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RESUMEN

Actualmente, la teoria para el estudio de los yacimientos naturalmente
fracturados representa una tecnologia en crecimiento. Para explotarlos de
manera adecuada es preciso identificar y modelar los sistemas de fracturas,
cavidades de disolucién y bloques de matriz. Esto requiere aplicar de manera
consistente, diversas fuentes de informacién de tipo estatico y dinamico; lo que
hace necesario desarrollar tecnologias de vanguardia para comprender los
mecanismos de interaccién de los fluidos con dichos sistemas.

En este trabajo de tesis se presenta un estudio de sensibilidad a través de
simulacién matematica de yacimientos para determinar cuales son los
mecanismos de recuperacion y parametros del sistema roca—fluidos mas
importantes en la recuperaciéon de hidrocarburos en yacimientos naturalmente
fracturados.

Se comienza con una introduccién de los conceptos basicos y definicion
de los yacimientos naturalmente fracturados, las caracteristicas y propiedades
del sistema roca-fluido, asi como la importancia de utilizar la simulacion

matematica para el desarrollo de un campo.

Los mecanismos de recuperacion que se analizan son: drene
gravitacional, difusiéon y los parametros del sistema roca-fluidos, tales como,
presién capilar, compresibilidad de la matriz, compresibilidad de la fractura y flujo
viscoso.



El analisis de sensibilidad se realiza a través de la simulacion de un
modelo de yacimiento tomando en cuenta tres escenarios de produccion:
declinacion natural de presion, inyeccién de gas e inyeccién de agua; a cada uno

de estos planteamientos se le denomina caso.

Para el analisis se requieren elementos de comparacién, a los que se

llama corridas base.

Después de obtener los resultados de cada uno de los casos se procede
a realizar los cambios de los mecanismos de recuperacion y parametros del

sistema roca-fluidos seleccionados, para obtener las corridas de simulacion.

Teniendo disponibles los resultados de cada corrida, se procede a realizar
la comparacion de los tres casos con sus diferentes mecanismos de

recuperacion y parametros del sistema roca-fluidos modificados.

Con base en este estudio de sensibilidad se determina cual o cuales son
los mecanismos y parametros del sistema roca-fluidos mas importantes para la
simulacién de yacimientos naturalmente fracturados, llegando asi a las

conclusiones y recomendaciones planteadas en este trabajo de tesis.



Capitulo 1
INTRODUCCION

Los yacimientos naturalmente fracturados estan emergiendo como fuente
significativa de hidrocarburos por todo el mundo. Aunque han sido considerados
como yacimientos complejos, las nuevas tecnologias han hecho de los

yacimientos fracturados, objetivos atractivos para la explotacion.

En México mas del 90 por ciento de la produccion de hidrocarburos
proviene de los yacimientos naturalmente fracturados, razén por la cual esta
tesis basa su estudio a este tipo de yacimientos. El objetivo es consolidar,
mediante el trabajo teérico-experimental, el conocimiento cientifico y tecnolégico
que permita definir las mejores alternativas de explotacién de los yacimientos
naturalmente fracturados.

En la produccion de un yacimiento intervienen varios mecanismos de
recuperacién, cada uno de estos mecanismos producen cierta cantidad de
hidrocarburos, algunos en mayor o menor grado, otros pueden no existir en el
yacimiento. La recuperacion final es resultado de sumar la produccién que se
obtiene por medio de los diferentes mecanismos presentes en el yacimiento,
debido a esto, si algin mecanismo tiene un valor infimo con respecto a los
demas, no afecta en gran medida al valor final de recuperacion.

La seleccién del método mas adecuado para recuperar hidrocarburos de
un yacimiento, se efectia analizando diversas alternativas de explotacion,
ademas se tienen que evaluar los tipos de mecanismos naturales que
intervienen en la explotacion del yacimiento o los que se pueden implantar al
realizarse un proceso de recuperacién secundaria o mejorada. Si alguno de los

meétodos de desplazamiento presentes en el yacimiento no es analizado

L]



correctamente, no se obtendran los resultados éptimos en la recuperacion de los
hidrocarburos.

Es importante para los ingenieros petroleros conocer cuales son los
principales mecanismos de recuperacion que se tienen en el yacimiento y saber
como afectan su comportamiento. Para comprender el efecto que se tiene en el
yacimiento por la presencia o la ausencia de dichos mecanismos es necesario
realizar un estudio de sensibilidad, para lo cual nos auxiliamos de la simulacién

matematica de yacimientos.

Es indudable que la herramienta mas valiosa que se ha desarrollado para
predecir el comportamiento futuro de los yacimientos es la constituida por los
métodos numéricos de simulacién. Esta necesidad de obtener una adecuada
definicién de la forma y heterogeneidad de un yacimiento, se patentiza con el
advenimiento de computadoras, en las que se pueden procesar modelos

numéricos muy complejos’.

La realizacién de un modelo homogéneo es simple cuando se compara
con la de los yacimientos fracturados. Para modelar este tipo de yacimientos se
requiere mas informacién en cuanto a la interaccion entre el sistema formado por
la matriz y el formado por las fracturas, para lograr que el yacimiento sea
modelado en forma correcta. Los resultados de la simulacién de yacimientos se
utilizan para fundamentar y elegir la forma de explotar dicho yacimiento, pero la
validez de estos resultados depende de la calidad de los datos utilizados.

La meta principal de una simulacién es determinar la cantidad de
hidrocarburos recuperables, planteando diversos escenarios de explotacion del
yacimiento y en base a los resultados obtenidos elegir el escenario 6ptimo en

cuanto a produccién y menores costos.



Cuando se conoce con precision el escenario de produccion del
yacimiento, con el estudio de simulacién, se puede llegar a predecir cuando se
aplicara una reparacion, cuando se tendra que aplicar un sistema artificial de
produccién o cuando se vera sometido a una recuperacién secundaria o
mejorada.

Adicionalmente si a un yacimiento se le aplica algin método de
recuperacién se pretende aumentar la vida productiva del mismo ya que la
politica de explotacion a la que se somete debe asegurar la maxima
recuperacion evitando una rapida declinacién de presién al menor costo; para
lograr ésto se deben tener presentes los efectos que se presentan debido a las
caracteristicas del sistema roca-fluidos ya que no todos los yacimientos
responden de la misma manera a los estimulos realizados para aumentar la
produccion.

LV,



Capitulo 2
CONCEPTOS BASICOS

2.1 Definicion de yacimientos naturalmente fracturados

Un yacimiento naturalmente fracturado contiene fracturas creadas por
algunos fenémenos fisicos. Dichas fracturas pueden tener un efecto positivo o
negativo en el flujo de los fluidos. Fracturas abiertas o sin cementar pueden
tener, por ejemplo, un efecto positivo en el flujo de aceite, pero uno negativo en
el flujo de agua o gas debido a la alta movilidad de los fluidos en las fracturas.
Las fracturas totalmente mineralizadas pueden crear una barrera de
permeabilidad para todo tipo de flujo®. Esto genera pequefias divisiones dentro
del yacimiento que ocasiona que las recuperaciones sean menores y poco
costeables.

Una fractura natural es cualquier rotura ocurrida en la roca, incluso esas
fracturas pueden ser identificadas por la presencia de escurrimientos aceitosos y

mineralizaciones.

De una manera mas general, también puede definirse, como la
discontinuidad que rompe el bloque de roca a lo largo en hendiduras, fisuras,
grietas y todo lo relacionado con estos conceptos. Sin ningln desplazamiento

paralelo respecto de los planos discontinuos.

2.2 Clasificacion de los yacimientos naturalmente fracturados

La clasificacion de los yacimientos naturalmente fracturados se basa en

su apariencia y morfologia y se presenta en los siguientes sistemas:



¢ Sistema doble porosidad-simple permeabilidad.
s Sistema doble porosidad-doble permeabilidad.

s Sistema triple porosidad.

Un sistema con doble porosidad es un yacimiento fracturado. La doble
porosidad se debe a la fractura y a la matriz. En estos yacimientos se presentan
flujo en las fracturas y almacenamiento en la matriz. Si usualmente se presenta
flujo solo en la fractura, es decir en la matriz no se presenta el fenémeno de
flujo, este sistema se conoce como un sistema doble porosidad o doble
porosidad-simple permeabilidad. Cuando en el yacimiento se presenta flujo tanto
en la fractura como en la matriz, al sistema se le conoce como doble porosidad-
doble permeabilidad®.

En un yacimiento de doble porosidad, los fluidos existen en un sistema
interconectado. La matriz, usualmente ocupa la parte mayoritaria del volumen
del yacimiento y las fracturas altamente permeables, ocupan la parte minoritaria

del yacimiento.

En un yacimiento de doble porosidad es necesario conocer ademas:

a. Las propiedades del sistema (matriz y fractura).

b. Las funciones de transferencia de fluidos.

c. La presencia, orientacion y caracteristicas de las fallas y las fracturas
naturales.

En un sistema triple porosidad se contempla la porosidad en la matriz, en
la fractura y los vugulos.



2.3 Parametros que diferencian a los yacimientos

naturalmente fracturados de los homogéneos

La funcion de los ingenieros petroleros, encargados del estudio del
yacimiento, es predecir el comportamiento futuro del mismo, analizando el
comportamiento histérico del mismo y estimando el comportamiento a través de
aproximaciones y procedimientos establecidos. Pero a pesar de estas
aproximaciones y procedimientos, muchas veces el ajuste de la historia de
produccién no es el deseado. Usualmente éste ajuste se obtiene modificando
algin valor de los parametros iniciales que se contemplaron para realizar la
simulacion del yacimiento. La poca eficiencia de un ajuste cuando se utilizan los
métodos de prediccion convencionales se debe a parametros especificos de

yacimientos fracturados.

Algunos de los parametros que diferencian a los yacimientos fracturados

de los convencionales son:

e La relacién gas aceite, RGA, contra la recuperacidn; este valor es
normalmente bajo en un yacimiento fracturado comparado con un
yacimiento convencional. Esto se debe a la liberacion del gas, el cual se
segrega rapidamente hacia la parte superior del yacimiento a través de la
red de fracturas presente en el yacimiento.

+ El rango de declinacién de la presién por unidad de volumen producido,
es normalmente bajo en los yacimientos fracturados. Puede obtenerse
una mejora en la recuperacién de hidrocarburos en yacimientos
convencionales sélo si se inyecta una gran cantidad de gas en el

yacimiento.

¢ La ausencia de zonas de transicién en yacimientos fracturados representa
una caracteristica especial para este tipo de yacimientos. De hecho, la

zona de contacto de dos fases, por ejemplo, gas — aceite o aceite — agua



esta representada, en un yacimiento fracturado, por una superficie que
separa a las dos zonas y no por una zona de transicién, como sucede en
los yacimientos homogéneos.

La caida de presion en la cercania del pozo, en un yacimiento fracturado,
es muy pequenia, inclusive para grandes gastos de produccion la caida de
presién no es significativa.

La producciéon de agua libre en un yacimiento fracturado es una funcion
del rango de produccién, mientras que en un yacimiento homogéneo, la
produccién de agua libre depende de las caracteristicas de la roca, las

caracteristicas PVT de los fluidos presentes y del rango de produccion.

Las propiedades PVT constantes de acuerdo a la profundidad ocurre sélo
si un proceso de conveccion se lleva a cabo como resultado de la

expansion térmica y las condiciones de compresibilidad en el yacimiento.

En la ausencia de una red de fracturas, los yacimientos con
permeabilidad baja tienen practicamente muy poca recuperacién, pero
cuando se encuentra presente una red de fracturas se convierten en
yacimientos con excelente produccién debido a que la fractura permite a
los hidrocarburos fluir de la matriz (donde se encuentran almacenados) a
los pozos.



2.4. Fuentes de informacion para caracterizar a los yacimientos

naturalmente fracturados

La caracterizaciéon de formaciones productoras se obtiene principalmente
a partir de fuentes de informacién directas e indirectas. Los ingenieros de
yacimientos deben usar como base una combinacién de estos dos tipos de

fuentes.

Las fuentes de informacién directas incluyen; los andlisis de muestras de
roca (ntcleos) tomados del yacimiento, asi como los recortes de perforacion.
Las fuentes de informacién indirectas incluyen todos los tipos de registros
geofisicos (incluyendo el registro de lodo) y la interpretacion de datos obtenidos

de pruebas de variacién de presion.

Analisis de nucleos

Los analisis de nucleos, proporcionan informacién directa para la
evaluacion de los yacimientos naturalmente fracturados. A partir del estudio en
laboratorio de los nucleos se pueden detectar fracturas como se observa en la
Figura 2.1 y sus propiedades como: la porosidad secundaria y permeabilidad
secundaria, asi también, el espesor y orientacion.

Un requisito primordial para llevar a cabo el desarrollo y explotacion
6ptima de un yacimiento es el estudio y la caracterizacion de éstos; este estudio
permitira identificar y evaluar la eficiencia de los mecanismos de desplazamiento
que pueden actuar en forma natural o mediante la inyeccién de fluidos.
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Fig. 2.1.- Imagen de un ntcleo fracturado®,

Pruebas de variacion de presion

Cuando se disefian, ejecutan y analizan apropiadamente las pruebas de
presion, estas proporcionan una informacién valiosa sobre las propiedades de la
formacién.

Las pruebas de presion conocidas como de interferencia y las de pulsos en
varios pozos, permiten investigar la distribucion areal de la permeabilidad y su
anisotropia, identificar barreras impermeables e inferir la continuidad de las capas.
Esta informacion es fundamental en los estudios de simulacién numérica de los
yacimientos.



Registros geofisicos

Los registros constituyen la mayor fuente de informacién disponible para
la evaluacién de las formaciones. Las técnicas actuales de interpretacion
permiten entre otros:

« Determinar la litologia del yacimiento.

¢ Delinear la localizacién y orientacién de las fracturas.

e Establecer el avance de los contactos agua-aceite y gas-aceite.

¢ Calcular la saturacion de aceite residual en zonas invadidas por agua.

s Evaluar el orden de magnitud de la porosidad total, de la porosidad de la
matriz y de la porosidad secundaria.

Es evidente que la informacién derivada del analisis de los registros debe
integrarse, con los datos obtenidos del analisis de nucleos y de las pruebas de
variacion de presion para afinar la caracterizacion del yacimiento en estudio.

Los registros geofisicos proporcionan informacion confiable cuando se
seleccionan, calibran, corren y analizan apropiadamente. Respecto a la calibracién es
importante sefialar, por ejemplo, que el valor del exponente de la saturacion n, en la
ecuacion de Archie, puede variar entre 1.15 y 2.8; y que el empleo de un valor tipico
de n = 2 puede conducir a errores substanciales en la evaluacién de la saturacién de
agua.

El valor numérico del exponente de saturacidn, n, esta directamente
relacionado con la mojabilidad. En nuestro medio hay varios ingenieros con
experiencia en esta especialidad, lo que debe asegurar resultados satisfactorios, en
la obtencion de las propiedades de la formacion, mediante la interpretacién de estos
registros. Sin embargo es conveniente puntualizar aqui las siguientes indicaciones
que, sobre el analisis de registros, expresa un destacado especialista: "Los analistas

de registros estan enterados de que sus resultados no son siempre correctos. Es



mas, estan concientes de que sus resultados no son exactos, ya que el analisis esta
basado en correlaciones empiricas. Las incertidumbres surgen especialmente al

tratar con yacimientos naturalmente fracturados”.

En un yacimiento fracturado, la pérdida de lodo puede indicar la presencia
de fracturas naturales permeables. La mayoria de las técnicas actuales usadas
para el descubrimiento de la fractura natural no mide propiedades de flujo
directamente. Por ejemplo, el analisis del nicleo puede identificar fracturas, pero
es incapaz de diferenciar a las menores y aisladas que tienen alta
permeabilidad.

2.5 Discontinuidades que dominan el flujo de fluidos

« Fracturas.
Una fractura natural es una discontinuidad plana microscopica resultado de la
tensién que excede el esfuerzo de ruptura de las rocas?®.
Se definen como superficies planas de discontinuidad microscopica, en donde la
roca ha perdido cohesion y los procesos de deformacion y alteracion de la

misma pueden ser ocupadas por fluidos.

s Vgulos.
Es definido por Lucia (1983)"°, como un espacio poroso, interconectado por
medio de canales que se forman por la disolucién de las rocas, con un tamarfio

significativamente mayor que el de las particulas del espacio poroso promedio.

e (Cavernas

Cuando el tamano del vigulo aumenta, se propicia la formacién de cavernas.



Vigulos Matriz Fractura

Fig. 2.2.- Representacion de discontinuidades que dominan el flujo de fluidos en

yacimientos naturalmente fracturados®.

2.6 Razones de generacion de fracturas

La generacion de fracturas es atribuida a varias causas, se enlistan a

continuacion algunas de éstas:

o El diastrofismo es un caso de plegamiento y fallamiento. El
plegamiento tiende a generar grietas a lo largo de la linea de fallas,
que produce una zona de dilatamiento. El efecto de dilatacién es
responsable probablemente en gran parte de la migracién y
acumulacion del petréleo en las fracturas del yacimiento.

o La erosién por la sobrecarga que permite a las partes superiores
expandirse, levantarse y fracturar a través de los planos mas débiles.

« El encogimiento del volumen de roca, como en el caso de las lutitas
que pierden agua, enfriamiento de rocas igneas y desecacion de
rocas sedimentarias.



El colapsamiento, relacion de la presién del fluido cuando la presién

del fluido en el poro llega a la presion litostatica.

2.7 Morfologia de las fracturas

Relaciona la forma de las fracturas naturales, las cuales incluyen:

abiertas, cerradas, mineralizadas y vugulares.

Fracturas abiertas: son las no cementadas, sin mineralizacion. El
ancho de la fractura es muy pequenio, probablemente del tamafio de
un poro, la permeabilidad aumenta paralelo a la fractura. Por otro lado
tiene el efecto insignificante en la permeabilidad perpendicular de la
fractura. La porosidad de las fracturas abiertas es muy baja,
normalmente una fraccién del porcentaje, aunque hay excepciones.

Fracturas mineralizadas: Estas fracturas son cementadas por la
mineralizacion secundaria. Generalmente el relleno es de cuarzo y
calcita. Estos tipos de fracturas pueden formar paredes con
permeabilidad muy buena. Por otro lado, la mineralizaciéon parcial
secundaria podria tener efectos positivos en la recuperacion de
hidrocarburos porque actuaria como un "agente natural, que elimina o

reduce la abertura de la fractura cuando se vacia el yacimiento”.

Vugulares (debido a la presencia de vigulos): Aportan porosidad y
permeabilidad significativa. Por su forma redonda este tipo de fractura
no se cierra al vaciar el yacimiento. Estas fracturas son el resultado
de pasar aguas acidas a través de fracturas que pueden llevar al

desarrollo de yacimientos muy productivos.



+ Fracturas cerradas: Estas fracturas dependen principalmente del agua
circulante y la precipitaciéon que puede o no cerrar las fracturas por
medio de capas minerales. Por otro lado, hay fracturas cerradas en la
superficie pero que a menudo por las condiciones de porosidad y
presién en las paredes del yacimiento estan abiertas o parcialmente
abiertas.

2.8 Magnitud de las fracturas

Los yacimientos fracturados se dan principalmente en yacimientos de
rocas quebradizas de diferente porosidad y se han dividido en categorias que
principalmente se ocupa de la magnitud o intensidad de la fractura (ver Figura
2.3).

En general, la macro fractura corresponde a una fractura muy grande
mayor de 100 micras y una longitud considerable, mientras la micro fractura
corresponde a una fractura de longitud y ancho limitada, a veces las micro
fracturas forman una red continua que es hidrodinamicamente similar a un medio
poroso.

En la literatura petrolera es comun encontrarse con las condiciones como:

Macro fracturas = fracturas

Micro fracturas = fisura o grietas

La division en categorias de las fracturas, dependiendo su magnitud o
intensidad debe interpretarse desde un criterio de origen. En este caso, las
macro fracturas como se menciond anteriormente, se refiere a grandes
aberturas o cavernas resultado de movimientos tectonicos, principalmente en

yacimientos de rocas quebradizas de baja porosidad. Y las micro fracturas que



son resultado de yacimientos que presentan rocas menos quebradizas y una

porosidad intergranular alta con dimensiones debajo de las 100 micras.
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Fig. 2.3.- Intensidad de la fractura en funcién de la composicion y tamafio de grano?.

2.9 Densidad de la fractura

La densidad de la fractura expresa el grado de fracturamiento de la roca a
través de varias relaciones. Si la relacion se refiere a una area o longitud de roca
la densidad de fractura se llama areal o lineal y esta asociada a la direccion del
flujo fluido. La densidad de fractura lineal, es la proporcién entre el niimero (n)
de fracturas que cortan una linea recta (normal a la direccion del flujo) y la

longitud de la misma linea.

Si la relacion se refiere a un volumen unitario de roca, la densidad de fractura

se conoce como densidad de fractura volumétrica; esta densidad es un parametro



estatico (similar a la porosidad). La densidad volumétrica es la proporcion entre la

superficie de la fractura y la roca.

Las expresiones analiticas que muestran estas definiciones son:

» Densidad de fractura lineal:

f
L ==l |
fD i
donde:
Lp= Densidad de fractura lineal.
ng= Numero de fracturas normales a la direccién de flujo.
Lg= Longitud de fractura normal a la direccién de flujo.
¢ Densidad de fractura volumétrica:
Vip=81Vg,
donde:
Vip= Densidad de la fractura volumétrica.
§ = Volumen total de las fracturas.
V= Volumen total de la roca.
e Densidad de fractura areal:
Amp =Ir/Sg,
donde:

Az = Densidad de fractura areal.

(2.1)

(2.2)

(2.3)



Ir= Longitud acumulada de fractura.

S = Superficie total de seccién de flujo.

2.10 Capacidad de almacenamiento

La explotacién de yacimientos naturalmente fracturados ha conducido a
nimeros fracasos econémicos. Las altas proporciones de aceite han llevado a
los ingenieros en muchos casos a sobreestimar los calculos de produccién de
los pozos.

Los ingenieros de yacimientos generalmente tienen dos suposiciones:

a) Las fracturas tienen una capacidad de almacenamiento insignificante y
son solo canales de permeabilidad alta que permiten fluir a los fluidos.

b) La matriz tiene una capacidad de almacenamiento importante, pero con
una permeabilidad muy baja.

La primera suposicién ha conducido a muchos fracasos en la explotacién
de yacimientos naturalmente fracturados. De hecho muchos yacimientos que
inicialmente tienen una produccién alta, después de un corto tiempo bajan
drasticamente su produccién. Esto ocurre porque el aceite se almacena en el
sistema de fracturas. Por consiguiente, es importante estimar con exactitud el

lugar donde se encuentra el aceite dentro del sistema de fracturas.

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



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

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

éxito en los yacimientos naturalmente fracturados.

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

como lo muestra la Figura 2.4.

Entre las variables que se presentan tenemos:

» Cuando la capacidad de almacenamiento de los poros de la matriz es
mas grande que la de las fracturas (ver figura 2.4A), las condiciones de
explotacién son las mejores, ya que dada la interaccion entre los fluidos
contenidos en los bloques matriciales y los existentes en las fracturas, el
aceite obtiene un Optimo desplazamiento, lo que lleva a obtener

recuperaciones importantes.

» Cuando la capacidad de almacenamiento de los poros de la matriz y de
las fracturas es aproximadamente la misma (ver figura 2.4B), la matriz es
compacta y posee baja permeabilidad en tanto, la permeabilidad de las
fracturas es altisima.
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» Cuando la formacién es de porosidad muy baja en la matriz y por ello la
capacidad de almacenamiento se debe a las fracturas (ver figura 2.4c).

Este tipo de yacimientos pueden presentar situaciones como:

.

» la saturacién de agua es muy alta; aunque inmaévil,

» presentan altos gastos iniciales de produccién, aunque declinan
drasticamente en un corto tiempo,

v

llega a presentar problemas de explotacion, cuando la capacidad de
almacenamiento de una matriz es muy alta y su permeabilidad muy
baja; lo que hace que la interaccién entre ambos sistemas sea mas

lenta.

Pm > Py P =P P <P¢
Alta capacidad de Aproximadamente Alta capacidad de
almacenamiento igual capacidad almacenamiento en
en la matrizy baja de almacenamiento  |as fracturas.
capacidad de enlamatrizyen las
almacenamiento fracturas.

en lafractura,

Por ciento de la porosidad del yacimiento
en las fracturas
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Fig. 2.4.- Distribucién de la porosidad en yacimientos fracturados®.
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Si la matriz tiene permeabilidad que permita el flujo hacia el agujero
descubierto, yacimientos del tipo A pueden ser considerados equivalentes a lo

que Nelson (1985) ha llamado “ayuda de permeabilidad en yacimientos".

Resumiendo podemos decir que hay suficiente evidencia para descartar
la afirmacién generalizada de que la capacidad de almacenamiento de un
sistema fracturado es menor en comparacién con la capacidad de

almacenamiento en la matriz.

2.11 Migracién y acumulacion

Una explicacion razonable para la migraciéon de aceite en un yacimiento
naturalmente fracturado, lo proporciona la teoria de dilatacién. El principio de
esta teoria se explica en la Figura 2.6. La figura muestra una falla bajo esfuerzo
tecténico. El vacio producido por las fracturas causa que el agua y el aceite

migren y se extiendan a lo largo de las fracturas.

Debido a los vacios producidos por las fracturas los fluidos pasan a la
zona de dilatacién, en la figura C los fluidos ya han llenado las fracturas y en la

figura 2.6 D ocurre el sismo y el desplazamiento.

En la fase B, la fracturaciéon sigue causada por las vibraciones de los
movimientos tecténicos estableciendo cuantiosas celdas de yacimientos de
aceite debajo de una capa impermeable. Esta capa puede formarse por la
deposicién de calcita en las fracturas de roca metamarfica.

McNaughton y Garb (1975) han analizado la posibilidad de la misma
sucesion de eventos para la migracién y acumulacidon de aceite en los

yacimientos naturalmente fracturados. En la fractura de roca quebradiza por las
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tensiones tectonicas, el aceite, agua, o gas emigran hacia la zona de dilatacion
debido al vacio producido por las fracturas. El requisito geologico para esta
migracion de hidrocarburos es una roca fuente inmediata a la roca quebradiza.

Segun esta teoria las fracturas se formaron después de la generacién del aceite.

Superficie
sismo  Esfuerzo
. *  tectdnico
falla c
A Fractura llena

de fluido

X -

Levantamiento de la  Incremento Desplazamiento del

fractura al inicio el de velocidad SiSmo
mov. del fluido en la A B D

zona de dilatacion + ll 4
—\J—-

Tiempd —

Fig. 2.5.- Migracion de aceite en un yacimiento naturalmente fracturado en caso
de tectonismo®.
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Capitulo 3
PROPIEDADES DEL SISTEMA ROCA-FLUIDOS

Es normal esperar que las interacciones entre los fluidos y la roca del
yacimiento afecten el comportamiento del sistema dinamico del yacimiento. Con
la presencia de multiples fluidos, el comportamiento dinamico de las fases
individuales puede verse afectado. Estos efectos se cuantifican en términos de
propiedades de interaccién, nombradas permeabilidad relativa, mojabilidad y
presion capilar.

Algunas de estas propiedades de la interaccién exhiben cierta influencia
en una escala microscépica, y no aparecen explicitamente en las ecuaciones.
Estas caracteristicas se manifiestan en otras propiedades microscopicas como
la permeabilidad relativa. Aunque la permeabilidad relativa es cominmente
utilizada, no es una propiedad fundamental, pero es una propiedad global, donde
las propiedades microscépicas (tensién interfacial y mojabilidad) se encuentran
implicitas. Es actualmente, la manera mas facil de distribuir estos parametros

microscopicos a todo el yacimiento.

Para concluir con éxito un modelo de simulacién es esencial una
descripcién adecuada del yacimiento y ésta depende de la calidad de los datos
utilizados. Debido a la importancia que tiene la iteracion del sistema roca-fluidos
en este capitulo se describen algunas de las propiedades de este sistema.
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3.1 Porosidad

La roca del yacimiento esta compuesta por matriz y espacio poroso. La
matriz a su vez, estd compuesta por granos de arena, limolita y/o dolomia y el
espacio poroso estd ocupado por los fluidos del yacimiento tales como agua,
aceite y gas. Por lo cual, la porosidad es una propiedad del sistema roca—fluidos
importante ya que esta propiedad determina la capacidad de almacenamiento de
los fluidos presentes en el yacimiento; ademas, es considerado uno de los
parametros fundamentales para la evaluacién de todo yacimiento.

La porosidad se define como la relacion del espacio vacio de la roca y el
volumen bruto de la misma, multiplicada por 100 para expresarla como
porcentaje.

Como se describe en la siguiente formula, es la relacidon que existe entre
el volumen de poros y el volumen bruto de la roca.

=V, !V, (3.1)

donde:
¢ = Porosidad.

Vp= Volumen de poros.

V= Volumen bruto de la roca.

Si el volumen bruto de roca, es el volumen formado por el volumen de

poros mas el volumen de la matriz (¥,,), la porosidad se puede expresar como:

v~V (3.2)
Vy

Comunmente la porosidad se expresa en fraccion o en porciento del
volumen de roca.



Clasificacion de porosidades.

. Porosidad absoluta.
No todos los poros de la roca estan comunicados (Figura 3.1-B). La

porosidad absoluta (¢, ), es la relacion que existe entre el volumen total de poros

(comunicados y no comunicados) y el volumen bruto de la roca.

= Vpc + Vpnc (3'3)

¢ﬂ Vb 3

donde:

Vpe= Volumen de poros comunicados.

Vpne = Volumen de poros no comunicados.

. Porosidad efectiva.

La porosidad efectiva (¢,)es el volumen de poros interconectados o

comunicados en una roca (figura 3.1-A) que contribuye al flujo de fluido en un
yacimiento. Excluye poros aislados o no comunicados y también considera el
volumen bruto de la roca.

Pe = Vpc Vps (3.4)

De acuerdo a lo anterior, la porosidad absoluta se puede expresar como

se presenta a continuacion:

Pa =0e+Pnc» (3.5)

donde:

#,. = Porosidad debida a los poros no comunicados.



De acuerdo a la distribucidn del volumen poroso, la porosidad es
clasificada en porosidad efectiva figura 3.1A y la porosidad absoluta figura 3.1B.

(] B)

ST g [ S
PG B R 1

Fig. 3.1. Representacion esquematica del espacio poroso en la roca.

. Porosidad total.

La porosidad total (¢y ) en los yacimientos fracturados es el resultado que
se obtiene al sumar la porosidad primaria y la porosidad secundaria. Esta
porosidad total, es equivalente a la definicion de volumen de almacenamiento de

la roca o espacio poroso total.

br=th+d. (3.6)

donde:
¢,= Porosidad primaria.

¢, = Porosidad secundaria.

Las siguientes definiciones de porosidad han sido clasificadas en base a

su origen:

o Porosidad primaria.

Es la intergranular o intercristalina formada por los espacios vacios entre
los granos de la roca, esta porosidad es tipica de las areniscas y limonitas, en
general presenta buena interconectividad y permeabilidad. La porosidad primaria



se establece cuando el sedimento se deposita primero y es una caracteristica
inherente y original de la roca.

La porosidad primaria se desarrolla con el depésito de los sedimentos que
componen la roca representada por la porosidad intergranular de areniscas y la
porosidad intercristalina y oolitica de algunas calizas.

A=Vom!Vs s (3.7)

donde:

Vpm = Volumen poroso de la matriz.

¥, = Volumen bruto o total de roca (matriz+fractura).

. Porosidad secundaria.

La porosidad secundaria también conocida como porosidad inducida, es
la que se desarrolla de los eventos geolégicos subsecuentes a la formacién de la
roca, esta porosidad se cuantifica como la porosidad debida a la presencia de
fracturas y/o vagulos en algunas lutitas y carbonatos asi como los vugulos y
cavidades encontrados en las limonitas y dolomias.

Por lo cual, la porosidad secundaria se refiere a los espacios vacios de

las fracturas y vigulos. La siguiente ecuacion representa la porosidad
secundaria:

b =V¢lVy, (3.8)

donde:

VJ,- = Volumen de la fractura.

¥, = Volumen bruto o total de roca (matriz+fractura).

28



° Porosidad de la matriz.
Es definida como la relacion del volumen poroso de la matriz y el volumen
de la matriz a diferencia de la porosidad primaria que se refiere al volumen

poroso bruto.
O =Vom!Vm - (3.9)

Comunmente son consideradas iguales la porosidad de la matriz y la
porosidad secundaria, pero la diferencia entre éstas es que la primera relaciona
el volumen poroso de la matriz con respecto al volumen de matriz y la segunda,
con respecto al volumen bruto de la roca.

En este caso la porosidad primaria, es una funcién de la porosidad en la matriz y

es expresada por:
¢ =(1-82 ) (3.10)

La porosidad total en un yacimiento fracturado es la adicion de las
porosidades primaria y secundaria (ec. 3.6) y la porosidad primaria es una

funcién de la porosidad en la matriz (ec. 3.10), se tiene:
or zﬁ"’f +(1_¢2)¢m-
desarrollando,

¢T=¢f+¢’m_¢2¢m' (3.11)

Como la porosidad de la fractura se considera practicamente igual a la porosidad

secundaria, se tiene:
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entonces:

¢T=¢I+¢m"¢f¢m‘"¢f+¢m- (3.12)

Y la porosidad primaria efectiva (Figura 3.2), conteniendo la fase aceite®,
es:

S err == )b (1-S,:)- (3.13)

De un gran nimero de mediciones de laboratorio en varios tipos de roca,
se conoce que la porosidad de la fractura es considerablemente menor que la
porosidad en la matriz. La porosidad de las fracturas varia de 1% a 0.01% y la
porosidad de la matriz varia de 5% a 40%.

La porosidad se representa esquematicamente en la Figura 3.2, en donde
la unidad de volumen total se visualiza en la parte superior y el volumen de la
matriz en la parte inferior. Dentro de la porosidad de la matriz, una parte se
encuentra saturada de agua y la otra con aceite y se expresa como un
porcentaje del volumen bruto.

La doble porosidad juega también un papel importante en la evaluacion
dinamica, en lugar del almacenamiento de la roca se utiliza entonces el término

de capacidad de almacenamiento. Este parametro se expresa por la
combinacién de los parametros gﬁ—C donde se muestra la expansidn o

compresién de los fluidos y de la roca®.

30



<
S
c
=
@
=]
=
o
—
L
[
—-

i}
=)

)
8

)

|
|
|
|
1

¥~ volurmen de matriz—
n’—gpm =

S |

Fig. 3.2.- Esquematizacién de doble porosidad®.

. Porosidad de la fractura.

La evaluaciéon de la porosidad total por métodos indirectos como los
registros o métodos directos como los analisis de nlcleos no representa
dificultad alguna. Pero si existe dificultad en distinguir la porosidad primaria de la

secundaria.

La porosidad de la fractura puede obtenerse por varios métodos, algunos
de estos son: analisis de nucleos, andlisis de secciones delgadas, arreglos
geométricos, datos geolégicos estructurales, entre otros. En este trabajo se

contempla el método del andlisis de secciones delgadas y arreglos geométricos.

» Evaluacion de la porosidad de la fractura por secciones delgadas.
La evaluacion de la porosidad en las fracturas por el método de secciones
delgadas, es un método favorable, especialmente si se cuenta con varias
secciones delgadas. La evaluacién de la porosidad en la fractura por secciones

delgadas es expresada por la siguiente ecuacion:

s Vvacio _V fractura (3.14)
S~ Vbruto Vbruto
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donde:

|4 = volumen.

Tomando como base la esquematizacion de un bloque de

fractura de la Figura 3.3, se tiene:

b, cosa-a-
br = cosa _ bm
f lah 1’
donde:

b,, = espesor medido de la fractura,
b = espesor real de la fractura,

a = angulo de inclinacién entre la matriz y fractura,
h = altura de bloque,

I = longitud del bloque,

a = ancho del bloque.

Para n fracturasy / =a/S, se tiene:

¢f_n-bm-a

=bpAmp
donde:
S = Superficie total de la seccion de flujo.
Ay = Densidad de la fractura areal.

Sustituyendo:

matriz y

(3.15)

(3.16)

(3.17)



Fig. 3.3.- Esquema de un bloque de matriz y fractura.
Para n fracturas paralelas entre si:

b I (3.18)
by zn( mSa]:bm‘AfD =bp ¢

Se tienen que considerar en cada una de las fracturas el valor de (IT) y

(b,,), por lo cual, la ecuacién (3.17) se transforma a:

> )
o Jo
- E bm,i * 1. (3.19)
$r=9r= o
2.Si
i=1
> Evaluacion de la porosidad de la fractura por arreglos geométricos.

Para la estimacion de la porosidad de las fracturas por la técnica de Reiss®
se toman en consideracion arreglos geométricos, los cuales se muestran en la
Figura 3.4. El arreglo (1), muestra laminas que representan a la matriz
separadas por planos paralelos que representan a las fracturas. El arreglo (2),
muestra laminas que representan a la matriz separadas por dos planos de
fracturas ortogonales. Los arreglos (3) y (4) muestran cubos que representan a

la matriz separados por tres planos de fracturas ortogonales.
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Fig. 3.4.-Arreglos geométricos — las flechas indican la posible

direccion de flujo.

Tomando en consideracién solo un bloque de matriz y de fractura (Figura
3.5), la porosidad de la fractura es:

(a; +b)ay +b)az +b)-ajay a 1.1 1
fp="t il F=bh— ' (3.20)

(ay +bYay + b)a; +) o @ @

donde:
ay,as,a3= Longitud de la matriz,

b= Longitud de la fractura.
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Fig. 3.5.- Representacion de un bloque de matriz y fractura.
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Para los diferentes arreglos geométricos de Reiss presentados en la

Figura 3.4, se tiene que la porosidad en la fractura es:

> Laminas con una direccion de flujo en las fracturas (arreglo 1).
b (3.21)
Pr= -
> Laminas con dos direcciones de flujo en las fracturas (arreglo 2).
25 (3.22)
fr= -
> Cubos con un plano de fractura impermeable (arreglo 3).
_2b (3.23)
br = i
> Cubos (arreglo 4).
3b 3.24
4= (3.24)

3.2 Permeabilidad

Es una caracteristica fisica de las rocas que indica la facilidad de flujo de
un fluido a través de un medio poroso y se mide en Darcys (habituaimente,
debido a la baja permeabilidad de las rocas, se usan los miliDarcys). Estas
unidades son derivadas de la Ley de Darcy.

La permeabilidad es una propiedad de la roca importante, porque
relaciona el gasto con el cual los hidrocarburos pueden ser recuperados®.
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Ley de Darcy

Un medio poroso tiene permeabilidad de un darcy cuando un fluido con
viscosidad de un centipoise fluye con un gasto de un centimetro clbico por
segundo por una seccién transversal de un centimetro cuadrado del medio
poroso bajo una caida de presion de una atmésfera por centimetro de longitud.

La permeabilidad media de los yacimientos varia entre 5 y 500
miliDarcies, aunque hay yacimientos de hasta 3 — 4 Darcies. Para ser comercial,

los hidrocarburos deben fluir a varias decenas de miliDarcies.
Clasificacion de permeabilidades

. Permeabilidad absoluta

Es la propiedad que tiene la roca de permitir el paso de un fluido a través
de ella, cuando se encuentra 100% saturada con un solo fluido. Para su
determinacion se usa el fluido del yacimiento.

Su representacién matematica es la siguiente:

qrisL
(T Lo ol
AAP (3.25)

donde:

k, = Permeabilidad absoluta (D),
: 3
47 = Gasto del fuido (em/ ),
us = Viscosidad del fluido (cp).
L = Longitud (cm).

A = Area transversal al fljo (em?).

AP = Caida de presion (atm).
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. Permeabilidad efectiva

Es la permeabilidad de un fluido cuando su saturacion es menor al 100%
en presencia de otro fluido en un estado de saturacion especifica. La
permeabilidad efectiva siempre es mas baja que la permeabilidad absoluta y se
modificara en tanto la saturacién del fluido cambie.

k= qulL (3.26)
AAP
Las permeabilidades efectivas a los fluidos agua, aceite y gas son

representadas por k,,, k,, ko, como se muestra mas adelante. Los valores de la

permeabilidad efectiva pueden variar desde cero hasta el valor de la

permeabilidad absoluta, con excepcion de la permeabilidad al gas (4, ), que

puede variar mas de la permeabilidad absoluta, cuando la muestra esta saturada
100% de gas.

A una saturacién de aceite de 50%, la permeabilidad efectiva a la fase
mojante (agua) es menor que la correspondiente a la fase no-mojante (aceite),
como se muestra en la Figura. 3.6. Las relaciones de permeabilidad efectiva

para agua y aceite mostradas, pueden ser divididas en tres regiones':

1. Region A: solo el aceite puede fluir, porque se tiene Sw < Swe .
2. Region B: puede fluir simultdneamente el aceite y el agua.
3. Region C: sélo fluira el agua.
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Fig. 3.6.- Permeabilidades efectivas en un medio poroso mojado por agua®.
. Permeabilidad relativa

Es la permeabilidad medida a una saturacion especifica expresada como
un fragmento de la permeabilidad total o absoluta.

kep=kylk, (3.27)

donde:

k, r =Permeabilidad relativa a un fluido.

En la Figura 3.7 se representa una grafica de permeabilidades relativas al
agua y aceite, comenzando con una saturacién de agua de 100%, las curvas
indican que una disminucién en la saturaciéon de agua al 85% (un aumento en la
saturacion de aceite de 15%) reduce fuertemente la permeabilidad relativa al
agua, de 100% a 60%, en cambio a la saturacién de 15% de aceite, la
permeabilidad relativa al aceite es practicamente cero.

Este valor de saturacion de aceite de 15%, se denomina saturacién critica
(Soc= 0.15), o sea a la saturacioén a la que el aceite comienza a fluir, a medida
que la saturacion de aceite aumenta. También se denomina saturacién residual
de aceite “Sor” al valor por debajo del cual no puede reducirse la saturaciéon en
un sistema agua-aceite. A medida que la saturacion de agua disminuye, la

permeabilidad relativa también disminuye, en tanto que la permeabilidad relativa
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al aceite aumenta. A una saturacion de agua del 20%, la k,,=0 y la %, es

bastante alta. A esta saturacién de agua de 20% se le conoce como saturacion
critica; puede ser mayor o igual a la saturacion inicial de agua®.

kro

Swe=0.20 Soc=0.15
0= Sw - 1.0

Fig. 3.7.- Curvas de permeabilidades relativas de agua y aceite®.

. Permeabilidad en un sistema matriz-fractura.

Es el resultado de la adicién entre la permeabilidad de la matriz
(permeabilidad primaria) y la permeabilidad de la fractura (permeabilidad
secundaria) y es representada por la siguiente ecuacion.

k;r‘ = km +kf, (3-28)

k,, =Permeabilidad de la matriz (mD),

ks =Permeabilidad de la fractura (mD).

¢ Permeabilidad en las fracturas .
Para la estimacion de la permeabilidad en las fracturas se toman en
consideraciéon los mismos arreglos geométricos de Reiss para determinar la
porosidad en yacimientos fracturados (Figura 3.4), estos arreglos son funcion de

la direccion de flujo debido a que la permeabilidad de las fracturas depende de



esta y se supone que la direccién de flujo debe ser paralela a los planos de las
fracturas como se muestra en la Figura 3.8.

|
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45 ¢
direccion de flujo
{/\ .///
i
|
I)- _____
-l>/ I3

Fig. 3.8.- Direccion de flujo en las fracturas.

Poiseuille determino una ecuacién, para obtener el gasto en las fracturas:

3
- (3.29)
12u4 L
donde:
g = Gasto (cm’).
b = Espesor de la fractura (cm).
L = Largo de la fractura (cm).
I = Ancho de la fractura (cm).
u = Viscosidad (cp).
AP = Diferencia de presién [ky 2).
cm
La ley de Darcy, especifica que:
g= ﬁﬁﬁ, (3.30)
@ L

De las ecuaciones 3.29 y 3.30, la permeabilidad de la fractura es:
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bl (3.31)

kp=—-,

Para n fracturas: 124
kol 0 (3.32)
=417 *12°

donde:

f,= Longitud de las fracturas por area (cm)™!,
b= Espesor de la fractura (cm),

a= Longitud de la matriz (em),

A= Area de la fractura (cm)?,

n= Namero de fracturas (adimensional).

Se presentan a continuacion las ecuaciones que representan a f, para

los esquemas o arreglos geométricos de Reiss mostrados en la Figura 3.4:

> Laminas con una direccién de flujo en las fracturas (arreglo 1).
L=y (3.33)

> Laminas con dos posibles direcciones de flujo en las fracturas (arreglo 2).
Si la direccion de flujo es horizontal.

£k, (3.34)

a
> Si la direccion de flujo es en ambas direcciones (horizontal y vertical).

2
fo=— (3.35)

> Cubos con un plano de fractura impermeable (arreglo 3).
Si la direccién de flujo es horizontal.
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Y

Y

(3.36)

Si la direccién de flujo es en ambas direcciones (horizontal y vertical).

f:i‘z

RN

(3.37)

Cubos (arreglo 4).

8|

Jo=— (3.38)

Permeabilidad relativa del sistema matriz-fractura

La permeabilidad relativa de un sistema de matriz-fractura puede

examinarse usando los resultados de nucleos obtenidos en el laboratorio por

métodos convencionales. Este procedimiento tiene mas éxito si fue observada

una direccion preferencial de fracturas.

El concepto de permeabilidad relativa fue desarrollado por Braester, y los

principios basicos son:

En un yacimiento fracturado, con gradientes de presiéon considerables
comparados a los que ocurren cuando se presenta la imbibicion, un cierto
intercambio de flujo se lleva a cabo.

Las fases mojante y no mojante circulan de la fractura a la matriz y de
vuelta a la fractura, en las zonas saturadas tanto de agua como de aceite
(Figura. 3.9).

En cada modelo la permeabilidad relativa llega a ser una funciéon del
grado de saturacion de las fracturas y del medio poroso.

El proceso se considera como un flujo continuo en ambas zonas, bloques

de matriz y fracturas.
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Fig. 3.9.- Fases mojante y no mojante en matriz y fractura®.

Una representacion esquematica de la curva de permeabilidad relativa se
presenta en la Figura 3.10, donde & estd basada en la suposicion de la
continuidad de flujo en los bloques y las fracturas, el resultado es:

¢ La forma de las curvas de permeabilidad relativa &,,, k., variaran en

funcién de la saturacién de agua en la fractura S,,,, como lo muestra la

Figura 3.10, donde 1 y 2 se refieren a la matriz y fractura
respectivamente.

e Larelacion entre las dos permeabilidades es respectivamente:
kyy = {%’— + {1 . ‘%](1 - S»qzll - Swl)z}(l— Swz)z(l— Sw%) (3.39)

(3.40)
b [‘% + (1 = i‘f)swg}ng
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Fig. 3.10.- Permeabilidades relativas de un sistema fracturado®.

La siguiente tabla muestra las observaciones de la Figura 3.10. En la cual
se visualiza que al variar las saturaciones de los fluidos, los valores de

permeabilidad relativa se ven afectados.

Saturaciones Resultados Observaciones

Swi Sy2 Sy ki kro

1 1 0 kny =1 (punto A) 2 kpy = kypyy max

0 1 1 kpy <<1 (punto B) - kry = kpy min
0.5 1 0.5 kp, promedio = i

0 0 1 - ko =1 kyo = ky, max

i 0 0 = ko <<1 kv, = ky, min
0.5 0 0.5 . k., promedio ko

Tabla 3.1.- Observaciones de las curvas de permeabilidad relativa de la Figura 3.10.
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Esto puede interpretarse como sigue:

e Punto A. Corresponde a una saturacién de la matriz Sw; =1 y saturacion
de la fractura Sw; =1. No hay aceite en la matriz, ni en las fracturas,
-

* Punto B. Este caso corresponde a Sw; =0 y Sw, =1, lo cual significa que
la matriz esta saturada con aceite So; =1 y la fractura saturada con agua.
Los valores de permeabilidad son*:

A 4=k (permeabilidad absoluta); K| 5= i—e , (3.41)
donde:

K| = Permeabilidad relativa del agua en el punto A (mD),
k.| , = Permeabilidad relativa del agua en el punto B (mD),

k = Permeabilidad absoluta (mD).

k, = Permeabilidad efectiva (mD).

3.3 Capilaridad

Fenémeno que se presenta en un sistema sélido-fluidos el cual contiene
espacios muy pequefios (poros, tubos capilares), debido a las fuerzas de
superficie (tensiones superficiales, fuerzas de adhesion, mojabilidad) que se
generan cuando se ponen en contacto los fluidos.

3.3.1 Mojabilidad

La tendencia de un sélido para preferir a un fluido sobre otro es
denominada mojabilidad. La mojabilidad es una funcién de la composicién

quimica tanto de los fluidos y la roca. Las superficies pueden ser ya sea
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mojables por agua o aceite, dependiendo de la composicién quimica de los
fluidos. Los factores que afectan que la roca sea mojable por agua o aceite son

fuertemente afectados por la absorcion de los constituyentes en la fase aceite.

Como lo muestra la Figura 3.11, la mojabilidad depende del angulo de

contacto entre los fluidos y la superficie.

¢ Si0<90° es mojado por agua.

« Si0>90° es mojado por aceite,

Mojaca por agua Mojada por aceite

Fig. 3.11.- Sistemas con diferente mojabilidad.

3.3.2 Presion capilar.

La presiodn capilar en un medio poroso es la capacidad que tiene el medio
de succionar el fluido que lo moja y de repeler al no mojante. La presién capilar
también es definida como la diferencia de presiones existentes en ambos lados
inmediatos a la interfase curva que se forma entre dos fluidos no miscibles que
saturan el espacio capilar (espacio poroso de una roca), siendo una de ellos el

fluido mojante.

En un yacimiento fracturado la curva de presién capilar juega un papel
importante, mas que en un yacimiento homogéneo. En un yacimiento fracturado

las fuerzas capilares pueden contribuir al proceso del desplazamiento dentro del
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proceso del imbibicion, o puede oponerlo en el proceso de desplazamiento de
drene.

Fe=Fyn—Fy, (3.42)

donde:

i ? dinas
= Presion capilar [ J [ ]
f_m cm

b a'
P,,, = Presion en la fase no mojante [—-% [—J il (arm).
C!}I
dina

P, = Presién en la fase mojante [ ] [ J (atm).
cm pg’ )\ em?

Se debe considerar que esta fuerza es proporcional al tamafo de la
garganta del poro como se observa en la Figura 3.12, es decir, que la presion
capilar se incrementa cuando el tamaro de la garganta del poro se reduce, por
lo cual las estimaciones de presién capilar son usadas para describir el tamario

de poro y la distribucién de fluidos.

H chico vol. de poro 'granue

Fig. 3.12.- Presiones capilares y su relacion con el tamafio del tubo capilar’.
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En un sistema solido-agua-aceite, generalmente el agua es el fluido

mojante por lo que se eleva el nivel del agua dentro del tubo y se forma una

interfase curva entre el agua y el aceite. La presion capilar se puede expresar

con las siguientes ecuaciones:

Pc{o—w)=Po"Pw‘

Fe(o-w) = (P —po)gh.

Generalizando

donde:

PC=Apghv

= .. d

P,, =Presion del agua ( ”’“%mz)-
= i6 ite |dinas

P, =Presién del aceite ( Amz).

p,»=Densidad del agua [3’% mj].

= i ite [ &M
P, =Densidad del acelte[ 4},).

g =Aceleracién de la gravedad [‘7 ]

seg”

h =Altura (cm).

Ap =Diferencia entre densidades (37 3J.
cm
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3.4 Compresibilidad.

Es el cambio que experimenta un volumen unitario con respecto a la
variacién unitaria de presién a temperatura constante.

c—_l(“—"] (3.46)
viaP )’

donde:

-1
C = Compresibilidad (k_gz] 4

cm
¥V =Volumen (cm:’).

dv ; : o
(—] = Diferencial de vol. con respecto a la presion a temperatura cte
T

d
em
(e

De acuerdo al volumen, éste puede referirse al volumen de la roca, de los poros
o de los fluidos.

La compresibilidad asociada a un sistema doble porosidad se expresa
como un parametro de la capacidad de almacenamiento, el cual esta controlado
por el comportamiento de la presion®.

El cambio del volumen debido a la variacién de la presion efectiva (7, )

es el resultado de un cambio, debido al esfuerzo de sobrecarga o (mientras que
la presién de poro permanece constante) o un cambio en la presiéon de poro
(mientras la presion de sobrecarga permanece constante), el caso usual durante
la historia de produccion de yacimientos esta dado por un cambio en la presiéon
de poro®.

Peff=c-P (3.47)
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. Compresibilidad de la roca.

La compresibilidad de la roca (C,)en un yacimiento homogéneo es
referida al volumen de la roca (¥,); éste considera el volumen de la matriz (¥,,)

y el volumen de poros Vo) la siguientes ecuaciones muestran las
representaciones matematicas de la compresibilidad de la roca (C,), matriz

(C,,) y poros (CPJ:

1 (a’V,] (3.48)
T

. Compresibilidad de los poros.

La compresibilidad del volumen poroso (C } o compresibilidad de los

P

poros mide la fraccion de cambio del volumen poroso (V, ) en funcién del cambio

en la presiéon neta de confinamiento (dP). La ecuacién que la define es la

siguiente:
dv
Cp =‘VL[T5] :
PNE (3.49)
. Compresibilidad de la matriz.
1 [deJ (3.50)
e (i 4 i
Vi \ dP )
. Compresibilidad de los fluidos

La compresibilidad de los fluidos (C/ Jes evaluada para cada una de las

fases presentes en el yacimiento.

G 2yl . (3.51)
v\ aP ),
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. Compresibilidad en yacimientos fracturados
Para el caso de los yacimientos fracturados, la compresibilidad total
considerada las porosidades primaria de la matriz, secundaria de la

fractura, de las cavernas y vigulos. La compresibilidad de la roca (C,) en

yacimientos fracturados, se expresa con la siguiente ecuacion:

Cr=Cp +¢.C. +¢fo +¢,Cy (9.92)

donde:

-1
C; = Compresibilidad de la fractura (—"%J .
cm

¢y = Porosidad de la fractura.
ke Y|
Cy =Compresibilidad de los vigulos (—‘%] .

cm

¢y =Porosidad de los vugulos.

-1
Ce =Compresibilidad de las cavernas [k—ng :
cm
o Y
¢.=Porosidad de las cavernas [—32] .
cm

De algunos resultados experimentales®, se considera que:
G =3C,-
La compresibilidad utilizada en yacimientos homogéneos, refleja la

deformacién del volumen poroso y no la reduccion del volumen de la matriz, que

en comparacién es insignificante. La compresibilidad de la matriz en los
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yacimientos fracturados tiende a ser menor que en los yacimientos homogéneos,
debido a que la presencia de fracturas refleja la rigidez de la roca, la cual se ha
quebrado en lugar de deformarse elasticamente como sucede en los
yacimientos homogéneos. En el caso de los yacimientos fracturados, la
presencia de fracturas introduce un elemento adicional en el yacimiento, el cual
puede definirse en dos formas:

1) En términos del volumen total de la roca, la compresibilidad de la fractura es:

c.__ 140N (3.53)
7 vp AP’

donde:

C.y = Compresibilidad de la fractura.

A(vf)= Diferencia de volumen de fractura.

AP = Diferencia de Presion.

2) Considerando el volumen de la fractura, la compresibilidad de poro (Cpf) de

la fractura es:

__1 A6 (3.54)
pf= Vf AP ?

La relacion entre estas definiciones es:

Cer =01Cps (3.55)
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3.5 Saturacion

La saturacion de fluido en un medio poroso, es el volumen de un fluido
medido a la presién y temperatura a que se encuentre el medio poroso, entre su
volumen de poros.

Sp=Viv,., (3.56)

donde:
Sp= Saturacion del fluido.

Vf = Volumen del fluido.

V,= Volumen de poros.

Ademas:

ZS)(:l. para cualquier yacimiento, a un tiempo cualquiera de

explotacion.

En los yacimientos de hidrocarburos el valor de agua original o congénita
varia entre el 10% y 30%, este valor incrementa hasta valores del 80% en las
etapas avanzadas del yacimiento, debido a la entrada natural del agua o a la
inyeccion.

Se conoce como saturacién critica al valor de saturacion a partir del cual
un fluido puede comenzar a moverse.

En un yacimiento de aceite bajosaturado, al llegar a la presion de

saturacion aparece la primer burbuja de gas, al continuar bajando la presién se



va incrementando la saturacion de gas, pero el gas no puede moverse hacia los
pozos o hacia arriba de la estructura sino hasta que se alcanza la saturacion de
gas critica, que es del orden del 5% al 8%, dependiendo de las caracteristicas

de la roca®.

En un yacimiento fracturado la relacion entre el fluido que satura el bloque
de la matriz y el fluido que satura la fractura determinara (durante el proceso de
produccidn) si el proceso de drene de imbibicidn tienen lugar. Esta relacion se

explica con mayor detalle en el capitulo 4.

3.6 Viscosidad.

La viscosidad mide la resistencia del fluido (aceite, gas o agua) al flujo.
También se define como la relaciéon de corte inducido por un esfuerzo en el
aceite. En ofras palabras es una caracteristica macroscépica del transporte de
un liquido. La mayoria de las teorias microscéopicas de la viscosidad son
fenomenolégicas porque es muy dificil calcular a partir de los primeros principios
todas las muchas interacciones moleculares de las particulas que son
responsables de la viscosidad. La viscosidad de la mayoria de los liquidos varia
con la temperatura. Usualmente las unidades en las que se mide la viscosidad

son los centipoise.

La viscosidad es el rozamiento interno entre las capas de fluido. A causa
de la viscosidad, es necesario ejercer una fuerza para obligar a una capa de
fluido a deslizarse sobre otra como se puede observar en la Figura 3.13, donde
se representa un fluido comprendido entre una lamina inferior fija y una lamina

superior movil.
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A B

Fig. 3.15.- mepresentacion ae |1a viISCosiaaa ae un T1iuiao entre aos capas.

La capa de fluido en contacto con la lamina mavil tiene la misma
velocidad que ella, mientras que la adyacente a la pared fija esta en reposo. La
velocidad de las distintas capas intermedias aumenta uniformemente entre
ambas laminas tal como sugieren las flechas. Un flujo de este tipo se denomina
laminar.

Como consecuencia de este movimiento, una porcién de liquido que en
un determinado instante tiene la forma ABCD, al cabo de un cierto tiempo se
deformara adquiriendo la forma ABC'D’.

3.7 Factor de volumen del aceite

Es el volumen que ocupa en el yacimiento un barril de aceite a condiciones
estandar mas su gas disuelto:

¥, @cy (3.57)

o V, @cs’

donde:
B, = Factor de volumen del aceite (bbl@c.y/bbl@c.s).

V, @c.y= Volumen de aceite a condiciones de yacimiento (bl @c.y).

¥, @c.s = Volumen de aceite a condiciones estandar (bbl @c.s).



3.8 Factor de volumen del gas
Es la relacién del volumen de una masa de gas a condiciones de

yacimiento y el volumen de la misma masa de gas a condiciones estandar.

V@c.y (3.58)
By =—~,
V@cs

de la ecuacién de los gases reales:

ZynRT (3.59)
B =iies,
P
y ZynRT
i, (3.60)
Y
entonces,
B = ZynRTF 4
& | znR1P, | =61

si, consideramos Z; =1, P, = 14.7 Ib/pg®y T, =60°F

B = 0.02825Z(T +460) (3.62)
g~ P d

donde:

By= Factor de volumen del gas % )
f @es

T= Temperatura (0 F).
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P = Presion [ L
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re*

absolutas

57



Capitulo 4

MECANISMOS DE DESPLAZAMIENTO Y OPERACIONES DE
INYECCION EN YACIMIENTOS NATURALMENTE
FRACTURADOS.

La recuperacion de hidrocarburos se obtiene mediante procesos de
desplazamiento. En un sistema doble porosidad la mayor cantidad del aceite
esta contenido en la matriz, pero la produccion del aceite hacia los pozos se
efectla a través del medio de fracturas altamente permeables.

La produccién de la matriz puede asociarse a varios mecanismos fisicos
como se muestra en la Figura 4.1, conocidos como mecanismos de

desplazamiento de recuperacién que incluyen:

. Expansién del aceite.

. Sudacion.

. Fuerzas capilares.

. Fuerzas gravitacionales.

. Balance entre fuerzas gravitacionales y capilares.
. Difusion.

. Conveccion.

Tambien se pueden implantar mecanismos de desplazamiento mediante
la inyeccién de fluidos para obtener una mayor recuperaciéon de hidrocarburos.
En los sistemas donde se inyecta, un fluido puede no barrer eficientemente al
aceite hacia los pozos, debido a lo cual es de gran importancia tomar en
consideracion el mecanismo de desplazamiento presente en el yacimiento; el
presente capitulo estd dedicada al estudio de los mecanismos de

desplazamiento.



Casquete inicial de gas \T’% Contacto inicial gas aceite

Aceite saturado, gas en las Sudaclnn
fracturas y en la matriz es movil Contacto gas acelte en las fracturas
_ a 9>89cr  Expansidny
ACEIIESSUIEHO, 045 ol \}/\ sg=Sgr desplazamiento
Sg=Sgcr ¥
Aceite saturado, gas inmdvil Expansion
#\ Punto de burbujeo
=

Expansion del aceite

Aceite bajosaturado Contacto agua aceite 2n
™ las fracturas
L
Sudacion
Aceite invadido por agua ™\ T Contacts el

agua-aceite

).
Acuifero \ _'—/' U\

Fig. 4.1.- Mecanismos de recuperacion.

4.1 Expansion del aceite

Como la presion declina en el sistema de fracturas, el aceite puede fluir
de la matriz para equilibrar la presion de la matriz con la presidon de las fracturas
cercanas. Este mecanismo de produccién puede deberse a la expansion del
aceite dentro de la matriz que se encuentra abajo del punto de burbujeo o por el

gas en solucidn que se encuentra en el aceite®.

4.2 Sudacion

El término de sudacion se refiere a los efectos combinados de dos
conjuntos de fuerzas, que juegan un papel importante en la sustitucién de aceite

dentro de la matriz por agua o gas de las fracturas circundantes’.



Las fuerzas que actian son:

. Fuerzas gravitacionales.

o Fuerzas capilares.

En otras palabras sudacion es el efecto en el cudl, el desplazamiento del
aceite contenido en la matriz de baja permeabilidad, se realiza por el efecto
combinado de las fuerzas capilares y gravitacionales. Y cuando el
desplazamiento es debido sélo por fuerzas capilares el proceso es llamado
imbibicion.

La combinacion de estas fuerzas se visualiza en la Figura 4.2, que
muestra un bloque sumergido repentinamente en agua. El gasto de aceite que
sera desplazado inicialmente de dicho bloque por unidad de area de acuerdo a

la ecuacion de Darcy, es:

o _ k,)AP. (4.1)
A4 u,L

am 1

aceite

X

‘ agua

= | [

Fig. 4.2.- Sudacion por desplazamiento de aceite con agua en la matriz mojada por

agua’.
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El valor de la diferencia de presion esta constituido por el término de la

gravedad y por efecto de la presion capilar (2. ):

AP = g(p,, - p,)L + P.. (4.2)

Sustituyendo en la ecuacion 4.1 se tiene:

o _KolP (o5, p)L+P). (4.3)
A u,L

El ritmo de desplazamiento de aceite por sudacion en un elemento
matricial parcialmente sumergido en agua, depende de la altura de aceite en la
matriz y fractura (X,x) como se muestra en la Figura 4.2, la siguiente ecuacion

representa esta diferencia de presiones:
ﬁP:(X‘I)(Pw‘Po g"'Pr- (44)

El signo de ( £.) sera positivo si la formacion es mojada por agua (€<90° )

y negativo si es mojada por aceite (>90° ) ya que:

p :20'-:059, (4.5)

c
r

Se obtendra un desplazamiento en una formacién mojada por aceite, si y
solo si, la fuerza de gravedad sobrepasa a la resistencia opuesta por el medio

capilar al desplazamiento por agua como se observa en la siguiente ecuacion:

Lipy - pg )2 >Py, (4.6)

donde:
P; = Presién minima necesaria para iniciar el desplazamiento en el medio

pOroso.
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Es necesario tomar en cuenta que el aceite sélo sera desplazado cuando
los blogues tengan una altura (L) grande, de lo contrario el aceite no sera
desplazado.

La ecuacién que representa el desplazamiento de aceite por gas (Figura
4.3) es:

A @)

El signo de F. es negativo, ya que la roca nunca sera mojada por el gas

(0>90°).

En el caso de una roca mojada por aceite, en un sistema de agua-aceite,

se observa que sdlo se tendra desplazamiento de aceite si:

glpo = pg )L >P4, (4.8)

| | | L

gas x

— acefte

1 I|:

Fig. 4.3.- Sudacién por desplazamiento de aceite con gas en la matriz’.
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La sudacion se representa generalmente mediante curvas de
transferencia. Estas curvas relacionan el aceite desalojado en un elemento
matricial rodeado por fracturas, en funcion del tiempo. Para sistemas agua-aceite
se obtienen casi siempre en forma experimental; sin embargo, las funciones de
transferencia entre el gas y el aceite generalmente se calculan, por las

condiciones del desplazamiento.

Los diferentes tipos de desplazamientos, se presentan en la siguiente tabla:

saturacién . proceso signo de
caso predominante fziﬁamn?lﬁ?i;e de P.enla
matrid fractura desplazamiento | ec. (4.3)
1 aceite agua imbibicién +
I 2 aceite aceite drene -
[ 3 aceite aceite drene -
B
[ 4 gas agua imbibicién -

Tabla 4.1.- Signo de la Pc en funcién de la saturacion predominante.

4.3 Fuerzas gravitacionales

Actdan por la diferencias de densidades entre los fluidos, ya sean aceite y
agua o aceite y gas. La siguiente ecuacioén representa la presién que ejercen las
fuerzas gravitacionales:

Pg =hAp, (4.9)

donde:
Po= .. _— kg
¢ = presion gravitacional 5 [s
cm

h= altura (cm),
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Ap = diferencia de densidades [gy 3].
cm

431 Drene gravitacional

El drene gravitacional es la tendencia del gas, aceite y agua a distribuirse
en un yacimiento de acuerdo a sus densidades. Es un proceso de recuperacion
en el que la gravedad actua como la fuerza principal de empuje y donde el gas
sustituye el volumen vacio.

Donde actuie el drene por gravedad gran parte del gas fluira a la parte
superior del yacimiento provocando un casquete de gas o su incremento por lo

que aumenta la eficiencia de desplazamiento.

En otras palabras, es un desplazamiento gas-aceite en donde las fuerzas
de gravedad son las dominantes. Puede ocurrir en las etapas iniciales de
produccion de aceite (expansion del casquete de gas o segregacion), como
también en las etapas mas avanzadas donde el gas puede inyectarse de una
fuente externa®.

Las condiciones favorables que deben presentar los yacimientos para el

desarrollo de drene gravitacional de los fluidos son:

« Espesores considerables o alto relieve estructural.
e Altas permeabilidades.

e Los gradientes de presién no gobiernen el movimiento de los fluidos.

Para que actue el drene gravitacional de los fluidos es necesario controlar
la produccion en cuanto a ritmos de produccion, para dejar que la mayor parte
del gas liberado fluya a la parte superior del yacimiento en lugar de que sea
expulsado hacia los pozos por el gradiente de presién.
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A continuacion se presentan los diferentes sistemas en los cuales el
drene gravitacional actia:
. Sistema agua-aceite

En la Figura 4.4 se muestra un cubo y dentro de éste un segundo, de esta
forma es como el simulador representa a un sistema fracturado. El cubo exterior
es la fractura y en este caso la fase presente es el agua y el cubo interior
representa a la matriz y la fase presente es el aceite, se visualiza también el
contacto entre ambas fases asi como la altura de este contacto, observandose el

desarrollo de las fuerzas gravitacionales.

fractura
// agua
s
contacto ¥
agua-aceite
\L PR (J—

matnz
aceite

Fig. 4.4.- Representacion de un sistema agua-aceite.

Como se observo en la ecuacion 4.10 la presion gravitacional es el
resultado de la altura entre las fases presentes multiplicado por la diferencia de
densidades entre los fluidos. Por lo cual, en un sistema agua-aceite la magnitud

de las fuerzas de gravedad estan representadas por la siguiente ecuacion:

Pg= f!(pw—po), (4.11)

donde:
h = distancia vertical entre el contacto agua aceite en la matriz y el

contacto agua aceite en la fractura (cm),



p,, = densidad del agua [gV 3).
cm

p, = densidad del aceite | :
C!PI'B

. Sistema gas-aceite
En este sistema se tiene el aceite en la matriz y gas en las fracturas

como se muestra en la figura 4.5, se considera que:

fractura
. gas
contacto 1
gas-aceite 8 b
\\I- ——————— [r——
rnatriz
aceite Ih
&
rd

Fig. 4.5.- Representacion de un sistema gas-aceite.

Por lo cual, en un sistema gas-aceite la magnitud de las fuerzas de

gravedad estan representadas por la siguiente ecuacion:

Po = hlpo = pg ) (4.12)

donde:
h = distancia vertical entre el contacto gas aceite en la matriz y el

contacto gas aceite en la fractura (cm),
p, = densidad del gas [gy 3],
cm

p, = densidad del aceite (87 3].
cm
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De la ecuacion 4.12 se observa que es proporcional a la fuerza que
empuja al gas hacia la matriz y al aceite hacia afuera, donde la ecuacién 4.12
representa las magnitudes de las fuerzas de la gravedad en el sistema gas-
aceite.

En un desplazamiento debido al drene gravitacional, las fuerzas capilares
se oponen a la entrada de la fase no mojante hacia la matriz.

Existe un método de andlisis simplificado propuesto por Dykstra para
calcular la recuperacién de hidrocarburos en un yacimiento’, cuando el
mecanismo de produccion preponderante es el de segregacion o drene
gravitacional.

Este procedimiento consiste en los siguientes pasos:

1) Determinar el valor del médulo de drene (M.D.) mediante la siguiente

ecuacion:

_ ko poCsena (4.14)

M.D. :
HoLS,i¢

donde:

k, = Permeabilidad del aceite (md).

P2, = Densidad del aceite nzlcn:3).

C = Coeficiente de restriccion al flujo(adimensional).
a = angulo del desplazamiento del aceite
u,= Viscosidad de aceite (cp).
L= Longitud de la columna de drene o espesor de la formacién cuando
a=90° (f1).
S,;= Saturacion de aceite inicial.

¢ = Porosidad.
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El valor del coeficiente de restriccion al flujo varia entre 0.3 y 0.4 para
pozos con espaciamiento uniforme.

2) Suponer un tiempo de explotacién (r) razonable, por ejemplo de 20 a 30
afos.

3) Obtener el producto M .D.xt.

4) Con el valor del producto anterior y la figura 4.6 se obtiene la
recuperacion.

Yoculc 92 crere 1 2700 | er Jlas ]
o e nre: 12040 g < d] 2 400
' i |
-——

3 |
- Midlz dedrany
e }:I =
.2 . _l;.q_‘_:!1‘?
a Bl
A o, OGN
[ LP-FT
3 S B & u T M2 on Ja e B
;_E = 120°F b 7 L
i HEr w05
! ¢ AMHF ket
/ — [z calad:
] ! .
[x] LS00 200 o
\Widula de drecw 3 Lie=pa fen dios

Fig. 4.6.- Recuperacién como una funcién del médulo de drene y el tiempo’.

Es importante indicar que este procedimiento debe emplearse como una
primera aproximacion y no considerar el resultado como definitivo. Por lo tanto
es necesario realizar estudios mas detallados, tanto experimentales como de
praduccion de comportamiento.
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4.4 Fuerzas capilares

Son el resultado de los efectos combinados de las tensiones interfaciales,
del tamarno y forma de los poros y del valor relativo de las fuerzas de adhesion
entre los fluidos, sodlidos y las fuerzas de cohesion en los liquidos, es decir, de
las propiedades de mojabilidad del sistema roca-fluidos.

Las fuerzas capilares en los yacimientos fracturados son un componente
sumamente importante del mecanismo de desplazamiento, mientras el papel
dinamico de las fuerzas capilares en un yacimiento homogéneo estd mas
limitado. En un yacimiento fracturado las fuerzas capilares pueden contribuir al
proceso del desplazamiento dentro del proceso de imbibicién o puede oponerlo

en el proceso de desplazamiento de drene.

Las fuerzas capilares se incrementan si el tamaro del poro disminuye
mientras las fuerzas de gravedad aumentaran en tanto la altura de la matriz se
incremente. Como resultado, las fuerzas de gravedad regiran la imbibicion en el
caso de bloques altos y cuando se incrementa el poro, mientras las fuerzas
capilares regiran la imbibicién en bloques de la matriz pequefios y tamano del

poro reducido.

La siguiente ecuacion representa la magnitud de las fuerzas capilares:

B, =k, Ay, (4.15)

donde:
P. = presién capilar,
h. = altura capilar,

Ay = diferencia de densidades.
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Es importante resaltar que la altura capilar depende del promedio del

radio capilar.
4.1
h ;; , r. = radio capilar 0}
r., promedio
441 Drene e imbibicion capilar

La presion capilar esta intimamente ligada a los procesos de drene y de
imbibicién dependiendo del caso, ya que puede contribuir o perjudicar en los

mecanismos de recuperacién antes mencionados.

Drene: Las fuerzas capilares se oponen a la entrada de la fase no-mojante a la

matriz en otras palabras incrementa la saturacién de la fase mojante.
Imbibicion: Las fuerzas capilares actian como un mecanismo de empuje
desplazando a la fase mojante de la matriz, por lo que incrementa la saturacion

de la fase no-mojante.

En la tabla 4.2 se muestra que tipo de desplazamiento se presenta en un

sistema fracturado dependiendo de las fases que saturan a la matriz y fractura.

Tabla 4.2.- Tipos de desplazamiento en funcion de la fase saturante de la matriz.

MATRIZ | FRACTURA FASE MOJANTE TIPO DE
EN LA MATRIZ DESPLAZAMIENTO

aceite agua agua imbibicion
aceite agua aceite drene
aceite gas aceite drene

gas agua agua Imbibicién
agua aceite agua drene
agua gas agua drene
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Imbibicion

Es el proceso inverso al drene y en éste la fase mojante incrementa su
saturacién en el sistema con el tiempo. Este es un proceso espontaneo.

Algo importante por resaltar es que no todo el fluido no mojante es
expulsado por las fuerzas capilares, y al fluido atrapado se le conoce como la
saturaciéon residual. Este proceso es llamado imbibicion y es un importante

mecanismo de recuperacion en la inyeccién de agua®.

Este fenémeno que implica la produccion espontanea de petréleo de
rocas expuestas al contacto con agua, no requiere de trabajo externo y se
produce naturalmente cuando la roca es preferencialmente mojable por agua,

siendo las fuerzas capilares las responsables de este fenomeno.

Actualmente, con el avance de las técnicas y la posibilidad de realizar una
descripcion litolégica mas detallada, el rol de la imbibicién en la recuperacién de

aceite por inyeccién de agua puede ser mejor comprendido y aceptado.

En la Figura 4.7 se muestran las curvas de presion capilar, y su variacién

(drene-imbibicion) de acuerdo a la saturacién del yacimiento.

drene

presion capilar Pc

imbibicion

0 fase de saturacion 100%

Fig. 4.7.- Curva de presion capilar®.
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En un sistema agua-aceite donde el agua es la fase mojante, la matriz
puede tener una presion capilar en la zona de contacto agua — aceite. Si el agua
se introduce de la fractura, el agua puede fluir, bajo fuerzas capilares, hacia la
matriz desplazando al aceite. Si no existiera el drene gravitacional, la produccién
continuaria hasta que la saturacion presente en la matriz sea la saturaciéon
residual de aceite.

Una caracteristica de los yacimientos fracturados es que la declinacion de
la presion se realiza de manera mas uniforme.

En la Figura 4.8 se muestran dos casos en los cudles la imbibicion capilar esta

presente.
y Curva capila-
h Drenaa
] Gravedad S,
T | Nwel de Referencia "
Caso1 p _ ,
ke _ Cagpllarcad _ | h.
l Nivel 2e Refereazia '
s v Fucezas
h \ Brona Gravitaciones
g fonaje
. Gravadag f = = S 3
T Mivel de Referencia ! .
MB v
Caso 2 h, X
l Caplanzad |
Nvel de Referencia S ¥ v h.

Fig. 4.8.- Presencia de imbibicion capilar®.

Caso 1. Como se observa, el contacto agua-aceite avanzé durante el
desplazamiento en la matriz y fracturas. En este caso el nivel de la referencia de
fuerzas capilares debe relacionarse al nivel de agua-aceite de la matriz. Una

linea punteada representa las fuerzas capilares en la curva de imbibicién capilar.



En este caso, la fuerza de gravedad se refiere al contacto agua-aceite de
la fractura y por lo tanto la altura de las fuerzas de gravedad se limitara al
contacto de agua-aceite en la matriz.

En el mismo caso 1, cuando en la matriz hay fase mojante y en las
fracturas no-mojante, se empleara el mismo procedimiento para el drene en la
curva de presion capilar. Se observa que las fuerzas capilares son superiores en
la curva del drene que la fuerza de gravedad, lo que explica por qué es imposible
desplazar agua con aceite en fracturas bajo condiciones de equilibrio. Fuerzas
capilares mayores que las fuerzas de gravedad, impiden la entrada de aceite en

el bloque.

Caso 2. En un bloque saturado de aceite, las fuerzas capilares estan en
contacto con el agua y el aceite de la matriz. (parte inferior del blogue), para la
fuerza de gravedad la referencia estd en la parte superior del bloque. La
eficiencia de capilaridad y gravedad son representadas por zonas puntadas que
indican la magnitud total de recuperacién esperadas de fuerzas capilares vy

gravedad.

El proceso de desplazamiento de un bloque de la matriz saturado por aceite
implica una relacion recuperacion vs tiempo, lo cual puede considerarse como
dato basico para la explotacion de un yacimiento fracturado. En la Figura 4.9 se

muestra esta relacion.
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recuperacion

tiempo

Fig. 4.9.- Relacion recuperacion vs tiempo®.

La curva se obtiene por medidas directas en laboratorio o a través de la

simulacién matematica de un proceso de desplazamiento.

Los resultados son influenciados por la homogeneidad de la roca, la
litologia del yacimiento, el fluido natural, el contacto superficial entre roca y
fluido, viscosidad del fluido, factor de movilidad, etc.

Para que los experimentos de laboratorio sean correctos y de utilidad al
desarrollar el campo, serda necesario simular el mismo rol jugado por la
capilaridad y la gravedad bajo condiciones de laboratorio. Experimentos
convencionales como son los casos a) y b) de la Figura 4.10 obtienen resultados

distintos.

a)

||
laceite

agua

Fig. 4.10.- Tipos de experimentos.
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En el caso a) el desplazamiento sera el resultado sélo de de las fuerzas
de imbibicidon capilar, mientras en el caso b), las fuerzas de gravedad vy

capilaridad trabajan juntas durante el proceso de desplazamiento.

El resultado de recuperacién vs. tiempo sera muy diferente como se
observa en la Figura 4.9.

4.5 Fuerzas capilares y gravitacionales

Como lo muestra la Figura 4.11 los desplazamientos pueden ser:

a) Desplazamiento por fuerzas capilares.

b) Desplazamiento por fuerzas capilares y fuerzas gravitacionales.

La Imbibicion en un yacimiento fracturado tendra lugar siempre que la
fase mojante en las fracturas cambie a la fase no-mojante (aceite) saturando el
blogue de la matriz. Segun la relacién entre fluidos que coexisten en la matriz y
fractura, el proceso del desplazamiento sera controlado por la gravedad o por
las fuerzas capilares.

El caso a) de la figura 4.11 las fuerzas capilares que imbiben la matriz
desplazan el aceite y en el caso b) la diferencia del nivel de altura generara un
desplazamiento a través del efecto de gravedad.

En general los poros grandes las fuerzas de gravedad son mas fuertes y
donde las fuerzas capilares mas pequenios.

Si el contacto agua-aceite esta en la parte mas baja (Figura 4.11a) del
bloque de la matriz, las fuerzas que cambian de sitio el aceite son las fuerzas
capilares. Si el contacto de agua-aceite es anterior al fondo del bloque de la
matriz (Figura 4.11b), la diferencia en los pesos especificos entre el agua en las
fracturas y el aceite en la matriz genera una fuerza gravitatoria h xAy = Pg,
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actuando como la fuerza para el desplazamiento de aceite en el bloque de la
matriz. En este caso (Figura 4.11b) las fuerzas capilares, ademas de las fuerzas

gravitatorias, actian como una segunda fuerza por el desplazamiento de aceite.

Concluimos que la presencia de fuerzas de gravedad se relaciona a la
existencia de una diferencia de niveles entre los contactos de agua-aceite en las
fracturas y en la matriz.

Avarte en la tractura

N

._'J'-'_’.L}.'_ X A } o y\‘r } e e .'\'y F
5 ' Y §
"...-‘ [ (‘ -
i x K4 B

b v E

e "

@ v b d e b
) s —] u—-l

Agla Agua

Fig. 4.11.- Tipos de desplazamiento en la matriz: a) desplazamiento bajo fuerzas
capilares; b) desplazamiento bajo fuerzas capilares y gravitacionales.

4.6 Desplazamiento viscoso

El desplazamiento viscoso de un fluido es simplemente el movimiento de
ese fluido cuando se le aplica una presion diferencial. En un sistema de doble
porosidad puede haber un gradiente de presién en el sistema de las fracturas,
moviéndo los fluidos de las fracturas hacia los pozos productores. En muchos
casos este gradiente de presiéon es pequefio, pero se considera importante
debido a la alta permeabilidad de las fracturas. En estos casos es conveniente
ignorar el desplazamiento viscoso de los fluidos de la matriz por el gradiente de
presién que se presenta en la fractura. Sin embargo, si el sistema de las

fracturas posee una permeabilidad moderada entonces el flujo de la matriz
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causada por el gradiente de presién de la fractura puede tenerse como un
mecanismo importante en la recuperacion®.

4.7 Conveccion y difusion.

La conveccion y difusién son regularmente ignorados cuando se trata de
yacimientos homogéneos, porque requiere de un periodo largo de tiempo para
que sus efectos se vuelvan apreciables.

La presencia de una red de canales altamente permeables acelera este

fendmeno, que se detecta en yacimientos de aceite altamente fracturados.
Conveccién.

La Conveccion es el resultado de la inestabilidad debida a la presencia de
aceite pesado en la parte superior del yacimiento, el cual se desplaza
paulatinamente hacia la base. El fendmeno también se presenta por diferencia

de temperaturas.

Las fracturas verticales pueden proporcionar la comunicacion para la

conveccion hasta que el equilibrio es re-establecido’
Difusién.

La difusion actia como un medio para eliminar las diferencias de
composicion de las fases liquidas y gaseosas, tanto en la zona de fractura como
en la matriz.

El flujo turbulento y segregado a través de las fracturas tiende a acentuar
la diferencia entre los componentes de la mezcla, generando una potencial

difusién molecular potencial™.
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La difusién molecular del gas y el aceite entre la matriz y la fractura puede

significar un importante mecanismo de produccién de la matriz.

En yacimientos naturalmente fracturados el potencial de difusion
molecular puede predominar constantemente sobre las fuerzas viscosas cuando
un gas hidrocarburo o un gas inerte se inyectan y el espacio de la fractura es
pequenio.

La difusion puede ser importante en el comportamiento de la matriz
fracturada, especialmente cuando la composicion del gas de inyecciéon (por
ejemplo nitrdbgeno) difiere enormemente de la composicién del gas del
yacimiento.

Normalmente la difusion en yacimientos fracturados es mas importante
que en medios porosos homogéneos, ya que el flujo dispersivo pasa a través de

las fracturas incrementando rapidamente el area de contacto para la difusién.

Cuando la presién declina en los yacimientos fracturados, se presentan
cambios importantes en la saturacion y presion de los fluidos, estos cambios
pueden ocurrir debido a la segregacion de gas liberado en la fractura y la

disolucién de gas libre en contacto con el aceite sin saturar la matriz.

Cuando se inyecta gas seco en yacimientos altamente fracturados con
aceite bajo-saturado, el gas puede disolverse en el aceite de la matriz,
resultando en un incremento de la saturacion y la presién ademas de una
expansion del aceite, con la consecuente disminucién de la viscosidad y de la
tensién interfacial. En estas condiciones, la difusiéon molecular del gas disperso a
través de las fracturas es el principal mecanismo de recuperacién del aceite de

la matriz.
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En ambos casos, es una cuestion de difusién molecular de gas en el
aceite, o la transferencia de gas disuelto entre aceite enriquecido y pesado a
través del mecanismo de la difusién molecular®.

4.8 Operaciones de inyeccion

La industria del petroleo, asi como otras industrias, existe actualmente
porque el mercado requiere los productos que produce. Para hacer esto posible
es extremadamente importante que cada fase de la explotacion del petréleo sea
conducido con un objetivo en la mente. Los objetivos y métodos de operacion
pueden variar de un campo a otro, pero para cada uno de ellos se desea

optimizar la vida de los mismos.

Las actividades de campo y las operaciones de produccién constituyen la
parte mayoritaria de las actividades dentro del ambito petrolero.

La experiencia ha demostrado que, para la mayoria de los campos, la
explotacion primaria no es un proceso eficiente y, por lo tanto, se dejan grandes
volimenes de aceite en el subsuelo considerandolos no recuperables al tiempo
del abandono. La tecnologia de las operaciones petroleras se ha desarrollado
rapidamente como resultado de investigaciones, aplicaciones de campo, y
analisis tanto petroleros como geofisicos.

La Ingenieria de Yacimientos no es una ciencia exacta. En su desarrollo
se consideran muchos parametros que no pueden ser evaluados; sin embargo la
experiencia y la investigacion han formado un conocimiento que se utiliza como
sustento de las operaciones en el campo.
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Por muchos afos se ha demostrado que la inyeccién de agua y gas al
yacimiento puede mejorar la recuperacion de aceite. Muchos proyectos de
inyeccién fueron iniciados antes de entender la energia propia del yacimiento o
los mecanismos presentes en la etapa primaria de explotacion.; por lo tanto no
es sorprendente encontrar que algunos proyectos tuvieron éxito y que otros
simplemente fallaron. Para aplicar un método de inyeccion al yacimiento, es
necesario considerar un estudio exhaustivo y evaluar sus consecuencias antes

de implantar el sistema de recuperacion secundaria.

4.8.1 Factores que intervienen en el disefio de las operaciones

de inyeccion

Los yacimientos, los de aceite como los de gas, son como los seres
humanos diferentes uno del otro, ademas los yacimientos presentan una amplia
gama de propiedades que el ingeniero petrolero debe considerar para el estudio
del yacimiento. El principal punto para establecer un proyecto de inyeccion es
tener el conocimiento pleno de las caracteristicas petrofisicas y de los fluidos

para establecer el objetivo de la inyeccion.

Los principales objetivos de las operaciones de inyeccién son:

1) Sostener el gasto de aceite manteniendo la presion del yacimiento

2) Incrementar la recuperacion con métodos de desplazamiento mas
eficientes

3) Combinar el rango de produccién y la recuperacién mejoradas para
obtener la mayor recuperacién.
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4.8.2 Tiempo

Debe de tenerse el cuidado de elegir el tiempo 6ptimo para empezar la
inyeccién, no hacerse asi significa tener pérdida econémica. En cualquier caso,
es deseable reconocer la necesidad de aplicar algin método de inyeccién para

obtener los objetivos tan rapido como sea posible en la vida del yacimiento.

El tiempo Optimo para empezar la inyeccion esta relacionado con el
conjunto de procesos a los cuales se ha sometido el yacimiento. Por ejemplo, un
desplazamiento inmiscible con gas puede aplicarse mejor a yacimientos con
arenas de alta permeabilidad después de que el yacimiento haya alcanzado una
baja presién, debido a esto el costo de compresion del gas que sustituye al

aceite disminuye.

4.8.3 Fluidos de Inyeccién

En cualquier proyecto de inyeccién los ingenieros pueden controlar
algunos parametros pero otros se encuentran fuera del control. Dentro de estos
ultimos podemos encontrar a las propiedades de los fluidos del yacimiento
(aceite), las propiedades de la roca, las capas geoldgicas, el afallamiento y la
profundidad. Por otra parte los ingenieros pueden variar caracteristicas como el
fluido de inyeccion, el patron de la misma y el rango de inyeccién. La seleccion
del fluido para la inyeccioén es probable que sea la parte mas dificil dentro del
proyecto. Usualmente, consideramos al agua y al aire como fluidos baratos, lo
suficiente para usarlos en grandes cantidades para desplazar al aceite.



4.8.4 Proyectos de recuperacion

Datos requeridos:

Los proyectos de recuperacion de aceite necesitan de la siguiente
informacién:

La cantidad de aceite presente en el yacimiento al iniciar la inyeccién
2. La recuperacion primaria debido al decaimiento de la presién, antes
de presentarse la inyeccion
3. Ladistribucién de la saturacién de aceite al comenzar la inyeccién y la
saturacion de aceite residual después del proceso de desplazamiento
4. La porcion del yacimiento que se vera afectada por la inyeccion

Los gastos de inyeccion y recuperacion

La prediccion del comportamiento de las operaciones de inyeccion se
derivan de:

1. Estimar el volumen de aceite movido como una funcién del volumen
inyectado

2. Definicién de los rango de inyeccion y produccion, ademas de conocer
los tiempos de inyeccién de los fluidos

La optimizacién de las operaciones de inyeccion dependen de:
El comportamiento primario del yacimiento

Una fuente apropiada del fluido de inyeccién
El costo de la inyeccion de varios fluidos

.ol

La eficiencia de desplazamiento de varios fluidos
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Otros puntos que se deben considerar para la optimizacion de las

operaciones de inyeccion son:

El tiempo de inicio de la inyeccion

El mantenimiento de la presién

El mantenimiento parcial de la inyeccién
Las estimulaciones de los pozos

Perforacion de pozos adicionales

o on: gx. W B9

La eleccion del patron de inyeccion

4.8.5 Analisis de un yacimiento para las operaciones de

inyeccion

e Recoleccion de la informacion

En el mundo podemos encontrar que algunos yacimientos presentan
similitudes en algunos aspectos pero son completamente diferentes en otros.
Debido a esto es necesario recopilar toda la informacién que los ingenieros
gedlogos y los ingenieros petroleros pueden reunir durante el estudio de
caracterizacién del yacimiento. Otra informacién adicional se puede generar
durante la vida productiva del yacimiento. Otra parte de la informacion es
necesaria para evaluar las posibilidades econémicas del yacimiento durante la
etapa de recuperacién primaria, y cierto tipo de informacién es necesaria para el
andlisis apropiado de la recuperacion potencial debido a diferentes mecanismos
de inyeccién.

Es vital para el proyecto tener la informacion recolectada apropiadamente
para realizar la planeacién de las actividades de inyeccion de manera
satisfactoria. Se debe desarrollar un programa que comprenda los siguientes

puntos:



1. Las caracteristicas generales del yacimiento, como, los limites del
campo, la geometria general del yacimiento.

2. Las propiedades generales de la roca que comprenden al intervalo

productor.

Las localizaciones exactas de los contactos gas-aceite y agua-aceite.

Las presiones y temperaturas iniciales del yacimiento.

Las caracteristicas de los fluidos presentes en el yacimiento.

oo AW

Informacién sobre las productividades de los pozos.

Tipos de inyeccion.

Muchos factores estan presentes, durante la determinacion de los datos a
seleccionar para establecer el mejor proyecto de inyeccion. Los ingenieros con
experiencia y con los datos apropiados en la mano pueden reconocer el tipo de
programa de inyeccion que se debe llevar a cabo.

¢ Fluidos del yacimiento y caracteristicas de la roca.

Una pregunta importante que los ingenieros deben hacer cuando van a
implantar un proyecto de inyeccién es la viabilidad de varias formas de
inyeccion. La respuesta a esta pregunta envuelve un analisis preliminar de las
caracteristicas de la roca y de los fluidos, ademas de la delimitacién del
yacimiento. Los ingenieros petroleros deben tener cuidado con permeabilidades
relativas no favorables al flujo, relaciones de movilidad no favorables,
indicaciones de fracturas o fallas naturales, variaciones inusuales de porosidad
(areal y vertical) y la carencia de continuidad en la formacién. Ninguna de las
caracteristicas antes mencionadas es un impedimento para realizar un proyecto
de inyeccion, pero se deben tener presentes porque podrian ocasionar fuertes
contratiempos durante el proyecto.
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+ Disponibilidad de los fluidos de inyeccion.

Para realizar un proyecto de inyeccion se debe considerar la
disponibilidad de los fluidos de inyeccion. Por ejemplo, un proyecto de inyeccion
de agua puede parecer atractivo desde el punto de vista técnico, pero si la
fuente de agua no es suficiente para proveer la cantidad necesaria para la
inyecciéon y ademas proveerla a un bajo costo, el proyecto se puede volver

incosteable.

e Inyeccion de Gas.

El primer registro que se tiene de la aplicaciéon de un meétodo de
recuperacién de gas en un yacimiento es el del campo Macksburg, OH. Algunos
de los proyectos de inyeccién, incluyeron proyectos con el uso de gas, y su uso
continuo adn con el advenimiento de nuevos métodos de recuperacion. En la
década de 1940 se realizaron estudios para desarrollar técnicas para describir el
comportamiento del yacimiento que se encuentra sujeto a la accién de la
inyeccion de gas.

Las técnicas utilizadas para describir el comportamiento de la inyeccién
de gas inmiscible consisten en variaciones de los métodos disefiados
originalmente para describir el comportamiento bajo condiciones de inyeccion de
agua. Sin embargo existen variaciones y consideraciones especiales para
ambos casos. Existen criterios fisicos importantes para realizar una exitosa
operacién de inyeccién de gas que son los mismos que se consideran para la
inyeccién de otros tipos de fluidos.

Las operaciones de inyeccion de gas se utilizan para mantener la presion
del yacimiento a un nivel seleccionado o para proveer una fuente externa de

energia al yacimiento debido a la reinyeccion de una porcion del gas producido



del propio yacimiento. El mantenimiento total o parcial de la presion resulta en un
incremento de la recuperacion de hidrocarburos y mejora las caracteristicas de
produccioén del yacimiento.

La cantidad de hidrocarburo que se puede recuperar depende de
diferentes factores, entre los que se encuentran: las propiedades de la roca, la
temperatura y la presion del yacimiento, las propiedades fisicas y
composicionales de los fluidos presentes en el yacimiento, el tipo de mecanismo
de produccion presente en el yacimiento, la geometria del yacimiento, la
continuidad de la arena, el relieve estructural, los rangos de produccién y las
condiciones de saturacién de los fluidos.

Basicamente, el incremento en la recuperacion del aceite se puede
atribuir al desplazamiento del aceite y la accion de vaporizacién del gas
inyectado, en algunos casos, se pueden presentar pérdidas en la recuperacion si
la presion del yacimiento no se mantiene.
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Capitulo 5

SIMULACION MATEMATICA DE YACIMIENTOS
NATURALMENTE FRACTURADOS.

5.1 Definicion de simulacion

Es el proceso mediante el cual el ingeniero con la ayuda de un modelo
matematico, integra un conjunto de factores para describir el comportamiento de
los procesos fisicos que ocurren en un yacimiento®.

Con base en los resultados obtenidos de la simulacion de yacimientos
podemos optimizar ciertas condiciones de operacién en el campo para aumentar
la recuperacién de hidrocarburos.

Por lo antes mencionado se considera que la simulacién de yacimientos
es una herramienta necesaria para predecir el comportamiento futuro y para
establecer el mejor plan de explotacion.

5.2 ;Porqué realizar simulacion con modelos de yacimientos
fracturados?

¢ El flujo de fluidos, en yacimientos de simple porosidad es diferente al
de los yacimientos fracturados.

e La distribucién de fluidos difiere entre los yacimientos de simple
porosidad y los yacimientos fracturados.

+ Los resultados de pruebas de pozos, en los yacimientos de simple
porosidad son diferentes en los yacimientos fracturados.

¢ El efecto de la densidad de los fluidos y presiones capilares, son
diferentes entre los yacimientos de simple porosidad y los yacimientos

fracturados.
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5.2.1 Utilidad de la simulacion matematica de yacimientos

Estimar el volumen original de aceite.

Determinar la localizacion dptima de los pozos a perforar.

Estimar que efecto tiene el gasto de produccion sobre Ila
recuperacion.

Analizar el comportamiento de un yacimiento fracturado, al aplicar
algin mecanismo de desplazamiento.

Determinar programas de produccion.

5.3 Clasificacion de simuladores

Los simuladores se pueden clasificar en funcién de las caracteristicas que

presenta el yacimiento que se piensa estudiar o el proceso fisico que se quiere

reproducir,

Para predecir el comportamiento de un yacimiento sujeto a cierto

mecanismo de recuperacion, es necesario elegir el modelo que cumpla con

ciertas caracteristicas de disefio que le permitan realizar el trabajo de simulacién

de manera adecuada.

Para explicar las diferencias que existen entre los modelos de simulacion,

se definen a continuacién los siguientes parametros de clasificacion:

a)
b)
c)
d)
e)

f)

Tipo de yacimiento.

Nivel de simulacién.
Simulador.

Tipo de flujo en el yacimiento.
Numero de dimensiones.

Geometria.
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A continuaciéon se explica con mayor detalle, los tipos de simuladores

existentes y en los casos en que se utilizan:

1. Tipo de yacimiento.

Dependiendo de las caracteristicas fisicas del sistema rocoso, pueden

dividirse en dos grandes grupos:

a) Yacimientos no fracturados.

b) Yacimientos fracturados.

2. Nivel de simulacién.

Los estudios de simulacion pueden aplicarse a los siguientes niveles:

a) Pozos individuales.

b) Sector del yacimiento.

c) Todo el yacimiento.

Tomando en cuenta esta clasificacion podemos concluir que los estudios
de pozos individuales serian mas sencillos de realizar que los estudios de
simulacién en un determinado sector del yacimiento, y si tomamos en cuenta
estos serian mas sencillos que un estudio de simulacion aplicado a todo el
yacimiento.

3. Simulador.

En este punto seleccionaremos el modelo a aplicar en el estudio de

simulacion.
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Podemos definirlos dentro de dos grupos:

En el primero tendrian cabida los siguientes modelos:

s Los simuladores de gas.

e Los simuladores geotérmicos.

s Los simuladores de aceite negro.
¢ Los simuladores de aceite volatil.

s Los simuladores de gas y condensado.

En el segundo grupo se contemplan los siguientes modelos:

s Los simuladores de recuperacién quimica.

* Los simuladores de recuperacion con miscibles.

e« Los simuladores de recuperacion térmica.

4. Tipo de flujo en el yacimiento.

En el yacimiento pueden estar presentes varios tipos de flujo como

funcién del nimero de fluidos en movimiento, estos pueden ser:

¢ Flujo monofasico.
e Flujo bifasico.

e Flujo trifasico.
Aunque también tenemos que tomar en cuenta al modelo composicional,

que se utiliza para simular los procesos de recuperacion para los cuales no sean

validas las suposiciones realizadas en el modelo de aceite negro.
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5. Numero de dimensiones.

En este apartado se clasifican a los simuladores de la siguiente forma:

« Simulador de cero dimensiones.

Se le llama de cero dimensiones o de dimension cero debido a que las
propiedades petrofisicas, las propiedades de los fluidos y los valores de presion
no varian de punto a punto, es decir, se consideran como un valor promedio

(modelos de balance de materia).

¢ Simulador de una dimension.

Si el yacimiento varia en litologia y si se divide en dos partes; entonces no
se puede representar al yacimiento como un todo tomando en cuenta
propiedades promedio, sin embargo cada parte del mismo se puede representar
adecuadamente. Debido a esto se puede dividir al yacimiento en dos blogues o
celdas, aplicando las ecuaciones de balance de materia a cada celda para

describir el comportamiento de los fluidos en el yacimiento.

¢ Simulador de dos dimensiones.

La ecuacién de balance de materia y la ecuacion de Darcy describen el
comportamiento de los fluidos en los bloques, con la (nica diferencia que la
interaccion del flujo en los bloques se realizara en dos dimensiones.

e Simulador en tres dimensiones.

La ecuacion de balance de materia y la ecuacion de Darcy describen el

comportamiento de los fluidos en los bloques, con la unica diferencia que la

interaccion del flujo en los bloques se realizara en tres dimensiones.
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6. Geometria.

Los simuladores de acuerdo a su tipo de geometria, se pueden clasificar
de la siguiente manera:

e (x,y)sies areal
s (X, z) si es de seccidn transversal.

e (r, z) si se trata de un simulador radial.

5.4 Diferentes modelos de ecuaciones de flujo

Desde el punto de vista de la simulacién del flujo presente los modelos
pueden clasificarse como:

Flujo de una fase.
Flujo de dos fases.
Flujo de tres fases.

o o o

Flujo composicional.

Los simuladores mas complicados se utilizan para resolver casos
sencillos de simulacién, por ejemplo un simulador de flujo en dos fases puede

resolver un problema de flujo en una fase.

Con respecto al yacimiento que va a simular, los simuladores se pueden

clasificar en:

Simuladores de blogues simples.
Simuladores que utilizan un nimero limitado de bloques y fracturas.
c. Simuladores discretos que caracterizan a todo el yacimiento por

medio de la ecuacion de continuidad.



Los simuladores discretos tratan a formaciones no homogéneas, fracturas
y bloques con diferentes propiedades, aplicando las condiciones apropiadas de
frontera y de flujo en las fracturas.

En los modelos basados en las ecuaciones de flujo, cuya formulacion se
basa en aproximaciones continuas, la transferencia de fluido entre bloques se
encuentra representada por una funcién fuente en la ecuacién de conservacion
de masa dentro de cada bloque de matriz y/o fractura. En algunos simuladores
esta funcién se calcula internamente, expresada en una funcién explicita o semi
explicita, y se encuentra en funciéon de los pardmetros dependientes. Otros
simuladores requieren que la funcién de transferencia de los bloques se
determine por medio de analisis de laboratorio, en base a nucleos, simuladores
de un solo blogue, por el ajuste de la historia, o introduciéndolos como datos de

entrada.

¢« Simulacién en base al flujo del fluido.

Simuladores de flujo en una sola fase.

Un yacimiento especial idealizado, basado en el método de aproximacion
simplificada de Warren y Root, fue utilizado por Kazemi para un flujo radial en
dos dimensiones. La aproximacién consiste de un pozo produciendo de varias
capas horizontales separadas por fracturas, de modo que las lineas de flujo de
la matriz y de la fractura convergen en su totalidad en el pozo.

Kazemi eligié simplificar el modelo utilizando una fractura horizontal que

fuera equivalente a todas las fracturas horizontales. Otras simplificaciones se

refieren a las caracteristicas del yacimiento:
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a. La matriz del yacimiento tiene una alta capacidad de almacenamiento
y una baja capacidad de flujo, mientras que la fractura tiene baja
capacidad de almacenamiento y alta capacidad de flujo.

b. Se puede resumir que la produccion llega al pozo principaimente a
través de las fracturas.

c. Elflujo toma lugar a través de las fracturas.

d. El yacimiento es horizontal, y tanto la matriz y la fractura son
homogéneos

Las ecuaciones que considera son:

e Para la region de la matriz.

or ) az? K, ot

ror

Li{,a_w]ﬁ_w_ HuCy oy s

+ Para la region de las fracturas con ancho 3.

10 ow)| K 6:;1) dy
| Kgt— | 2L 2P = Cy—, (5.2)
rar[ 4 6:‘] 5,/2[62 5" (1= 928,

donde:

8"= denota el valor de § en el interfaz del bloque de fractura.

La ecuacion del potencial para ambas expresiones es:

P
V= P(O{é[mgz}- (5.3)

Para resolver la ecuacién anterior, Kazemi desprecio la gravedad vy

reemplazé el término  por p.
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Las condiciones de los limites del yacimiento son:

a) Elflujo a través del eje y mediante los bloques del yacimiento, es:

<Z<

(ISR a5
[ -

, teniendo en cuenta r, <r <r,. (5.4)
b) El flujo que se toma a través del eje y, en los bloques de la fractura

0<Z<g,para By <P <1, (5.5)

Tomando en cuenta la produccion a través de las fracturas de anchura 3,
se tiene:

o BB Vo azeiver, (5.6)
or Ky 7r,6 2

c) La transferencia de los fluidos entre los bloques de matriz y fractura,

considerando la direccion vertical tenemos:

v _
or

0;%4242;r=rw;r=re.

(5.7)

El modelo se aplicé a un analisis de variacion de presién y los resultados
obtenidos con el modelo de Kazemi se compararon con el modelo que manejé
Warren y Root. La unica diferencia entre los resultados obtenidos es la zona de

transicion entre las etapas tempranas de produccion.
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e Los simuladores de dos fases.

Kazemi desarrolld un modelo de simulador de tres dimensiones, con
pozos multiples para flujo de agua y aceite y fracturado. La ecuacién se
desarrollé por medio de aproximaciones continuas, en donde la transferencia de
los blogques de los fluidos se presenta mediante una funcién fuente de estado

casi estacionario proporcional a la diferencia de potencial.

Basada en la ley de Darcy y mediante un balance de materia tenemos lo

siguiente:

85y @y Sy @ s ; KK s KKl
Py P22, 220020, 1 0y) f"-rﬁv[ 2712 grad‘}’g_|]+ 12l (@), — 1) - g0 (X - Xo) =0.
B B B; ot HiBi i

(5.8)

donde:
i = w, 0, denota al agua y al aceite presente en el yacimiento,
1= denota los bloques de la matriz,
2= denota los bloques de la fractura.

El término s refleja la geometria de los elementos de la matriz, y por
consecuencia los controles del flujo entre la matriz y la fractura. La
transmisibilidad para las fracturas se define como:

iy [u] _ (5.9)
Hi ‘Bf 2

Y para la matriz

(5.10)
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El potencial ¥, la densidad p; y el factor de volumen B, se expresan con las

siguientes ecuaciones:

y;=Pi+pigh. (5.11)
pi = poll+Ci(B +P)]. (5.12)
B; = Byl -Gi(R, - P)]. (5.13)

donde:
q es el rango de produccién o inyeccién por unidad de volumen en el
nodo X,.

De acuerdo a lo anterior, el flujo en la matriz se muestra a continuacion:

(5.14)

35S . ;
ﬁﬁw»i’-m.(q +G)

at, Kl'Kr_i.f'S(
B a B

=

¥y~ )=0.
HiB; g

¢ Simulacion de la imbibicion en los bloques.

La caracterizacion de la imbibicién del agua en los nicleos fracturados se
desarrolld6 mediante el uso de un simulador numérico de dos dimensiones, en
donde se consideran dos fases y utiliza ecuaciones semi-implicitas. La
geometria de la matriz utilizada en el modelo se considerd de forma cilindrica o
rectangular, similar a la geometria de los nucleos. El flujo en las fracturas se
expresa como:

af ., lon's . as (5.15)
.-_(Al,tu'_z'ﬁ'J i ﬂw(\pr o quw) o ffan‘;(X Bk XU) = (DZ _éi{
ox ax or



donde el componente en el eje Z se sustituyé por:

d sy, (5.16)
—| Aoy —2 | ==0 (P Fi0)-
&(2_ az] I.w(2 )
El flujo en la matriz se representa como:
o8y (5.17)
Ti,w(LPZ.'-v_lyl.w):q)l T
donde:
l‘!XW=0. y
2 A i se remplazo con Ty ,,(¥>,, — ')
ot lzw ot P Lwh 2w lw/-
(5.18)

e Simuladores de tres fases.

Modelo de Du Prey.

Du Prey basa su modelo en las siguientes consideraciones:

a. La continuidad es el resultado del flujo que se presenta en las
fracturas y que cumple con la ley de Darcy y ademas toma en cuenta
el intercambio de fluidos entre la matriz y la fractura.

b. El flujo de fluidos se presenta en las fracturas, donde las fuerzas
capilares son insignificantes.

c. La funcién de transferencia puede evaluarse separadamente y
asociarse con el tiempo en el modelo, o bajo ciertas condiciones

puede evaluarse en el modelo mismo.

La conservacion de la masa de las tres fases en la fractura se puede
evaluar como:
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- 5.1
%(‘DZ‘S'WEPW) + v(pﬂwﬁ!)"‘ Cw +qy = 0’ ( g)
d -
§(¢ESOZPO) e V(/ORUOZ)"' Cﬂ tqp = 0, (5-20)

%(‘Dasgng)*“v(ﬁ’gc’gl}Jr V(/’Gﬂg oz)+ Gy o =t (5.21)

donde los subindices w, o y g indican a las fases agua, aceite y gas
respectivamente, gd indica el gas disuelto, C,,, C, y C, son las funciones de
transferencia de los fluidos entre la matriz y la fractura, y ¢ representa el rango
de produccién o inyeccién por unidad de volumen y la ley de Darcy se

representa por:

G\V: = _KZ K_?“Z V['Q_il s pu-gz]s

;”“' (5.22)
Sﬁ.‘_’ = "KZ %?E' V[P.? + (po + Pad ng],
} An (5.23)
Uz =Ky~ V[P, + pyg2),
Hg
(5.24)

La presidn capilar en las fracturas se considera despreciable. Las ecuaciones se
resolvieron mediante el uso de la técnica de diferencias finitas en dos pasos, el
primero considerd a la presion dependiente de la saturacion, que se evalia al
final del paso de tiempo anterior y luego se resuelve para la saturacién.

e Simuladores composicionales.

Los modelos composicionales de yacimientos fracturados toman en
cuenta todas las caracteristicas del tipo de yacimiento, y ademas, considera al
sistema de fluidos presente en el yacimiento.
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Modelo de Yamamoto.

Este modelo analiza un modelo de dos dimensiones de un bloque de

simple porosidad con las siguientes consideraciones:

a. El agua contribuye a la produccion mediante el mecanismo de
expansion.

b. El sistema se simula mediante tres componentes equivalentes que se
conforman con el metano, a través de los hexanos y el heptano-plus

c. La fase de equilibrio se alcanza en cada celda al final del paso de
tiempo.

d. La presién capilar es despreciable en la red de fracturas.

e. La variacién en la composicién de las fases es despreciable.

En base a lo anterior es posible representar las condiciones
prevalecientes en las redes de fracturas aledanas, asi como las condiciones de
frontera a la mitad de la profundidad de referencia.

La ecuacion que se refiere a los componentes es:

j[q)(s poCo_; + SQ‘ORCHI] _*—[ OJOD C aLP Kgpg C al}' ]

o\ u 7 o U, o
0(Kopy n Oy Kgng e, (5.25)
) s
B & U ¥y

donde:

iy Cgj ; satisfacen las siguientes relaciones:

Zj: lqu g =Ly¥Y=p+pg. (5.26)
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Las propiedades de los fluidos se determinan a partir de las condiciones
termodinamicas:

Po = PolPo:T: X ;) pg = Pg(pg T.X ), (5.27)
Ho = )u(](Po’T’Xj)u“g = ,ug(pg,T,X,-), (5.28)
o = k(S5 ) g = g (Sg ) P = Po(8,) @ = 0(p,). (5.29)

Para las fracciones molares tenemos:

" y B/ (5.30)
X =L XYy =ty K= %J- (=1,23).

Los parametros que controlan el comportamiento de las fases se calculan
mediante el uso de correlaciones basadas en las mediciones de presion de uno
de los componentes. Las curvas de drene capilar y de imbibicion capilar tienen
que introducirse en el simulador.

Modelo de Saidi.

Saidi desarrollé otro modelo composicional con las consideraciones
apropiadas para los yacimientos de aceite en donde la presion y los niveles de
fluido son uniformes para extensas areas. Este yacimiento puede ser
representado por un numero relativamente pequefio y se puede asumir que el
equilibrio hidrostatico se presenta en los bloques del yacimiento.

La ecuacion de conservacion de la masa utilizado por Saidi es:

y 5.31
2 lIJi'i —div KR rw grad ‘¥, |—q,, =0, ( )
a\ B, B, it
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o
E[cp[so PoXi +SgpgX;)|-div [”20"0 X; grad \P(,J

a

KK
—qo Xi+q,X; — di\{ipg}’,- grad ‘Ygl
7

g
~qgYi—q,Yi - d."v[ Di‘;p" grad Xi] =0, (5.32)
donde:
Y;- = K,'X‘.' (J’ = l, 2, 3). (533)
donde: v
2 Xi=1
N
1=1Y" =1,

Las ecuaciones se resolvieron para las condiciones iniciales de frontera y
para las condiciones iniciales de cada blogque.

A continuacion se explicara de manera breve los datos necesarios para llevar a

cabo un estudio de simulacién utilizando el software comercial ECLIPSE.

5.5 ¢Qué es el Eclipse Office?
Eclipse Office es una herramienta para la simulacion de yacimientos. Permite
manejar diversos datos para realizar el estudio de simulacion

5.6 Parametros de entrada al simulador

La simulacion de los yacimientos naturalmente fracturados puede requerir
de la introduccién de los siguientes datos para cada bloque de la malla:
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¢ Mapas de orientacion de la fractura.

+ Permeabilidad de la matriz y de |a fractura.

* Porosidad de la matriz y de la fractura.

» Espesorde los bloques de la matriz y de la fractura.

¢ Profundidad.

+ Dimensiones de los bloques de la matriz y de la fractura.
s Saturacién inicial para cada fase.

e Presién inicial.

¢ Compresibilidad de la matriz y de la fractura.

Las caracteristicas de los fluidos se asignan mediante la introduccion de los
siguientes datos:

= Composicion de las fases.

* Factores del volumen de formacion del aceite, del gas y del agua con

respecto a la presion.

Viscosidades del aceite, del gas y del agua con respecto a la presion.

Relacion de solubilidad gas/aceite (Rs) con respecto a la presion.

Relacién liquido/gas (Ry) con respecto a la presion.

Densidades del aceite, del gas y del agua.

Valores de la tension interfacial aceite — gas con respecto a la

presion.

Coeficientes de difusion.

Los datos de produccién requeridos para los pozos son:

Intervalo productor.

Historia de produccion de aceite.

Historia de produccién de gas.

Historia de produccién de agua.

Presiones observadas con respecto al tiempo.



La interaccion de fuerzas entre la roca y los fluidos esta dada por las siguientes
funciones dependientes de la saturacion:

¢ Permeabilidad relativa para cada fase.

s Presion capilar aceite — agua.

s Propiedades de intercambio entre la matriz y la fractura.

¢ Informacién con respecto a la continuidad de la capilaridad.

Es de gran importancia introducir al simulador informacién de calidad, para

obtener una simulacién con resultados confiables.

En los siguientes parrafos se explicaran las caracteristicas del software
comercial utilizado para la realizacion del analisis de sensibilidad considerado en

la presente tésis.

5.7 Manejo de la doble porosidad en Eclipse

Para realizar el modelado de la doble porosidad, Eclipse asocia dos
celdas de simulacion a cada celda que pertenece a la malla, representando los
voliumenes de la matriz y de la fractura de la celda. Las propiedades de cada
una de las celdas se introducen por separado, es decir, la porosidad, la
permeabilidad, profundidad, etcétera para la matriz y para la fractura. ECLIPSE
calcula una transmisibilidad matriz fractura para simular el flujo entre los dos
sistemas debido a la expansion del fluido, el drene gravitacional, la presidn
capilar, etcétera.

En una ejecucién de doble porosidad en el Eclipse, el nimero de capas
en el eje z debe de introducirse al doble. Asi ECLIPSE asocia la primera mitad a
la matriz, y la segunda mitad a la fractura.

Un modelo de 5 celdas en el eje z, como el que se maneja en la tesis,
tendra 5 capas de matriz y 5 de fractura, pero si se genera una vista del

yacimiento se observara que sélo cuenta con 5 capas en la direccién z, esto se



debe a que los bloques que representan a la fractura rodean a los bloques que

representan a la matriz.

5.71 Transmisibilidad matriz - fractura

El término de la transmisibilidad matriz - fractura es proporcional al

voilumen de la celda correspondiente y su ecuacién tiene la siguiente forma:

TR=CDARCY e KoV 0oq, (5.34)

donde:
CDARCY = Constante de Darcy.
K = Permeabilidad en la direccién x.
¥V =Volumen de la celda, y.
o = Factor de dimensionalidad, para medir el area de interfase matriz -

fractura por cada unidad de volumen.

Kazemi propuso la siguiente férmula para el calculo de o :

L1 (5.35)
=4 =+—=+—|,
B 5 B

donde:

I..,1,,l. = Dimensiones de la celda en las direcciones x, y, y z.

ECLIPSE maneja las opciones para activar los mecanismos de

recuperacion, como la expansion del aceite, la imbibicion, etcétera.
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Se deben detallar las permeabilidades especificas de la fractura, las
permeabilidades relativas matriz - fractura; una caracteristica que presenta el
programa para la simulacién de la doble porosidad es la introduccién de una
malla simplificada. También puede especificarse que sélo en una parte del
yacimiento se presente la doble porosidad. Se puede modificar la recuperacion

contra el tiempo, si se cambian la curva de la permeabilidad relativa de la matriz.

Una de las restricciones de ECLIPSE es que los pozos se encuentran
conectados solo con las celdas de la fractura, no con las celdas de la matriz.
Otra se refiere que las conexiones de las celdas no vecinas, no se pueden
presentar con las celdas de la matriz, sino de matriz a fractura. Y ademas, que

cada celda de matriz debe tener su respectiva celda de fractura.
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Capitulo 6
EJECUCION DE UN EJEMPLO BASE

6.1 Descripcion del ejemplo utilizado

Para realizar el analisis de sensibilidad de esta tesis se utilizé el software

comercial Eclipse de la compariia Schlumberger.

Como caso base se considerd el ejercicio 2 del articulo de Thomas L.
Kent y Abbas Firoozabadi: “Sixth SPE Comparative Solution Project: Dual
Porosity Simulators”. Este articulo aborda el tema de la exactitud de los
simuladores y comparan el resultado que obtienen al simular un yacimiento
fracturado.

El ejemplo de simulacion se realizé considerando dos modelos: el primero
consiste de un bloque sencillo y el segundo consiste en el estudio de una

seccion transversal del yacimiento.

Para esta tesis se eligié desarrollar el ejemplo de la seccion transversal, el
articulo de Firoozabadi contempla el estudio de la presencia y la ausencia de
presion capilar en las fracturas contemplando los escenarios de declinacion
natural de presion, inyeccién de gas e inyeccién de agua.

Los resultados a los que llegaron en este articulo se presentan a

continuacion:

» Declinacion natural de la presion.

Se determind que la produccion de aceite y la GOR producida, y la presion
son funciones del tiempo en la corrida con el valor de cero en la presién capilar
de la fractura. Comparando los resultados de las versiones con valor de cero en
la presion capilar y con valor diferente de cero en la presion capilar, encontraron
que la continuidad capilar tiene una influencia mayor en la GOR producida y la

presion del yacimiento.
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»> Inyeccién de Gas.

Se encontré que el gasto de produccién y la GOR producida son funciones
del tiempo cuando el 90% del gas producido se reinyecta. Estas determinaciones
se basan al valor cero de presién capilar en la fractura.

> Inyeccion de Agua.

Se determind que la produccién de aceite y el corte de agua son
funciones del tiempo.

En esta tesis se abordan ademas de la presion capilar, los siguientes
puntos:

* Drene gravitacional.

¢ Flujo viscoso.

e Presion capilar.

* Compresibilidad de la matriz y de la fractura.
o Difusion.

Se analizaron éstos, debido a la importancia que tienen durante la
explotacién de un yacimiento.

Estos parametros de estudio se analizaron para los siguientes casos:

e« Caso 1. Declinacién natural de presion.
o Caso 2. Inyeccién de agua.

¢ Caso 3. Inyeccidn de gas.

A continuacion se explicaran brevemente las secciones que se manejaron
en el simulador comercial ECLIPSE. Las figuras presentadas son tomadas del

software por lo que presentan letreros en inglés.
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6.2.1 Definicion del caso

En la seccién definicion del caso se especifica la informacion base
(dimensiones de las celdas en las direcciones X, y, z, el tipo de unidades a
utilizar, tipo de simulacion, la fecha de inicio, entre otros) para realizar el estudio

de simulacion.

Para realizar el estudio de simulacién se eligié utilizar un simulador de
aceite negro, la fecha de inicio de la simulacién es el dia 1 de Enero de 1988, las

dimensiones del modelo son las siguientes:
« Dimension en el eje x: 10 celdas.
e Dimensién en el eje y: 1 celda.

e Dimensién en el eje z: 10 celdas, (5 celdas de matriz y 5 de

fracturas).

En la Figura 6.1 se muestra la representacion 3D del yacimiento.

¥ Puis

A Y, I, W
IAWAWAWAWAW
VA VA VA VA VAR VAR
// —
] —]
7 7 VARANA
W P A M
S A VA VA

™~

Fig. 6.1.- Representacion grafica del yacimiento.
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Para el calculo de la doble porosidad ECLIPSE considera que las celdas
de la fractura se encuentran alrededor de las celdas de la matriz, en la figura 6.2
se observa la representaciéon grafica del manejo de la doble porosidad en el
simulador.

=

'IUI[KJ 2000

Fig. 6.2.- Representacion de la doble porosidad en ECLIPSE.

De la figura anterior se observa que en el eje X se considera la presencia
de 10 celdas, para el eje Z se considera la presencia de 10 celdas, 5 para
representar a la matriz y 5 para representar a |a fractura. Las celdas de la matriz
se encuentran rodeadas por las celdas de las fracturas. Las terminaciones de los

pozos, tanto productores e inyectores, se realizan en celdas de fractura.

Las unidades utilizadas para este estudio son unidades de campo como
se muestra en la siguiente figura.
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Fig. 6.3.- Ventana de ECLIPSE Office para la seccion definicion del caso.

6.2.2 Seccion grid

En la seccion grid se introducen los valores de las diferentes propiedades

de la matriz y las fracturas.

En la tabla *keyword type” se eligen las opciones disponibles, por ejemplo,

las propiedades, la geometria del yacimiento, acuiferos, regiones, etc.

Las propiedades usadas para efectuar el estudio de simulacién son:
s Permeabilidad en la direccién x.

* Permeabilidad en la direccion y.

¢ Permeabilidad en la direccién z.

* Porosidad de la matriz.

 Las unidades de longitud de la malla en todas las direcciones.
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En las siguientes tablas se muestran los valores de las distintas
propiedades tanto de la matriz como de la fractura.

La tabla 6.1 muestra el valor de la permeabilidad en la direccion del eje x,
la tabla 6.2 muestra el valor de la permeabilidad en la direccion del eje y, v la
tabla 6.3 muestra el valor de la permeabilidad en la direccién del eje z. La tabla
6.4 muestra el valor de la porosidad para el modelo. Y las tablas 6.5, 6.6 y 6.7

muestran las dimensiones de las celdas en las tres direcciones.

Cabe resaltar que las primeras 5 capas se consideran como las capas de
matriz y las siguientes 5 capas se consideran como parte de la red de fracturas.

Tabla 6.1.- Permeabilidades en la direccién x.

X 1 (mD)|X 2 (MD)|X 3 (mD)|X 4 (MD)[X 5 (MD)|X 6 (MD)|X 7 (MD)[X 8 (MD)|X 9 (MD)|X 10 (MD)
1 1 1 1 1 1 1 1 1

1 1 1 1 1

1 1 1 1 1
1 1 1 1 1
1

N R ey Y
IR TR Y
N [N B Py

- e [
- |t fen | |

1 1 1 1 1

1
10 10 10 10 10 10 10 10 10 10
10 10 10 10 10 10 10 10 10 10
90 90 90 90 90 90 90 80 90 90
20 20 20 20 20 20 20 20 20 20
20 20 20 20 20 20 20 20 20 20

Tabla 6.2.- Permeabilidades en la direccion vy.

X 1 (mD)[X 2 (mD)|X 3 (mD)|X 4 (MD)|X 5 (MD)|X 6 (MD)|X 7 (MD)[X 8 (MD)|X 9 (MD)|X 10 (mD)
1 1 1 1 1 1 1 1 1

1 1 1 1 1 1 1
1 1 1 1 1 1 1
1 1 1 1 1 1 1
1 1 1 1 1 1 1 1

g R N Y

N R A Y
REN TN O Y

10 10 10 10 10 10 10 10 10 10
10 10 10 10 10 10 10 10 10 10
90 90 90 90 90 90 90 90 920 90
20 20 20 20 20 20 20 20 20 20
20 20 20 20 20 20 20 20 20 20




Tabla 6.3.- Permeabilidad en la direccion z.

X 1 (mD){X 2 (mD)|X 3 (mD){X 4 (mD)|X 5 (mD)|X 6 (mD)|X 7 (mD){X 8 (mD)|X 9 (mD)|X 10 (mD)
1 1 1 1 1 1 1 1 1 1
1 1 1 1 1 1 1 1 1 1
1 1 1 1 1 1 1 1 1 1
1 1 1 1 1 1 1 1 1 1
1 1 1 1 1 1 1 | 1 1
10 10 10 10 10 10 10 10 10 10
10 10 10 10 10 10 10 10 10 10
90 90 90 90 90 90 90 90 90 390
20 20 20 20 20 20 20 20 20 20
20 20 20 20 20 20 20 20 20 20

Tabla 6.4.- Porosidad del modelo.

X1 X2 X3 [X4 X5 [X6 |[X7 (X8 [X9 [X10

0.29 (0.29 [0.29 [0.29 |0.29 |0.29 [0.29 |0.29 |0.29 |0.29

0.29 {0.29 [0.29 [0.29 |0.29 |0.29 |0.29 |0.29 |0.29 |0.29

0.29 10.29 |0.29 10.29 |0.29 |0.29 |0.29 |0.29 |0.29 |0.29

0.29 |0.29 [0.29 |0.29 [0.29 [0.29 |0.29 |0.29 |0.29 [0.29

0.29 0.29 [0.29 (0.29 |0.29 |0.29 |0.29 |0.29 |0.29 |0.29

0.01 0.01 [0.01 [0.01 [0.01 [0.01 |0.01 [0.01 |0.01 [0.01

0.01 [0.01 |0.01 |0.01 [0.01 [0.01 |0.01 [0.01 |0.01 [0.01

0.01 [0.01 {0.01 [0.01 [0.01 [0.01 |0.01 |0.01 |0.01 [0.01

0.01 10.01 |0.01 |0.01 [0.01 |0.01 |0.01 |0.01 |0.01 |0.01

0.01 10.01 {0.01 |0.01 [0.01 |0.01 |0.01 |0.01 |0.01 [0.01

Tabla 6.5.- Dimensiones de las celdas en la direccién x.
X1 X2 X3 X4 X5 | X6 X7 X8 | X9 | X10
(pies) | (pies) | (pies) | (pies) | (pies) | (pies) | (pies) | (pies) | (pies) | (pies)
200 | 200 | 200 | 200 | 200 | 200 | 200 | 200 | 200 200
200 | 200 | 200 | 200 | 200 | 200 | 200 | 200 | 200 200
200 | 200 | 200 | 200 | 200 | 200 | 200 | 200 | 200 200
200 | 200 | 200 | 200 | 200 | 200 | 200 | 200 | 200 200
200 | 200 | 200 | 200 | 200 | 200 | 200 | 200 | 200 200




Tabla 6.6.- Dimensiones de las celdas en la direccion y.

X1 | X2 | X3 | X4 | X5 | X6 | X7 | X8 | X9 | X10
(pies) | (pies) | (pies) | (pies) | (pies) | (pies) | (pies) | (pies) | (pies) | (pies)
1000 | 1000 | 1000 | 1000 | 1000 | 1000 | 1000 | 1000 | 1000 | 1000
1000 | 1000 | 1000 | 1000 | 1000 | 1000 | 1000 | 1000 | 1000 | 1000
1000 | 1000 | 1000 | 1000 | 1000 | 1000 | 1000 | 1000 | 1000 | 1000
1000 | 1000 | 1000 | 1000 | 1000 | 1000 | 1000 | 1000 | 1000 | 1000
1000 | 1000 | 1000 | 1000 | 1000 | 1000 | 1000 | 1000 | 1000 | 1000

Tabla 6.7. Dimensiones de las celdas en la direccion z.

X1 X2 X3 X4 X5 X6 X7 X8 X9 X 10
(pies) | (pies) | (pies) | (pies) | (pies) | (pies) | (pies) | (pies) | (pies) | (pies)
50 50 50 50 50 50 50 50 50 50
50 50 50 50 50 50 50 50 50 50
50 50 50 50 50 50 50 50 50 50
50 50 50 50 50 50 50 50 50 50
50 50 50 50 50 50 50 50 50 50

6.2.3 Seccion PVT

El panel de la seccién PVT muestra todos los aspectos de las tablas de
propiedades de la roca y de los fluidos del yacimiento.

La informacién PVT requerida para realizar la simulacion es:

¢ Tension superficial aceite-gas.
e Propiedades de la roca.

e Datos PVT del agua.

¢ Datos PVT del gas.

¢ Datos PVT del aceite.
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Las Figuras 6.4, 6.5 y 6.6 presentan el comportamiento de la tension
superficial aceite-gas, el comportamiento PVT del gas y el comportamiento PVT
del aceite, respectivamente.

En las tablas 6.8 y 6.9 se observan las propiedades de la roca y los datos
PVT del agua, respectivamente.

STOG {warlls-t.lperflclal Aceite Gas vs Prasion)
5.00 _E \
5.00 — I\\.
‘; 2.00 —E
) E-DU-&.OO 3{10{'3.00 -ﬂ.‘VObM 50[.;5.{_‘0 3 = 500&5_.'}0 FO00 '.’HJ‘
Fig. 6.4.- Tension superficial aceite-gas.
Tabla 6.8.- Propiedades de la roca.
Presion de referencia 6000 Ib/pg2a
Compresibilidad de la roca 3.5*10° 1/Ib/pg2
Tabla 6.9.- Datos PVT del agua.
Presion de referencia (Pres) 5545 Ib/pg2a
By @ Pres 1.07 bbl @ c.y./ bbl @ c.s.
Compresibilidad del agua 3.5*10° (1/Ib/pg2)
Viscosidad del agua @ Pret 0.35cp
Viscosibilidad del agua 0 (1/Ib/pg2)
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PVDG (Propiedadas PVT del gas)
V¥ v Press

----- e v Preas
. —~o0.032
1\ -
-4 N\ b
I\ . c
1.75 — '\. z —o0.030
1\ e £
1.50 — N L —o.027
- ] e —0.025
% 1.25 — 4 E
=3 1 E g
& R . —0.027
3 e E £
= 100 — e E S
- . —0.020
0.75 — = s -
=1 e s —0.017
T Zooboo sooboo || decdec 5000.00 8005.00 7000.00
Fress psio
Fig. 6.5.- Datos PVT del gas.
PVTO (Propiedades PVT del aceite)
——— Rz v POub
¥ w PV e Poub
----- ige - Foub
233 7] 4. XX
1 oso— - 2
2.00 — i E 2.16
] . ~2.00
1.75 . e
] 040 § / T
150 3 _ e
] 4 L e 1.80
- ] . ¥
£1.25 - i 2
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Fig. 6.6.- Datos PVT del aceite.
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6.2.4 Seccion SCAL (SPECIAL CORE ANALYSIS).

Las propiedades de la roca que se procesan en la seccion SCAL son:

« Permeabilidades relativas.

e Presiones capilares.

En esta seccién se incorporan todas las técnicas disponibles en Eclipse,
por ejemplo: la histéresis, las direcciones de la permeabilidad relativa, efectos de
la tensién en superficie, etc.

Los datos de permeabilidad relativa y presion capilar se introducen en
forma tabular y también se pueden ver graficamente. El programa maneja dos
tablas de funciones. La primera se refiera a los valores de las propiedades
presentes en la matriz, y la segunda se refiere a los valores de las propiedades
presentes en la fractura, los datos empleados en el modelo se muestran a
continuacion en las siguientes tablas y graficas.

En la tabla 6.10 se presentan los valores de permeabilidades relativas y
presiones capilares del gas en la zona de la matriz, en la figura 6.7 se observa el

comportamiento grafico de estos datos.

Tabla 6.10.- Valores de permeabilidades relativas y
presiones capilares del gas en la matriz.

Pc
Sg | Krg |(Ib/pg2a)
0 0 0.075
0.1 |0.015| 0.085
0.2 | 0.05 | 0.095
0.3 |0.103| 0.115
0.4 | 019 | 0.145
0.5 | 0.31 | 0.255

0.55]| 0.42 | 0.386
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Fig. 6.7.- Saturacion de gas en la matriz.

En la tabla 6.11 se presentan los valores de |las permeabilidades relativas
y presiones capilares del agua para la zona de la matriz, y en la figura 6.8 se
observa el comportamiento grafico de estos valores.

Tabla 6.11.- Valores de permeabilidades relativas y
presiones capilares del agua en la matriz.

Pc
Sw | Krw |(Ib/pg2a)
0.2 0 1

0.25/0.005| 0.5
0.3 | 0.01 0.3
0.35| 0.02 | 0.15
0.4 | 0.03 0
0.45/0.045| -0.2
0.5 | 0.06 -1.2
0.6 | 0.11 -4
0.7 | 0.18 -10
0.75] 0.23 -40
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Fig. 6.8.- Saturacién de agua en la matriz.

En la tabla 6.12 se presentan los valores de las permeabilidades relativas aceite

—agua y aceite-agua-gas, y en la figura 6.9 se observa el comportamiento grafico

de estos valores.

Tabla 6.12.- Valores de permeabilidades relativas aceite-agua

y aceite-agua-gas.

So

Krow

Krowg

0.25

0

0

0.3

0.042

0.028

0.4

0.154

0.1

0.5

0.304

0.25

0.55

0.392

0.6

0.492

0.45

0.65

0.6

0.7

0.723

0.7

0.75

0.86

0.8

1
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Fig. 6.9.- Permeabilidades relativas aceite-agua y aceite-agua-gas.

La segunda parte de la informaciéon de SCAL se refiere a los valores de

saturacion del aceite, agua y gas que estan presentes en la fractura:

En la tabla 6.13 se presentan los valores de las permeabilidades relativas

y presiones capilares del gas para la zona de la fractura, y en la figura 6.10 se

observa el comportamiento grafico de estos valores.

Tabla 6.13.- Valores de permeabilidades relativas y

presiones capilares del gas en la fractura.

1

Pc
Sg |Krg | (Ib/pg2a)
00 0
0.1/0.1 0
0.2]02 0
0.3]03 0
0404 0
05|05 0
07107 0

0

1
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Fig. 6.10.- Permeabilidad relativa del gas en la fractura.

En la tabla 6.14 se presentan los valores de las permeabilidades relativas
y presiones capilares del gas para la zona de la fractura, y en la figura 6.11 se

observa el comportamiento grafico de estos valores.

Tabla 6.14.- Valores de permeabilidades relativas del agua y
presiones capilares en la fractura.

Pc
Sw |Krw| (Ib/pg2a)
010 0
0.1/01 0
02|02 0
03|03 0
0404 0
0.5/0.5 0
0707 0
il [ 0
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Fig. 6.11.- Permeabilidades relativas del agua.

En la tabla 6.15 se presentan los valores de las permeabilidades relativas aceite-
agua y aceite-agua-gas para la zona de la fractura.

Tabla 6.15.- Permeabilidades aceite-agua y

aceite-agua-gas.
So [Krow|Kro
0| 0 0
0.1/ 01| 01
02|02 02
03|03 03
04(04 | 04
05/ 05| 05
07|07 | 0.7
11 1 1
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En la Figura 6.12 se observa el comportamiento grafico de las permeabilidades

relativas del aceite en la zona de la fractura

SOF3 (Funciones de saturacion de aceite)
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Fig. 6.12.- Permeabilidades relativas del aceite en la fractura.



6.3 Declinacion natural de presion

En este caso las corridas de declinacién fueron llevadas hasta un tiempo
maximo de 10 afios o cuando la produccién declinara a menocs de 1 bl/D. El pozo
productor tuvo una produccion maxima de 500 bl/D y fue limitado a una caida de
presion de 100 Ib/pg®. La localizacion del pozo productor es:

¢ Enlacelda 10, eje x.
 Enlaceldat,enelejey

e Se encuentra en la celda 5 de la fractura

En la figura 6.13 se presenta una vista 3D del yacimiento, donde se notan
los ejes x, y, y z, ademas de la terminacién del pozo productor.

Fig. 6.13.- Visualizacién 3D de la seccidn transversal del caso base en declinacion
natural de presion.

Para realizar el estudio de sensibilidad se requiere informacién referente a
los puntos de comparacion, en este caso, se compararan los resultados
obtenidos durante la simulacion del caso base con respecto a la simulacion de
los parametros seleccionados.



* La eficiencia de recuperacion de aceite.

* Larelacion gas aceite.

En las siguientes graficas se muestran los resultados del modelo empleado en
cuanto a produccién de aceite, gas y relacion gas aceite contemplando el caso

de declinacion natural de presién.
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Fig. 6.14.- Produccion de aceite y gas (declinacion).
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Fig. 6.15.- Relacion gas-aceite.



6.4 Inyeccion de gas

Lo que se pretende al inyectar gas a los yacimientos es obtener una
mayor recuperacion de los hidrocarburos, adicionandole energia extra a la del
yacimiento. Asimismo, se consideré el comportamiento de los parametros
seleccionados en este trabajo de tesis.

Un caso de gran interés para analizar en estas corridas, es que el 90%
del gas producido fue re-inyectado. En esta simulacion contamos con dos pozos:

un inyector y un productor:

El pozo productor se localiza en:

e Eneleje x:enlacelda 10.
e Enelejey: enlacelda .
¢ En el eje z. en las celdas 9 y 10, como se sabe el ejemplo que se
maneja contiene 5 celdas para la matriz y 5 para la fractura.
Produce 1000 STB/D de aceite. El gasto de produccion minimo es de 100
STB/D.

El pozo Inyector se localiza en:

e Enelejex: enlacelda.

e Enelejey enlaceldai.

e En el eje z en las celdas 6, 7 y 8. ECLIPSE maneja las celdas de
inyeccién y de produccion en las fracturas, en el caso de yacimientos
fracturados, debido a esto el pozo inyecta en las capas superiores de

la fractura.
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En la figura 6.16 se observan las terminaciones de los pozos, y donde se
inyecta el gas, el cual empuja al aceite de las dos capas superiores hacia las

capas inferiores provocando la creacion de un casquete de gas en el yacimiento.

Fig. 6.16.- Visualizacion 3D de la seccién transversal en la inyeccidn de gas.

Como se ha mencionado anteriormente el programa considera que los
bloques de la fractura rodean a los bloques de la matriz. Ademas la produccién

se obtiene solamente de la fractura.
Para realizar el andlisis de sensibilidad y conocer el efecto que tiene el
cambio de los parametros seleccionados en la recuperacién del yacimiento se

tiene que disponer de la siguiente informacion.

» Eficiencia de recuperacion de aceite.

. Relacion Gas Aceite.
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Para poder compararlos con los resultados obtenidos durante Ila

simulacién de los parametros seleccionados.

En las siguientes graficas se muestran los resultados del modelo

empleado en cuanto a produccion de aceite, gas y relacion gas aceite

contemplando el caso de inyeccién de gas.
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Fig. 6.17.- Gasto de aceite y gas (base e inyeccion de gas).
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Fig. 6.18.- Relacion gas aceite (base e inyeccion de gas).




6.5 Inyeccion de agua

En esta corrida, se cuenta con un pozo productor y un pozo inyector en
este caso se inyectara agua. El agua se inyecta a partir del tiempo cero con un
rango maximo de inyeccion de 1,750 STB/D.

El pozo productor se localiza en:

o Enlacelda 10, del gje x.
e Enlacelda 1, del ejey.
e Enlasceldas 6, 7y 8, del eje z

Produce 1000 STB/D de liquido (una mezcla de agua e hidrocarburo) y
esta restringido por una caida de presion maxima de 100 Ib/pg2. El gasto de

producciéon minimo es de 100 STB/D.

El pozo inyector se localiza en:

e Eneleje x: enlacelda 1.
o Eneleje y: enlacelda 1.

e Enelejez enlasceldasb,7,8 9y 10.

Como anteriormente se ha definido, el ejemplo que se usa cuenta con 5
celdas de matriz y 5 de fractura en el eje z. Ademas, los pozos se terminan en la
fractura. De acuerdo con esto, el pozo inyector esta inyectando a lo largo de toda
la fractura y el pozo productor se encuentra produciendo en las tres primeras
celdas de la fractura.
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A continuacién se presenta una visualizacion 3D de la seccion transversal
analizada donde se ven las localizaciones de los pozos productores, asi como

también las zonas donde se terminaron los pozos.

X s

Fig. 6.19.- Visualizacion 3D de la seccidn transversal (base e inyeccién de agua).

Para realizar el analisis de sensibilidad se tiene que contar con una
medida de comparacién entre las corridas base y las corridas realizadas en base
a los parametros seleccionados.

Para realizar esta comparacion, para el caso de inyeccién de agua, se
tiene que contar con la siguiente informacién del caso base:

» Eficiencia de recuperacién.

« Corte de agua del pozo productor.



En las siguientes graficas se muestran los resultados del modelo empleado en

cuanto a produccion de aceite, gas y relaciéon gas aceite contemplando el caso

de inyeccién de agua.
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Fig. 6.20.- Gasto de aceite y gas (base e inyeccion de agua).
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Fig. 6.21.- Corte de agua en el pozo productor (base e inyeccion de agua).
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Los siguientes datos se especificaron para los dos problemas de
inyeccién para controlar el tamario de los intervalos de tiempo; el cambio de
saturacion maxima se igualé a 0.1, el cambio de presion maxima se igualé a 500
Ib/pg2. EI maximo incremento para los intervalos de tiempo para los casos de
inyeccién de agua y gas, fue ajustado a 0.25 afios. El incremento maximo para el
intervalo de tiempo para el caso de la declinacion, fue ajustado a 0.1 afios para

minimizar el error de truncamiento debido al tiempo.

En el siguiente capitulo se abordan los resultados obtenidos durante el
estudio de sensibilidad realizado. Estos datos se comparan contra los resultados
obtenidos en los casos bases. Determinando asi la respuesta del yacimiento a

dichos parametros.



Capitulo 7
ANALISIS DE SENSIBILIDAD

7.1 ;Qué es un analisis de sensibilidad ?

Se puede definir a la sensibilidad como respuesta a la variacion en los
resultados de una simulacién numérica de yacimientos a un parametro
especifico. Es otras palabras, la podemos definir como la afectacién en la
simulacién al variar el valor numérico de algunas propiedades, con el fin de
conocer el comportamiento del yacimiento utilizando diferentes escenarios de
produccién.

7.2 Parametros utilizados para el estudio de sensibilidad

Para todos los casos se realizaron catorce corridas variando los
parametros de drene gravitacional, flujo viscoso, presion capilar, compresibilidad
de la matriz y fractura.

* Drene gravitacional

Para el parametro del drene gravitacional se realizaron dos corridas:

a) Considerando drene gravitacional (corrida base).
b) Sin considerar drene gravitacional.

¢ Presion capilar
Para la presién capilar se realizaron cuatro corridas:

a) Sin considerar presion capilar.



b) Con un valor bajo presion capilar.
c) Con un valor medio de presion capilar (corrida base).

d) Con un valor alto de presion capilar.

Los valores de presién capilar se multiplicaron el valor por un factor de
0.1, el valor medio de presion capilar se obtuvo de los datos obtenidos del
articulo de SPE vy el valor alto de presién capilar se obtuvo al multiplicar los
valores por un factor de 100. Ademas de que se considerdé la ausencia de
presién capilar.

Para los casos de declinacion e inyeccion de gas las presiones capilares
se variaron en la fractura, y para la inyeccién de agua la presién capilar se
cambio en la matriz. En la tabla 7.1 se observan los datos de valores de la
presion capilar baja para la fractura. Y en la figura 7.1 se observa el
comportamiento grafico de estos valores.

Tabla 7.1.- Presiones capilares bajas en la fractura.

Se P.

0 0.00375
0.1 0.00425
0.2 0.00475
0.3 0.00575
0.4 0.00725
05 0.0088
0.7 0.0126
10 0.0193
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Fig. 7.1.- Grafica de presién capilar baja y permeabilidades en la fractura.

En la tabla 7.2 se observan los valores normales de presiones capilares en la

fractura considerados en este trabajo. Y en la figura 7.2 se observa el

comportamiento grafico de estos valores.

Tabla 7.2.- Valores de presiones capilares normales en la fractura.

Sq P.

0 0.0375
0.1 0.0425
0.2 0.0475
0.3 0.575
0.4 0.0725
0.5 0.088
0.7 0.126
1.0 0.193
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Fig. 7.2.- Gréafica de presion capilar normal y permeabilidades en la fractura.

En la tabla 7.3 se observan los valores altos de presion capilar en la fractura
considerados para este trabajo. Y en la figura 7.3 se observa el comportamiento
grafico de estos valores.

Tabla 7.3.- Presiones capilares altas en la fractura.

Sq P
0 3.75
0.1 4.25
0.2 4.75
0.3 5.75
0.4 7.25
0.5 8.8
0.7 12.6
1 19.30
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Fig. 7.3.- Gréfica de presiones capilares altas y permeabilidades en la fractura.

En la siguiente tabla se observan los valores de presion capilar en la fractura.

Tabla 7.4.- Presiones capilares iguales a cero en la fractura.

Sq

0
o

0

0.1

0.2

0.3

04

0.5

0.7

1

ol o]l o] o] o] o] o] o




Nota: Los datos anteriores se utilizaron en los casos de declinacién natural de la
presién y en la inyeccion de gas.

En la tabla 7.5 se muestran los valores de bajas presiones capilares en la matriz
considerados para este trabajo. En la grafica 7.4 se observa el comportamiento
grafico de estos datos.

Tabla 7.5.- Bajas presiones capilares en la matriz.

Su P.
0.2 0.1
0.25 0.05
03 0.03
0.35 0.015
04 0
045 0.02
05 012
06 A
0.7 A
0.75 2
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Fig. 7.4.- Grafica de presiones capilares bajas y permeabilidades en la matriz.
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En la tabla 7.6 se observan los datos de las presiones capilares normales en la

fractura. En la grafica 7.5 se observa el comportamiento grafico de estos datos.

Tabla 7.6.- Presiones capilares normales en la fractura.

S P,
0.2 1
0.25 0.5
0.3 0.3
0.35 0.15
0.4 0
0.45 -0.2
0.5 -1.2
0.6 -4
0.7 -10
0.75 -40
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Fig. 7.5.- Gréfica de presiones capilares normales y permeabilidades en la matriz.
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En la tabla 7.7 se muestran los valores de altas presiones capilares en la matriz.

En la figura 7.6 se observa el comportamiento grafico de estos datos.

Tabla 7.7 .- Altas presiones capilares en la matriz.

0.2 100
0.25 50
0.3 30
0.35 15
0.4 0
0.45 -2
05 -12
0.6 -40
0.7 -100
0.75 -400
SWFN {Func:arinef. de saturacidn del agua)
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: [ 100000
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Fig. 7.6.- Grafica de presiones capilares altas y permeabilidades en la matriz.
En la tabla 7.8 se observan las presiones capilares igualadas a cero para la
matriz.
Tabla 7.8.- Presiones capilares iguales a cero en la matriz.

Sy Pa
0.2
0.25
0.3
0.35
0.4
0.45
0.5
0.6
0.7
0.75

o] o] o] o] o]l o] O] o] o] ©

¢ Flujo viscoso

Para el parametro del flujo viscoso se realizaron tres corridas, las cuales
son:

a) Corrida base.

b) Corrida en la cual se incremento la permeabilidad en las fracturas,
multiplicandola por 2.

c) Corrida en la cual se disminuy6 la permeabilidad en las fracturas,
multiplicandola por 0.5.
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En la siguiente tabla se observan los datos de permeabilidad, en la fractura,
multiplicadas por un valor de 2.

Tabla 7.9.- Permeabilidades en la fractura al doble.

X 1 (mD)IX 2 (mD)|X 3 (mD)|X 4 (mD)|X 5 (mD){X 6 (mD)|X 7 (mMD)|X 8 (mD)|X 9 (mD){X 10 (mD)
1 1 1 1 1 1 1 1 1 1
1 1 1 1 1 1 1 1 1 1
1 1 1 1 1 1 1 1 1 1
1 1 1 1 1 1 1 1 1 1
1 1 1 1 1 1 1 1 1 1

20 20 20 20 20 20 20 20 20 20
20 20 20 20 20 20 20 20 20 20
180 180 180 180 180 180 180 180 180 180
40 40 40 40 40 40 40 40 40 40
40 40 40 40 40 40 40 40 40 40

La permeabilidad en todas las direcciones, (x, y, z) tiene los mismos

valores, por lo que soélo se presenta la tabla de permeabilidad en la direccién x.

En la siguiente tabla se observan los datos de permeabilidad, en la fractura,
multiplicadas por un valor de 0.5.

Tabla 7.10.- Permeabilidades de la fractura a la mitad.

X 1(mD)|X2 (mD)|X 3 (mD)|X 4 (mD)|X 5 (mD){X 6 (mD)|X 7 (mD)[X 8 (mD)|X 8 (mD)|X 10 (mD)
i 1 1 1 1 1 1 1 1 1
1 1 1 1 1 1 1 1 1 1
1 1 1 1 1 1 1 1 1 1
1 1 1 1 1 1 1 1 1 1
1 1 1 1 1 1 1 1 1 1
5 5 5 5 5 5 S 5 5 5
5 5 5 5 5 5 5 5 5 5

45 45 45 45 45 45 45 45 45 45
10 10 10 10 10 10 10 10 10 10
10 10 10 10 10 10 10 10 10 10
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Como se explicd anteriormente, las permeabilidades en todas las
direcciones son iguales, por lo que sélo se muestra la tabla de permeabilidades
en el eje x.

¢ Compresibilidad de matriz y fractura

Para la opcion de la compresibilidad de la matriz y fractura se realizaron
tres corridas:

a) Con un valor medio de compresibilidad de la matriz y fractura (caso
base).

b) Con un valor bajo de compresibilidad, tanto en la matriz como en la
fractura.

c) Con un valor alto en la compresibilidad tanto en la matriz como en la

fractura.

Los valores de compresibilidad de la matriz utilizados son:
Tabla 7.11.- Compresibilidades en la matriz.
Compresibilidad baja 0.35*10°
Compresibilidad normal 0.35*10°°
Compresibilidad alta 0.35*10*

Los valores de compresibilidad de la fractura utilizados son:

Tabla 7.12.- Compresibilidades en la fractura.
Compresibilidad baja 0.35*10”

Compresibilidad normal  0.35*10°
Compresibilidad alta ~ 0.35*107
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« Resultados obtenidos en el estudio de sensibilidad

Para realizar el estudio de sensibilidad se comparan los resultados
obtenidos a partir de los datos base con los resultados obtenidos en los
apéndices de sensibilidad.

CASO 1. DECLINACION NATURAL DE PRESION

a) Sensibilidad al drene gravitacional.

Para poder realizar este analisis se realizaron dos corridas, una en la que
se presenta drene gravitacional en el yacimiento y otra en la que no se presenta

drene gravitacional.

Cuando se presenta el fendmeno de drene gravitacional, las fases
presentes se acomodan de acuerdo a las densidades de las mismas, esto es, se
propicia la creacién de un casquete de gas.

El gas tiende a moverse a la parte superior del yacimiento, el aceite en la parte
media y el agua en la parte inferior. La produccién de aceite que se tiene con la
presencia de drene gravitacional es del orden de 655,867.94 barriles, y con la
ausencia de este fenémeno el yacimiento produce 316,671.22 barriles., de los
resultados obtenidos se observa la importancia de tener presente este fenémeno
en la vida productiva del yacimiento.

En la grafica 7.7 se muestra la produccion de aceite para los dos casos, en la
grafica 7.8 se muestra la eficiencia de recuperacion de aceite de la matriz, y en

la grafica 7.9 se muestra la eficiencia de recuperacion de aceite de la fractura.

144



|

g

-
]
]

Sl e Geavitaclomal

i

§
||||||||.|1|J|f11.115|||.||

T

PRODUCCION  $T8,/0AY
a8

o

T ? T T

TIEMPO

o
=
e
™
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Fig. 7.8.- Grafica de eficiencia de recuperacion de la matriz (caso base (con drene
gravitacional) y sin drene gravitacional).
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Fig. 7.9.- Gréfica de eficiencia de recuperacién de la fractura

(caso base (con drene gravitacional) y sin drene gravitacional).

b) Sensibilidad al flujo viscoso.

A continuacion se nombran los casos necesarios para realizar éste

analisis:

Caso base con desplazamiento viscoso
Con desplazamiento viscoso y permeabilidad en las fracturas *2

v v

Y

Con desplazamiento viscoso y permeabilidad en las fracturas *0.5

Al tener una permeabilidad en la fractura mayor al caso base, se observa
en la grafica 7.11 que se aumentan las eficiencias de recuperacion de aceite en
la matriz y en la fractura, y si se tiene una permeabilidad menor en la fractura se
tendra una eficiencia de recuperacion de aceite de 22%.

En la grafica 7.10 se muestra la produccion de aceite para los tres casos, en la
grafica 7.11 se muestra la eficiencia de recuperacion de aceite de la matriz, y en

la grafica 7.12 se muestra la eficiencia de recuperacion de aceite de la fractura.
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Fig. 7.10.- Grafica de produccién de aceite (caso base con desplazamientos viscoso,
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(con desplazamiento viscoso, con permeabilidad en la fractura * 2, con permeabilidad en
la fractura * 0.5).
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¢) Sensibilidad a la presion capilar en la fractura.

Cuando se presenta una alta presion capilar se obtiene la mayor
produccién del campo, el segundo mejor valor de produccion del campo se
obtiene con un valor medio (la produccién es 16% menor), cuando se presenta
un valor bajo se obtiene una produccién menor (la produccion es 55% menor) y
cuando el valor es cero la produccion que se presenta es la menor (la
produccién es 59% menor). La relacién gas aceite que se presenta con un valor
alto de presion capilar es bajo, la relacién gas aceite mas alta se presenta con
un valor bajo de presién capilar. Los otros valores de presidn arrojan un valor
similar para la relacién gas aceite. La eficiencia de recuperacién de la matriz
cuando se presenta un valor de presion capilar alto es mayor, la segunda
eficiencia es lograda con un valor medio, la tercera con un valor bajo y la ultima

con un valor cero de presion capilar.
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Se sabe que la presion capilar es un medio para retener al fluido mojante
y expulsar al no mojante. Para el ejemplo cuando se tiene un valor considerable
de presion capilar, la eficiencia de recuperacion de la matriz es considerable,
pero la de la fractura es insignificante; esto se debe, a que las fracturas por
poseer una porosidad reducida las fuerzas capilares no permiten el libre flujo de
los fluidos a través de las mismas.

Esto se ve claramente cuando se presenta un valor cero de presion
capilar en las fracturas, no existe ningutn tipo de restriccion que impida el flujo de
fluidos, obteniéndose un valor de eficiencia mayor.

En la grafica 7.13 se muestra la produccién de aceite para los casos
analizados, en la grafica 7.14 se muestra la eficiencia de recuperacion de aceite
de la matriz y en la grafica 7.15 se muestra la eficiencia de recuperaciéon de
aceite para la fractura.
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Fig. 7.13.- Grafica de produccion de aceite (alta presion capilar, presion capilar normal,
baja presion capilar y sin presion capilar).
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Fig. 7.15.- Gréfica eficiencia de recuperacion de la fractura (alta presion capilar, presion
capilar normal, baja presién capilar y sin presion capilar).
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d) Sensibilidad a la compresibilidad de matriz y de fractura.

Para realizar el analisis se plantean tres escenarios:

» Caso base con un valor de compresibilidad normal tanto en la matriz
como en la fractura.

» Con un valor de compresibilidad bajo, tanto en la matriz como en la

fractura.

Y

Con un valor de compresibilidad alto, tanto en la matriz como en la
fractura.

Del resultado obtenido en la grafica 7.18 se observa que al tener una
menor compresibilidad que el caso base, tanto en la matriz como en la fractura,
se tendra una menor recuperacion de aceite en el yacimiento en comparacion
con tener una alta compresibilidad tanto en la matriz como en la fractura.
También se puede ver la ventaja al tener una alta compresibilidad en la matriz

como en la fractura en la grafica 7.18 ya que se tendra una mayor recuperacion.

Esto se debe a que la compresibilidad es dependiente de la presién y de
la porosidad, por lo que al tener una compresibilidad alta se tendra una mayor
porosidad (una mayor capacidad de almacenamiento de hidrocarburos) y si se
tiene una compresibilidad baja se tendra una menor porosidad, esto se puede
visualizar con las graficas 7.19 donde se obtiene una mayor eficiencia de
recuperacién de aceite en la matriz y en la fractura cuando se tiene una mayor
compresibilidad tanto en la fractura como en la matriz.

En la grafica 7.16 se muestra la produccién de aceite para los casos
analizados, en la grafica 7.17 se muestra el comportamiento de presién, en la
grafica 7.18 se muestra la eficiencia de recuperacion de aceite de la matriz y en
la grafica 7.19 se muestra la eficiencia de recuperacion de aceite para la
fractura.
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En la siguiente grafica se observan las recuperaciones finales para los casos
planteados para el analisis de la declinacidén natural de la presion.

La mayor recuperacion de aceite, para este caso, se obtuvo en los siguientes
casos: con un alto valor de compresibilidad de la roca y un alto valor de presion
capilar.

El resto de los escenarios planteados obtuvo el mismo valor de produccién final
de aceite, sin embargo, la produccién de aceite mas baja se presento con la
ausencia del drene gravitacional.

Produccidn de aceite, dechnacion de la presion

TINNRENY

.

o] |
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[

§

7.20.- Recuperacion de aceite en todos los casos.



CASO 2. INYECCION DE GAS

a) Sensibilidad al drene gravitacional

Para realizar este analisis realizamos dos corridas, una en la que se
presenta drene gravitacional en el yacimiento y otra en la que no se presenta

drene gravitacional.

Cuando las fases se separan, debido al drene gravitacional, el gas se
encuentra en la parte superior del yacimiento formando un casquete de gas y el

aceite en la parte inferior.

Sabemos que con la inyeccién de gas en el yacimiento trataremos de
mantener la presion, inyectando el gas en el casquete. Ademas de desalojar la

maxima cantidad posible de aceite de las capas superiores.

Debido al drene gravitacional y a la inyecciéon de gas, produciremos 87%

mas de aceite que al no presentarse el drene gravitacional.

Sin el drene gravitacional, las fases presentes no se separarian y al
inyectarse el gas lo que se lograria es aumentar la cantidad de gas disuelto en el
yacimiento produciendo una enorme cantidad de gas, lo que repercutiria en la
cantidad de aceite producido. Cuando no se presenta el fendmeno de drene
gravitacional se tiene una RGA que se incrementa rapidamente desde el inicio
de la explotacion hasta casi el tercer afio del yacimiento, en donde llega a la
caida de presién maxima permitida de 100 libras/pg®. Las dos RGA, con y sin
drene gravitacional, llegan al limite maximo de RGA, pero la grafica de RGA sin
drene crece en forma exponencial, en cambio la grafica que presenta drene tiene

una tendencia de crecimiento moderada.



La eficiencia de recuperacion en la matriz es mayor, 97%, cuando se tiene
drene gravitacional; cuando no se cuenta con drene gravitacional la eficiencia de

recuperacion es considerablemente menor.

Esto se debe, como se explicd anteriormente, cuando las fases se
encuentran separadas. La produccidn de aceite proviene de una zona en donde
se encuentra mayoritariamente aceite, y la saturacidn del gas presente es casi la

saturacién minima. Por lo que se recupera un porcentaje elevado de aceite.

Cuando no se presenta el drene y las fases no se encuentran separadas,
el gas y el aceite conviven en una mezcla, por lo que en todo el yacimiento se
encuentra la misma saturacion de estos fluidos.

La eficiencia de recuperacién de la fractura es mayor, 92, cuando se
presenta el drene que cuando no se presenta. Esto se debe a lo explicado
anteriormente, cuando las fases no se separan es mas dificil producir aceite que

cuando éste se encuentre en una solucién con una alta cantidad de gas disuelto.

En la grafica 7.21 se muestra la produccion de aceite para los casos
analizados, en la grafica 7.22 se muestra la eficiencia de recuperacién de aceite
de la matriz y en la grafica 7.23 se muestra la eficiencia de recuperacion de
aceite para la fractura.
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Fig. 7.22.- Grafica eficiencia de recuperacion de la matriz

(con drene gravitacional y sin drene gravitacional).
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Fig. 7.23.- Grafica eficiencia de recuperacion de la fractura

(con drene gravitacional y sin drene gravitacional).

b) Sensibilidad al flujo viscoso.
A continuacion se nombran los casos necesarios para realizar este analisis:
« Caso base con desplazamiento viscoso
+ Con desplazamiento viscoso y permeabilidad en las fracturas *2
« Con desplazamiento viscoso y permeabilidad en las fracturas *0.5
Cuando se presenta el flujo viscoso en el yacimiento, sabemos que los
fluidos presentes en el yacimiento se desplazaran debido a una diferencia de

presiones.

Conocemos que en las formulas para calcular el flujo viscoso se
involucran la transmisibilidad de la matriz a la fractura y la movilidad de la matriz.
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El desplazamiento viscoso es directamente proporcional a la
transmisibilidad y a la movilidad.

De acuerdo a la definicibn que se plantea cuando se define al
desplazamiento viscoso; sabemos que, si se presenta una permeabilidad alta en
la fractura, generalmente se ignora el desplazamiento viscoso de y para la
matriz. Por el contrario, si se presenta una permeabilidad baja en la fractura, el
desplazamiento viscoso de y para la matriz se considera como un importante

mecanismo de recuperacion.

La eficiencia de recuperacion de aceite en la matriz se incrementa cuando
se tiene el doble del valor original de permeabilidad de la fractura. Pero en la
fractura ocurre lo contrario, la eficiencia de recuperacion del aceite se
incrementa cuando se tiene la mitad del valor original de permeabilidad en la
fractura.

Para el ejemplo de inyeccion de gas observamos que la produccion de
aceite del campo se incrementa cuando se incrementa la permeabilidad de la
fractura.

La eficiencia de recuperacion en la matriz se incrementa cuando la
permeabilidad de la fractura aumenta y decrementa, cuando |la permeabilidad de
la fractura disminuye. Esto quiere decir, que el fluido se desplaza mas
rapidamente de la matriz hacia la fractura, ayudado por la diferencia de

presiones y por la alta permeabilidad de la fractura.

En la fractura tenemos una alta eficiencia de recuperaciéon cuando se
tiene una permeabilidad moderada, para los primeros 20 afios de produccion, y
se presenta una baja recuperacion de aceite cuando se tiene upa alta
permeabilidad. Peor si se aumenta el lapso de tiempo productivo, observamos
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que cuando se prolonga la vida productiva del yacimiento es cuando se presenta

una permeabilidad alta en las fracturas.

En la grafica 7.24 se muestra la produccion de aceite para los casos
analizados, en la grafica 7.25 se muestra la eficiencia de recuperacion de aceite
de la matriz y en la grafica 7.26 se muestra la eficiencia de recuperacion de

aceite para la fractura.
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Fig. 7.24.- Grafica de produccién de aceite (caso base con desplazamiento viscoso, con
permeabilidad en la fractura * 2, con permeabilidad en la fractura * 0.5).
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Fig. 7.26.- Grafica de eficiencia de recuperacion del aceite de la fractura (caso base con

desplazamiento viscoso, con permeabilidad en la fractura * 2, con permeabilidad en la

fractura * 0.5).
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c) Sensibilidad a la presién capilar en la fractura.

En este analisis realizamos dos planteamientos: el primero presenta
presion capilar en la fractura y el segundo no presenta presion capilar en la
fractura. Los resultados se presentan a continuacién:

Para el yacimiento que estamos analizando se tiene que mayor presion
capilar se presenta en el sistema de fracturas se tendra una mayor produccion
de aceite, en este caso la presion capilar actia como un importante mecanismo
de produccion.

Cuando se presenta una mayor presion capilar en la fractura obtenemos
una mayor produccion de aceite, 27% que cuando se cuenta con una presion
capilar normal, 38% mas que cuando se presenta una baja presion capilar, y

40% mas que cuando se presenta sin presion capilar en la fractura.

La relacién gas aceite se incrementa cuando se no se presenta presion
capilar en la fractura y decrementa, conforme se incrementa el valor de la
presién capilar.

La eficiencia de la recuperacion en la matriz es importante cuando se
presenta un valor alto de presién capilar en la fractura. Pero el valor de la
eficiencia de recuperacion en la fractura es importante cuando se tiene un bajo
valor de presion capilar en la fractura.

En la grafica 7.27 se muestra la produccion de aceite para los casos
analizados, en la grafica 7.28 se muestra la eficiencia de recuperacion de aceite
de la matriz y en la grafica 7.29 se muestra la eficiencia de recuperacion de

aceite para la fractura.
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Fig. 7.27.- Grafica de produccion de aceite (alta presién capilar, presion capilar normal,
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Fig 7.28.- Grafica de la eficiencia de recuperacion de la matriz (alta presién capilar,

presion capilar normal, baja presion capilar, y sin presién capilar).
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d) Sensibilidad a la compresibilidad de matriz y fractura.

Para realizar el analisis se plantean tres escenarios: el primero con un
valor de compresibilidad bajo, el segundo con un valor de compresibilidad

normal y el tercero con un valor de compresibilidad alto.

Los resultados se muestran a continuacion:

« Como sabemos la compresibilidad es el cambio de volumen que
experimenta un volumen unitario cuando ocurre un cambio de presién
unitario.

¢ Cuando la presién de nuestro yacimiento se abate a causa de la
extraccion, el volumen total de la roca decrece mientras que el de las
particulas solidas aumenta. Estos cambios originan una reduccion en

el espacio poroso de la roca. La expansioén de la roca y de la fractura



originara un desplazamiento de un volumen de fluidos igual al
volumen generado por la expansién.

Lo que nosotros esperamos obtener de las corridas es que a mayor
compresibilidad mayor recuperacion se obtendra, y a menor
compresibilidad menor recuperacion.

En nuestra ejecucién observamos que para un valor de
compresibilidad alto obtenemos una produccion de aceite mucho
mayor, esto es, que el volumen de aceite que desaloja la roca al
expandirse afecta a la recuperacién final de hidrocarburos.

Si se analiza el caso de alta compresibilidad de la roca y la fractura,

tenemos lo siguiente:

P 9 =

Se produce un volumen de hidrocarburo mayor.

La produccién del campo es mucho mayor.

Este mecanismo gobierna en la recuperacion de aceite de la matriz.
En la recuperaciéon de aceite de la fractura, cuando se tiene una
compresibilidad mayor, impera hasta el doceavo afio de produccion, a

partir del cual la recuperacién empieza a decaer.

Cuando tenemos un valor de compresibilidad bajo tenemos lo siguiente:

Se produce un volumen de hidrocarburo menor.

La produccién del campo es menor.

Este mecanismo obtiene la menor eficiencia de recuperacion de
aceite en la matriz.

En la recuperacion de aceite de la fractura este mecanismo presenta

una tendencia a la alza a partir del doceavo afio de produccion.



Esto se debe a que el volumen remanente, a partir del doceavo afio, es
mucho mayor cuando se tiene una compresibilidad baja que cuando se tiene una

compresibilidad alta.

En la grafica 7.30 se muestra la produccién de aceite para los casos
analizados, en la grafica 7.31 se observa el comportamiento de la presion, en la
grafica 7.32 se muestra la eficiencia de recuperacion de aceite de la matriz y en
la grafica 7.33 se muestra la eficiencia de recuperacién de aceite para la

fractura.
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Fig. 7.30.- Grafica de produccion de aceite
(compresibilidad alta, compresibilidad normal, compresibilidad baja).
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Fig. 7.32.- Grafica de la eficiencia de recuperacion de la matriz (compresibilidad alta,
compresibilidad normal, compresibilidad baja).
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Fig. 7.33.- Grafica de la eficiencia de recuperacion de la fractura (compresibilidad alta,

compresibilidad normal, compresibilidad baja).

En la Figura 7.34 se presentan las recuperaciones finales de aceite que se
obtuvieron para los casos propuestos en el estudio de la inyeccién de gas.

La mayor recuperacion de aceite se obtiene en el caso de la alta presion capilar
en la fractura. El siguiente valor de recuperacién es el de la alta compresibilidad
de la roca, el cual se compara con la recuperacion obtenida en el caso de la
presion capilar base. La recuperacién del resto de los casos es muy similar. La
recuperacion mas baja se obtiene con la ausencia del fenémeno del drene

gravitacional.
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CASO 3. INYECCION DE AGUA

a) Sensibilidad al drene gravitacional.

Para realizar este analisis se realizaron dos corridas, la corrida base que
considera el efecto del drene gravitacional y la corrida de comparacion en donde
el drene gravitacional no se considera.

Cuando se tiene el fenémeno de drene gravitacional en nuestro

yacimiento podemos esperar un aumento en la produccién de aceite.

Como sabemos el drene gravitacional es el acomodo natural de las fases

presentes en el yacimiento debido a la diferencia de densidades de las mismas.

Cuando en el yacimiento se encuentran presentes las tres fases,
sabemos que en la parte superior del yacimiento se acomoda el gas, en la parte
intermedia se acomodara el aceite y en la parte inferior se acomodara el agua.

Cuando se inyecta agua en el yacimiento, se trata de prolongar la vida del
mismo. Y la presencia del fendmeno de drene gravitacional nos ayuda en la
produccion del yacimiento, ya que el agua al ser mas densa que el aceite se
mueve hacia las capas inferiores del yacimiento, quedando sélo en ellas la
saturacién residual de las otras fases presentes en el yacimiento.

En la grafica de produccién de aceite podemos observar que cuando se
presenta el drene gravitacional, se obtiene mas produccién del yacimiento que
cuando no se presenta este fenémeno.

Ademas la eficiencia de recuperacion de aceite de la matriz aumenta

cuando se presenta el drene; cuando no se presenta este fenémeno observamos

que la eficiencia de recuperacion disminuye.
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También se observa que cuando las fases no se encuentran separadas
debido a la ausencia del drene, la produccién de agua de los pozos productores
se incrementa con el tiempo, en cambio cuando las fases se encuentran

perfectamente separadas la produccién de agua disminuye considerablemente.

En la grafica 7.35 se muestra la produccion de aceite para los casos
analizados, en la grafica 7.36 se muestra la eficiencia de recuperacion de aceite
de la matriz, en la grafica 7.37 se muestra la eficiencia de recuperacion de aceite
para la fractura, y en la grafica 7.38 se observa el corte de agua producido del

yacimiento.
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Fig. 7.35.- Grafica de produccion de aceite
(con drene gravitacional y sin drene gravitacional).
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Fig. 7.36.- Grafica eficiencia de recuperacion del aceite en la matriz
(con drene gravitacional y sin drene gravitacional).

0.8
o8
0.7 Sin Drene Geavitacienal
- %
0.5 —
= |
N |
w Con Lngne wiavitacional
z 3
;5 3=
3:1

0.2
0.

o E T S 1 12 " 16
TEMPO

20

Fig. 7.37.- Grafica eficiencia de recuperacion de aceite de la fractura (

casos base y sin drene gravitacional).
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Fig. 7.38.- Grafica de corte de agua (con drene gravitacional y sin drene gravitacional).

b)  Sensibilidad al flujo viscoso.

Para realizar este analisis se realizaron tres corridas: el caso base con
flujo viscoso, el caso base con la permeabilidad de la fractura * 2 y el caso base
con la permeabilidad de la fractura * 0.5.

Sabemos que el flujo viscoso es el movimiento del fluido debido a una
diferencia de presiones existente, pero que es lo que ocurre cuando la
permeabilidad de la fractura cambia.

Cuando el valor de la permeabilidad en la fractura es el doble, se obtiene

una mayor produccién de aceite hasta casi el décimo afio de produccién, donde

declina hasta llegar al valor de produccién minimo.
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Si el valor de la permeabilidad en la fractura es la mitad, se obtiene una
produccion menor hasta casi el décimo afno, que es cuando se incrementa la

produccién de aceite del yacimiento hasta llegar a la produccién limite.

Pero, la mayor producciéon se obtiene cuando la permeabilidad de la
fractura se incrementa al doble, pero la diferencia con la produccién obtenida

con la permeabilidad sin alterar no es muy grande.

Las eficiencias de recuperacion tanto en la matriz como en la fractura
presentan un comportamiento similar. Pero el valor de eficiencia de recuperacion
en la matriz es mayor cuando se presenta la doble permeabilidad en la matriz,
pero no existe una marcada diferencia con la eficiencia obtenida con el valor sin

alterar de la permeabilidad.

El mismo comportamiento se observa con las eficiencias de recuperacion
de la fractura, no existe una diferencia significativa entre las eficiencias
obtenidas con el valor de la permeabilidad multiplicado por dos o con el valor de

la permeabilidad sin alterar.

En el corte de agua, el mayor volumen de agua producido se presenta

cuando se altera el valor de la permeabilidad de la fractura al doble.

En la grafica 7.39 se muestra la produccion de aceite para los casos analizados,
en la grafica 7.40 se muestra la eficiencia de recuperacion de aceite de la matriz,
en la gréafica 7.41 se muestra la eficiencia de recuperacion de aceite para la
fractura, y en la grafica 7.42 se observa el corte de agua producido del

yacimiento.
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Fig. 7.39.- Grafica de produccion de aceite (con desplazamiento viscoso, con
permeabilidad en la fractura * 2, con permeabilidad en la Fractura * 0.5).
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c) Sensibilidad a la presion capilar en la matriz.

Para realizar este andlisis se realizaron varios planteamientos: Con un
valor de presion capilar alto, con un valor de presion capilar normal, con un valor
de presion capilar bajo y sin presién capilar.

Cuando se tiene un valor de presion capilar alta, la migracién de aceite de
la matriz se inhibe, es decir, la presion capilar actia como una barrera al flujo.

Si la presién capilar en la matriz aumenta la eficiencia de recuperacion
disminuye, y si la presion capilar en la matriz disminuye la eficiencia de
recuperacion aumenta.

La eficiencia de recuperacién en la fractura aumenta cuando la presién
capilar en la matriz es alta.

Cuando el aceite migra en un porcentaje aceptable de la matriz hacia la
fractura, el volumen del aceite original de la fractura se ve incrementado por el
aceite que proviene de la matriz. Pero cuando el aceite no migra de la matriz
hacia la fractura, el aceite producido en la fractura es el aceite que originalmente
contenia dicha fractura.

Ademas se presenta, cuando se tiene un valor de permeabilidad alto en la
matriz, una alta produccion del agua de inyeccion.

En la grafica 7.43 se muestra la produccién de aceite para los casos analizados,
en la gréafica 7.44 se muestra la eficiencia de recuperacion de aceite de la matriz,
en la grafica 7.45 se muestra la eficiencia de recuperacién de aceite para la
fractura, y en la grafica 7.46 se observa el corte de agua producido del
yacimiento.
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Fig. 7.44.- Grafica eficiencia de recuperacion del aceite de la matriz (alta presion
capilar, presién capilar normal, baja presion capilar y sin presién capilar).
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d) Sensibilidad a la compresibilidad de la matriz y de la fractura.

Cuando realizamos las simulaciones para hacer el estudio de sensibilidad

de este parametro se eligié simularlo con tres escenarios:

» Con un valor alto.
» Con un valor medio.
» Con un valor bajo.

Los resultados obtenidos muestran que no existe variacion entre las

producciones de aceite de los escenarios.

Por lo que se concluye:

e La compresibilidad de la roca no afecta a la producciéon de aceite,
cuando al yacimiento se le esta inyectando agua.

e La produccion de agua se sabe que es en todas las capas del
yacimiento, provocando una migracion del aceite de las capas
inferiores a las superiores, pero se tiene que recordar que la tercera
capa posee el mayor valor de transmisibilidad del yacimiento
provocando que no todo el aceite que fluye de las capas inferiores

llegue a las capas superiores.
En la grafica 7.47 se muestra la produccién de aceite para los casos analizados,

en la grafica 7.48 se muestra la eficiencia de recuperacién de aceite de la matriz,

y en la gréfica 7.49 se observa el corte de agua producido del yacimiento.

180



lilasl Aha

Lotnpresibilidad Baja

Canprenibiilad Base

PRODUCCION STB,/DaY

1000 .
800
BOO
700
600
500
400
00
200

100 —
]

-

T T T
2 H ]

=
=
=
a
i
2

TIEMPD

Fig. 7.47.- Grafica de produccion de aceite (compresibilidad alta, compresibilidad normal
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Fig. 7.48.- Grafica de eficiencia de recuperacion de la matriz (compresibilidad alta,
compresibilidad normal y compresibilidad baja).
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Fig. 7.49.- Grafica de eficiencia de recuperacion de la fractura (compresibilidad alta,

compresibilidad normal y compresibilidad baja)

En la Figura 7.50 se observan las recuperaciones finales de aceite obtenido

durante el analisis de los casos propuestos para la inyeccion de agua.

La mayor recuperacion de aceite se obtuvo en los casos de ausencia de presion
capilar y en la ausencia de drene gravitacional. El siguiente caso en obtener una
recuperacion considerable es cuando no se considera la presencia de presion
capilar. En el resto de los casos se obtuvo el mismo valor de recuperacion final

de aceite.
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Capitulo 8
CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES.

La importancia de las fuerzas capilares radica en el hecho que estas
fuerzas actian dependiendo del espesor de los bloques del
yacimiento. Es decir, si el yacimiento tiene un espesor grande las
fuerzas que acttan son las fuerzas de gravedad y por el contrario si el
espesor del yacimiento es pequefio, entonces actian las fuerzas
capilares como mecanismo predominante en la produccién del
yacimiento. En un yacimiento naturalmente fracturado las presiones
capilares adquieren mas importancia que en un yacimiento
homogéneo. Uno de los mecanismos de empuje que actian durante
la vida productiva del yacimiento ocurre por la presencia de fuerzas
debido a la accidon de las presiones capilares. En un yacimiento
fracturado dichas fuerzas pueden beneficiar al proceso de
desplazamiento en el proceso de la imbibicién capilar o se oponen en

el proceso de drene capilar.

El drene gravitacional es un mecanismo de recuperacién que se
presenta durante la vida de los yacimientos naturalmente fracturados.
Los aspectos basicos que deben considerarse cuando se presenta el
drene son: la gravedad, la capilaridad y la viscosidad, sabiendo que la
fuerza principal de empuje es la gravedad. Entendiendo que el drene
gravitacional es un proceso de desplazamiento en donde el gas
desplaza al aceite, podemos concluir que la recuperacion de este
mecanismo durante la inyeccién de gas tendra mas importancia que
durante un proceso de inyeccion de agua.

En un yacimiento naturalmente fracturado mojado por agua donde se

tiene la presencia de dos fases, agua y aceite, el poro se satura con
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los dos fluidos. Pero la principal saturacién irreducible que se
presentara es la del agua, e inmediatamente después la del aceite.
Esto permitira el flujo libre de la mayoria del aceite, reteniendo la
mayor parte del agua. Este fenémeno ocurre debido a la accién de las

fuerzas capilares.

El flujo viscoso es la migracion del aceite por las capas que
constituyen al yacimiento, los factores importantes que hay que
considerar para la presencia de este flujo son: la viscosidad del fluido,
la permeabilidad, la transmisibilidad y la caida de presion. Si
contamos con una gran caida de presion en el yacimiento pero la
permeabilidad es mala (pequefia) entonces el flujo viscoso no actia
como un mecanismo de empuje importante. Y si se cuenta con una
permeabilidad buena (grande) entonces este fendmeno actua de
manera importante. Se sabe que cuando se inyecta gas al yacimiento
se pretende reducir la viscosidad del aceite y mantener la presion el
mayor tiempo posible, debido a esto el flujo viscoso se ve beneficiado
con la inyeccién de gas. Pero estas consideraciones se ven afectadas
por la transmisibilidad del medio por donde el aceite migra, si la
transmisibilidad de las capas es baja, aunque se presenten los otros
factores, la cantidad de aceite que migre no sera importante; pero si la
transmisibilidad de las capas es buena, el aceite podra migrar casi en
su totalidad quedando sélo un valor cercano a la saturacién residual
de aceite.

La compresibilidad de la roca y la compresibilidad de la fractura son
dos elementos que intervienen en la recuperacién del aceite, debido a
la expansion que provocan. Se sabe que la férmula para calcular las
expansiones es directamente proporcional con la compresibilidad, el
volumen y el cambio de presion existentes. Por lo que si sélo se varia

el valor de la compresibilidad y los otros permanecen constantes,
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obtendremos distintos valores de expansién de la roca y de la
fractura. Se debe entender que la expansién que producen la roca y la
fractura es una ayuda a la produccion de aceite, pero no predominan
con respecto a los otros mecanismos. Cuando junto con este
mecanismo se tiene la inyeccién de gas o de agua, la produccion
aumenta en comparacién con la declinacion de presion. Pero no se

debe a la compresibilidad sino mas bien al ritmo de inyeccién.
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Sixth SPE Comparative
Solution Proiect: Dual-
Porosity Simulators

Abbas Firoozabadl,* SPE, Norsk Hydro A/S, and
L. Kent Thomas, SPE, Phillips Petroleumn Co.

Summary. Two problems are used
to compare fractured reservoir
models: (1) a simple single-block ex-
ample, and (2) a more complicated
cross-sectional example developed
to simulate depletion, gas-injection,
and water-injection cases. In selec-
tion of the problems for this Com-
parative Solution Project, some
aspects of the physics of muliiphase
flow in fractured porous media were
considered. The influence of fracture
capillary pressure on reservoir per-
formance has been addressed by
cases with zere and nonzero gas/oil
capillary pressure in the fractures.

Introduction

In recent years, interest in the simulation of
namrally fractured petroleum reservoirs has
increased. For this SPE Comparative Solu-

sures and saturations are calculated for each
grid cell. The subdomain approach can also
take care of transient effects. These effects,
however, may not be important in field-scale

tion Project, reservoir test probl were
designed to illustrate some aspects of the
physics of multiphase flow in fractured

" Although fracture capillary pressure is
assumed to be zero in most duai-porosity
a receat paper!! questions the va-

reservoirs and modeli i to ac-
count for capillary and gravrr.y forces. The
approach to the solution of the problems has
been limited to dual-porosity models.

An important element in simulating a frac-
tured reservoir with a dual-porosity tech-
nique is the proper calculation of the fluids
exchange between the matm. blocks a.nd the

lidity of this concept. In selection of the
problems for this Comparative Solution
Project, the influence of fracture capillary
pressure on reservoir performance was ad-
dressed by including cases with zero and
nonzero gas/oil capillary pressure in the
fractures. The nonzero fractore’ capillary
are not based on any actual meas-

fractures, In the ional , the
n'amfetmfwapammluphase ISdJ.I.'OC'l-
Iy related to the shape factor, ¢, fluid mo-
bility, and potential difference between the
matrix and fracture.! Shape factors have
been developed based on first-order finite-
difference approximations? and by match-
ing fine-grid multiphace simulations of
matrix/fracture flow.?

In most dual-porosity models, the matrix
block heights are assumed to be at the same
depth as the nding fracture blocks,
and therefore, gravity has no explicit effect
on the fluid exchange between the marrix
and the fracture. Pseudo capillary pressures
have been used to account for the effiect of

umnznzs but are intended as a parameter
for sensitivity studies. The variation of
gas/oil interfacial tension (IFT) with pres-
sure has also been incorporated in the prob-
lems. Gas/oil capillary pressure is directly
related to IFT, and therefore, the gas/oil
capillary pressure should be adjusted accord-
ing to the ratio of IFT at reservoir pressure
divided by IFT at the pressure at which
capillary pressures are specified.

Problem Statement

‘We seiected two problems to compare frac-
tured reservoir models: a single-block ex-
ample anda more complicated cross-section-

gravity.? The gravity-seg
has also been used to oompur.cd:.e ﬂu.ld lev-
els in the matrix and fractures to account for
the gravity contribution.*5 An alternative
approach has been presented in Ref. 6 (see
the second option) to account for gravity
effects.

Dual- pomsl.ty meodeis also must account
for the saturation distribution in & mairix
block. B the ion is evaluated
at the center of a grid cell, it represents an
average value for that cell. The pseudo-
capillary-pressure concept has been used
to account for both gravity effects and
nonuniform saturations within a matrix
block.3..2 The method of subdomain dis-
cretization has also been applied to this prob-
lem.%10 In that approach, the matrix is
divided into a number of grid cells and pres-

“Mow wilh Resorvoir Enginaering Rosearch fnsl,
Copyright 1930 Soclaty of Petroleun Englnesrs

le developed to simulate depleuon.
nas-mjecunn and water-injection cases.
Basic PVT data for the above cases were
taken from Ref. 3. The rock/fluid data, with
the exception of the matrix water/oil capil-
lary pressure, were also taken from Ref. 3.
Table 1 gives the matrix water/oil capillary
pressure data. Matrix-block shape factors
have been specified for use in simulators that
directly enter this variable (see Table 2),

Single-Block Studies. The single-block
simulation is a study of gas/oil gravity
drainage at 4,500 psig [31.0 MPa] for a cu-
bic matrix block with dimensions of
101010 fi [3.05%3.05 % 3.05 m]. One-
cell, dual-porosity runs were made for this
case. Two runs were reported: the first with
a zero fracture capillary pressure and the

mmmeed sl et b Fom
sccond with a coastant fracture capillary

pressure of 0.1 psi [0.69 kPa]. These runs
were terminated at 5 years,



TABLE 1—MATRIX WATER/OIL TABLE 2—MATRIX-BLOCK —‘
CAPILLARY PRESSURE DATA SHAPE FACTORS*
Peo Water/Oil
S psi " KkPz Block Size Shape Factor
0.20 1.0 6.89 foo om 2 mE
0.25 05 3.45 5 152 1000 1078
0.30 03 207 10 305  0.250 268
0.35 0.15 1.03 25  7.62 0.040 0.43
0.40 0.00 0.00 -
0.45 -0.2 -1.38 *Fiel. 3 ghvoa the basls for salection of the
0.50 -1.2 -B.27 shapo lectors. Participants wace ghven the
0.50 -4.0 -27.0 Cliokas t61 e & Sy shepe Sckor: or &
070  -10.0 -68.9 cas0s or diforent values for the two cases.
0.75 - 40,0 -275.0 Soma techniques do not e shaps factors.

Cross-Sectional Studies, The layer descrip-
tion for the cross-sectional studies is given
in Table 3. In all studies, the injection well
was at [=1 and the production well at /=10.
Input data for cach study are given below.

Depletion. Depletion runs were carried
out to a maximum of 10 years or whenever
production declined to less than | STB/D
[0.16 stock-tank m3/d]. The production
well has a maximum rate of 500 STB/D [80
stock-tank m3/d] and was limited by a
maximum drawdown of 100 psi [689 kPa].
This well was perforated only in the bottom
layer.

Two runs were made: the first with zero
fracture capillary pressure and the second
with fracture capillary pressure data from
Table 4. These data are at the bub-
blepoint pressure of 5,545 psig [38.23 MPa]
and were adjusted for the effect of pressure

- on [FT.

Gas Injection. For these runs, 90% of the
gas produced from the previous ti ¢
was reinjected. The injection well was per-
forated in Layers 1 through 3. The produc-
tion well was perforated only in Layers 4
and 5 and was constrained by a maximum
drawdown of 100 psi [689 kPa]. A maxi-
mum rate of 1,000 STB/D [160 m3/d] was
set, The minimum cutoff rate was 100
STB/D [16 stock-tank m3/d].

Two runs were made: the first with zero * &¢

fracture capillary pressure and the second
with fracture capillary pressure data from
Table 4 adjusted for the pressure effect.
Water Injection. In this run, water was
injected at time zero at a maximum rate of
1,750 STB/D [280 stock-tank m3/d] and
was constrained by a maximum injection
pressure of 6,100 psig [42.06 MPa]. The
ction rate was set at 1,000 STB/D [160
stock-tank m3/d] of total liquid(s) (water
and oil). The injection well was perforated
in Layers 1 through 5, and the production
well was perforated in Layers 1 through 3.
A run time of 20 years was reported.
The following data were specified for the
two problems to control timestep sizes: max-
imum saturation l:h.angc—O 1, maximum
pressure chmge-soo psi [3.45 MPa], and
maximum saturation pr:smra change=500
psi [3.45 MPa). Maximum timestep incre-
ment for the gas- and water-injection cases
was set to 0.25 years. Maximum timestep
increment for the depletion cases was setto
0.1 year to minimize time truncation error.

Reporting Results

For the single-block gas/oil gravity drainage
runs, oil recovery vs. time at 0.25-year
increments was reported. The following re-

« « s Feservoir test
problems were
designed to illustrate
some aspects of the
physics of multiphase
flow in fractured
reservoirs and
modeling techniques to
account for capillary
and gravity forces.”

TABLE 3—BASIC DATA
Kenar md 1
Gma 0.29
&, 0.01
n, 10
n 1
nt 5
Ax, ft [m] 200 [61)
Ay, ft [m] 1,000 [305]
Az, ft [m] 50 [15.2]
Initial reservoir pressure (1,1,1), psi [MPa] 6,000 (41.37]
z-direction transmissibilities multiply calculated values by 0.1
Layer Data
E"S‘;‘::,"E:br?ﬁy“ Block Helght o
Layer (md) LS _m_ (ras bbl-cp)/{{D-psi)
1 10 25 7.62 1
2 10 25 7.62 1
3 20 5 1.52 9
4 20 10 3.05 2
5 20 10 3.05 2
g ={k/)[Bu)Ap, whare Ap is In psi, g in cp. B In RB/STB, and g in STRD,

TABLE :—FHAC'I'UBE CAPILLARY

RESSURE DATA*
P

S, = kPa

0.0 0.0375 0.258
0.10 0.0425 0.203
0.20 0.0475 0.327
0.30 0.0575 0.3%6
0.40 0.0725 0.500
0.50 0.0880 0.607
0.70 0.1280 0.889
1.0 0.1330 1.331

*Fracturs walericd capiliary prossuro is squal
0 z8¢0. Fracturs relative pormeabillty curves
ara siraicht Bnaa with zoro residuals,

**Al the bubbilepoint pressure of 5,645 paig
[38.23 MPal,
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Fla. 1—Recovery vs, time: single block, zero P,

sults were reported for the cross-sectional
runs,

1. Oil production rate, GOR, and pres-
sure at Gridblock (5,1,1) each year for the
depletion and gas-injection runs.

2. Fracture and matrix gas saturations at
2, 5, 10, and 20 years for the column of
blocks at =5 and K=1 &uuugh.':’fortha
gas-injection case with the nonzero fracture
capillary pressure.

3. Oil production rate and water cut each
year for the water-injection run.

4. Total number of timesteps and glokal
iterations for all runs.

Description of Models
The 10 organizations that participated in the

Sixth SPE Comparative Solution Project
used the models described below.

Chevron Oil Field Research Co. Chevron
used their natmrally fractured reservoir sirou-
lator, NFRS, to solve the problems of the
Comparative Solution Project. This simu-
lator, based on the methodology outlined in
Ref. 12, avoids the nse of shape factors by
using cylindrical matrix blocks that may be
discretized in the r and z directions.? Fluid
exchange between fractore and matrix is al-
lowed through top, bottom, and side faces
. of the matrix blocks. , .

Two cells were used to solve the single-
matrix problem: one cell contained a gas in-
jector at 0.5 PY/D and the other cell con-
tained a producer at 4,500 psig [31.0 MPa].

A sensitivity analysis showed that vertical
discretization of matrix blocks had a strong
cﬂ'aﬂonoi]mwvery This effect was

of the sensitivity analysis, four matrix-block
layers were used in the single-block prob-
lem for the depletion and gas-injection cases

. and the water-injection case was run with
undiscretized matrix blocks.

Computer Modelling Group (CMG).
CMG used the IMEX model, which is both
a single-porosity and a dual-porosity/dual-
pcnumhi'.hl:y four-component, adaptive-
reservoir lator. For the dual-
porusrty option, IMEX allows the discreti-
zation of the matrix blocks into subblocks
either in the nested format,1® for the
representation of transient effects, or in the
layer format, for the repmammnofmn—
ty effect. 13
For the problems of this project, the dual-
porosity option with the subdomain ap-
proach was used to represent the matrix/
fracturs fluid-transfer calculations. In this
model, the matrix block dimensions are
entered directly and no shape factor is
required. Because the matrix block is dis-
cretized, the fluid transfer between the
matrix and the fracture nsbehe\rad:obemp-

Flg. 2—Recovery vs. time: single block, nonzero P,.

in the DANCOMP/RISO model, the satu-
ration gradients within the matrix blocks for
an imbibition process are taken into account.
The imbibition is modeled as a diffusion
process with c-aplunry pressure as the driv-
mg THEL cor g diffu-
sion equation is solved cither nu.menca]ly
or analytically. Recovery from gas/oil gravi-
ty drainage is found by considering (1)
matrix blocks above the gas/oil contact
(GOC), (2) matrix blocks in the GOC zone,
and (3) matrix blocks below the GOC. In
water/oil cases, a capillary continuity be-
tween adjacent horizontal matrix blocks in
the same grid cell is assumed.

Exploration Consultants Ltd. (ECL).
ECL used the ECLIPSE model in dual-
porosity mode. This model required two
simulation cells to represent each grid-
block volume; one each for the rock matrix
and the fracture properties. In the duai-

resented properiy by diffe eq

Within a given gridblock, gravity segrega-
tion is assumed in the fractures. All runs
were performed with five subdomain blocks
per grid cell. A five-point differencing
scheme with single-point upstream-weighted
mobility was used.

Dancomp A/S. Dancomp AJ/S used its
DANCOMP/RISO simulator for the test ex-
amples of the project. This is a three-phase,
3D, isothermal model that can run in either
black-ofl or compositional mndcs wnh a
dual-porosity/dual-permeability

Space discretization is pu'formed by the
integral finite-difference technique to avoid
reference to a specific coordinate system,
The ume-meagrauon method is fn]ly im-
plicit, and the ti pis
ically to maintain aspac;ﬁad accuracy. The
resulting nonlinear system of equations is
solved by the Newton-Raphson method. The
system of linear equations is solved either
by a direct band solver or by an iterative
sparse matrix solver.

porosity mode, the shape factor in the trans-
fer function term was computed from Eq.
5 of Ref. 1.

ECLIPSE is a fully implicit program and
reinjects a fraction of the phase production
or reservoir voidage from the corrent
timestep to model pressure-maintenance
schemes. This approach has been used in the
from the previous timestep.

In all the runs, the ECLIPSE iterative so-
lution techniques of nested factorization for
the linear equations and Newton's method
for the nonlinear equations were used.
Drawdown control in ECLIPSE was simu-
lated by converting the maximum drawdown
to a maximum liquid rate that may not be
exceeded. This target liquid rate was updat-
ed at each nonlinear jteration. Limiting the
number of iterations for which the target is
updated would reduce the number of itera-
tions at the expense of accuracy.

Franlab. Franlab used FRAGOR to simulate
the test examples. This model is a three-
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Flg. 3—0Ill rate vs, time: depletion, zero Py.

phase, 3D, black-oil, pseudo- and fully-
compositional simolator with a dual-
porosity/dual-permesbility option. Ref. 6
outlines the main features of the model.

The matrix/fracture flows are computed
through the six faces of the ceatral block of
each cell. Gravity, capillary, and viscous
forces are included in the dual-porosity op-
tions. Numerical solution schemes, such as
fully implicit and edaptive implicit tech-
niques, are available in FRAGOR.

In uvsing the FRAGOR model, Franlab
made no attempt to introduce any correc-
tion factor or psendofunctions to correct the
effects of an undiscretized matrix block.

Japan Oil Engineering Co. (JOE). JOE
and Japan Natl. Oil Corp. jointly developed
this model. The runs were performed with
the fracture/matrix fluid transfer of Ref. 1.
The model uses a finite-difference spatial
discretization in which flow terms are
weighted upstream and applies a fully im-
plicit backward Euler method for the time
discretization. Nonlinear jterations are per-
formed with the Newton-Raphson tech-
nique. Various options for the matrix/
fracture transfer function are currently being
tested.

Marathon OQil Co. Marathon's fractured
simulator is a fully implicit, , 3D
'model. Matrix/fracture fluid-transfer func-
tions for each phase are based on the trans-
missibilities of Ref. 1 with upstream mobili-
ties. In the example problems of the proj-
ect, Dy was assumed to be equal to Dy,
In this simulator, pseudo—capﬂ].nry

pressure curves were used to simulate the
gravity forces.® For the gas/oil system, a
pseudo fracture capillary pressure was found
for each block size that would allow a dual-
porosity, single-node model to match oil
recovery from a vectical, dual-permeability,
fine-grid model, This match was obtained
at a constant pressure of 4,500 psig [31.03

MPa]. Matrix capillary pressure was un-
hanged. For all other p the matrix
capillary pressure (adjusted by the IFT ra-
tio) was integrated to determine an equilib-
rium gas saturation for each block height.
Pseudo-IFT ratios for the fracture were cal-
culated at each pressure for each block size
such that, when multiplied by the maximum
base fracture pseado capillary pressure, the
matrix and fracture capillary pressures
would be equal at Sgr=1 and Sgma=Sge.
S, is the equilibrium matrix gas saturation
determined by integration of the capillary
pressure curve at each pressore and for each
matrix block height. This procedure was
used for both the zero- and nonzero-fracture-
capillary-pressure cases.

For the water/oil case, pseudo fracture
capillary pressures were developed for each
matrix block size at 6,000 psig [41.37 MPa]
soch that a dual-porosity medel would give
the recovery as determined from fine-grid
simulations.

For both watcr/oil and gas/oil cases, the
matrix shape factor was computed from

Le=12/L%,.

Phillips Petroleum Co. Phillips’ simulator
is a fully implicit, 3D, three-phase, single-
or dual-porosity model. For dual-porosity
simulations, primary flow in the reservoir
occurs within the fractures with local ex-
change of fluids between the fracture sys-
tem and matrix blocks. The matrix/fracture

Fig. 4—GOR vs. time: depletion, zero P.

andfora\ralmnngtheappmpmneshapefw
tor depending on the envir of the
fracnmsystem

Simulation and Modelling Consultancy
Ltd. (SMC). SMC’s three-phase, 3D
GENESYS s:mnlawr is dmlgmd to mode]
both fr: d and P
reservoirs.

In addition to the viscous and capillary
forces, the matrix/fracture exchange terms3
handle gravity forces with different results
depending on matrix block size or matrix
block conpections. The exchange terms and
gravity forces within the exchange terms
simulate the behavior of a single matrix
block surrounded by fractures that might
contain different fluids. Gravity forces were
internally calculated as functions of satu-
ration.¥

chera] dlffmm chom of dxsc-renzod
GEN'ESYS Various scqucnuai and lmpllc:t

pressure, explicit samration solutions are ob-
lained as simplified versions of the fully im-
plicit technique. Ref. 16 provides the details
of the conservation equations and the solu-
tion techniques.

Scientific Software-Intercomp (SSI). 551
used SIMBEST I for this project. This simu-
lator was designed to expand traditional
black-oil simulation to include dual-porosity
a.nd pseudocompositional behavior. In the

trapsfer term is based oh an of the
equation developed by Warren and Root!5

and accounts for capillary pressure, gmvity, :

and viscous forces. Matrix

implicitly evaluated as a function of ﬁ*acm.re
unkmowns. The malnxfﬁmre flow ' equa-
tion accurately }
of multiphase flow processes.

Provisions are included for modeling the
gravity term, for properly calculating rela-
tive permeabilities as a function of both up-
and downstream conditions and hysteresis,

: option, the fluids-transfer flow

is cu.lrre-ntly modeled through a formulation
described in Ref. 1.

SIMBEST II allows automatic accounting
of phase pressure differences between the
matrix and fracture when the matrix is sub-
jected to eapillary equilibrium and the frac-
ture is in vertical equilibrium. Well
unknowns are normally treated fully im-
plicitly at all times in SIMBEST 11, but for
expediency of implementation of the
constant-drawdown constraint specified for
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at each nonlinear iteration. Asarm:l:,mm
than twice as many nonlinear iterations were
required than would have been the case for
other well operating constraints,

SIMBEST I uses both fully and adaptive-
implicit nonlinear formulations. For solving
the sets of linear equations within each linear
iteration, cither D-4 Gaussian climination or

a conjugate-gradient iterative solution pack-
age can be selected.

SIMBEST I does not have a pressure-
dependent gas/oil capillary pressure opunn
Gas/oil capillary pressures at 4,000 psig
[27.60 MPa] were used for the gas injec-
tion and depletion runs.

Comparison of Results
In line with the tradition of previous SPE
Comparative Solution Projects, 21 a

results submitted by lh.e 10 participants of
this project.

Single-Block Results. Figs. 1 and 2 show
the results of single-cell, dual-porosity simu-
lations by all 10 participants and the results
of a fine-grid, single-porosity simulation.
Fine-grid simulations give a recovery of 40
and 44% when P=0 and 0.1 psi [0 and
0.69 kPa], respectively, at the S-year ter-
mination. Note that at the end of 5 years,

the results of the dual-porosity simulations
for all the participants are close to the single-
porosity fine-grid simulation.

Cross-Sectional Results. Depletion. Figs.
3 through 5 present oil production rate, pro-
doced GOR, and pressure as & function of
time for the run with zero fracture capillary

Figs. 6 and 7 show oil produc-
tion rate and GOR plots for runs that used
fracture capillary pressures based on the ad-
justed data of Table 4 (SSI used gas/oil capil-
lary pressure data at 4,000 psi [27.58 mPa]).
With few exceptions, most models show
similar trends in the reported results. Com-
panmnuflhemm]tsforzemandnonm
clearly i
that capillary commmty has a major influ-
ence on the produced GOR and reservoir
pressure (re:servon' p:x;usun plot for the
ary-{ run is

not shown).
Reinjection. Figs. 8 and 9 show oil pro-
duction rate and produced GOR as a func-
tion of time for the gas-injection case when
90% of the produced gas is reinjected. These
figures are based on the assumption of zero
fracture capillary pressure. Figs. 10 and 11
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Flg. 7—GOR vs. time: depletion, nonzero P,.
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show results for the case of nonzero frac-
ture capillary pressure. As in the depletion
runs, 2 noticeable variation exists between
the results of the nine participants.

The reinjection runs also indicate a strong
influence of fracture capillary pressure on
the results. Table 5 presents the fracture and
matrix gas saturations for all layers al [=5
for the run with nonzero fracture capillary
pressure. Note that a substantial variation
of fracture saturation exists in the top layers
at 2 years.
Water Iﬂjeaﬁun Fig. 12 shows the oil
production rate and water cut as functions
of time for the water-injection test example.
Unlike the previous runs, the results from
all participants are in general agreement.

Timesteps and Iterations. Table 6 lists the
number of timesteps and global iterations

Fig.

reported by the nine companies who partic-
ipated in the cross-sectional runs.

Concluding Remarks
The two p for this comparative 5o~
lution project for dual-porosity models of
fractured reservoirs were selected to illus-
trate specific aspects of multiphase flow in
fractured porous media. The conventional
dual-porosity concept, however, dom not
model processes such as reinfiltration. 22

The comparison of solutions from vari-
ous participants Indicates that for some ex-
amples, there is a noticeable difference in
the results. Different formulations for
matrix/fracture exchange is the main reason
for this difference. The difference between
the cases with zero and nonzero fracture
capillary pressure indicates the need for fur-
ther development of the physics and pumer-

10—0ll rate vs. time: gas reinjection, nonzero P .

ical modeling of naturally fractured petrole-
UM reservoirs.

Most onhscurrentwmiquesmdual—
porosity simulation are represented in the
results of the participants of this project. We
believe that results based on various tech-
niques will be of value in further enhance-
ment of fractured reservoir simulation
technology.

Nomenclature

B =FVF
D, = depth of fracm.re
= depth of matrix
I = gridblock index in x direction
J = gridblock index in y direcﬁon
k = permeability
ky = effective fracture permeabilu)f
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Fig. 12—0il rate and water cut vs. time: water injection.



TABLE 5—CROSS-SECTIONAL GAS REINJECTION NONZERO-P ., RESULTS"

2

10

Time
{yea:s} Layer o Spma

O GO hd = O b 0P = OGO — mhum--

CMG SMC Maratk Franlab ECL

Chevron S8l 7 Dancomp

Pmrps

S¢_Soms Sy Sems Sat Sy St Som Sg_ Seme
0.184 0094 0384 0.111 0245 0.111 0,617 0.102 0.249 0,090 0282 D.124
0174 0,083 0.212 0,061 0.210 0.094 0.519 0.080 0.145 0.088 0.218 0.094
0.146 0,048 0.100 0.034 0,175 0.044 0.144 0.063 0.087 0.065 0.145 0.041
0.022 0.014 0.019 0.041 0.026 0.025 0.004 0.060 0.010 0.030 0.017 0.031
0.017 0.012 0.017 0,039 0.020 0.024 0.003 0,059 0.008 0.028 0.013 0.031

0.566 0.284 0.650 0.273 0.573 0.290 0.679 0.249 0.665 0.251 0.803 0.295
0.514 0.255 0,595 0.229 0.520 0.261 0.625 0.221 0.610 0.225 0.531 0.256
0.407 0.151 0.454 0.137 0.418 0.168 0.470 0.165 0.453 0.169 0.379 0.144
0.021 0.009 0.049 0.037 0.025 0.012 0.023 0,095 0.025 0.039 0.023 0.023
0.014 0.007 0.038 0,037 0.015 0.011 0.014 0.095 0.015 0.034 0.014 0.022

0.820 0.436 0.805 0.413 0.873 0.433 0.809 0.396 0.853 0.387 0.871 0.429
0.791 0.413 0.788 0,382 0.830 0.418 0.780 0.371 0.827 0.370 0.829 0.412
0.718 0.334 0.721 0.366 0.824 0.412 0.825 0.360 0.851 0.410 0.791 0.403
0.025 0.004 0.068 0.023 0.122 0.005 0.242 0.089 0.200 0.032 0.083 0.011
0.008 0.002 0.027 0.023 0.007,0.003 0.012 0.055 0.010 0.011 0.008 0.007

1.000 0.513 0,994 0.508 1.000 0.483 0.992 0,482 0.980 0.468 1.000 0.485
1.000 0.508 0.890 0.501 1.000 0.480 0.882 0.475 0.988 0.464 1.000 0.481
1.000 0.464 0.998 0.463 1.000 0.468 0.997 0.439 0.958 0.453 1.000 0.465
0.527 0.173 0.528 0.170 0.605 0.284 0.770 0.309 0.656 0.309 0.570 0.279
0.007 0.001 0,040 0.013 0.059 0.001 0,060 0.032 0.083 0.003 0.027 0.002

[ *Sowrations a2 (5,1,1 through 5).

Sot_ Sem Sy Soms Sy Seme
0.065 0.093 0.897 0.076 0.333 0.093
0.078 0.097 0.549 0.062 0.198 0.069
0.135 0.058 0.344 0.029 0.109 0.042
0.008 0.047 0.009 0.035 0.009 0.031
0.007 0.045 0.007 0.034' 0.007 0.030
0.679 0.268 0,789 0.191 0.590 0.270
0.652 0.263 0.754 0.172 0.536 0.231
0.493 0.156 0.505 0.113 0.393 0.142 |
0.067 0.037 0.019 0.059 0.020 0.027
0.023 0.035 0.011 0.058 0.013 0.026 |

0.855 0.400 0.889 0.301 0.843 428 |
0.835 0.380 0.871 0.286 0.773 0.409 |
0.868 0.416 0.867 0.400 0.681 0.365 |
0.285 0.019 0.282 0.064 0.032 0.021
0.009 0.015 0.010 0.056 0.013 0.014

0.985 0.466 0.970 0.400 0.966 0.522
0.994 0.464 0.964 0.393 0.962 0.519
0.999 0.447 0.986 0.448 0.956 0.530
0.619 0.276 0.760 0.290 0.410 0.140
0.008 0.076 0.062 0.047 0.023 0.008

Sixth SPE Comparative
Solution Project: Dual-

Spma = matrix gas saturation
§,, = water saturation
Ax = grid-cell dimension in x

voirs,"" SPEJ (Dec. 1976) 317-26; Trans.,
AIME, 261.

3. Thomas, L.K!, Dixon, TN mdPuemn

Porosity Simulators direction ?ﬁgr (;; msl Reservoir
(From Page 715) Ay = sﬂ:ﬂl! dimension in y 4. Litvak, B.L.: "S;mu.[an) 1 S:chmnz}
irection
- . . 5 tion of Naturally Fractured Reservoi
k”:‘ _ :ela.tivep;emablmi.]?ry z = vertical distance for a Proc., Restr\'erhamcm:alinnTach:.::al
X = gridblock index in z direction eyfindcical pfoloak Conference, Dallas, Academic Press, New
2 ob Tt i Az = grid-cell dimension in z York City (1985),
ma = p ; direction S. Souier, F., Bouillard, F., and Blaskovich,
ny = nun:lher_of gridblocks in x @ = viscosity F.T.: “‘Numerical Simulation of Nawrally
x direction o = shape factor Fractured Reservoirs,” SPERE (Nov. 1988)
n, = number of gridblocks in y 1114-22,

n, = number of gridblocks in z
4p = dawdown, psi
= fracture capillary pressure
" Py, = gavoil fracture capillary

P, = water/oil capillary pressure

Sge = equilibrium matrix gas

Sg-

r = radial distance from center of

fracture gas saturation,

i ¢y = fracture porosity
direction ma = mMatrix porosity
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