.1 a.225 0225 0.225 0.225

0.225 0.225 0.225 0.225




Apendice A
WVAR

A GER™ RESUME™RP T

VAR GRF  RESUME °FW 1

INUMP GRF RESUME * 1

uBIP GRF  RESUME * 1

ISUMMY-4: QWIT QwIT 1

VAR GRF RESUME *PMED 1

VAR GRF RESUME *SWMD 1

VAR GRF RESUME *SWWT 1

NUMP GRF  RESUME * 2

usiP GRF RESUME * 1 2

VAR GRF RESUMEN-8 "PWFT 1

NUMP GRF RESUME * 2

uBIP GRF RESUME * 1 2

ICONDATNUMOP = ] [} o [ o o010

DTMIN,DTMAX * 1.000E-12 0.500E-02

CONTROL PERFIL )

FRECUENCIA IMPRE - 20

NUMERO POZOS ] o [}

ICOMPREROCA *11.053E-6

[CONTROL PETROFI -1 1 o 0

POROSIDAD 1,11 °0.0767 0.0767 0.0767 0.0767 0.0767
0.0767 0.0767 0.0767 0.0767

POROSIDAD 0.0767 0.0767 0.0767 0.0767
0.0767 0.0767 0.0767 0.0767

IPOROSIDAD 0.0767 0.0767 0.0767 0.0767
0.0767 0.0767 0.0767 0.0767

POROSIDAD 0.0767 0.0767 0.0767 0.0767
0.0767 0.0767 0.0767 0.0767

POROSIDAD 0.0767 0.0767 0.0767 0.0767
0.0767 0.0767 0.0767 0.0767

POROSIDAD 0.0767 0.0767 0.0767 0.0767
0.0767 0.0767 0.0767 0.0767

POROSIDAD 0.0767 0.0767 0.0767 0.0767
0.0767 0.0767 0.0767 0.0767

POROSIDAD 0.0767 0.0767 0.0767 0.0767
0.0767 0.0767 0.0767 0.0767

POROSIDAD 0.0767 0.0767 0.0767 0.0767
0.0767 0.0767 0.0767 0.0767

PERMEAB 0.225 0.225 0225 0.225

220,00 0225 0.225 0.225, 0.225




A ice A
'__p.nd-

0325
PERMEAB 124 0225 0225 0.225 0.225 0.225
*2000 0225 0.225 0:225 0.225
+0.225 5
PERMEAB 1,31 0225 0225 0.225 0.225 0.225
©20.00 0.225 0.225 0.225 0.225
-0.225
PERMEAB 21,1 °0225 0225 0.225 0.225 0.225
*20.00 0.225 0.225 0.225 0.225
-0.225
PERMEAB 221 *0.225 0.225 0.225 0.225 0.225
+2000 0.225 0.225 0.225 0.225
*0.225
PERMEAB 2,21 *0225 0225 0.225 0.225 0.225
©20.00  ©0.225 0.225 0.225 0.225
-0.225
PERMEAB 3,44 *0225 0225 0.225 0.225 0.225
*2000 0225 0.225 0.225 0.225
*0.225
PERMEAD 321 *0225 0225 0.225 0.225 0.225
*20.00 0.225 0.225 0.225 0.225
<0.225
PERMEAB 32,1 <0225 0225 0.225 0.225 0.225
*20.00  0.225 0.225 0225 0.225
*0.225
ICONTROL PERMEAB Y <o
PERMEABILIDAD Y *0.05
ICONTROL PERMEAB Z .
PERMEABILIDAD 2 *0.005
ITIPO DE ACUIE * [
lcoNTROL REGIO * 1
INUEMERO DE REGIONES® 2
[TIPO PLANO REGION 1* 1
PLANO: 144 1
- 1
121 - 1
. 1
134 1
b i 1
PO PLANO REGION 2- 1
PLANO: 119 1
- 1
121 " 1
- 1
1,31 * 1
- ]
ITIPO PLANO REGION a- 1
PLANO: 144 1 1
: 3
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121 ¥ T T T T EAT g

- 1

131 - 1 1 1 1 1 21111

- 1
ICONTROPER REG-1 * [}
SITOW REG-1 * 0.001 0.432 [
NUSAGUA REG-1 * 18
PETROW REG-1 4 [ 10 1 1
PETROW REG-1 2 - 0.001 10 1 1
PETROW REG-1 3 0.178 0.9321 0.197 o o
PETROW REG-1 4- 0.2248 0.7841 0.2325 o o
PETROW REG-1 5 - 0.2812 0.4607 0.2541 o o
PETROW REG-1 6~ 0.3233 0.2654 0.2671 o o
PETROW REG-1 7 0.3305 0.2444 0.2685 o o
PETROW REG-1 8- 0.3422 0.2198 0.2701 o o
PETROW REG-1 9 - 0.3588 0.1928 0.2719 o o
PETROW REG-1 10 - 0.38 0.1644 02738 o o
PETROW REG-1 11 - 0.4055 0.1356 02757 o o
PETROW REG-1 12 * 0.4342 01075 03776 o o
PETROW REG-1 13 * 0.4646 0.0812 0.3794 o o
PETROW REG-1 14 0.4951 0.0575 0.3809 o o
PETROW REG-1 15 = 0.5234 0.0378 0.3823 o o
PETROW REG-1 16 * 0.5467 0.0228 0.3833 o o
PETROW REG-1 17 ¢ 0.562 0.0138 0.3839 o o
PETROW REG-1 18 = 0.5681 0.0115 0.384 o o
ICONTROPER REG-2 * o
SITOW - ] o (]
NUSAGUA-REG-2 - 12
PETROW-REG-2-1 . <] [} 1 1

. 0.001 0.999 ©0.001 1 1
PETROW-REG-2-2 - 0.1 09 0. o [}
PETROW-REG-2-3 - 02 o8 02 o o
PETROW.-REG-2-4 . 03 07 0.3 o °
PETROW.REG-2-5 . o4 06 0.8 o o
PETROW.-REG-2-6 . 05 05 o8 o o
PETROW-REG-2-7 06 0.4 o8 o o
PETROW.REG-2-8 . 07 0.3 o8 o o
PETROW.REG-2-9 . 08 0.2 0.8 o o
PETROW.REG-2-10 - os 0.1 a.e o o
PETROW-REG-2-11 . 1 [ o8 o °
NUPREO . 2
PYTO-1 . 01 1 3 54.89
PVTO-2 . 500 1 1 3 54.80
NUPREW - 2
PVTW-1 - o1 0.2 62.238
PVTW-2 . 500 1 02 €2.238




iﬁ%ﬂdlc. A

IMODOSIM

SISTEMA

nTuLoO

FECHA

INUMERO DIMENSIONES
FASES PRESENTES oga*
INCLINACION

E?FAESOR TOTAL

CONTACTO A-A
IPRESION INICIAL
I, .

FORMULACION HOMOG *
TIPO FORMULACION
{TIPO GEOMETRIA =
TIPO FRONTERA  *
FRONTERA X-Y-2 ~
IKONYC KFASC KCIMY *
KONYB.KFASB KBASY *
ICond. Front. I=1

ICIMA: qwilinye)

Cond. Front. i=NX *

LONGITUD DX-1
ICONTROL DY
LONGITUD DY-1
ICONTROL ESPESOR
ESPESOR HOM CAPA

IEMPO
TE|

AL AL AL AR AL UL

MPO [l
NUMERO GRFE RESUMEN *

BE
OE

COORDENADO
(HOMO-VUG)
UNIDADES

ICONTROL FORMUIACION®

ESPESOR-1
ESPESOR-2

* 00

*0.5577
< B0.00

N
© 0.0540

=79.1568
“0.0000001
* 0

-7

PERFIL-1"0 005
PERFIL-2°0.040
PERFIL-3°0.015
PERFIL-4"0.030
PERFIL-5*0.055
PERFLL.-6°0.100
PERFIL-7°0.200

ENTRABA VUGITNER
SALIDA “VUG20.8AL
o 1

o
4

a3
1

0.5577

00 =-0W000

-

0.0858
0.0858
o

1
MODELO VUGULAR
25

oo

0.2785
-

auwo ©

0.125

0.06856
0.06856
o

oo
9 x 9xg~
1906 o o
1
80
o
o
1
1

0.0656 0.0656
0.0482
o
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R BRF RESUMEN-TGBT T
AR GFR RESUMEN-2-QWT 1
AR GFR RESUMEN-3*NP 1
(VAR GRF RESUMEN-4*FW 1
INUMP GRF RESUMEN * 1
uelP GRF RESUMEN * 1
ISUMMY-4: QWIT -QwiIT 1
VAR GRE RESUMEN-5PMED 1
(VAR GRF RESUMEN-8°"SWMD 1
VAR GRF RESUMEN-7 *SWWT 1
NUMP GRF RESUMEN 2
uaiP GRF RESUMEN * 1 2
VAR GRF RESUMEN.8 “PWFT 1
NUMP GRF RESUMEN 2
juBIP GRF RESUMEN 1 2
[CONDATNUMOP =1 o o o ] 00011
DTMIN,DTMAX = 1.00E-11 5.000E-03
ICONTROL PERFIL <0
FRECUENCIA IMPRE - 50
NUMERO POZOS - o o
ICOMPREROCA
[CONTROL PETROF! - 1 o °
POROSIDAD 11,1 0.12 012 04 012 0.12
04 012 0.12 012
POROSIDAD 1.2,1° 012 012 0.4 o.12 012
0.4 0.12 012 0.12
POROSIDAD 1.3.1° 012 Q12 04 0.12 0.12
04 0.12 0.12 0.12
POROSIDAD 141" 0.12 0.12 04 012 0.12
. o4 012 012 0.12
POROSIDAD 1.51° 0.12 012 04 0.12 0.12
- 04 0.12 012 0.12
POROSIDAD 18,1 0.12 012 0.4 0.12 0.12
- 04 0.12 012 12
IPOROSIDAD 171= 0.12 0.12 0.4 0.12 0.12
- 04 0.12 0.12 0.12
POROSIDAD 181+ 0.12 0.12 04 012 0.12
. 0.4 0.12 012 0.12
IPOROSIDAD 191° 0.12 0.12 04 0.12 012
- 0.4 0.12 0.12 .12
1,12 0.12 0.12 o4 0.12 0.12
- 04 0.12 0.12 0.12
1,22 012 0.12 04 0.12 0.12
e 04 0.12 0.12 0.12
iPOROSIDAD 13,2 0.12 0.12 04 0.12 0.12
- 0.4 0.12 012 0.12
IPOROSIDAD 142 0.12 0.12 04 .12 0.12
- 04 0.12 0.12 012
POROSIDAD 152~ 0.12 012 0.4 012 012
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NNNNOANNN
LR R SR
--X-Y-1-7-1-

N N N N N NN N N_ NN N N N N N N N N NN

rea e

1,53

1.3.4°

1,82
1.1.3°
1.2.3°
1.3.3

1.43°
183
114"
1.24°
14,4
154
184"
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ERMEABIC 7.9 G118 (S K1 T [R5t} K]
50 0116 0.116 0.116
PERMEABIL 1,8.1° 0.116 0.116 0116 0.116
s0 0118  0.118 0.116
IPERMEABIL 1.9,1* 0.118 0.118 0.418 0.1186
50 0.118 0.118 0.116
PERMEABIL 11,2 0.118 0.116 D.118 0.1186
50 0.1186 0.118 0.118
[PERMEABIL 122* 0.116 0116 0.116 0.116
50 0.1186 0.118 0.118
[PERMEABIL 1,32 0.118 0.1168 0.118 0.118
50 0.116 0.1168 0.116
IPERMEABIL 1.42° 0.118 0.118 0.118 0.118
50 0118 0.118 0.1168
IPERMEABIL 1.5.2° 0.118 Q118 0.116 0.116
50 0.118 0.116 0.118
PERMEABIL 182" 0.116 0116 0.116 0.118
50 0116 0.116 0.118
PERMEABIL 17,2 0.118 0.118 0.116 0.116
50 0.116 0.118 0.118
PERMEABIL. 1.82" 0.116 0.118 0.116 0.118
50 a116e c.118 0116
PERMEABIL 1,82° 0.118 o118 0.116 0.118
50 0.116 0.1186 0.116
PERMEABIL 1.1.3° 0.116 0116 0.118 0.118
50 0.116 0.118 0116
PERMEABIL 123° 0.116 0.116 0116 0.116
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IPERMEABIL 13,3 0.118 0.118 D118 0.1186
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PERMEABIL 143° 0.116 0118 0.118 0.118
50 0116 0.118 0.116
IPERMEABIL 153 0.116 0.118 0116 0116
50 0.116 0.118 0118
IPERMEABIL 1863 0.118 0.118 0.118 0.116
S0 0.116 0.116 0.118
PERMEABIL. 17.3° D.118 0.116 0.116 0.118
50 0118 0.118 0.118
PERMEABIL 183" 0.118 0.118 0116 0.116
50 0116 0.118 0.118
PERMEABIL 1.9.3° 0.118 0.116 0.116 0.118
50 0.116 0.118 0.116
IPERMEABIL 1.1.4% 0.118 0.118 0.118 0.116
50 0.118 0.118 0.116
IPERMEABIL 124" 0.116 0.116 0.116 o.118
50 0.118 0.118 0.118
IPERMEABIL 134" 0.118 0.1168 0.116 0.118
50 0.118 0.118 0.116
PERMEABIL 1,4.4° 0,118 0.116 50 0.116 0.118
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50 0.116 0.116 0.118
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RELS TS ERAEK
IARCHIVO 12 SALIDA
ICONTROLES
ISISTEMA COORDENADO
MODOSIM
ISTEMA
1TULO

FECHA

NUMERO DIMENSIONES
FASES PRESENTES oga®
ESFESOR TOTAL
EFEcTos GRAVITAC

CONTACTO A-A
PRESION INICIAL
PMALLA

TIPO FORMULACION
TIFO GEOMETRIA
[TIPO FRONTERA
FRONTERA X-Y-2
HKONYC KFASC KCIMY
ONYB, KFASB KBASY
ICond. Front. I=1

ICIMA: aqwi(inye)

LONGITUD DY-1
ICONTROL ESPESOR
LONGITUD ESPESOR
[CONDATNUM
ICONTROL GRAFI
INUMERO GRF PERFIL
TIEMPO

TIEMPO

PERFIL-1°0 005

PERFIL-5°0 055
PERFIL-6°0.100
PERFIL-7"0.200
NUMERO GRF RESUMEN *

RESUMEN-1
RESUMEN-2

VAR

*QoT
SQWT

[}
o
2
1
MODELO DE DOBLE POROSIDAD
28 " 1998

o 1

0.29105
3

OO==0=2
~wo

0.12

0.033927
0.007263

0.021127
0.011917

-0
oo
-0

0.011917 0.007263
0.021127 0.033927

-0




N

A
VAR GFR RESUMER’ NP T
VAR GRF  RESUMEN-4  *FW 1
NUMP GRF  RESUMEN . 1
uBIP GRF  RESUMEN - 1
ISUMMY-4: QWIT awIT 1
VAR GRF  RESUMEN.5  *PMED 1
VAR GRF  RESUMEN-8  *SWMD 1
AR GRF  RESUMEN.7  * 1
NUMP GRF  RESUMEN - 2
i GRF  RESUMEN - 1 2
VAR GRF RESUMEN-8 *PWFT 1
NUMP GRF  RESUMEN . 2
JUBIP GRF  RESUMEN . 1 2
ICONDATNUMOP .1 o o o ] 00010
DTMIN,OT 0.0001E-12 0.500E-02
ICONTROL PERFIL <o
F RECUENCIA IMPRE - so
INUMERO PO: < o o
ICOMPREROCA *11.053E-6
ICONTROL PETROF! . a o ] o
ICONTROL PORHOM . o
POROSIDAD-FRACTURA * 0.03148
e ONTROL PERXHOM - o
IPERMEABILIDAD X-F *20.0
ICONTROL PERXHOM <o
[PERMEABILIDAD Y-F “1.0
CONTROL PERZH ]
[FERMEABILIDAD Z-F 1°0.10
["Po ACUIFERO . o
ICONTROL REGION - o
ICONTROPER - o
TowW REG-1 - 0.001 o o
USAGUA REG-1 - 2
ETROW REG-1 1 [ 1 o 1 1
PeTROW REG-1 2 0001 0.999 0.001 1 1
PETROW REG-1 3. 01 og 0.1 o o
PETROW REG-1 a- 02 os oz o o
PETROW REG-1 s 03 o7 o3 o o
PETROW REG-1 6~ o4 oe 04 o o
REG-1 7 os os Qs o o
REG-1 8- oe o4 os o o
REG-1 9+ 07 03 07 o o
REG-1 10+ os 02 o8 o o
REG-1 11 - o9 o1 oo o o
REG-1 12 1 ) 1 o o
el 2
. 01 13 54.89
- 500 1 13 s4.89




g

T TT [22-] TI238
- 500 1 0.2 62,228
CDMPREROCA MAT *B8.0645E-8
ICONTROL PETROFI-MA‘I" ] o o
POROSIDAD-M; * 0.07678
WPERMEAH]-1 MA‘I' .b. ac* 0.12!
[DIMENBLO-MAT - 0.168451 0.16451 0.29105
ICONTROPER-MAT - o
[SITOW REG-1 - ©0.358 0.4320
NUSAGUA REG-1 - 1
- o 1 - 0. o

PETROW REG-1 L 0.3588 0.2738 o ]
FETROW REG-1 10 0.38 01644 0.2738 o o
FPETROW REG-1 " - 0.4055 0.1358 0.2757 o o
FETROW REG-1 12 0.4342 ©.1075 0.2776 o o
PETROW REG-1 13 - 0.4848 .081 0.2794 o o
FPETROW REG-1 14 - 0.4951 0.0575 0.2809 o o
FPETROW REG-1 15 = 0.5234 00378 0.2823 o o
PETROW REG-1 18 « 0.5467 0221 0.2833 o o

ETROW REG-1 17 - 0.562 0.0138 0. a o

ETROW REG-1 108 = 0.5681 0.0115 Q.7 0o o
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