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RESUMEN

El campo en estudio cuenta con una amplia columna de fluidos con marcado
gradiente composicional y desde el punto de vista estructural es considerado como un
yacimiento naturalmente fracturado. Actualmente este campo posee un modelo de
simulacion convencional, con propiedades de matriz y fractura homogeneizadas; sin
embargo, no fue posible lograr un buen cotejo del histérico de produccion. Por tal
razon surge la necesidad de generar un modelo de simulacion de doble medio, que

permita representar los complejos intercambios de fluidos entre matriz y fractura.

El presente trabajo contemplé la evaluacion de diferentes Funciones de
Transferencia disponibles en 3 simuladores de yacimientos (Eclipse, PumaFlow y
VIP), a través de modelos conceptuales de simulacion y empleando informacion
termodindmica y roca-fluido del campo. Para esto se construyeron modelos de
referencia Simple Porosidad, con representacion explicita de matriz y fractura.
Posteriormente estos modelos fueron convertidos a modelos de Doble Porosidad y
por ultimo se establecieron comparaciones entre ellos en funcion del factor de
recobro arrojado por el modelo de referencia. Esto con el proposito de establecer cual
de estas funciones permite la mejor representacion de los fendmenos de imbibicion y

drenaje gravitacional presentes en el campo.

Los resultados de la evaluacién permitieron determinar que la Funcion de
Transferencia que mejor representd el fendmeno de imbibicién espontanea fue
Quandalle & Sabathier disponible en el simulador Eclipse, la cual discretiza el flujo
de fluidos en el plano horizontal y vertical, mientras que la formulacién que mejor
representd el fendmeno de drenaje gravitacional fue Quandalle & Sabathier
disponible en el simulador PumaFlow, la cual permite una buena representacion del

punto de equilibrio entre las fuerzas gravitacionales y capilares.

XV



CAPITULO1
INTRODUCCION

1.1. Planteamiento del Problema

El estudio de yacimientos naturalmente fracturados (YNF) representa un gran
reto, motivado principalmente al alto grado de complejidad que implican los
intercambios de fluidos entre la matriz y la fractura durante los mecanismos de
produccion del yacimiento, tales como drenaje gravitacional, imbibicion, difusion,
entre otros. Este reto se hace mads complejo en yacimientos con marcado gradiente
composicional, donde el comportamiento termodindmico de los fluidos juega un

papel importante.

Los YNFs presentan una dualidad en el comportamiento de flujo que no puede
ser representado mediante clasicas simulaciones numéricas de yacimiento debido a lo
siguiente: 1) Muchas celdas serian necesarias si todas las matrices y fracturas fuesen
explicitamente representadas, y 2) Asumir propiedades homogéneas no permite
reproducir los complejos intercambios entre matrices y fracturas y, por consiguiente,
la representacion de las velocidades de flujo y factor de recobro final, generando

grandes dificultades durante el cotejo y predicciones.

Por las razones antes expuestas, los modelos de doble medio han sido
desarrollados, en los cuales se establece la existencia de dos medios continuos, uno
representando la matriz (alta ¢ y baja K) y el otro la fractura (baja ¢ y alta K)), ambos

medios superpuestos entre si, y acoplados a través de Funciones de Transferencia.

De acuerdo a experiencias previas, se ha comprobado que las mejores

aproximaciones en la simulacién numérica de YNFs han sido logradas considerando



17

modelos de doble medio; sin embargo, y de acuerdo a estas mismas experiencias, se
ha observado una diferencia notable en los resultados de recobro arrojados por las
diferentes funciones de transferencia empleadas por los diferentes simuladores de

yacimientos.

Actualmente el campo seleccionado como referencia en este estudio cuenta con
un modelo de simulacion de simple medio, para el cual se realizd una
homogeneizacion de las propiedades de matriz y fractura; no obstante, con esta
definicién del sistema matriz-fractura no fue posible lograr un buen cotejo del
historico de produccion. Por tal razon surge la necesidad de generar un nuevo modelo
de simulacion de doble medio, donde se considere el efecto de las fracturas en el flujo

de fluidos.

El presente trabajo esta dirigido a evaluar las funciones de transferencia
disponibles en diferentes simuladores de yacimientos comerciales, y observar cudl de
estas permite la mejor representacion del intercambio de fluidos matriz-fractura en un
yacimiento naturalmente fracturado con marcado gradiente composicional del area
norte de Monagas, con el propodsito de reproducir los principales mecanismos de
produccion del yacimiento. Para la representacion de lo expuesto, se construiran
modelos de simulacion a diferentes escalas con representacion explicita de matriz y
fractura (Simple Medio), los cuales serviran como referencia; luego estos modelos de
simple medio seran convertidos a modelos doble porosidad, con el proposito de
establecer comparaciones entre los valores de recobro obtenidos a partir de los

modelos de referencia y los obtenidos a partir los modelos de Doble Medio.
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1.2. Objetivos

1.2.1. Objetivo General

Evaluar Funciones de Transferencia de fluidos matriz-fractura en un

Yacimiento Naturalmente Fracturado con segregacion gravitacional, ubicado en el

area Norte de Monagas-Venezuela

1.2.2. Objetivos Especificos

1.

[*))

Revisar el comportamiento termodinamico y roca-fluido del yacimiento en

estudio.

Construir modelos de referencia Simple Porosidad con representacion

explicita de matriz y fractura.

Simular los fenémenos de imbibicion y drenaje presentes en el campo.

Evaluar el impacto de las principales variables que afectan el recobro en

yacimientos naturalmente fracturados: mojabilidad y forma del bloque.

Evaluar las funciones de transferencia disponibles en simuladores
comerciales, tomando como parametro de referencia el recobro generado a

partir del modelo simple.

Comparar los valores de recobro obtenidos a partir de los modelos de simple

porosidad y de doble medio.



CAPITULO I1
MARCO TEORICO

2.1 Antecedentes

Firoozabadi, A. y Thomas, L. Realizaron un proyecto de solucion comparativa
entre simuladores de doble porosidad, en la cual participaron 10 organizaciones;
para ello, fueron seleccionados dos problemas para comparar modelos de
yacimientos fracturados: (1) un ejemplo simple de bloque sencillo, y (2) un caso
mas complejo de seccidon transversal desarrollado para simular casos de
agotamiento, inyeccion de gas e inyeccion de agua. La comparacion de los
resultados obtenidos a partir de los diferentes participantes indico una notable
diferencia en los resultados, siendo la principal razén de dicha diferencia las

diferentes formulaciones para los calculos de intercambios matriz-fractura. ]

Guaiquirian, L., Gonzalez, P. y cols. Realizaron un estudio piloto de fracturas
naturales para el yacimiento San Juan 06 del Campo Orocual, el cual consistid en
entender y representar la contribucion de la red de fracturas naturales al flujo al
realizar una caracterizacion hidraulica de las fracturas naturales, utilizando una
metodologia que integra los datos dindmicos y geoldgicos de manera cuantitativa.
Este estudio genero una representacion espacial de las fracturas en los cuerpos de
arena limpia, sin embargo, no fue posible asegurar que tal representacion tuviese
un efecto positivo sobre el cotejo del comportamiento de produccion del

yacimiento.

Abushaikha, A. y Gosselin, O. Presentaron una comparacion de los dos
principales tipos de funciones de transferencia basadas en Warrent y Root:

Kazemi y Gilman (KZ y G&K) y Quandalle y Sabathier (Q&S), asi como
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también en un nuevo tipo de funcion de transferencia llamada Funcién de
Transferencia Generalizada (GTF) propuesta por Lu y cols. (2006, 2007),
estableciendo tal comparacién respecto a la curva de recobro en funcion del

tiempo obtenida partir de cada una de ellas.

En el trabajo presentado por Abushaikha y Gosselin, se construyeron modelos
explicitos de simple porosidad en un bloque de malla fina, el cual sirvi6 como
referencia, asi como también se construyeron modelos doble porosidad. En ambos
modelos se realizaron sensibilidades de mojabilidad del sistema, valor maximo de
presion capilar, altura del bloque, factor de forma (o) y diferencia de densidad de
fluidos; con el proposito de reproducir los principales mecanismos de produccion en
sistemas naturalmente fracturados y evaluar los efectos capilares y las fuerzas

gravitacionales sobre el recobro.

Los resultados indicaron que la funcion de transferencia Q&S mostro
ligeramente mejores resultados; sin embargo, la representacion de la gravedad

continua siendo un punto de investigacion para futuros estudios. ™

e Pirela Y. Realiz6 la evaluacion del efecto de la red de fractura del Yacimiento
SIN-ORC-15 (San Juan 06) del Campo Orocual sobre el comportamiento de
produccion. Este estudio consistid en la construccion de dos modelos de
simulacion numérica de doble porosidad, en el primero no se incluy6 un modelo
de fractura mientras que en el segundo modelo se utilizaron los datos generados a
partir de un Estudio Piloto de Fracturas Naturales, previamente construido.
Posteriormente, se procedid a comparar el comportamiento de produccion
obtenido por ambos modelos de simulacion numérica, arrojando un mejor cotejo
el modelo que contd con el modelado de fractura, con respecto al comportamiento

real del yacimiento.'*'2.2. Descripcion del Area en Estudio
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2.2.1. Cuenca Oriental de Venezuela

2.2.1.1. Marco Geolodgico

La Cuenca Oriental de Venezuela es una depresion topografica y estructural
ubicada en la region centro-este del pais, con una longitud de aproximadamente 800
Km. de extension en direccion oeste-este y 200 Km. de ancho de norte a sur, a través
de los estados Guarico, Anzoategui, Monagas y Delta Amacuro, llegando a
extenderse hasta la Plataforma Deltana y sur de Trinidad. La Cuenca Oriental de
Venezuela esta limitada al norte por el Cinturon Movil de la Serrania del Interior
Central y Oriental; al sur por el rio Orinoco, desde la desembocadura del rio Arauca
hacia el este hasta Boca Grande, siguiendo de modo aproximado el borde
septentrional del Cratén de Guayana; al este de la cuenca continia por debajo del
Golfo de Paria, incluyendo la parte situada al sur de la Cordillera Septentrional de la
Isla de Trinidad y se hunde en el Atlantico al este de la costa del Delta del Orinoco, y
al oeste, limita con el levantamiento de El Baudl y su conexion con el Craton de

Guayana, que sigue aproximadamente el curso de los rios Portuguesa y Pao.[5]

Topograficamente la Cuenca Oriental de Venezuela se caracteriza por extensas
llanuras y un area de mesas que comprende los Estados Anzoategui y Monagas. Su
superficie abarca 164.000 Km” y 20.000 pies de sedimentos paleozoicos, creticicos y
terciarios entre cadenas montafiosas situadas al norte del Escudo de Guayana como
limite sur. La cuenca actual es asimétrica, con el flanco sur inclinado ligeramente
hacia el norte, y un flanco norte mas tectonizado y con mayores buzamientos,
conectados a la zona plegada y fallada que constituye el flanco meridional de las
cordilleras que limitan la cuenca hacia el norte. Toda la cuenca se inclina hacia el
este, de manera que su parte mas profunda se encuentra al noreste, hacia Trinidad,
donde se estima que pudieron acumularse unos 40.000 pies de sedimentos. En

funcién a sus caracteristicas sedimentoldgicas, tectonicas y estratigraficas, la Cuenca
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Oriental de Venezuela se subdivide en las siguientes subcuencas: Subcuenca de

Guarico, Subcuenca de Maturin y Subcuenca de Paria. !

' N VENEZURA

\ of

QUBNCAORBNTAL

Figura 2.1. Cuenca Oriental de Venezuela. [4]

2.2.1.2. Geologia Historica

La evolucion de la Cuenca Oriental de Venezuela es relativamente simple por haber
estado desde el Paleozoico apoyada sobre el borde estable del Craton de Guayana. En
este sentido, suaves movimientos de levantamientos y hundimientos de este borde
ocasionaron transgresiones y regresiones extensas, que fueron de gran importancia
para el desarrollo final de la cuenca. Aunque la Cuenca Oriental de Venezuela no
mostrd una forma similar a la actual sino después del Eoceno Tardio, ni alcanz6 su
forma definitiva hasta el Mioceno Temprano (aproximadamente 20 M.a.), el cuadro
tectonico en la region del Estado Monagas se postula con levantamientos
espasmodicos y empujes recurrentes en el tiempo y espacio, todos con fuertes

componentes norte-sur. !
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2.2.1.3. Modelo Tectonico Actual

En la actualidad el estudio de la Cuenca Oriental de Venezuela evidencia alto grado
de complejidad tectonica, destacandose fallamientos como el de Urica y Anaco, la
Falla El Furrial-El Carito, el Domo de Tonoro y el Corrimiento de Pirital (Bloque
Aloctono) que se caracteriza por su gran desplazamiento y extension. Esta se divide

en tres bloques estructurales: !

1) Bloque Aloctono: que aflora en la Serrania del Interior y cuyo limite sur es el
Corrimiento de Pirital, observandose pliegues concéntricos de gran escala ademas de
marcar el acufamiento del cinturén plegado, alcanzando la superficie. Este
corrimiento posee un desplazamiento horizontal estimado de 20 a 30 Km. y un

desplazamiento de 4 a 5 Km. (Di Croce, 1995).

2) Bloque Parautdctono: estd constituido por el alineamiento Tejero-Furrial,
corresponde a una zona de transicion representada por un conjunto de escamas o
imbricaciones frontales y corrimientos que se horizontalizan en profundidad y a los
cuales estan asociados las grandes acumulaciones de petrdleo en el Norte de Monagas
y donde las estructuras principales son fallas de corrimiento que no llegan a la
superficie y cuya terminacion estd asociada con volcanes de lodo que deforman los

sedimentos en el Mioceno Tardio.

3) Bloque Autoctono: se encuentra en el flanco sur de la cuenca o provincia
extensiva, donde predominan las fallas normales de rumbo oeste-este. Dentro de este
modelo, el Campo Santa Barbara-Pirital pertenece junto a los campos El Furrial y El
Carito a un tren o lineamiento de anticlinales, a lo largo de la cufia de la cuenca
aloctona que posee el cabalgamiento mas profundo, llamado la Falla Jusepin-

Quiriquire (Lilliu, 1990).
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2.2.1.4. Proceso Evolutivo Sedimentario

El proceso evolutivo sedimentario de la Cuenca Oriental de Venezuela se sitia desde
el Devono- Carbonifero (Gonzéalez de Juana et al., 1980), hace unos 350 millones de
afos. Durante este periodo se reconocen tres periodos sedimentarios separados: el
primero corresponde al Paleozoico medio- tardio y tardio, el segundo comienza en el
Cretacico Medio y se hace regresivo durante el Terciario Temprano, y el tercero, se
desarroll6 durante el Terciario Tardio y fue definitivo para la configuracién de la
cuenca petrolifera en su estado actual. Ellos tienen lugar entre periodos principales de
orogénesis y después de largos de erosion, cuando las aguas transgredieron sobre
tierras previamente pleniplanadas. A continuacion se describe brevemente, la historia

geoldgica del proceso sedimentario de la Cuenca Oriental segin Gonzalez de Juana et

al. (1980):

Durante el Cambrico-Ordovicico, aproximadamente 500 M.a., ocurre la

sedimentacion de las formaciones Carrizal y Hato Viejo asociadas a una

sedimentacion clastica mas interna, de un margen pasivo. [5]


http://www.pdv.com/lexico/c55w.htm
http://www.pdv.com/lexico/h2w.htm
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Figura 2.2. Columna Estratigrdfica, Cuenca Oriental de Venezuela. [5]

Ambas formaciones, Carrizal y Hato Viejo, se consideran transicionales.
Posiblemente, en este caso, la sedimentacién ocurre en planicies costeras mal

conocidas y aparatos deltaicos conexos.

En el Triasico-Jurasico (220-160 M.a.) se producen actividades volcanicas en el
Macizo de El Baul, este fue un periodo de erosion sobre la mayor parte de la Cuenca.
Durante el Barremiense-Aptiense-Albiense, se inicia la transgresion cretacica
sedimentandose la Formacién Barranquin compuesta de calizas y areniscas en el
flanco norte de la serrania actual, con disminucién de sedimentos marinos hacia el

flanco norte y hacia el flanco sur de la misma. Es seguido por la sedimentacion en el


http://www.pdv.com/lexico/b12w.htm
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flanco norte de las formaciones Borracha y Chimana compuestas de calizas espesas y
lutitas, y en el flanco sur por la Formacion El Cantil compuestas de areniscas, lutitas
e intercalaciones de calizas. Hacia el sur ocurre también una extension de las aguas
donde la sedimentacion es predominantemente continental, depositindose la
Formacién La Canoa. Las calizas y arenas de estos periodos constituyen prospectos

para petrdleo.

En el Cenomaniense-Coniancense (100-85 M.a.), ocurre la méxima cobertura
marina y desarrollo de ambientes euxinicos en el norte, representado por la
Formacion Querecual, la cual representa la Roca Madre en el Norte de Monagas.
Hacia el sur se extienden ambientes marinos-costeros, gradualmente mas terrigenos
hacia el extremo sur, en las proximidades del noroeste se encuentra la Formacion
Tigre, la cual presenta calizas fosiliferas (Miembro Infante). La Formacion Tigre ha
producido cantidades menores de petroleo en el Area de Las Mercedes. En el extremo
sureste comienza una regresion marcada por las areniscas de la Formacion San Juan,

basicamente Maestrichtiense, probablemente extendida al Paleoceno.

Durante el Paleoceno-Eoceno medio (65-45 M.a.), el levantamiento de las
masas metamorficas delimitd hacia el sur una extensa cuenca donde se depositaron
sedimentos del ciclo Terciario temprano. Durante este periodo comienza el
levantamiento de las masas metamorficas hacia el sur, con el consiguiente empuje
sobre la secuencia sedimentaria en el borde cratonico, integrada por la columna
cretacica (Grupo Sucre y Guayuta) y la sedimentacion del Terciario Temprano. Gran
parte de la sedimentacion aloctona del surco de Guarico fue ocasionada por este
movimiento. En el Eoceno tardio-Oligoceno (45-25 M.a.), se sedimenta en Gudrico
La Pascua de caracter transgresivo y que corresponde a aguas someras procedentes de
la Cuenca de Barinas, seguida de la Formacion Roblecito, que se compone de un
cuerpo lutitico de aguas marinas someras y tranquilas. La transgresion progresa hacia

el este y en la region de Barcelona, el hiatus y la transgresion mencionada se


http://www.pdv.com/lexico/b40w.htm
http://www.pdv.com/lexico/c106w.htm
http://www.pdv.com/lexico/e111w.htm
http://www.pdv.com/lexico/c18w.htm
http://www.pdv.com/lexico/q5w.htm
http://www.pdv.com/lexico/t27w.htm
http://www.pdv.com/lexico/i5w.htm
http://www.pdv.com/lexico/s17w.htm
http://www.pdv.com/lexico/s69w.htm
http://www.pdv.com/lexico/g53w.htm
http://www.pdv.com/lexico/l26w.htm
http://www.pdv.com/lexico/r39w.htm
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encuentran sobre la Formacion Caratas y por debajo de la Formacion Los Jabillos del
Oligoceno Medio. Hacia el sur se extiende al oeste la sedimentacion arenosa-paralica
de La Pascua y al este de las formaciones Los Jabillos, Areo y Naricual, reunidas en
el Grupo Merecure, por debajo de la cual desaparece por acufiamiento del lente de
Roblecito. Hacia el este se produce la sedimentacion profunda, de mar abierto, de la

Formacion Carapita.

Al final de este periodo (22 M.a. aproximadamente), continua el levantamiento
de la Serrania del Interior y se desarrolla el “Foredeep” al sur, donde se depositan los
sedimentos de aguas profundas de la Formacion Carapita. Durante el Mioceno (20
M.a.), en la parte norte de Guarico la sedimentacion se hace predominantemente
continental. Desde el flanco norte de la cuenca hacia el sur se observa gradacion
entre las formaciones Capiricual-Quiamare al norte y la Formacion Oficina hacia el
sur. Hacia el este la profundizacion de ambientes contintia determinando la
sedimentacion de Carapita. En el flanco sur se sedimenta la Formacion Freites de
ambiente marino somero, en el borde norte los mares transgreden ligeramente sobre
la superficie erosionada de Carapita, depositandose la sedimentacion marina marginal

de Formacion La Pica.

Durante el Mioceno Tardio-Plioceno, se sedimento la Formacion Las Piedras
sobre extensos ambientes fluvio-deltaicos. Hacia el oeste del Estado Anzoategui y en
el sur, en el subsuelo de los campos de las areas de Oficina y Temblador, esta
sedimentacion cubre los sedimentos marinos someros de la Formacion Freites. Hacia
noreste se encuentra por encima de la Formacion La Pica, sobrepasando la linea de
playa de ésta formacion y avanzando hacia el piedemonte de las montaias actuales,
en forma discordante sobre la sedimentacion del ciclo Terciario tardio y temprano y
localmente sobre el Cretacico erosionado. Equivalente lateral de la Formacion Las

Piedras es la sedimentacion marginal conglomeratica de la Formacion Quiriquire,


http://www.pdv.com/lexico/c370w.htm
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productora de petroleo en el campo homénimo. El episodio final de esta evolucion

esta representado por la Formaciéon Mesa de ambiente continental.

2.2.2. Subcuenca de Maturin

La Subcuenca de Maturin constituye la principal area petrolifera de la Cuenca
Oriental de Venezuela. Esta subcuenca es asimétrica y paralela a la Serrania del
Interior, con el flanco sur apoyado en el Basamento [gneo-Metamérfico del Escudo
de Guayana, caracterizado por un régimen extensivo y su flanco norte caracterizado
por la presencia de estructuras compresivas asociadas a la colision de la Placa del
Caribe con la Placa Suramericana. En la subcuenca, desde el Eoceno hasta el
Pleistoceno se produjo una traslacion paralela del eje de maxima depositacion de la
subcuenca hacia el sur. Los elementos tectonicos se presentan en efectos deformantes

de intensidad decreciente a partir de la zona orogénica principal.

La configuracion final de la subcuenca se alcanz6 al final del Plioceno
Superior, cuando ocurrié un episodio de suaves levantamientos y de inclinacion
regional. Como la subcuenca estuvo en comunicaciones con el mar abierto, la mayor
parte del tiempo, s6lo a través del extremo este, caracteristicamente los sedimentos
son menos marinos hacia el oeste y el noreste. Los hiatus y discordancias, de igual
manera, son mas pronunciados a la misma direccion. El area ubicada frente al
Corrimiento de Pirital constituye una zona estructuralmente compleja, presentando
fallas inversas, corrimientos, formando bloques y/o anticlinales que afectan

principalmente al Cretacico y al Terciario Inferior.

Podria afirmarse que la deformacion estructural y los acufiamientos de las
unidades estratigraficas hacia el sur definen dos dominios operacionales: uno al norte
del Corrimiento de Pirital y otro al sur, como se puede observar en la Figura 2.3. La

estratigrafia de la Serrania del Interior Oriental representa en buena parte la
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sedimentacion del flanco norte de la Subcuenca de Maturin: una espesa y compleja

secuencia que abarca desde el Cretacico temprano hasta el Pleistoceno.

El flanco sur, en cambio, presenta una estratigrafia mas sencilla, semejante a la
estratigrafia de la Subcuenca de Guadrico en el subsuelo, con el Grupo Temblador en
su parte inferior como representacion del Cretacico, y un Terciario suprayacente de
edad fundamentalmente Oligoceno-Pleistoceno, en la que se alternan ambientes

fluvios deltdicos y marinos someros, hasta su relleno final de ambientes

continentales.
NO SE
Subcuenca Semaniaiaelnteriog Subcuenca
AE: a Turimiguire M;Srln Rio
Plataforma & Falla de CU::Cﬁ BIOqeue e
Margarita - Los Testigos lzla de El F'ilarlr Morichito Pirital
Margarita 6 7 & Maturin

Placa

Caribe Placa Escala vertical y horizontal
Suramericana 10
krmn
0 20
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l:l Pleistocena l:l Cretacica l:l Corteza Oceanica @/l: Componente
Transcurrente
l:l Oligoceno Superior-Plioceno - Jurasico l:l Corteza Acrecionaria Dextral

l:l Paleaceno-Oligoceno Inferior l:l Paleozoico Inferior l:l Corteza Continental

Figura 2. 3. Corte Geoldgico noreste-sureste del flanco norte de la Subcuenca de

Maturin (Mendoza V., 2001). [5]

En la Serrania del Interior la roca madre principal se encuentra representada por
el Grupo Guayuta, particularmente la Formacion Querecual, la cual llega a tener mas
del doble de espesor que su equivalente en Venezuela occidental (Formacioén La
Luna), con similares caracteristicas de roca madre. Debido al espesor considerable de

la secuencia Nedgena en el flanco norte de la subcuenca, no se puede establecer con
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claridad como se produce el cambio lateral de las unidades cretacicas hacia el Grupo
Temblador del sur; sin embargo, se estima que para los equivalentes laterales de Area
Mayor de Oficina, el caso pudo haber sido muy semejante, con generacion por una
roca madre cercana. Para los campos del norte de Monagas, la roca madre por
excelencia debe haber sido cretacica (Grupo Guayuta), aunque no se descarta el
aporte de secuencias mds jovenes, con materia organica de afinidad continental (la

superficie de la Formacion Naricual es muy carbonosa, por ejemplo).

Los yacimientos mas importantes son de edad Terciaria; en los campos del
Norte de Monagas estan constituidos por las formaciones Carapita, Naricual, Los
Jabillos y Caratas. También se han encontrado buenos yacimientos de las areniscas de
la Formaciéon San Juan (Cretacico tardio), y en unidades tan jovenes como las
formaciones La Pica (Mioceno) y Las Piedras-Quiriquire (molasa miopliocena)
revisten particular importancia las estructuras de tipo compresivo, como las del
campo El Furrial, para los entrampamientos de hidrocarburos. Las unidades sello
regionales, importantes para la secuencia Cretacico-Terciaria en el flanco norte de la
subcuenca, son las formaciones Vidofio, Areo y Carapita. Estas dos ultimas también
pueden ser contenedoras de yacimientos lenticulares. Son de particular importancia
los 16bulos turbiditicos de la Formacion Carapita (Miembro Chapapotal). Hacia el sur
de la Subcuenca de Maturin, en los campos Oficina en Anzoategui y sus equivalentes
orientales en Monagas, los yacimientos importantes se encuentran en las formaciones
Merecure y Oficina, con sellos de lutitas extensas dentro de estas mismas unidades; la
Formacion Freites constituye un sello regional de gran importancia. Ver seccion

estratigrafica en la Figura 2.4.

Los principales campos petroliferos, de este a oeste y en el norte de Monagas
son: los del Area Mayor de Oficina, Quiamare, Jusepin, El Furrial, Orocual,
Boquer6n, Quiriquire y Pedernales. En su limite sur, la subcuenca también incluye la

Faja Petrolifera del Orinoco, con yacimientos nedgenos y roca madre Cretacica, con
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migracion distante a lo largo y a través de la discordancia Cretacico-Neogeno y
basamento-Neodgeno. La gravedad de los crudos es bastante diversa: en los
yacimientos de El Furrial son frecuentes los crudos medianos; en Quiamare-La Ceiba
se llegd a producir con promedio de 41° API; en los yacimientos de la Formacion
Oficina se encuentran crudos livianos, medianos y pesados; en la Faja Petrolifera del
Orinoco los crudos pesados y extrapesados constituyen la caracteristica esencial. En
general, los crudos més pesados se encuentran hacia los margenes de la subcuenca y
hacia los yacimientos mas someros: La Faja Petrolifera del Orinoco en el flanco sur, y
los campos Quiriquire, Manresa y Guanoco en el flanco norte (estos dos ultimos

contienen crudos extrapesados). I
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Figura 2. 4. Seccion estratigrafica sur-norte de la Subcuenca de Maturin (Mendoza

V., 2001). [5]

El cuadro estructural de la Subcuenca de Maturin evidencia una
complejidad tectonica, destacandose fallamientos como el de Urica y Anaco, la falla
El Furrial-El Carito, el domo de Tonoro y el Corrimiento de Pirital (Bloque
Albctono) que se caracteriza por su gran desplazamiento y extension. El origen de la

Subcuenca de Maturin puede ser explicado por la sobrecarga de cabalgamientos
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encima del Escudo Guayanés, produciendo el arqueamiento hacia el norte de la
superficie de la placa sudamericana. La estructura constituye la parte Este de la
Cuenca Oriental de Venezuela, su forma es asimétrica, alargada y presenta una
direccion N50° E, ademds constituir la principal unidad petrolifera de la Cuenca
Oriental. El flanco sur de la subcuenca se encuentra apoyado sobre el basamento
igneo-metamorfico del Escudo de Guayana y estd caracterizado por un régimen
extensivo; su flanco norte, donde se encuentra el norte de Monagas, esta asociado a
los frentes de corrimiento de grandes bloques corticales, desplazados hacia el sur y
caracterizado por la presencia de estructuras compresivas, asociadas a la transcolision
oblicua de la Placa del Caribe con la Placa Sudamericana el  Oligoceno,
transformando la cuenca de margen pasivo a cuenca de Antepais, lo que generd
elementos tectonicos, donde el modelo actual divide a la cuenca en tres bloques
estructurales. En la Subcuenca de Maturin es posible identificar de sur a norte tres

zonas diferentes segin el grado de complejidad estructural progresiva: !

a) Al norte una zona compresiva representada por la Serrania del Interior y el
Bloque Aloctono de Pirital, cuyo limite sur es el Corrimiento de Pirital, que
representa el rasgo estructural mas importante del 4rea. También se encuentran

pliegues concéntricos de gran escala.

b) Al sur, se encuentra una zona extensiva relacionada con la plataforma estable

de la cuenca.

c) En la parte central se encuentra el Bloque Parautdctono, constituido por
alineamiento Tejero-Furrial, el cual corresponde a una zona de transicion
representada por un conjunto de escamas o imbricaciones frontales y corrimientos
que se horizontalizan en profundidad y a los cuales estan asociadas las grandes

acumulaciones de petroleo en el norte de Monagas.
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Por otro lado, las unidades tectono-estratigraficas en el flanco norte de la
Subcuenca de Maturin se presentan como complejas relaciones tectonicas y
estratigraficas de las unidades sedimentarias que constituyen los equivalentes
verticales y laterales de la Formacién Carapita en el subsuelo; mientras se
depositaban los sedimentos en ambientes profundos de surco al sur; al norte del Alto
de Pirital se desarrolld una cuenca del tipo “Piggy-Back” (intra cuenca) con

ambientes someros y continentales. 1*!

2.2.3. Descripcion del Campo en Estudio

2.2.3.1. Ubicacion Geografica

El Campo en estudio estd localizado en el extremo oriental del prolifico tren
petrolifero del Norte de Monagas, en la estribacion sur de la faja plegada y fallada
que forma la Serrania del Interior, dentro de la Subcuenca de Maturin perteneciente a
la Cuenca Oriental de Venezuela. La Figura 2.5 muestra la Ubicacion Geografica del

campo en estudio.
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Figura 2.5.Ubicacion Geografica del Campo en Estudio. [4]

2.2.3.2. Marco Geologico

La estructura del campo en estudio estd limitada al Suroeste por una silla
estructural hacia el Campo Orocual, al contrario del Noreste que se encuentra
limitada por una falla inversa de rumbo NO-Sureste la cual presenta un
desplazamiento de 800 pies hacia al Sureste. Adicionalmente la estructura esta
seccionada por varias fallas normales perpendiculares al eje de la misma con un
rumbo predominante noroeste; que divide la estructura internamente en 8 bloques, de

los cuales, actualmente, 3 son productores de hidrocarburos.

2.2.3.3. Marco Estructural

El Campo en estudio forma parte de la mega estructura del Norte de Monagas,
la cual es producto de los esfuerzos generados durante la colision entre las placas

Caribe y Sur América. Esta colision empieza en el Mioceno Temprano y culmina en
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el Mioceno Medio. Algunas fallas principales son reactivadas fuera de secuencia en el

Plioceno y mantienen cierta actividad hasta la actualidad.

La Estructura del Campo en estudio, es un anticlinal de rampa condicionado por
una falla de bajo angulo, el cual tiene un flanco anterior corto hacia el Sur y un flanco
posterior largo hacia el Norte. El anticlinal tiene un rumbo Noreste-Suroeste (N60),
de 18 km longitud y un ancho de 4 km. El flanco Norte estd cortado por un
retrocorrimiento asociado al corrimiento principal que se interpreta como el limite del
yacimiento. El retrocorrimiento tiene un salto importante (700 pies) en el area del
pozo UDO-2X pero hacia el Noreste el mismo se convierte en un pliegue de arrastre
(UDO-3X). El flanco Norte tiene un buzamiento en general de 30-35 grados segin
buzamiento de los pozos UDO-2X y UDO-3X.

La estructura del campo en estudio esta naturalmente fracturada y debido a que
la porosidad y la permeabilidad primaria de los yacimientos son bajas, dichas
fracturas naturales tienen una importancia muy alta en la produccion de hidrocarburos

del Campo.

De acuerdo con la seccion sismica longitudinal de la estructura, la ubicacion
estructural de los contactos y los espesores, se interceptaria el tope de la Formacion

San Juan a -14009° TVDSS y la base a -14854’TVDSS.

. Trampa

La geometria de entrampamiento, definida con sismica 3D, es la de un
anticlinal en rampa con cierre por buzamiento en tres direcciones y la yuxtaposicion

de los yacimientos contra las lutitas de la Formacion Carapita en el bloque deprimido.
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° Sello

El sello suprayacente esta constituido por las lutitas de la Formaciéon Aréo y la
Formacion Carapita las que totalizan mas de 7500 de espesor. La definicion e
integridad de la estructura han sido comprobadas por los pozos denominados en el
presente estudio UDO-1X, UDO-2X, UDO-3X, UDO-4 y UDO-5. La probabilidad de

integridad estructural es 100%.

. Carga

Los pozos perforados en la estructura han probado hidrocarburos que presentan
variacion composicional con profundidad (desde gas condensado a petrdleo negro).
En la estructura estdn reconocidos dos contactos de fluidos. El primero de gas

condensado-petrdleo a —13800° y el segundo petréleo mévil-pesado a —14600°.

2.2.3.4. Marco Estratigrafico

La estratigrafia del area estd compuesta por una sucesion de formaciones
mayoritariamente clasticas, que penetradas desde superficie comprenden desde el Plio
- Pleistoceno al Cretacico Superior. Las mismas se resumen en la Figura 2.6 y se

describen a continuacion:

. Formacion Las Piedras (Formaciones Mesa y Quiriquire, Plioceno)

Esta unidad consiste principalmente de sedimentos finos, poco consolidados,
que incluyen areniscas y limolitas mas o menos carbonaceas, lutitas arcillosas,
arcilitas abigarradas y lignitos. El predominio relativo de uno u otro tipo es muy

variable, tanto lateral como verticalmente.
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. Formacion Carapita (Mioceno Inferior a Oligoceno)

Consiste principalmente de lutitas de origen marino de colores gris oscuro a
verdoso, macizos, hidratables, ocasionalmente calcarea. Localmente pueden ser
piriticas y glauconiticas. En el ambito del Campo en estudio se presentan
intercalaciones de areniscas de grano fino a conglomerados, lenticulares, poco

consolidadas y arcillosas que gradan a limonita.
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El ambiente de deposicion de la Formacion Carapita abarca desde Neritico
Somero hasta Batial Profundo (talud medio a superior). Esta Formacion constituye la

roca sello del Campo en estudio.

. Formacion Areo (Oligoceno Inferior)

Esta representada por una seccion de aproximadamente 150 pies de espesor,
infrayacente a la formacion Carapita. La Formacion Areo se caracteriza por la
presencia de limolitas glauconiticas calcéreas, lutitas glauconiticas duras a muy duras
con abundantes pellets de glauconita, trazas de areniscas y calizas. No contiene

arenas con hidrocarburos.

. Formacion Los Jabillos (Oligoceno Inferior)

Se caracteriza por una secuencia de areniscas cuarzosas, grises a marron claro,
cemento calcareo, compactas, de grano medio a fino, intercaladas con calizas, lutitas
y limolitas compactas, grises a castafio claro, con inclusiones glauconiticas.

La edad de la Formacion Los Jabillos se atribuye al Oligoceno Inferior y su ambiente

de deposicion es marino litoral.

. Formacion Caratas (Eoceno)

Esta constituida principalmente por lutitas castafio oscuro, calcareas, con
inclusiones glauconiticas. En todos los pozos se reconoce una zona superior y otra
inferior, dada por una gradacion a limolitas y arenisca muy fina, siendo esta tendencia
mas marcada hacia la base. Estas areniscas representarian depodsitos distales de

tormenta incluso turbiditas (Pindell 2004).



39

Las pérdidas de lodo constatadas en algunos pozos en una formacion con baja
proporcion de arena y porosidad primaria baja, indican que las fracturas naturales
observadas en imagenes y en nicleos conforman un sistema activo en la circulacion
de fluidos. Aunque no ha sido probada petrolifera, si ha sido evaluada

petrofisicamente como contentiva de hidrocarburos en varios pozos del campo.

. Formacion Vidoiio (Paleoceno-Cretacico Superior)

La composicion litologica es predominantemente lutitica, con ocasionales y
delgados niveles de areniscas y limonitas, hacia la base incluye abundante glauconita.

El espesor promedio es de 260 pies.

La mitad inferior de la Formacion Vidofio representa una trasgresion marina
(TST), en la cual segun analisis bioestratigraficos se encuentra un limite de secuencia

que representa el limite Mastrichtiano (K) - Terciario en el area.

. Formacion San Juan (Cretacico Superior)

Representa el estado final de un margen pasivo y comprende una secuencia de
areniscas progradantes hacia el noreste, provenientes del flanco sur del Escudo de
Guyana, en el cual la distancia de transporte hacia la Serrania del Interior abarcod
decenas a centenares de kilometros. Esta formacion constituye el reservorio principal

del Campo en estudio y campos vecinos (Viboral, Orocual y Quiriquire Profundo).

. Formacion San Antonio (Cretacico Superior)

Es una secuencia clastica constituida por una alternancia de areniscas y lutitas
marinas con esporadicas intercalaciones calcareas. El espesor total perforado en el

campo es de 1100’ y la edad corresponde al Cretacico Superior.
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2.2.3.5. Caracteristicas Fisicas de los Yacimientos

El principal yacimiento del Campo en estudio lo constituyen las areniscas de la

Formacion San Juan y Formacion San Antonio.

La Formacion San Juan se subdivide en los horizontes San Juan Inferior y San
Juan Superior. En la zona objetivo totalizan un espesor promedio de 430 pies de una

secuencia de areniscas y lutitas de plataforma.

En general las areniscas de la Formacion San Juan y Formacion San Antonio
son reservorios de baja porosidad primaria y baja permeabilidad. La porosidad oscila
entre 6.5% y 10% y la permeabilidad entre 0.1 y 100 mD (aunque la mayoria no
supera los 10 mD). Los valores altos de permeabilidad se atribuyen a fracturas

naturales.

2.2.3.6. Caracterizacion de los Yacimientos

El Campo en estudio se caracteriza por ser un yacimiento de gas condensado de
alto rendimiento (RGCP inicial de 220 BN/MMPCN), con una pierna de petroleo que
presenta variacion composicional con profundidad. Esta segregacién provoca la
existencia de un contacto gas condensado — petroleo (CGCP. Estimado a */. -13800
TVDSS y otro contacto petroleo — petrdleo extrapesado (CPXP. Estimado a /. -
14600’ TVDSS, habiéndose probado gravedades API que van desde alrededor de 45°
cerca del CGCP, hasta unos 8° por debajo del CPXP. De la misma manera la relacion
gas — petroleo y la presion de saturacion disminuyen a medida que aumenta la

profundidad.
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2.3. Fundamentos Teoricos

2.3.1. Fractura

En forma general, una fractura puede ser definida como una superficie que ha
experimentado una pérdida de cohesion. En otros términos, una fractura representa
una separacion o ruptura en la matriz de la roca.

Algunos tipos de fracturas son las siguientes:

» Falla: es una fractura junto a la cual las rocas han sido compensada por
movimiento paralelo respecto al plano (vertical, lateral o alguna combinacion).

» Diaclasas o fisura: una fractura discreta fragil sin movimiento paralelo

considerable con respecto al plano.
» Vena: Una fractura llena por minerales.

» Grietas: Microfracturas (tamafio um).

Generalmente, las fracturas provienen de: actividades tectonicas, erosion,

efectos de disolucidn, procesos térmicos, etc.
Las fracturas pueden producir los siguientes fenomenos:

» Generacion de trampas estructurales.

» Yacimientos compartamentalizados.

» Las fracturas pueden ser canales eficientes para el flujo de fluidos dentro de
sedimentos no permeables.

» Las fracturas pueden ser sellos (cuando ellas son impermeables dentro de
rocas con mas alta porosidad), Drains (cuando son mas permeables que las rocas

circundantes) o ambas (dependiendo de la historia diagenética y tecténica). [*!
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2.3.2. Clasificacion de las Fracturas segun su Origen.

Tomando en cuenta su origen, las fracturas se pueden dividir en dos grupos

principales: fracturas diagenéticas y fracturas tectonicas.

2.3.2.1. Fracturas Diagenéticas

Se forman durante las fases tardias de la diagénesis de la roca, cuando el
sedimento todavia no esta litificado. El esfuerzo que genera estos rasgos siempre es
vertical y estd representado por la carga litoestatica. Las capas y las estilolitas
paralelas a las capas son dos ejemplos de rasgos diagenéticos. De hecho, los rasgos
diagenéticos generalmente no tienen ningun impacto sobre el comportamiento
dinamico del yacimiento, por lo cual, no se toman en cuenta cuando se hace un

trabajo de analisis de los yacimientos naturalmente fracturados. [°!

2.3.2.2. Fracturas Tectonicas

Se desarrollan por efecto de un esfuerzo tectonico que actia sobre una region
definida. Dependiendo de su apertura, conectividad, ancho y largo, este grupo de
fracturas puede impactar en la produccion de un yacimiento naturalmente fracturado
(Aydin, 2000). Por consiguiente, su caracterizacion es muy importante cuando se
estudia un yacimiento naturalmente fracturado. Las fracturas tectonicas se pueden
agrupar en dos categorias: fracturas difusas (generalmente a pequefia escala) y

fracturas a gran escala.
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2.3.3. Yacimiento Naturalmente Fracturado (YNF)

Es un yacimiento con discontinuidades estructurales (fracturas) como resultado

de su historia geomecanica en el que las fracturas afectan considerablemente el flujo
de fluidos.

De acuerdo a la clasificacion de Nelson (1999), desde el punto de vista estatico

existen 4 tipos de yacimientos fracturados. '’

ot KT

Of>>dm
) ~ Kf>>Km
* Tipo Il A: ®f =~ dm

Tipo Il
Tioo Il B Kf>>Km
i P, * Tipoll B:
Tipos de Yacimientos df<<dm
Naturalmente Fracturados
Tipo lll:  Kf= Km

df<<dPm

\Tipo IVv: Kf=zo0
df<<dm

Figura 2.7. Clasificacion de los YNFs, Nelson (1999) '”

Donde:
Km: permeabilidad de la matriz
Kf: permeabilidad de la fractura
¢m: porosidad de la matriz

of: porosidad de la fractura
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En la mayoria de las YNFs, las fracturas mejoran la permeabilidad del campo,
de tal modo que afectan significativamente la productividad de pozos y la eficiencia
de recobro. A continuacion se definen los diferentes tipos de YNFs de acuerdo a la

clasificacion de Nelson:

e Tipo I: En este tipo de yacimientos las fracturas son consideradas para la
porosidad total y permeabilidad. Estos yacimientos se caracterizan por presentar
altas densidades de fracturas y pueden exhibir declinacion de produccion
pronunciada, ademdas de desarrollar conificacion/irrupcién temprana de agua y/o

gas.

e Tipo II: En este tipo de sistemas, las fracturas proveen permeabilidad al

yacimiento siendo la matriz el medio almacén de hidrocarburos.

e Tipo III: En este tipo de yacimientos las fracturas incrementan la permeabilidad

del yacimiento y la matriz es porosa y permeable.

e Tipo IV: En este tipo de yacimientos las fracturas generan anisotropia al sistema

sin proveer ninguna contribucion apreciable a la porosidad y a la permeabilidad.

2.3.4. Geologia de un Yacimiento Naturalmente Fracturado

Una fractura es una discontinuidad de una superficie plana en la cual una
pérdida de cohesion ha tenido lugar, es decir, una fractura en una roca es el resultado
de una ruptura, y durante los procesos de deformacion y alteracion de la misma, la
fractura puede ser ocupada por los fluidos que contiene la roca. (Kazemi, H. et. al.

1976)
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Un YNF es aquel yacimiento que contiene fracturas creadas por la naturaleza.
Estas fracturas naturales pueden tener un efecto positivo o negativo en el flujo de los
fluidos del yacimiento. En el caso de fracturas abiertas sin cementacion o
mineralizacion parcial, el efecto puede favorecer el flujo de petrdleo, pero a su vez
favorecer el flujo de agua o gas debido a los efectos de conificacion. Las fracturas
totalmente cementadas o mineralizadas pueden crear barreras impermeables por la
cual los fluidos no podran fluir, este es el caso de las estilolitas, lo cual puede crear
compartimientos incomunicados que no representarian un prospecto desde el punto

de vista de produccion. "

Un YNF contempla dos sistemas superpuestos: un sistema de bloques de matriz
y otro sistema de fracturas superpuestos entre si e interactuando simultaneamente.
Cada sistema tiene propiedades petrofisicas diferentes: generalmente, las fracturas
poseen alta permeabilidad y un bajo almacenamiento de fluidos, los bloques de matriz
poseen baja permeabilidad y alto almacenamiento de fluidos. La interaccion entre los
bloques de matriz y el sistema de fracturas definiran en gran medida la recuperacion

de los hidrocarburos contenidos en el YNF (Figura 2.8).
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Yacimiento Fracturado

Matriz
Om, Km

Fractura
of, KFf

Figura 2.8. Idealizacion de un Yacimiento Fracturado

Donde:
Km: permeabilidad de la matriz
Kf: permeabilidad de la fractura
¢m: porosidad de la matriz

of: porosidad de la fractura

2.3.5. Propiedades Petrofisicas de un YNF

2.3.5.1. Distribucion de las fracturas en los YNFs

Se ha demostrado que la orientacion de las fracturas, medida en un

afloramiento, es similar a la determinada en nucleos orientados tomados a una mayor

profundidad. De igual manera, se ha demostrado que los esfuerzos existentes en el

subsuelo condicionan la orientacion de las fracturas inducidas artificialmente.
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Como muchos yacimientos soélo pueden producir en forma econdmica,
mediante el fracturamiento hidraulico de sus pozos, las caracteristicas de las fracturas

asi inducidas deben evaluarse, para incluirlas en los modelos matematicos. I’

2.3.5.2. Porosidad en los YNFs

El conocimiento de la porosidad de un yacimiento es fundamental para estimar
la cantidad de fluidos que este puede almacenar. En el caso de un YNF existen dos
tipos de porosidad: una asociada a la matriz de la roca (primaria) y otra asociada al

sistema de fracturas (secundaria).

La porosidad secundaria comprende macro y micro fracturas, ademas de

vagulos. A continuacion se explica con mas detalle cada tipo de porosidad. !

e Porosidad Primaria

La porosidad primaria se establece al momento en que el sedimento
inicialmente se deposita. Por lo tanto, es una caracteristica inherente a la roca.
El valor de la porosidad primaria depende de varios factores, entre ellos el arreglo y
distribucion que guardan los granos del sedimento, la cementacion y el grado de

interconexion entre los espacios porosos.

Graton y Fraser (1935) evaluaron la porosidad de dos configuraciones de

empacamiento de granos: cubica y romboédrica (Figura 2.9).



48

<>
@@ Porosidad
3 47%

5
Porosidad
: % 26%
f,f
&

Figura 2.9. Configuraciones de empacamiento cubico y romboédrico.

5

7]

La porosidad para ambos arreglos tinicamente depende del empacamiento de

los granos y no de su radio.

e Porosidad Secundaria

La porosidad secundaria es el resultado de procesos geologicos posteriores a la

depositacion de la roca sedimentaria y no tiene relacion con la forma de las particulas.

La porosidad secundaria puede relacionarse a un punto en especifico de la roca,
o al volumen total de la roca. Para el primer caso, la porosidad de la fractura resulta
un numero muy grande, casi cercano a 100%.
Para el segundo caso, la porosidad resulta un numero muy pequefio. Por esto la

porosidad de la fractura es dependiente de la escala.
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2.3.5.3. Efecto de la Porosidad en un YNF

La porosidad secundaria puede afectar positiva o negativamente el flujo de los

fluidos a través del medio poroso.

La determinacion de la proporcion de la porosidad que corresponde a la matriz,
y la que estd constituida por el sistema de cavernas, fracturas, entre otros, es muy
importante. Los efectos gravitacionales imperaran en el sistema secundario, donde las
fases se separan con facilidad. En un sistema poroso matricial, con baja capacidad de
flujo, el desplazamiento de los fluidos estard generalmente controlado por las fuerzas
capilares. En algunos casos mas del 50% de la porosidad total corresponde a la

secundaria.

Generalmente los YNFs deben tratarse como un sistema de dos porosidades,
uno en la matriz y otro en las fracturas. La interaccion (flujo cruzado) entre estas dos
porosidades puede afectar considerablemente el comportamiento de un yacimiento.
Cuando la comunicacion es buena, ambos sistemas de porosidad pueden responder al

gradiente de presion total.

La capacidad de almacenamiento y la recuperacion de hidrocarburos en los
YNFs pueden variar considerablemente. La porosidad primaria y la secundaria se
pueden presentar en diversas combinaciones. Cuando la capacidad de
almacenamiento en los poros de la matriz es grande, comparada con la de las
fracturas, se tienen las mejores condiciones de explotacion, aunque se pueden
presentar problemas durante la perforacion, como pérdidas de circulacion, entre otros.
En estos yacimientos la matriz posee una permeabilidad vertical que, aunque
relativamente baja (de 10 a 100 mD), permite la accion efectiva de la segregacion

gravitacional del gas liberado en dicha matriz.
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La interaccion entre los fluidos contenidos en los bloques matriciales y los
existentes en las fracturas, facilitan el desplazamiento del petrdleo, permitiendo

obtener recuperaciones substanciales.

Otro caso es cuando existe la misma capacidad de almacenamiento en la matriz
y en las fracturas. En este caso la matriz es compacta y de baja permeabilidad,

mientras que las fracturas poseen una permeabilidad altisima.

El ultimo caso se da en una formacion con porosidad muy baja o nula en la
matriz, en la que practicamente toda la capacidad de almacenamiento se debe a las
fracturas. La saturacion de agua puede ser muy alta en una matriz de baja porosidad;
pero la saturacion es generalmente inmovil. Los yacimientos de este tipo
generalmente producen con altos gastos iniciales; adicionalmente, éstos declinan

drasticamente en muy corto tiempo. I’

2.3.5.4. Permeabilidad de la Roca

La permeabilidad es una propiedad del medio poroso y es una medicion de la
capacidad del medio para transmitir fluidos. Los yacimientos pueden tener
permeabilidad primaria y secundaria. La permeabilidad primaria también se conoce
como permeabilidad de la matriz, y la permeabilidad secundaria se conoce como

permeabilidad de la fractura. "

e Permeabilidad de la matriz

Es la permeabilidad de la roca sin tomar en cuenta las fracturas. Tomando en
cuenta la ley de Darcy para fluidos incompresibles, la permeabilidad puede calcularse

con la siguiente ecuacion:
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o=y _ aul

— = (Ec. 2.1)
Ap  AAp

Reacomodando términos y expresada en unidades practicas la ecuacion de

Darcy queda de la siguiente manera:

g = L001127kAAp
L

(Ec. 2.2)

Donde: q = tasa (BPD)
k = permeabilidad (md)

2
A = area (pie )

2
AP = diferencial de presion (Ib/pg )
u = viscosidad (cp)

L = distancia (pies)

e Permeabilidad de la fractura
La presencia de fracturas abiertas y no cementadas incrementa de manera
considerable la permeabilidad de la roca. Es posible estimar la permeabilidad de una

fractura con un método similar al utilizado para la permeabilidad vugular.

La permeabilidad de la fractura con base en el ancho de la fractura es:

; =54x10°w; (darcys) (Ec. 2.3)

En dénde w, es el ancho de la fractura en pulgadas.
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2.3.5.5. Efecto de la permeabilidad en YNF

La permeabilidad tiene un efecto considerable en el flujo de fluidos y por
consecuencia en la recuperacion de petroleo. En YNFs la permeabilidad acttia de
manera diferente que en yacimientos no fracturados. Los conductos que forman las

fracturas pueden favorecer de manera significativa la permeabilidad de la formacion.

La interaccion entre la permeabilidad de la matriz y la permeabilidad de la
fractura juega también un papel importante en la facilidad de flujo de los fluidos. En
este sentido, puede existir muy buena permeabilidad en la fractura, pero si la mayor
parte de los hidrocarburos se encuentran en la matriz y no hay flujo entre la matriz y
las fracturas, no habra flujo hacia el pozo o serd muy reducido. En cambio si la
permeabilidad de la matriz y la fractura se relacionan de manera favorable, el flujo de
los fluidos a través del medio poroso puede verse mejorado y como consecuencia la

recuperacion de hidrocarburos serad mejor.

Para efectos de la simulacion numérica de yacimientos, las permeabilidades
relativas seleccionadas para aplicarse en los modelos matematicos determinan los
resultados de la prediccion del comportamiento del yacimiento. Los valores de
permeabilidades relativas obtenidas en laboratorio pueden distar mucho de los valores
reales de la formacion, esto debido a las heterogeneidades de la formacion y a que los
valores son obtenidos a partir de nucleos que representan Unicamente una porcion
muy pequena de la formacion. Es por esta razén que frecuentemente es necesario
ajustar los datos de permeabilidad relativa en la simulacion numérica de yacimientos
para obtener un ajuste historico que concuerde con el comportamiento pasado del

yacimiento.

Los YNFs conceptualmente se consideran constituidos por dos medios,

fracturas y bloques de matriz, que interactian en el dominio del espacio del
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yacimiento y del tiempo. Warren y Root (Warren, J.E. & Root, P.J 1964), presentan
un modelo que idealiza a un medio fracturado como un sistema formado por bloques
de forma de paralelepipedo rectangular, separados por una red de fracturas
ortogonales. Ambos medios poseen caracteristicas distintas, siendo los bloques de
matriz los que generalmente presentan una capacidad alta de almacenamiento de
hidrocarburos y una permeabilidad baja, ademds de tener una porosidad primaria
formada durante la depositacion y litificacion de los sedimentos. Las fracturas, al
contrario de los bloques de matriz, generalmente presentan una capacidad de
almacenamiento baja y una permeabilidad alta y constituyen un medio de porosidad

secundaria formada posteriormente a la depositacion.

En la literatura se han publicado dos modelos para conceptualizar un
yacimiento naturalmente fracturado: modelo de doble porosidad (Warren, J.E. &
Root, P.J 1964) y modelo de doble porosidad-doble permeabilidad (Hill, A.C. y
Thomas, G.W. 1985). En el presente trabajo se considera el modelo de doble

porosidad, que a continuacion se explica.

Los simuladores numéricos de yacimientos se han utilizado para simular
yacimientos de flujo multifasico de “simple-porosidad”. Tales simuladores no se
pueden utilizar para estudiar el comportamiento de flujo en YNFs como sistemas de
doble-porosidad. Es decir, una porosidad se asocia a los bloques de la matriz y la otra
representa el de las fracturas. Las fracturas proporcionan la trayectoria principal de
flujo de fluidos del yacimiento llevando el hidrocarburo al pozo. Los bloques de

matriz actian como el medio almacén.

La teoria de doble porosidad se basa en lo siguiente: las fracturas forman un
sistema continuo y los bloques de matriz un sistema no continuo. Es decir, las
fracturas son los limites de los bloques de matriz (Kazemi,H. et. al. 1976). Las

fracturas son el medio por el cual los fluidos fluyen del yacimiento hacia los pozos,
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mientras que los bloques de matriz se consideran discontinuos, su interaccidon ocurre a
través de las fracturas (Gilman, J.R. y Kazemi, H. 1983). Los bloques de matriz
presentan una alta capacidad de almacenamiento, conteniendo la mayor parte de los
fluidos del yacimiento y sirven de fuente a las fracturas. Los fluidos contenidos en los
bloques de matriz se transfieren a las fracturas bajo diversos mecanismos, tales como
la imbibicidon agua-petroleo, la imbibicion de petréleo, el drenaje de petrdleo y la

expansion de la roca y fluidos, y posteriormente fluyen a los pozos.

2.3.6. Conceptos Petrofisicos Resaltantes

2.3.6.1. Presion Capilar y Mojabilidad

Por definicion:

Pc=P fliido no mojante - P fluido mojante

Por convencion, en simulacion numérica de yacimientos:

En sistemas gas-petroleo: Pcg=Py-P,
En sistemas gas-agua: Pcg,=P,-Py

En sistemas petroleo-agua: Pcy,=P,-Py

Pc,w>0 para roca mojada por agua

Pc,w<0 para roca mojada por petroleo

El gas en siempre fase no mojante.
De acuerdo a la literatura, 2/3 de todos los yacimientos son de mojabilidad

mixta: Pc,y>0 para Sy, baja y <0 para Sy, alta. (8]
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2.3.6.2. Mojabilidad

Se define como la capacidad de un liquido a esparcirse o adherirse sobre una
superficie solida en presencia de otros fluidos inmiscibles. Estos fluidos son el
petroleo y el agua y la superficie s6lida es la roca reservorio. Los yacimientos pueden
clasificarse de acuerdo a su estado de mojabilidad como: Mojado al agua, mojado al

petroleo, de mojabilidad intermedia y de mojabilidad mixta. ©*!

2.3.6.3. Permeabilidad Relativa

Se define como una medida de la capacidad del sistema poroso para conducir un
fluido en presencia de otros fluidos. Se trata de un efecto compuesto de: geometria de
los poros, mojabilidad, historia de saturacion (histéresis), distribucion de fluidos

(dependiente de los factores anteriores). *!

2.3.6.4. Permeabilidad Relativa (Kr) y Mojabilidad

» Drenaje: Disminucion de la saturacion de la fase mojante.

A\

Imbibicion: Incremento de la fase mojante.

» Imbibicion espontanea: Accion de la capilaridad y las fuerzas de gravedad solo:
para el caso gas-agua y petroleo-agua si Pc<O0.

» Imbibicion forzada: Debe ser aplicado un AP para superar las fuerzas capilares (>

Pc de poros mas grandes); para el caso petroleo-agua si Pc>0. ¥
2.3.6.5. Permeabilidad Relativa para dos fases y Mojabilidad

La regla de oro de Craig describe lo siguiente: [
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Tabla 2.1. Regla de Craig

Generalmente< 15% VP
Saturacion de agua connata Usualmente>20-25 VP
Frecuentemente < 10% VP

Punto de cruce de las curvas

>50% saturacion de agua < 50% saturacion de agua
de Kr
Krw @ max saturacion de 0.5
Generalmente < 0.3% )
agua Puede incremetar a 1

Donde: VP=Volumen Poroso.
2.3.6.6. Modelos de Permeabilidad relativa al Petroleo para Tres fases:
La permeabilidad relativa trifdsica para la fase de mojabilidad intermedia (por lo
general se asume que es la fase de petréleo) se calcula normalmente a partir de datos

de permeabilidad relativa de dos fases (Krow y Krog). Para este proyecto es utilizado

el método de Stone 2 para predecir la permeabilidad relativa en presencia de tres

(6]
K K,
k= KWKK—W + KM](K—g + K,g) -K,, - KW} Ec.2.4

2.3.7 Principales Mecanismos de Produccion en YNFs

fases.

La transferencia de fluidos de la matriz a la fractura puede generarse mediante
los siguientes mecanismos de produccion: expansion (agotamiento), drenaje por
gravedad (expansion de gas o capa de gas), imbibicion capilar (matriz mojada por

agua), difusion (interaccidon gas-gas o inyeccion de gas en petroleo subsaturado),
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entre otros. Durante estos procesos el petréleo en la roca matriz pasa a la red de

fracturas y es transportado a los pozos productores.

La transferencia de fluidos estd relacionada con el movimiento del contacto

gas-petroleo y agua-petroleo. I’

2.3.7.1. Expansion

Cuando, debido a la produccion, la presion en el sistema de fracturas
disminuye, el petroleo fluye desde la matriz a la fractura para equilibrar la presion de

ésta con la presion de los alrededores en la fractura.

Este mecanismo de produccion puede ser producto de la expansion de los
fluidos en los poros de la roca y la compresion del volumen poroso (sobre el punto de
saturacion), o por expansion del gas liberado de solucion por debajo del punto de

burbujeo.

2.3.7.2. Imbibicién Capilar

La imbibicion capilar espontanea se produce cuando la fractura contiene una
fase mojante y el petréleo en el interior de la matriz es la fase no mojante. Durante
este fendmeno, el agua imbibe en la matriz, y el petrdleo es expulsado de la matriz a
la fractura. La tasa de liquido transferido depende de: la mojabilidad de la roca

matriz, la permeabilidad de la matriz, y la intensidad de la fractura.
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DRENAJE POR
GRAVEDAD
DIFUSION
FUERZAS VISCOSAS

= =

Figura 2.10. Principales Mecanismos de Produccién en YNF’s.['”

2.3.7.3. Drenaje Gravitacional por gas

Este proceso se produce cuando la fractura contiene una fase no mojante (gas,
por ejemplo) y el fluido dentro de la matriz es la fase mojante. Este proceso esta

relacionado con diferentes fluidos en la matriz y la fractura con distintas densidades.

El drenaje por gravedad depende de la altura del bloque matriz, del contraste de
densidad entre la fase mojante y la no mojante y de la tension interfacial entre la fase
mojante y no mojante.

2.3.7.4. Difusion

La difusién es producto del intercambio de moléculas debido a diferencias en

concentracion. Puede ser un proceso eficiente cuando las composiciones de los
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fluidos son significativamente diferentes en las fracturas y en la matriz, de lo

contrario, puede ser despreciado.
2.3.7.5. Desplazamiento Viscoso

El desplazamiento viscoso de un fluido no es mas que el movimiento de éste
cuando se le aplica un diferencial de presion. En un sistema de doble porosidad
existird un gradiente de presion en la fractura que provocaré el movimiento del fluido
a través de ella hacia los pozos productores. En muchos casos este gradiente de
presion es pequefio debido a la alta permeabilidad efectiva del sistema de fracturas.
Por ello, es razonable ignorar el desplazamiento viscoso de fluidos desde la matriz
debido al gradiente de presion de la fractura. Sin embargo, si el sistema de fracturas
tiene una permeabilidad efectiva méds moderada, el flujo desde y hacia la matriz
(debido al gradiente de presion del sistema de fracturas), actuara como un mecanismo

importante de produccion.
2.3.8. Mecanismos envueltos en la transferencia agua-petroleo

Las fuerzas involucradas pueden ser la capilaridad (si la matriz estd mojada por

agua) y la gravedad. "

Expansién: AP, despreciable.

e Capilaridad: APC,y efectos positivos/negativos. Esto depende de la mojabilidad

de la roca.

e Gravedad: 2P-8C efectos positivos.

e Efectos viscosos: ~ / algunas veces significativos. Gradiente de presion en las

fracturas > efectos viscosos en la matriz.
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Donde:

AP, : Variacion de presion entre la matriz y la fractura
APc,,, : Variacion de presion capilar.
Ap : Variacion de densidad entre la fase mojante y la no-mojante.

g : Aceleracion de la gravedad.

C: Altura del bloque matriz.

2.3.9. Capilaridad en la Transferencia Agua-Petrdleo:

e Matriz Mojada por Agua: Po-Pw>0

» El agua es imbibida de forma espontanea por la matriz.
» Las fuerzas de gravedad no tienen mucho efecto sobre el proceso de recuperacion

de petrdleo de la matriz.

e Matriz Mojada por Petroleo: Po-Pw<0

» Petroleo atrapado dentro de los poros (sin imbibicion por agua).

» Soélo las fuerzas de gravedad permitira la recuperacion de petroleo de la matriz.

e Mojabilidad Intermedia (mixta) Po-Pw>y <0

» Imbibicion por agua parcialmente.

> Las fuerzas de gravedad mejoran el recobro de petroleo. ['”

2.3.10. Factor de Recobro Final a partir de un bloque inmerso en Agua

El promedio de saturacion de agua del bloque matriz en el equilibrio entre las
fuerzas gravitacionales y capilares al final de la imbibicion (y drenaje) por agua,

Figura 2.11 1'%
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1 0
Swe =7\ Sw (])cw )dI)cw Ec.2.5
! (pw_p")(Po—./[W)gC

(Sweq B Swi )

Ec.2.6
(i-s,) ‘

Recobro de Petrdleo del bloque matriz=

Donde:
Sweq: Saturacion de agua equivalente

Swi: Saturacion de agua inicial

P,-P,,
¢ A
4 Sw
0
0 -A c
Bloque completamente Powd
inmerso en agua

Figura 2.11. Factor de Recobro Final a partir de un bloque inmerso en Agua."”

Factor de recobro final= f(curva de Pc, gravedad por Apge ).

Kr

Produccién cinética= f (dimensiones del bloque, Km, Pc, movilidad # )
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2.3.11. Mecanismos envueltos en el Drenaje por Gravedad:

La gravedad (efecto contrario a las fuerzas capilares).
Parametros principales: altura del bloque, permeabilidad de la matriz (k) y curva
de capilaridad (Pc).

Factor de recobro final: f(curva de Pc, gravedad por APy 8 ).

Velocidad: f(dimensiones del bloque, km, Pc, movilidad del petroleo K., /u, ).

2.3.12. Capilaridad en Sistemas Gas-Petroleo

YV V V VY

El liquido (S,+Svw) es siempre la fase mojante (Pg-P,).
La gravedad es el unico mecanismo de recobro de petréleo.
Las fuerzas capilares siempre contrarrestan las fuerzas gravitacionales.
Existe una presion minima (presion de desplazamiento Pd) por debajo de la cual
el gas no puede entrar a la matriz.
Pd

cmin =

Los bloques de matriz que tienen una altura mas baja que Apg , Ec. 2.7, no

puede ser drenado. "

2.3.13. Factor de Recobro Final por Drenaje Gravitacional

La saturacion de gas promedio del bloque matriz en el equilibrio entre las

fuerzas gravitacionales y capilares al final del drenaje de petrdleo por gas se expresa

a continuacion:

[10]

(0,04 Jec

[5,(P, Jap, Ec.2.8
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Donde:

Seeq: Saturacion de gas equivalente

Recobro de Petroleo del bloque matriz=S,,, / (1 - SW,.) Ec.2.9
l 0 P,-P,
z Apcggc
Py S,
0 =
: |
Bloque completamente
inmerso en gas

Figura 2.12. Factor de Recobro Final por Drenaje Gravitacional. '

La Figura 2.11 y Figura 2.12 muestran el importante papel de la presion capilar

en el factor de recobro durante los procesos de imbibicion y drenaje por gravedad.

Para drenaje por gravedad es necesario alcanzar un valor minimo de Pc, la
presion de desplazamiento (Pd, Figura 2.12), para tener un efecto positivo de la

gravedad sobre el factor de recobro.
2.3.14. Impacto de la Presion Capilar (PC) sobre los Mecanismos de Flujo

Las presiones capilares son utilizadas en el calculo de las presiones de fases [''):

O, =P +p gZ Ec. 2.10
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o, =P, +p,gZ=PFP,+F, +p,gZ Ec.2.11
P,=F +P, Ec. 2.12
O =P +p,gZ=P—-P,  +p,gZ Ec. 2.13
P =P-P Ec.2.14

Donde:
o: fase petrdleo
g: fase gas

w: fase agua

2.3.15. PC y Equilibrio

El célculo de las saturaciones inicial y final estd basado en el balance de

capilaridad y fuerzas gravitacionales.

_ K — -~ -

V=-—=(VP-pg)=0 Ec. 2.15
7

f(swy=Pc,, =Apg(Z-Z,_,)=2(Z) Ec. 2.16

Donde:

Sw=f"¢g(z) Ec.2.17
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Para el calculo del fluido inicial en sitio: La migracion de hidrocarburo dentro
del yacimiento es un proceso de drenaje, el simulador debe usar curvas de Pc de

drenaje.

Para el célculo de los fluidos iniciales en sitio: 1) Cuando el movimiento de
petroleo dentro de la fractura (agua) es un proceso de imbibicion, el simulador debe
usar curvas de Pc de imbibicion, 2) Como el movimiento de petréleo dentro de la
fractura (gas) es un proceso de drenaje, el simulador debe usar curvas de Pc de

drenaje. '

2.3.16. Pseudo-Pc y Kr en la Transferencia Matriz-Fractura

El uso de pseudo-curvas es recomendado para: 1) tomar en cuenta los efectos
de la gravedad y, 2) reproducir el equilibrio de saturacion (recobro) y el
comportamiento transiente (tasa de produccion) del bloque matriz. Las desventajas de

utilizar pseudo-curvas pueden ser %

» La generacion de pseudos requiere simulaciones de malla-fina.

» Los pseudos estan definidos especificamente por: 1) un sistema matriz-fluido
dado, 2) un determinado escenario fisico de transferencia.

» El uso de pseudos no es valido para la simulacion de historias de campos

complejos.

2.3.17. Simulacion Numérica de Yacimientos

La simulacion numérica de yacimientos se refiere a la construccion y operacion
de un modelo cuyo comportamiento asume la apariencia real del yacimiento, esta
basada en técnicas y ecuaciones de ingenieria muy conocidas y usadas durante anos.

Los ingenieros, desde siempre, han utilizado modelos matematicos para ejecutar
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calculos de Ingenieria de Yacimientos, pero ¢€stos sOlo servian para simular al
yacimiento como un modelo simple, en el cual se usaban valores promedios que se

alejaban de la realidad del mismo.

Gracias a los continuos avances tecnoldgicos, las computadoras modernas han
facilitado el tratamiento mas detallado del yacimiento, y por ende, la simulacion

resulta mas practica y precisa.

El principal proposito de la simulacion numérica es predecir el recobro de
hidrocarburos bajo diferentes métodos operacionales. En la medida en que se
disponga de datos adecuados, la prediccion del comportamiento del yacimiento serd
mas confiable. Propiedades tales como Permeabilidad, Porosidad, Espesor,
Distribucion de los Fluidos, entre otros, que influyen en el comportamiento del
yacimiento, no pueden ser determinadas en todos los puntos que conforman el area de
estudio. Lo que se logra con la simulacién es la combinacion de estas variables de
forma que permita representar con mayor exactitud las condiciones del yacimiento.
Se debe tener presente que debido a la heterogeneidad del yacimiento, los procesos
fisicos en el mismo podrian no estar bien modelados, por lo que se debe realizar un
seguimiento periddico del comportamiento real y compararlo con el tedrico o
esperado, de manera que se pueda calibrar la representacion del evento fisico en el

yacimiento. ']

2.3.17.1. Breve Historia de la Simulacion Numérica de Yacimientos

La historia de la Simulacién Numérica de Yacimientos es casi tan antigua como
la historia de las computadoras. Por los afios 40’s se reconocié el potencial de la
simulacion numérica de yacimientos y muchas compaiiias se involucraron en el
desarrollo de modelos numéricos que mejoraran las soluciones ya existentes, que

consistian en gran parte, de soluciones analiticas, como eran el método de balance de
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materia o simulador de cero dimensiones y el método de Buckley-Leverett o modelo

de una dimension.

Por los anos 50’s, los esfuerzos encaminados al desarrollo de soluciones
numéricas de las ecuaciones de flujo comenzaron a dar frutos. El término
“Simulacion” se volvid comin, refiriéndose con ¢l a métodos de prediccion
desarrollados en programas de computo relativamente sofisticados. Dichos programas
representaban un mayor adelanto debido a que daban solucién a un conjunto de
ecuaciones expresadas en diferencias finitas, que describian el flujo multifasico a

través de un medio poroso heterogéneo, en dos o tres dimensiones.

Este adelanto fue posible gracias a la evolucion tan rapida que tuvieron los
computadores y el desarrollo de métodos numéricos capaces de resolver grandes

sistemas de ecuaciones.

Durante los anos 60’s, los esfuerzos de la simulacién fueron encaminados en
gran medida a problemas en dos fases (gas y agua) y, en tres fases, asi como modelos
de petroleo negro. La simulacion de métodos de recuperacion se limitaba

esencialmente a problemas de produccion primaria y de recuperacion secundaria.

Con esto fue posible el desarrollo de un modelo de simulacion unico, capaz de

aplicarse a la mayoria de los problemas que se tenian de yacimientos.

Este concepto de un modelo general siempre ha sido atractivo, debido a que
significa una reduccion en el costo de su preparacion, de uso, y potencialmente, en el
costo del desarrollo del modelo y de su mantenimiento. En los 60’s el tamafo
maximo de la malla que se podia simular no superaba las 200 celdas; sin embargo,

durante los afios 70’s el panorama cambié de forma radical.
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El aspecto econdmico motivo a que se buscara la manera de obtener la mayor
recuperacion, llevandose a cabo proyectos de pruebas de campo encaminadas al
estudio de procesos de recuperacion mejorada. Esto condujo a la simulacién de
nuevos procesos que iban mas alld de la produccion primaria y de la recuperacion
secundaria, tales como la inyeccion de fluidos miscibles, la inyeccion de productos

quimicos, la inyeccion de vapor y la combustion in-situ.

Con esto, al relativamente comodo manejo de dos componentes de
hidrocarburos (gas y petroleo) en flujo no miscible, habia que agregarle entonces la
influencia de la temperatura, la absorcion y degradacion quimica, la cinematica de las
reacciones, los efectos de la reduccion de la tension interfacial y los efectos del

complejo comportamiento del equilibrio entre fases.

La proliferacion que tuvieron estos métodos de recuperacion en los afios 70’s
motivd la orientacion del concepto de modelo Unico o general hacia modelos
particulares desarrollados exclusivamente para representar cada uno de estos procesos
de recuperacion. Las investigaciones realizadas dieron como resultado un avance
significativo en la formulacion de modelos de simulacion y de métodos numéricos

para la solucion de sistemas de ecuaciones.

Estos avances permitieron simular procesos de recuperacion mucho mas
complejos y/o reducir el costo de tiempo de computo gracias al incremento en la
estabilidad de las formulaciones y la eficiencia de los métodos numéricos. En los 70’s

se alcanzaron las 2000 celdas en una malla de simulacion.

Durante los afios 80’s, los desarrollos permitieron modelar yacimientos
naturalmente fracturados y pozos horizontales. Se comenzé a hacer uso de
geoestadistica para describir las heterogeneidades en el yacimiento logrando con esto

una descripcion mucho mas real. También se comenz6 a hacer uso de interfaces
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graficas y la integracion de los simuladores con otros programas. Para 1983, el

nimero de celdas que se podian utilizar en una malla lleg6 a 33,000.

Durante los afios 90’s los esfuerzos fueron encaminados a facilitar el uso de los
simuladores, en mejorar las interfaces graficas y desarrollar paquetes que generaran la
malla automaticamente. Se hizo comun el uso de modelos geoldgicos generados por
medio de geoestadistica, el uso extendido del escalamiento y la integracion de los
simuladores con otros programas, tales como programas de disefio de instalaciones y
programas de administracion y evaluacion de proyectos. La flexibilidad de las mallas
se incrementd gracias al refinamiento local y el uso de mallas de geometrias mas
complejas. Para 1997, el nimero de celdas que se podian utilizar en una malla de

simulacién habia crecido a 500,000.

En la actualidad, las computadoras se han vuelto mas rapidas, mas economicas
y cada vez con mas memoria; debido a esto, ahora es posible hacer simulaciones con
mallas de millones de celdas, donde se emplean técnicas de descomposicion de
dominio para resolver grandes sistemas de ecuaciones y se utilizan mallas no
convencionales. Ademas es posible modelar complejos procesos de recuperacion en
los que se involucran numerosos tipos de liquidos y gases, mediante modelos

composicionales.

Importantes avances en la descripcion termodinamica de los fluidos, en el flujo
en medios porosos y en métodos de resolucion de ecuaciones lineales cada vez mas
eficientes, dan la posibilidad de resolver problemas muy complejos. Por si fuera
poco, los modelos geoldgicos son cada vez mas reales y los nuevos simuladores de
yacimientos pueden interactuar con simuladores de flujo en el pozo y en las

instalaciones superficiales, haciendo posible con esto optimizar el sistema entero. '
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2.3.17.2. Filosofia y Metodologia del Simulador Numérico

En la simulacion numérica de yacimientos el flujo de fluidos es representado
por la Ley de Darcy, mientras que la ecuacion de Continuidad se encarga de la
conservacion de masa. Las propiedades volumétricas y termodindmicas son
modeladas a través de un andlisis PVT y/o ecuaciones de estado. Las condiciones
iniciales deberan ser definidas, ejemplo, presion inicial, saturaciones y en su caso las
composiciones. Asimismo, las condiciones de frontera deberdn ser acopladas al
dominio del yacimiento, para ser consideradas y asi ser simuladas lo mas

cercanamente posible.

De esta manera, la incorporacion de la ecuacion de Darcy en la ecuacion de
continuidad y tomando en cuenta la ecuacion de estado de los fluidos, da lugar a una
ecuacion que describe completamente el comportamiento del yacimiento. Esta

ecuacion es conocida como la ecuacion de Difusividad.

Como se discutira posteriormente, la ecuacion de Difusividad es una ecuacion
en derivadas parciales, de segundo orden. En su forma mas general, es altamente no-
lineal y por lo tanto para su solucién se debe recurrir a métodos numéricos. Lo
anterior es la razon del nombre de Modelo o Simulador Numérico. La solucion
numérica de la ecuacion de Difusividad comprende la discretizacion en espacio del
dominio (por ejemplo, dividir el volumen del yacimiento en celdas contiguas en la
cuales se realizara un balance de materia implicitamente). El tiempo es también
discretizado en una serie de pasos de tiempo (el proceso es iterativo), en donde se

determinara la solucion. ')
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2.3.17.3. Tipos de Simuladores de Yacimiento

Existen diferentes tipos de simuladores para describir los diferentes
mecanismos de produccion. Los tipos mas ampliamente usados, son los de petroleo
negro, composicional, térmicos y quimicos, los cuales toman en cuenta los cuatro
mecanismos basicos de recuperacion de petroleo que son, expansion de los fluidos,

desplazamiento, drenaje por gravedad e imbibicion capilar. !'*!

. Simuladores de Petroleo Negro (Black-Oil)

Este modelo es el mas simple que puede utilizarse para estudios de produccion
primaria o recuperacion secundaria por medio de inyeccion de agua o gas. Los
modelos de este tipo se basan en la suposicion de que los fluidos del yacimiento
pueden representarse de solo tres pseudocomponentes (petréleo, gas y agua). Esta
suposicion funciona bien, siempre y cuando el sistema, durante el proceso de
recuperacion, quede lejos del punto critico y de la regién de condensacion retrograda
y ademas, si los fluidos que se inyectan (si es el caso), consisten de los mismos

componentes que los fluidos que s encuentran en el yacimiento.

. Simuladores Composicionales

Estos se utilizan para simular procesos de recuperacion, donde las asunciones
de petroleo negro ya no son validas, las cuales caracterizan al hidrocarburo con una

mezcla de “N” componentes.

° Simuladores Térmicos

Los simuladores térmicos tienen en cuenta el flujo de fluidos, transferencia de
calor y cambios de fases, aplican a procesos de inyeccion de fluidos calientes (agua,

vapor) y combustion in situ, primordialmente en yacimientos de petrdleo pesado.
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. Simuladores Quimicos

Son empleados para representar los procesos de dispersion, absorcion,
fraccionamiento y comportamiento complejo de fases. También para procesos de

inyeccion de surfactantes, polimeros y fluidos alcalinos.

2.3.17.4. Tipos de Mallados

. Modelos de cero dimensiones (OD)

A este modelo se le conoce también como modelo tanque o de balance de masa.
Se dice que es un modelo de cero dimensiones debido a que las propiedades
petrofisicas, las propiedades de los fluidos y los valores de presion no varian de un

punto a otro, a lo largo de todo el yacimiento, Figura 2.13.

Figura 2.13. Modelo cero dimensiones (OD).!'¥

La razén por la cual se le llama balance de masa es debido a que al realizar los
calculos lo que hace es precisamente esto, un balance entre los fluidos que entran y

los fluidos que salen del yacimiento.

Al hacer el balance se tendra la siguiente expresion:
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Volumen de Volumen de
fluidos en el . Volumen de fluido _ Volumen de _ fluidos que
vacimiento antes inyectado fluidos extraidos ~  permanecen en el

de la inyeccion vacimiento

’ Ec. 2.18

Este modelo de cero dimensiones es la base de todos los modelos existentes y

tiene la particularidad de que en €l pueden definirse pozos.

° Modelos de una dimension (1D)

Se considera en un yacimiento que varia en litologia y el modelo consiste en
dos o mas bloques o celdas divididos debido a esta variacion. Se toma en cuenta la
transferencia de fluidos entre ambas celdas (transmisibilidad), se evalua con la
ecuacion de Darcy. Este tipo de modelo fue generado por Buckley-Leverett para dar
una solucion analitica al comportamiento de los yacimientos sujetos a recuperacion

secundaria (Figura 2.14).

HORIZONTAL

! VERTICAL

INCLINADO

T

RADIAL

Figura 2.14. Modelos de una dimensién (1D). "
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. Modelos de dos dimensiones (2D)

Se analiza de igual forma que el modelo 1D. La ecuacion de balance de
materiales describe el comportamiento de cada celda y la ecuacion de Darcy el flujo
entre los bloques, con la tnica diferencia de que la interaccion de flujo en las celdas
serd en dos dimensiones. El simulador de dos dimensiones puede ser areal, de seccion

transversal o de forma radial (Figura 2.15).

| ARFA| N T

= }UJ

SECCION TRANSVERSAL

;

HP

RADIAL

Figura 2.15. Modelo de dos dimensiones (2D). 113

. Modelo de tres dimensiones (3D)

Son usados para estudiar numerosos yacimientos de pozos multiples con
secciones rentables de yacimiento de capas gruesas, variacion vertical significativas
en las propiedades de las rocas y los fluidos, fallas y comunicacion parcial entre las
capas. Los modelos 3D (Figura 2.16) son también usados para estudiar grandes
yacimientos con varios horizontes sin produccion, completaciones multiples con o sin

produccion mezclada, influjo de acuiferos y desarrollo de pozos horizontales.
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)

V7

Figura 2.16. Modelo de Tres Dimensiones (3D). ["”/

Un eficiente modelo de yacimientos tendria que satisfacer los objetivos del
estudio al mas bajo costo. El modelo sin embargo, debe ser capaz de representar la
geometria del yacimiento y las posiciones de las fallas y pozos, y capaz de mostrar

los patrones de migracion de los fluidos.

2.3.17.5. Utilidad de la Simulacion Numérica de Yacimientos.

Cuando un modelo matematico de simulacion ha sido probado y ajustado
adecuadamente, representa una herramienta de mucha utilidad con la que cuenta el
ingeniero. Mientras que fisicamente el yacimiento puede producirse una sola vez, lo
mas probable es que no sea en la forma mas adecuada, dado que un error cometido en
el proceso afectard cualquier cambio subsecuente, por el contrario, un modelo de
simulacion, permite “producir” un yacimiento varias veces y en muy diferentes
maneras, con lo cual se pueden analizar varias alternativas y seleccionar alguna de
ellas. Observar el comportamiento del modelo bajo diferentes condiciones de
operacion, ayuda a seleccionar un conjunto de condiciones de produccidon Optimas
para el yacimiento. Siendo mas especificos, con la ayuda de la simulacion, se puede

hacer lo siguiente ['*:
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» Conocer el volumen original de petroleo.

» Tener una clara idea del movimiento de los fluidos dentro del yacimiento.

» Determinar el comportamiento de un campo de petroleo bajo diversos
mecanismos de desplazamiento, como puede ser: la inyeccion de agua, la
inyeccion de gas o el uso de algiin método de recuperacion mejorada.

» Determinar la conveniencia de inyectar agua en un yacimiento de petréleo por los
flancos en lugar de utilizar un patron determinado de pozos inyectores o
viceversa.

» Optimizar los sistemas de recoleccion.

» Determinar los efectos de la localizacion de los pozos y su espaciamiento.

» De esta manera desarrollar un campo con base en una informacién limitada,
pudiéndose determinar donde perforar nuevos pozos.

» Estimar los efectos que tiene el gasto de produccion sobre la recuperacion.

» Calcular la cantidad de gas que se obtiene de un numero determinado de pozos
localizados en puntos especificos.

» Definir valores de pardmetros en el yacimiento, para llevar a cabo estudios
economicos.

» Obtener la sensibilidad de los resultados o variaciones en las propiedades
petrofisicas del yacimiento o las propiedades PVT de sus fluidos cuando no son
bien conocidas.

» Realizar estudios individuales de pozos.

» Conocer la cantidad de gas almacenado.

» Hacer un programa de produccion.

2.3.17.6. Beneficios de la Simulacion Numérica de Yacimientos

Los beneficios que se obtienen al usar la Simulacion Numérica de Yacimientos,

para planear la explotacion de un yacimiento de hidrocarburos son béasicamente dos:

S P 1
economicos y tecnicos. (131
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) Beneficios Econdmicos

El principal beneficio del uso de la simulacion numérica de yacimientos es el
econdmico, que se obtiene con el uso de la administraciéon de yacimientos
disminuyendo, el flujo negativo de efectivo y por supuesto incrementando la
recuperacion final de hidrocarburos. La administracion de yacimientos es el método

que busca maximizar el valor de un activo petrolero.

La simulacion numérica de yacimientos es una herramienta importante para
alcanzar este objetivo. Con la simulacion numérica de yacimientos es posible obtener
pronosticos; es decir, es posible simular el comportamiento del yacimiento bajo un
gran numero de esquemas de produccion. Al hacer esto, es posible seleccionar la

mejor alternativa de produccion, considerando la mayor ganancia.

° Beneficios Técnicos

Aunque cualquier beneficio es traducido automdticamente a beneficios
econodmicos, es importante mencionar las ventajas técnicas que se obtienen al usar la
Simulaciéon Numérica de Yacimientos. La labor del ingeniero de aligera y se sustenta
considerablemente. El monitoreo se facilita porque se anticipa el comportamiento del
yacimiento. A medida que se obtiene informacién nueva, se puede actualizar el
modelo de simulacién para modelar el yacimiento lo mdas realmente posible. La
comunicacion entre el personal que conforma el equipo de trabajo se mejora

notablemente.

2.3.18. Modelado de un Yacimiento Naturalmente Fracturado

Para seleccionar el modelo correcto de YNF se deben considerar algunos

aspectos de gran importancia, tales como: escala de la fractura (fallas, fracturas
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difusas, microfracturas, entre otros), tipo de fractura y sus propiedades (contraste
entre porosidad y permeabilidad del sistema matriz y fractura), tipo de simulacién

(full field, pruebas de pozos, entre otros). '

Existen varias aproximaciones para modelar un yacimiento naturalmente
fracturado, lo cual es dependiente del comportamiento dindmico del fluido y del papel
que desempefian la matriz y la fractura: Modelo Simple Porosidad y Doble Porosidad,

Figura 2.17.

Representacion
Smple Porosidad
/%?{/i - \
Yadmiento Naturalmente
Fradurado Representacion
Doble Porosidad atriz * Fraqurad

Figura 2.17. Representacién de un Yacimiento Naturalmente Fracturado.!'”

2.3.18.1. Representacion de Simple Porosidad

Algunas caracteristicas de este tipo de representacion pueden ser las siguientes ['%!:
» No ocurre flujo de fluidos en la matriz (matriz impermeable), este es el caso

llamado porosidad secundaria (fracturas y vugas asociadas, rocas cristalinas

fracturadas, entre otras)
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» Las propiedades de flujo de la fractura estan incluidas en las propiedades de la
matriz: micro fracturas o fracturas difusas desconectadas pueden ser consideradas
a través de la anisotropia de la permeabilidad de la matriz.

» El contraste de permeabilidad entre los dos medios (matriz y fractura) es bajo.

» Un modelo de simple porosidad es requerido cuando las propiedades petrofisicas
de la matriz (kn, @m, Kr) difieren en celdas.

» Uso de pseudo curvas de permeabilidad relativa: se mantiene la geometria de la
malla, y se modifican las propiedades en las celdas que representan las fracturas.

» Pseudo metodologia: curvas Kr en linea recta para el sistema de fractura y curva
con comportamiento cldsico para obtener curvas combinadas. Es decir,
permeabilidades relativas compuestas para considerar los intercambios entre la
matriz y la fractura.

» Simulacién Simple Porosidad (1 celda).
V*(E*VPJ:C*¢*8_P Ec. 2.19

y7, ot
donde: K: permeabilidad; p: viscosidad, c: compresibilidad y ®:porosidad.

Aplicaciones:

» Yacimientos naturalmente fracturados tipo I (no existe petréleo en la matriz).

» Yacimientos naturalmente fracturados tipo III (la matriz es porosa y permeable),
y los intercambios de flujo son répidos.

» Larelacion de permeabilidad fractura/matriz es baja.

» Yacimiento con flujo monofésico (gas).
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En este proyecto, la representacion de Simple Porosidad estd sumarizada de la

siguiente manera: Homogeneizado y Representacion Explicita.
. Modelo Homogeneizado de Simple Porosidad

Este modelo consiste en la representacion de la matriz y la fractura por celdas
simples, donde las propiedades efectivas son tomadas en cuenta de la siguiente
manera: la porosidad y permeabilidad de la fractura y de la matriz. Este modelo es
simplista y tiende a arrojar una tasa de recobro erronea (durante el cotejo de

produccion). '
Ventaja:

» Simplicidad y rapidez.

Desventaja:

» Validacién cuestionable de parametros homogeneizados (pobre representacion de

la fisica).

. Modelo Explicito de Simple Porosidad

Este modelo considera la geometria de fractura y matriz discretizada en una malla

muy fina. '

Ventaja:

» Solucién exacta (menos aproximacion).
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Desventaja:

» Numero excesivo de celdas a escala de campo.

» Complejidades asociadas a la construccion del mallado.

» Problemas de convergencia y largos tiempos de computos, asociados al gran
nimero de celdas.

Aplicaciones

» Solo para soluciones de referencia a pequefia escala, o representaciones locales
del bloque.

» Si este es un simple medio de flujo, agotamiento monofasico, sin influjo de agua

y a niveles de presion por encima de la presion de saturacion.

2.3.18.2. Representacion de un Medio Doble.

Dos medios discontinuos son acoplados representando los sistemas matriz y

fractura. La representacion de Medio Doble es una composicion entre precision y

calculo. Esta opcion es recomendada cuando no es posible aplicar la representacion

simple porosidad. %!

Algunas caracteristicas de la representaciéon doble medio se mencionan a

continuacion:

» Los intercambios matriz-fractura no son instantaneos (homogeneizados).
» Larelacion de permeabilidad fractura/matriz es alta (10 a 100).

» Flujo anisotropico.

» Compleja definicion de pseudo funciones Kr-Pc.

» Tanto la matriz como la fractura son porosos y permeables.
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» Fracturas o fallas no pueden ser explicitamente modeladas.

Existen dos opciones para la representacion Medio Doble (Figura 2.18): Doble

Porosidad-Simple Permeabilidad y Doble Porosidad-Doble Permeabilidad.

- .lr' - o= If

T T

— gy de—
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Doble Porosidad-Simple Permeabilidad  Doble Porosidad-Doble Permeabilidad

Figura 2.18. Representacion de Doble Medio para YNF.!"”

. Doble Porosidad-Simple Permeabilidad

Existen dos sistemas pero s6lo uno fluye: la fractura representa el medio de
transporte de fluido (alta permeabilidad y baja capacidad) y la matriz representa el
medio de almacenamiento (baja permeabilidad y alta capacidad). No existe

comunicacién entre dos celdas matrices adyacentes. "

Ventajas:

» Las simplificaciones geométricas y fisicas son confiables.

» La incertidumbre asociada a las simplificaciones es limitada en comparacion con
aquellas relacionadas a la determinacion de parametros dindmicos.

» Constituye la mejor aproximacion para representar los intercambios matriz-

fractura.
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Desventajas:

» Representacion simplista de la geometria del yacimiento: Doble mallado.
» Requiere una confiable evaluacion petrofisica y estructural de las propiedades

claves del yacimiento: tamafo de bloque, presion capilar de la matriz, entre otros.

Aplicaciones:

» Las propiedades de la fractura pueden ser homogeneizadas en la celda escala del
yacimiento (fracturas difusas).

> El medio matriz es discontinuo de una celda a la otra.

° Doble Porosidad-Doble Permeabilidad

Existen dos dominios y ambos estan fluyendo. En este caso hay comunicacion entre

dos celdas matrices adyacentes. "]

Ventajas:

» Modelo conveniente si los flujos de la matriz son significativos: bajo contraste
entre la permeabilidad matriz-fractura.

» Mejor representacion de la fisica del flujo: intercambios matriz-fractura y matriz-
matriz.

» Es necesario cuando hay subdivision vertical del bloque matriz en capas

numéricas.
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Desventajas:

» Computacionalmente mas costoso que las corridas de doble-porosidad y simple-
permeabilidad (4 veces mayores, de acuerdo a experiencias previas).
» Inestabilidad numérica.

» Poca experiencia a escala de campo.

Aplicaciones:

» Hay areas en el yacimiento (celdas de la malla) que no representan fracturas.
» Hay continuidad capilar en el medio matriz (contactos capilares entre bloques o

fenomeno de reimbibicion).

Para el presente proyecto, Uinicamente se estan considerando los intercambios
entre 1 bloque matriz y la red de fractura que lo rodea. La diferencia entre Doble
Porosidad/Doble Permeabilidad y Doble Porosidad/Simple Permeabilidad es por lo

tanto irreelevante.

2.3.19. Modelo de Doble-Porosidad: Caracteristicas Basicas

El concepto de doble-medio permite duplicar las clésicas ecuaciones de flujo
(conservacion de masa y momento) en todas partes sobre el campo, para representar
los dos dominios (almacén y flujo) presentes en la misma posicion, cada uno con sus
propias propiedades, y para anadir un término de transferencia (de signos opuestos)
en ambos sistemas de la ecuacidon, como pozo. Si el dominio almacén (matriz) tiene
unicamente comunicacion con el dominio fluyente (la red de fracturas), la ecuacion
de dominio anterior se reduce a la ecuacion de balance de masa (llamada de doble

porosidad, en lugar del modelo de doble permeabilidad). '’
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2.3.19.1. Flujo monofasico en un medio poroso

1) Flujo monofasico en un medio poroso: Ecuaciéon de continuidad para flujo

monofasico

V*(E*VPJZC*¢*Z_I:

H Ec.2.20

donde:

K: permeabilidad
c: compresibilidad
¢: porosidad

2) Discretizacion en tiempo y espacio.

Pn+1 _Pn
¢il/ic ln+l rj
1 -t

1

+ Z&(Pinﬂ _ Pjn+l): 0
;o H Ec.2.21

donde:

i numero de discretizacion de celdas
i: vecino de la celda ;

P": presion al tiempo ,

Tjj: transmisividad entre las celdas ; y ;

Vi: volumen de la celda ;
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3) Permeabilidad de la fractura>>permeabilidad de la matriz

4) Porosidad de la fractura<<porosidad de la matriz

5) Los flujos de fluidos son muchos mas rapidos en las fracturas que en la matriz

6) Intercambios entre matriz y fracturas: dos medios continuos (dos ecuaciones) con

intercambios (término de acoplamiento) en cualquier locacion.

2.3.19.2. Ecuaciones de Flujo Multifasico

Ecuaciones de conservacion para cada componente:

0 Ec.2.22

w

Componente agua: §(¢prw)+ V(pwV )

t

4

Componente volatil: §(¢poS0XV + ¢pgSg)+ V(pUXVVU +p.V, )= 0 Ec.2.23
t

Componente pesado: %(ﬁooSoXh )+V(p,X,V,)=0 Ec. 2.24

h” o

donde:

P . densidad molar
S: saturacion

V': velocidad

X X : fraccion molar de los componentes volatiles y pesados en la fase de petréleo
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¢. porosidad

w, 0, g: fases agua, petroleo y gas

2.3.19.3. Expresion de Darcy para cada velocidad de fase

e Faseagua: V, =-K Kr, (V(P -P )— pwg) Ec.2.25
M,
e Fase petroleo: V, = -K Kr, (V(P)-p,g) Ec. 2.26
H,
e Fasegas: V, =-K £, (V(P - P, )—pgg) Ec. 2.27
H, ¢

Donde:

P: presion de una fase referencia (petréleo)
Pcp: presion capilar de la fase p=P-Pp

K: Permeabilidad

Kr: Permeabilidad relativa

M Viscosidad

& : Aceleracion de la gravedad

2.3.19.4. Ecuaciones de equilibrio para cada componente que pueda existir

simultaneamente en la fase petroleo y en la fase gas: Modelo Black-oil

e« F(X,,P)=0 Ec.
2.28
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2.3.19.5. Ecuaciones de frontera

SW+SU+Sg:1 Ec.2.29
e X, +X, =1 Ec.
2.30

2.3.19.6. Incognitas

e P, Sw, So, Sg, Xv, Xh
e Modelo Doble Porosidad: duplicidad de variables
e 6 incognitas para el medio de fractura

e 6 incognitas para el medio matriz

2.3.20. Funciones de Transferencia

La simulacion de Doble Medio requiere de una expresion para la tasa de transferencia
de fluidos entre la fractura y la matriz. La transferencia de fluidos estd determinada
principalmente por imbibicion capilar o drenaje por gravedad. La funcion de
transferencia utiliza un factor de forma que toma en cuenta la longitud caracteristica y
el area de flujo entre la matriz y la fractura. Por lo tanto, se pueden determinar las

tasas de fluidos transferidos. [*!

2.3.20.1 Concepto de Doble Porosidad: Diferentes Formulaciones
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El concepto de doble porosidad fue inicialmente formulado por Barenblatt y Zheltov
en 1960 basado en un medio continuo que representa la base del estudio de Funcioén
de Transferencia. En 1963, Warren & Root generaron una mejora de la formulacion
original adaptada a la asuncion de un estado pseudo estacionario (pseudo steady
State) que consistid en una representacion geométrica simplificada para calcular los

intercambios matriz-fractura (red de fractura ortogonal y bloques paralelepipedos). !

. Barenblatt y Zeltov (1960):

Ellos consideraron un grupo de ecuaciones de flujo acopladas, asumiendo

transferencias matriz-fractura con estado pseudo estacionario.

V(K,VP,)-al(P, P,)=c,*u*g, *% Ec.2.31
t
V(K, VP )-alP, P )=c *u*g, * aai Ec.2.32

t

Donde a es un factor (adimensional) que depende de las propiedades de la matriz

(tamano del bloque, forma y permeabilidad de la matriz).

° Warren & Root (1963):

Este es un caso limitado de Barentblat y Zeltov (Km<<Kf): sélo términos de

transferencia matriz-fractura, sin flujos de matriz bloque a bloque.

OoP
a(Pf*Pm ) =C, *Iu * ¢m * a_m Ec. 2.33

t
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OP,

V(Kfvpf)_a(Pm—Pf)ch uE Ec. 2.34

a=0K, Ec. 2.35

Donde o es el factor de forma (1/m2) que es el parametro clave para el

modelado de doble porosidad.

El trabajo fue realizado primordialmente para analizar transientes de

pruebas de pozos en yacimientos naturalmente fracturados.

Asuncion de Warren & Root: Transferencia con estado pseudo estacionario.

K
T=c=2v, (P, -P) Ec. 2.36
Y7,
Donde:

. Ll
T : Funcion de Transferencia, !

T : factor de forma, L

P . . . .
P y  /: presion promedio de los medios matriz y fractura

m : yvolumen de roca matriz

Warren y Root determinaron:

O':4n(n+2)/L2 Ec.2.37

La ecuacion previa aplica para bloques paralelepipedos de dimensiones L
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n= numero de grupos de fracturas ortogonales
o= 60/L para bloques ctbicos (n=3) Ec. 2.38
Warren y Root aplica sélo para mecanismos de produccion por expansion.

En 1976, Kazemi propuso una extension del modelo de Warren & Root
para simular flujos multifasicos. Este modelo utiliza un factor de forma diferente y
fue derivado de un balance de material en un bloque matriz cibico bajo la asuncién

de u estado pseudo estacionario !':

r=cXefey (p _p ) Ec. 2.39
“,

Donde:

a esté referido a la fase de fluido y Kr la permeabilidad relativa.

En afios recientes algunas formulaciones han sido propuestas y se incluyen en
diferentes simuladores numéricos. La siguiente parte de este capitulo describe las
formulaciones mas usadas que estdn disponibles en simuladores comerciales como:

Eclipse, PumaFlow y VIP.

° Kazemi et al (1976)

La formulacién propuesta por Kazemi (SPEJ Dec 76, 317-326) es una extension de la
ecuacion de flujo monofasico derivada por Warren & Root la cual considera que los

flujos hacia el pozo toma toman lugar en la red de fracturas y la matriz alimenta al
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sistema con los hidrocarburos almacenados bajo condiciones de flujo de estado

pseudo estacionario, despreciando el efecto del tiempo inicial. [

Esta puede ser utilizada para bloques pequefios donde no hay efecto de

gravedad, o para agotamiento simple (caso de expansion).

El modelo de Kazemi es una funcion de la conservacion del momento basado

en la ley de Darcy. La ecuacion para el caso de petréleo muerto es la siguiente:

T, = 4(%+%+%]XQKW (vi-vi)=01K,(Br ~P)) Ec.2.40
X ¥y z

Donde:

o: factor de forma

v =P-pgh Ec.2.411
siendo:
V. El potencial

° Gilman y Kazemi (1983), Gilman (1986), Sonier (1988):

Este modelo considera el término de gravedad dependiente de la saturacion
(considerando la saturacién de la matriz y la saturacion de la fractura que la rodea).
Las ecuaciones para agua y petroleo (considerando petroleo muerto) son las

siguientes !'':
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T;) = 4(% +ll2 + %Jm—m[f)o’” + B)l (pw - po )(SVJ;D - Sv’:lD )g?hj| EC' 242
x y z Mo

K K h
e LN A AN
, H,
X Y z

Ec.2.43
El modelo de gravedad depende de la altura de la saturacion. Cuanto mayor sea

la altura del bloque matriz més rapido serd el recobro. Esto es calculado utilizando la

siguiente expresion:

S = 15‘{Sf_féf
or ~ Pwi Ec.2.44
y
mo_ Sy =Sh
vo1-Sp-s Ec.2.2
Donde:

m

Sy : Saturacidn de agua de la matriz
or: Saturacion residual de petréleo de la matriz
wi: Saturacion inicial de agua de la matriz

wi» Saturacion inicial de agua de la fractura
El término de gravedad es agregado para las seis caras de la celda.

. Quandalle y Sabathier et at el. (1989):
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La formulacion propuesta por Quandalle y Sabathier considera por separado los flujos
horizontales y verticales. El término viscoso y parametros de ajustes son tomados en
consideraciéon. La funcion de transferencia asume el modelo Warren-Root de flujo
con estado pseudo estacionario. El término es calculado con tres transmisividades:
(horizontal, vertical hacia arriba y hacia abajo). Esta formulacién toma en cuenta el

efecto de la gravedad.

Este flujo es definido en todas las seis caras del bloque y toma en cuenta cuatro

mecanismos de recobro: expansion, capilaridad, gravedad y fuerzas viscosas.

r,= 3 2%(MJ (wr -y ) Ec. 2.46
P

Esta formulacion aplica para los simuladores Eclipse y PumaFlow (opcion por

defecto).

En Eclipse, la funcion de transferencia es la siguiente:

Ty =0%,K m, horizonm(

. . - - 1 g ~ . - l
o gk {ﬂa,zJ{Pg —pd" Pl +pc] +(poZ —pl )g§:|+/la’z_{Pén —pd" P +pc] —(pé -pl jgzz:|}
m,vertical

P} - Py —ng +Pcof;)+

Ec. 2.47

Donde:

o= 4£l2 + LJ
ror
o Ec. 2.48
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1
O = 4(1—2]
; Ec. 2.49

ax, oy y oz son los lados opuestos al flujo en x, y y z direccion.
SIGMAGD depende unicamente de la altura del bloque.

° Metodo de Coat

Esta formulacion esta incluida en el simulador VIP. El intercambio de fases de flujo

matriz-fractura en unidades de volumen de superficie esta dado por:

o cgo

q, zrﬂﬂ(AP +P )
B, Ec. 2.50

g, =t AP,
B, Ec. 2.51

Donde:

T : Transmisividad matriz-fractura, definida por:

7 =0.001127k,, 6GAXAYAZ Ec.2.52

k’”f : Permeabilidad efectiva

O : Factor de forma

AX,AY, AZ . Dimensiones del bloque de malla
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B o . -,
B, , ¢:Factores volumétricos del petroleo y gas de formacion

AF, : Diferencia de presion del petroleo entre matriz y fractura

Ao : Movilidad de la fase gas en la matriz

k

_ "rocwm
ﬂ’om -

om : Movilidad de la fase petrdleo en la matriz, definida por: Honm

roewm : Permeabilidad relativa al petroleo a saturacion de agua connata en la matriz.

Hom - Viscosidad del petréleo en la matriz.

T o o Ec. 2.53
., : . S =k
La ecuacidn de arriba es la ecuacion de Coat con ~ ¢ ref
1-¢,
7. =0.001127k,,| —L |AXAYAZ
z Ec. 2.54

Donde:
ke : permeabilidad de la matriz en la direccion z

Z : porosidad de la fractura

L. altura del bloque matriz

B,

: parametro que controla el transiente de intercambio
k o .

¢ ; permeabilidad relativa al gas en la fractura
Mo . viscosidad del gas en la fractura

Ay. Vo =7s , diferencia de densidad gas-petréleo
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Fee . umbral de presion capilar gas-petroleo
S.. . .
&m . saturacion de gas en la matriz
Sy -
: saturacion de gas en la fractura

S . . .,
g saturacion de gas promedio integrada (ecuacion de Coat)

LAy/o,
1

Sy =——— [S,(PYP.
LAylo, % Ec. 2.35

o Ay,P S ., ., .
Los términos ~7*%ce y ¢ son una funcion de presion. La dependencia de

presion de Fee y ¢ estd modelada por medio de la dependencia de la tensioén
interfacial gas-petréleo en funcion de presion. Se asume que la presion capilar gas-

petroleo es una funcion lineal de la tension interfacial gas-petroleo:

cho (p) = cho (Po )O-r (p) Ec. 2.46

a(P) Ec. 2.57

. Pseudo Presion Capilar en el simulador VIP durante el intercambio entre

matriz y fractura :

Para imbibicion y drenaje por gravedad, asume un equilibrio de saturaciones en cada

uno de los bloques matriz y luego calcula, para cada bloque, una tabla del promedio
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de saturacion del bloque versus pseudo presion capilar en el centro, por medio de la
variacion del contacto de fluidos entre el tope y la base del bloque. Una curva
suavizada de pseudo presion capilar es producida mediante la integracion de las

. , . 1
saturaciones del nimero de columnas de bloques matriz. !'!

2.3.21. Factor de Forma

El factor de forma describe la superficie de contacto entre la fractura y la matriz y una
idealizacion de la geometria del bloque matriz. Por lo tanto pueden ser determinados
parametros tales como la permeabilidad total de la red de fracturas y la tendencia de

. . ., oy . 9
los fluidos para moverse en una direccion con permeabilidad preferencial.

El Factor de Forma de Kazemi es expresado como:

0:4(;;&2} o, 2.58
[: ly [

Donde:

Lx, Iy y Iz corresponden a las dimensiones del bloque matriz.

2.3.21.1. Potencial de Intercambio de Flujo asociado al Factor de Forma (o) (1]

» Los intercambios matriz-fractura estan gobernados por las dimensiones del
bloque matriz: Ix, ly, 1z.

» El tamafio equivalente del bloque (Lc) es definido de la siguiente manera

(Zhang):
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=Y Ec. 2.59
Donde:
V: volumen del bloque en cada direccion i
Aj: superficie abierta al flujo con la fractura
l;: distancia entre la cara abierta al flujo y el borde entre la cara abierta al flujo y el

limite de no flujo

La tasa transferencia de flujo matriz-fractura es proporcional a:

2 2 2
(e )
Iy by Iz Ec. 2.60

Donde:

. , . . ey e e
i =nuamero de caras abiertas en direccion i (i=X, y, z).



CAPITULO 111
METODOLOGIA APLICADA

Este capitulo comprende la metodologia aplicada para la evaluacion de diferentes
funciones de transferencia de fluidos matriz-fractura en un YNF del area Norte de
Monagas, tomando en consideracion los intercambios agua-petréleo y gas-petroleo,
enfocados en los principales mecanismos de produccion presentes en el area de
estudio (drenaje por gravedad e imbibicion capilar). En este sentido, se evaluaran las
funciones de transferencia disponibles en tres simuladores de yacimiento (Eclipse,
PumaFlow y VIP), a través de modelos conceptuales de simulacién numérica y

empleando informacién termodinamica y roca-fluido del campo.

Seguidamente, se compararon los modelos de referencia (Simple Porosidad) y
su correspondiente modelo Doble Porosidad. A continuacién se describen algunas

premisas consideradas:

o El modelo Simple Porosidad es considerado como un modelo de referencia por
su representacion explicita de matriz y fractura.

o En el modelo Doble Porosidad se evaluaran diferentes funciones de
transferencia de fluidos matriz-fractura.

o Se consideraran diferentes formas de bloque para evaluar los mecanismos de

imbibicion capilar y drenaje gravitacional.

En la Figura 3.1 se muestra el esquema metodolégico empleado en la

realizacion del presente trabajo, el cual serd descrito a lo largo de este capitulo.
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Recopilacién de
Informacion

¥ : ¥
Revision del Modelo Termodinamico | | Revision del Modelo Roca-Fluido

[ |
v

Construccion de Modelos de
Simple Porosidad

J’ Mojabilidad |
Sensibilizar Variables
que afectan el Recobro

Forma de Bloque |

Construccion de Modelos de
Doble Porosidad

A

Evaluarlas diferentes

Funciones de Transferencia

Comparar el Recobro obtenido en
Simple Medio con los de Doble Medio

Figura 3.1 Esquema metodologico aplicado.

3.1. Revision y Recopilacion de la Informacion

Esta etapa inicial del proyecto correspondi6 a la investigacion de toda la base teorica
relacionada al tema de estudio, las cuales sustentaron el desarrollo de este trabajo,
donde se incluye principios bésicos de la simulacion numérica de yacimientos,
caracterizacion de yacimientos naturalmente fracturados, propiedades de las rocas y
los fluidos, entre otros. También fueron revisados documentos internacionales,
informes técnicos de sub-modelos asociados al campo en estudio, entrevistas a

especialistas en el area de yacimientos naturalmente fracturados, entre otros.
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La informacién necesaria para la construccion de los modelos de simulacion
numérica fue recopilada esencialmente a partir del modelo termodindmico y roca-

fluido del Campo en Estudio.

3.2. Revision del modelo Termodinamico y Roca-Fluido del yacimiento en

estudio

En esta etapa del proyecto se procedié a realizar una revision de los modelos
termodindmico y roca-fluido correspondientes al Campo en Estudio. Esto con el
propdsito de obtener conocimiento acerca de las técnicas y/o procedimientos
empleados en la elaboracion de los mismos, debido a que cierta informacion
procedente de estos modelos sirvido como datos de entrada en la construccion de los

modelos de simulacion numérica evaluados en el presente proyecto de investigacion.

En primer lugar, se hizo la revision del informe correspondiente al modelo
termodinamico del Campo en Estudio, en el cual se pudo constatar la disponibilidad
de la informacién involucrada en la realizacién de este modelo. Seguidamente, se
procedié a verificar que la validacion de los andlisis PVT haya sido efectuada de
forma correcta, esto basado en los criterios de representatividad de las muestras de

fluidos y consistencia interna de los analisis de laboratorio.

De igual forma, fueron revisados las técnicas y procedimientos empleados en la
caracterizacion de la fraccion pesada, asi como también en el ajuste de la Ecuacion de
Estado (EDE); por ultimo, se revisé el modelo de variacion composicional con

profundidad.

De manera similar al modelo termodinamico, el modelo roca-fluido del campo

en estudio cuenta con un informe técnico y cuya revisidn consistid basicamente en



103

verificar la informacidon disponible, asi como la metodologia empleada en la

elaboracion del mismo.

Inicialmente se revis6 la base de datos para verificar la disponibilidad de
informacion, seguidamente, se procedid a realizar una revision del criterio empleado
para la caracterizacion de la mojabilidad del campo, asi como el utilizado para

generar el modelo de tipos de rocas.

Por ultimo, se procedié a verificar el procedimiento utilizado para generar el
conjunto de curvas de presiones capilares y permeabilidades relativas, tanto para el
sistema agua-petroleo como para el gas-petroleo, las cuales seran consideradas para la

construccion de los modelos de simulacion numérica.

3.3. Construccion de modelos de simulacion numérica en Simple Porosidad

Con el proposito de evaluar las funciones de transferencia de fluidos matriz-fractura
se establecieron basicamente dos escenarios de transferencia como lo son: un sistema
agua-petroleo para reproducir el fenomeno de imbibicion espontdnea y un sistema
gas-petroleo para reproducir el fendémeno de drenaje gravitacional, partiendo desde

condiciones de no-equilibrio.

Para llevar a cabo esta evaluacion se debieron construir modelos de simple
porosidad, los cuales representaron la referencia para realizar las comparaciones con
los modelos de doble porosidad. Una caracteristica relevante en relacion a estos
modelos es el alto grado de refinamiento con el cual fueron construidos, lo cual
permitio obtener el nivel de detalle necesario para cumplir con su rol referencial

dentro del proyecto.
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3.3.1. Descripcion del Mallado

El mallado consiste de un bloque con forma de paralelepipedo, en el cual fueron
definidas dos trampas o regiones de equilibrio, una de ellas ubicada en el centro del
bloque para simular la matriz y la otra representada por las seis caras del bloque
simulando una fractura que bordea a la matriz ( Figura 3.2). Esto permite simular la
produccion de hidrocarburos almacenados en un bloque de matriz, rodeado por

fracturas.

Ademas, al bloque matriz se le realizd un refinamiento progresivo hacia los
bordes del mismo, es decir, una disminucion de las dimensiones de las celdas a
medida que se acercan a los bordes del bloque. Esto ultimo con el proposito de
reproducir detalladamente el proceso de transferencia de fluidos entre la matriz y la

fractura.

Figura 3.2. Modelo Conceptual de Simulacion Simple Porosidad.
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3.3.2. Distribucion de Saturaciones

Para el sistema agua-petroleo se establecid que la matriz estuviera a una saturacion
maxima de petréleo, mientras que la fractura estuviese saturada completamente de
agua (100%), esto con el proposito de generar las condiciones propicias al fendémeno
de imbibicidn espontanea y asi permitir la transferencia de fluidos entre la matriz y la

fractura.

Asi mismo, para el sistema gas-petroleo se realizd una distribucion de
saturaciones de tal manera que la matriz estuviese a una saturacion de petroleo
maxima, mientras que la fractura estuviese saturada 100% de gas. Esto con la
finalidad de garantizar un sistema con condiciones tales que permita observar el
efecto de la gravedad sobre el fendmeno de segregacion de fases, lo que representaria

una transferencia de fluidos entre matriz y fractura.

Para lograr tales distribuciones de saturaciones en cada uno de los sistemas se
definieron los contactos de fluidos (para la trampa matriz y la trampa fractura) a

diferentes profundidades, tal como se esquematiza a través de las Figuras 3.3 y 3.4.

MATRIZ FRACTURA

Figura 3.3. Diferencia de contactos de fluidos en el sistema agua-petroleo.
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MATRIZ FRACTURA

Figura 3.4. Diferencia de contactos de fluidos en el sistema agua-petroleo.

Las profundidades de contactos de fluidos para la trampa matriz fueron
definidas tomando como referencia el modelo termodindmico del campo, mientras
que para la trampa fractura estas fueron colocadas de tal forma que se consiguiese las
distribucion de saturaciones deseadas (100% agua para el sistema agua-petrdleo y

100% gas para el sistema gas-petroleo).

3.3.3. Propiedades Petrofisicas

. Matriz

El modelo petrofisico del Campo en Estudio determiné un rango de porosidad para el
mismo entre 6,5% y 10%, mientras que la permeabilidad oscila entre 0,ImD y
100mD, aunque raras veces se supere los 10mD. Basado en lo anterior, se decidid

tomar valores de porosidad y permeabilidad que estuviesen dentro de estos rangos.

° Fractura

Para la evaluacion de la transferencia de fluidos de la matriz hacia la fractura, fue

necesario asignar un volumen poroso a la region fractura que permitiese almacenar un
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volumen de fluidos suficiente para garantizar que no se produzca un vaciamiento de

la misma durante la transferencia de fluidos.

En relacion a la permeabilidad de la region fractura fueron evaluados diferentes
casos en los cuales se vari6 el valor de Kgacrura con el objetivo de determinar el valor
optimo, siendo este aquel que no implicase una restriccion a la transferencia de

fluidos entre la matriz y la fractura.

3.3.4. Curvas de Permeabilidades Relativas y Presion Capilar

° Matriz

Las curvas de permeabilidades relativas para el bloque matriz fueron tomadas del
modelo de interaccion roca-fluido del campo en estudio. Debido a que el bloque
matriz es un medio isotrdpico, fue necesario realizar la seleccion del conjunto de

curvas Kr-Pc basado en la calidad de roca.

El procedimiento empleado para la seleccion de las curvas de permeabilidad
relativa (sistema agua-petréleo y gas-petroleo) y presion capilar a utilizar para la

construccion de los modelos fue el siguiente:

- Determinar el radio de garganta de poros de acuerdo a los valores de
porosidad y permeabilidad utilizados.

- Determinar el tipo de roca de acuerdo al Modelo de Tipos de Rocas
establecido en el modelo de interaccion roca-fluido del campo.

- Seleccionar las curvas de permeabilidad relativa y presion capilar asociada a

este tipo de roca.
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Luego de aplicar el procedimiento de seleccion (descrito en el capitulo
anterior), las curvas escogidas fueron las asociadas al tipo de roca 1(Macro-
Megaporosas), debido a que, de acuerdo las propiedades petrofisicas de la roca y al

Modelo de Tipos de Rocas, esta fue la clasificacion a la cual correspondio.

Las Figura 3.5 y 3.6, muestran las curvas seleccionadas para los sistemas agua-

petrdleo y gas-petroleo, respectivamente.

Permeabilidades Relativas
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Figura 3.5. Curvas de permeabilidad relativa para la matriz, sistema agua-petroleo.
[14]
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Permeabilidades Relativas
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Figura 3.6. Curvas de permeabilidad relativa para la matriz, sistema gas-petroleo.
[14]

° Fractura

Basado en trabajos internacionales, asi como en recomendaciones de especialistas, se
decidié asumir curvas de permeabilidad relativa con un comportamiento lineal (con
puntos extremos de saturacion a cero y uno), haciendo referencia a un medio donde

no existe ningun tipo de restriccion sobre el flujo de fluidos.

Las curvas de Kr para la fractura, tanto para el sistema agua-petréleo como gas-

petroleo, son mostradas en las Figuras 3.6 y 3.7, respectivamente.
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Figura 3.6. Curvas de permeabilidad relativa para la fractura, sistema agua-

petroleo.
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Figura 3.7. Curvas de permeabilidad relativa para la fractura, sistema gas-petroleo.
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Se utiliz6 el modelo de Stone 2 para predecir la Kr trifasica.

De igual manera, se asumi6 un valor de presion capilar para la fractura igual a

cero (las fracturas actian como conductos abiertos, sin restriccion al flujo).

3.3.5. Propiedades Termodinamicas

El comportamiento termodindmico de los fluidos es descrito por un andlisis PVT
realizado al pozo UDO-5; la muestra de fluidos para este anélisis fue tomada a una

profundidad de -14.350pies (TVDss) y a una temperatura de 264°F..

A continuacion se muestran, por medio de las Tablas 3.1, 3.2 y 3.3, algunas

propiedades PVT de los fluidos empleadas en la construccion de estos modelos.

Tabla 3.1. Propiedades de Fluidos a condiciones iniciales petroleo, Andlisis PVT,

Pozo UDO-5

po 51,14 Ibs/pie’

i 1,748 BY/BN

1o 0,55 cP

Pb 5.790 Lpca

Rs 1.390 pie’/BN

Tabla 3.2. Propiedades de Fluidos a condiciones iniciales gas, Analisis PVT, Pozo

UDO-5

0,0749 bs/pie’

0,0007561 PCY/PCN

0,350 cPs

0,0012
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Tabla 3.3. Propiedades del agua.

pwW 65 Ibs/pie’

Pw 1,07 BY/BN

nw 0,35 cPs

Cw 3,5¢° Lpc

Es necesario acotar que, debido a que en Campo en Estudio no cuenta con
analisis fisico-quimico del agua de formacion, se procedié a tomar dicha informacion
del Campo Vecino, el cual muestra similitud con el comportamiento de fluidos del

area en estudio.

Todas las propiedades y caracteristicas antes mencionadas fueron utilizadas en
la generacion de archivos de entrada requeridos por cada unos de los simuladores

empleados en el presente estudio.

3.3.6. Archivos de Entrada requeridos por cada uno de los simuladores

empleados

. ECLIPSE

Para la evaluacion en el simulador ECLIPSE es necesario generar previamente un
archivo de texto donde se especifiquen todas las caracteristicas estaticas y dinamicas
del modelo de simulacion. Este archivo de texto (con extension *.DATA) debe estar
organizado en ocho secciones en las cuales se deberan colocar las propiedades del
modelo de simulacion, haciendo uso de distintos comandos o keywords. Las

secciones en las que se deben dividir los archivos de entrada son las siguientes:
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RUNSPEC: es la primera seccion del archivo de entrada, en esta seccion se dan a
conocer las especificaciones principales de la corrida: titulo, fecha, unidades,

tamafio de la malla, nimero de tablas, pozos, entre otras.

GRID: en esta seccion se colocan todos los datos referentes al mallado y sus
propiedades (porosidad, permeabilidad, arena neta petrolifera, entre otros). Con
esta informacion el simulador puede generar el modelo estatico y dindmico del

yacimiento.

EDIT: es una seccion opcional, y como su nombre lo indica, tiene como funcion

modificar y/o editar los valores introducidos anteriormente en la seccion GRID.

PROPS: esta seccion contiene todos los valores correspondientes a las
propiedades de los fluidos. También son introducidos en esta seccion los datos de

propiedades roca-fluidos como saturaciones y permeabilidades relativas.

REGIONS: al igual que EDIT, esta seccion es opcional, tiene como funcion
dividir el modelo en regiones para calculos de saturaciones, propiedades PVT y

reportes de fluidos en sitio.

SOLUTION: en esta seccion se colocan todos los datos relacionados con la
inicializacion del sistema. Se debe suministrar informacion suficiente para que el
simulador pueda definir los estados de los fluidos en cada una de las fases. Los
datos de inicializacion comprenden presiones iniciales del yacimiento a una
profundidad de referencia y la ubicacion de los contactos agua-petrdleo y gas

petroleo.
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» SUMMARY: esta seccion se encarga de generar las variables de salida. Aqui se
le debe suministrar al yacimiento los pardmetros que se desean conocer luego de
la simulacion. Todos estos pardmetros seran exportados y podran ser visualizados

en graficas.

» SCHEDULE: en esta ultima seccion se especifican las operaciones que se van a
simular. Del mismo modo, es en esta seccion en donde se suministran todos los
datos relacionados a completaciones, profundidades y ubicaciones de los pozos.
También es necesario colocar en esta seccion la fecha en la que finaliza la
simulacion y los distintos pasos tiempo en los que se deseas generar los reportes

con las variables de salida.

. PUMAFLOW

Las simulaciones numéricas en PumaFlow fueron realizadas a través de archivos de

texto contentivos de toda la informacidn necesaria para llevar a cabo las mismas.

El simulador PumaFlow requiere de dos archivos de entrada, uno de ellos con
extension * . EDO, el cual posee toda la informacion tanto estatica como dindmica del
modelo a simular, y el otro archivo de extension *.SDO, en el cual va descrita toda la

informacion correspondiente a los vectores o variables de salida requeridas.

o VIP

De igual forma, la simulaciéon numérica en este simulador se realizd a través del
suministro de archivos de texto. El simulador VIP requiere de dos archivos de
entrada, uno con extension *1i.DATA, el cual contiene toda la informacién estatica y

dinamica relacionada al modelo, y otro archivo con extension *r.DATA, a través del
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cual son asignadas todas la variables de salida requeridas por el usuario, asi como

también los parametros de control numérico asociados al modelo.

3.4. Simulacion de los fenémenos de imbibicion y drenaje presentes en el Campo

en Estudio

Posterior a la construccion de los modelos de simulacion numérica en simple
porosidad, se procedi6 a modelar los fendmenos de imbibicion y drenaje

gravitacional a partir de datos del Campo en Estudio.

El modelado de ambos fenémenos, en cada uno de los simuladores empleados
para el desarrollo de este trabajo de investigacion (Eclipse, PumaFlow y VIP),
consistid esencialmente en asignar, tal como se describi6 anteriormente, una
diferencia en la profundidad de los contactos de fluidos para cada region de equilibrio
(matriz y fractura) que permitiese obtener la distribucion de saturacion deseada para
cada sistema de transferencia (agua-petréleo y gas-petroleo), asi como también, la

asignacion de curvas de presiones capilares.

Durante el fenomeno de imbibicion espontanea las presiones capilares son las
unicas responsables de generar la transferencia de fluidos entre la matriz y la fractura
en el sistema agua-petroleo; sin embargo, durante el fendémeno de drenaje es el efecto

gravitacional el encargado de generar la transferencia de fluidos.

3.5. Evaluacion del impacto de la Forma de Bloque y Mojabilidad sobre el

Recobro en Yacimientos Naturalmente Fracturados

En esta etapa se realiz6 una serie de sensibilidades sobre algunos parametros que
tienen impacto en el recobro durante los intercambios agua-petréleo y gas-petroleo,

tales como forma de bloque y mojabilidad.
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Es necesario mencionar que, para efectos de este trabajo y tomando en cuenta la
escala de los modelos empleados, cuando se habla de recobro se estd haciendo
referencia a la cantidad de petroleo que es desplazado desde la matriz hacia la
fractura, es decir, una variacion del volumen de petréleo original en la region matriz,

contabilizado a través de la siguiente formula:

Recobro = Volumen de Petréleo (t = 0) — Volumen de Petroleo (t = n)

Volumen de Petroleo (t = 0)

Donde:

n= cada paso de tiempo

3.5.1. Sensibilidad N°1: Forma del Bloque

Partiendo de la forma de bloque inicial, fueron realizadas dos variaciones de formas
de bloques, en las cuales se mantuvo el volumen igual al caso base. Esto con la
finalidad de observar el efecto de esta sensibilidad sobre el comportamiento del

recobro.

A través de las Tabla 3.4 se pueden observar las diferentes formas de bloque a
ser evaluadas. Cabe mencionar que estos nuevos modelos siguen el mismo patron (en
cuanto a numero y distribucion de celdas, asi como refinamiento progresivo hacia los

bordes) que el modelo caso base.
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Tabla 3.4. Formas de Bloque evaluadas

Forma de Bloque

Dimensiones de Bloque
Forma B

Dimension en X (pie) 7,3327 10,8483

Dimension en Y (pie) 2,592 7,3327 10,8483

Dimension en Z (pie) 26,2467 3,2806 1,5
Volumen de Bloque (pie®) 176,3375 176,3929 176,532

3.5.2. Sensibilidad N°2: Mojabilidad

Debido a que el modelo caso base muestra una tendencia de mojabilidad al agua (de
acuerdo al perfil de presiones capilares), se decidid realizar una sensibilidad de este

parametro y observar su impacto sobre el comportamiento del recobro.

En funcién a lo expuesto, y debido a que para el campo no existe curva de
presion capilar alusivo a un tipo de mojabilidad diferente al agua, fueron construidas
dos curvas de presiones capilares, una cuyo perfil representase una tendencia de
mojabilidad fuerte al petrdleo y otra cuyo perfil representase una tendencia de

mojabilidad mixta y asi evaluar estos dos escenarios.
3.6. Evaluacion de Funciones de Transferencia de fluidos matriz-fractura
Previo a la evaluacion de las diferentes Funciones de Transferencia de fluidos matriz-

fractura disponibles en los simuladores Eclipse, PumaFlow y VIP fue necesaria la

construccion de los modelos de simulacion numérica de Doble Porosidad, la cual
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consistié basicamente en convertir los modelos de Simple Porosidad (antes descritos)

a modelos de Doble Porosidad (Figura 3.8).

Se debe recordar el principio del modelo de Doble Porosidad el cual permite la
representacion de un medio naturalmente fracturado a través de dos celdas
superpuestas, una representando la matriz y otra representando la fractura (Figura 3.8)
y a cada una de ellas se les asigna propiedades particulares de matriz y fractura,
respectivamente. Estas celdas se encuentran conectadas entre si por medio de

funciones de transferencia, las cuales describen el flujo de fluido entre ellas.

Celda Fractura

iModeIo Geolégico I

Celda Matriz

Figura 3.8. Representacion en doble medio de un YNF.

En términos generales, la principal diferencia de estos modelos en relacion a los
modelos de simple porosidad es la reduccion de la cantidad de celdas necesarias para
realizar una misma representacion, lo que se traduce en una disminucion del tiempo
de computo, permitiendo obtener resultados satisfactorios durante el cotejo historico

y predicciones.
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En efecto, los modelos de simple porosidad construidos en el presente trabajo
(19.800 celdas) son representados a través de modelos de Doble Porosidad en el cual
esta cantidad de celdas es reducida a s6lo una celda (dos sistemas o celdas
superpuestas entre si) y cuyas dimensiones coinciden con las dimensiones del bloque

en el modelo de simple medio.

Es importante resaltar que tanto la distribucion de saturaciones para las
trampas, propiedades petrofisicas, curvas de permeabilidades relativas, curva de
presion capilar asi como las propiedades termodinamicas de los fluidos se
mantuvieron iguales a los modelos de simple medio, con el propdsito de establecer

comparaciones.

Como se mencion6 anteriormente, el modelado de doble medio requiere de
funciones capaces de describir los complejos intercambios de fluidos entre la matriz y
el sistema de fracturas, estas funciones son conocidas como Funciones de

Transferencia de fluidos matriz-fractura.

La evaluacién de dichas funciones consistira esencialmente en observar el
grado de precision que pueda ofrecer cada una de ellas en la representacion del
comportamiento del recobro durante los diferentes mecanismos de intercambios
matriz-fractura contemplados en este proyecto de investigacion (imbibicion
espontanea y drenaje gravitacional), en relaciéon al comportamiento del recobro

arrojado por los modelos de simple medio.

Este trabajo contempla la evaluacion de las diferentes funciones de
transferencia de fluidos disponibles en los simuladores Eclipse, VIP y PumaFlow, las

cuales son mostradas a través de la Tabla 3.5.



120

Tabla 3.5. Funciones de Transferencia disponibles en los simuladores a evaluar
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3.6.1. Descripcion de cada uno de los simuladores empleados

3.6.1.1. ECLIPSE

La plataforma ECLIPSE® consta basicamente de dos simuladores: ECLIPSE 100®
especializado en modelado de petréleo negro y ECLIPSE 300® especializado en

modelado composicional.

Para la realizacion de este trabajo de investigacién fue empleado el simulador
ECLIPSE 100®, este es un simulador de petroleo negro totalmente implicito,
trifasico, tridimensional y multipropositos. Este simulador estd escrito en lenguaje
FORTRAN vy opera en cualquier simulador ANSI estindar FORTRANO90 y con

suficiente memoria.

° Modulos del Launcher ECLIPSE

ECLIPSE cuenta con un Launcher desde el cual se puede llamar a cada una de las
aplicaciones conocidas también como pre y post-procesadores. A continuacion se
hard una breve descripcion de las aplicaciones, pertenecientes al Launcher de Eclipse

(Figura 3.9), que fueron empleadas durante la realizacion del presente proyecto.

EcupsE | i ice i i LogWindow

g Win
Parallel R o -
Eolipse | PralelEA00 ) g e Lin C Exit

Schiumberger

Lh4_LICENSE_FILE = 1700¢@0riplcd7,1700(@oriplc25;27000¢R162.122.167.140;1 700(2167.175.82.141

Figura 3.9. Ventana principal del Launcher de ECLIPSE.
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> TFloViz:

Es un sistema interactivo de visualizacion 3D que puede ser utilizado para mostrar
resultados de modelos de simulacion (Figura 3.10). A través de este es posible
apreciar las variaciones de las propiedades dentro de la malla con el paso del tiempo.

HHAm MW g

&
s

- = LRARGAY 60

Figura 3.10. Visualizador de resultados de Malla-FloViz.

> Office

Office provee un ambiente interactivo para la creacion y modificacion de modelos de
crudo negro o composicionales, el control y la ejecucion de corridas, el analisis de
resultados, generacion de reportes y hacer una revision rapida de la simulacién desde
el inicio hasta el final. Office ofrece una ventana dinamica para poner en marcha los
enlaces de la linea de productos ECLIPSE, que incluye las aplicaciones de pre y post-

procesadores de informacion, como se muestra en la Figura 3.11.
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Figura 3.11. Visualizador de Grafico de resultados-Office.

Principales keywords para la simulacion de Doble Medio en ECLIPSE:

DUALPORO: Opcion de doble porosidad.

DUALPERM: Opcion doble de porosidad/doble permeabilidad.

DPGRID: Definicion simplificada del doble medio a partir de la malla matriz.
DPNUM: Definicion de la region de doble medio.

GRAVDR: Drenaje gravitacional — formulacion de Gilman & Kazemi.
GRAVDRM: Opcion alternativa de drenaje gravitacional — formulacion de
Quandalle & Sabathier.

INTPC: Pseudoizacion automatica de curvas de Pc.

DZMTRX: Opcidn de definicion de la altura del bloque.

SIGMA: Término de intercambio matriz-fractura en imbibicion. (lateralmente en
el caso especifico de drenaje gravitacional).

SIGMAGD: Término de intercambio vertical matriz-fractura para el caso

especifico de drenaje gravitacional.
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» LITOSIGMA: Sigma puede ser calculado automaticamente a través de LX, LY
y LZ (activo con VISCD).

. Funciones de Transferencia utilizadas en Eclipse:

» Kazemi etal (1976): Opcion por Defecto.

» Gilman y Kazemi (1983), Gilman (1986), Sonier et al el. (1988): Opcion
GRAVDR.

» Quandalle y Sabathier et al el. (1989): Opcion GRAVDRM.

3.6.1.2. OPENFLOW

La plataforma OpenFlow es una suite integradora de varias herramientas de gran
utilidad en la industria petrolera. Dentro de esta plataforma se pueden realizar
distintos flujos de trabajo entre los cuales destacan: escalamiento de propiedades de
mallados finos a mallados gruesos usando distintos métodos, modelaje y
caracterizacion de fracturas, circuitos de optimizacion para efectuar cotejos historicos
asistidos, geoestadistica avanzada y finalmente realizacion de simulaciones

numéricas.

. Analisis de Resultados: Graficos y Visualizadores.

Esta plataforma permite la visualizacion de resultados en graficos de linea, mapas 2D
y vistas 3D de los objetos. La visualizacion se hace efectiva una vez que culmina la
corrida desde la plataforma a través de la creacion de un nuevo flujo de trabajo y de la
importacién previa del archivo que describe la geometria del mallado (formato
.grdecl). Los visualizadores 3D y 2D (Figuras 3.12 y 3.13) ofrecen la opcion de

reproduccion de los resultados con tiempo a través de la aplicacion “movie player”.
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) PumaFlow®:

Este es un simulador de flujo, multipropdsito, destinado a diferentes niveles de
complejidad, incluyendo escenarios geologicos, composicion de fluidos e
implementacion de métodos recuperacion mejorada de petrdleo, todo esto unificado
en un solo cddigo de programacion, lo cual permite combinar las distintas opciones

que ofrece el simulador (ejemplo, métodos de recuperacion térmica + doble medio).

PumaFlow permite construir modelos de petrdleo negro y composicionales
basados en parametros de Ecuaciones de Estado. A través de PumaFlow es posible el
modelado de yacimientos naturalmente fracturados mediante una representacion de
doble medio, el mismo estd completamente conectado a la base de datos de Openflow

en la cual coexisten dos versiones: comandos e interfase.

PumaFlow dispone de la opcidén para importar archivos con formato Eclipse

(Kr-Pc, pvt, mallas, schedule).

La transferencia de masa entre matriz y fractura es calculada a través de la
formulacion de Quandalle & Sabathier, la cual esta basada en la teoria de Warrent &
Root. Esta formulacion estd escrita en PumaFlow con coeficientes de escalamiento
(C), los cuales pueden ser modificados por el usuario para activar términos de la
ecuacion que permiten considerar las fuerzas responsables del flujo de fluidos entre el
sistema matriz y el sistema de fracturas (Cc= Expansion y Capilaridad, Cg=

Gravedad, Cv= Fuerzas Viscosas).

De igual forma, este simulador dispone de dos métodos (derivados de la misma
formulacion de Q&S) que ofrecen mejoras en el calculo de Fuerzas Capilares y

Fuerzas Capilares-Gravitacionales, respectivamente.
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Funciones de Transferencia utilizadas en PumaFlow:

Quandalle & Sabathier et al el. (1989): Opcion por Defecto (PC).
Quandalle & Sabathier et al el. (1989): GR.
Quandalle & Sabathier et al el. (1989): VI.

Principales comandos para la simulacion de Doble Medio en PumaFlow:

DUAL: Doble Porosidad-Simple Permeabilidad
DUALPER: Doble Porosidad-Doble Permeabilidad
MATFIS-OPT: Representacion independiente de los mecanismos Matriz-

Fractura.

PC: fuerzas capilares (por defecto)
GR: capilaridad y fuerzas gravitacionales

VI capilaridad, gravedad y fuerzas viscosas.

DUAL-EXPAN: Factores multiplicadores de las fuerzas de expansion.
MATFIS-PC = IMPROVED: Opcioén para activar el método mejorado para el
calculo de Fuerzas Capilares Agua-Petroleo.

MATFIS-GR = IMPROVED: Opcion para activar el Método Mejorado para el
calculo de las Fuerzas Capilares-Gravitacionales.

FISGRID: nombre de la malla para describir el medio fracturado.

MATGRID: nombre de la malla para describir el medio matriz.
MATBLOCDIM: dimensiones de bloque equivalente para el calculo del factor

de forma (o).
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3.6.1.3. VIP

VIP-EXECUTIVE® es una plataforma que integra varias herramientas de simulacion
de amplia utilidad para el ingeniero de yacimientos durante la simulaciéon numérica.

Esta consta de un conjunto de mddulos con utilidades especificas:

VIP-CORE®: Modulo de Inicializacion.

VIP-ENCORE®: Modelos de Petroleo Negro.

VIP-COMP®: Modelos Composicionales.

VIP-DUAL®: Modelos de Doble-Porosidad, Doble-Permeabilidad.
VIP-POLYMER™: Inyeccion de Polimeros.

VIP-THERM™: Modelos Térmicos (composicionales o petroleos pesados).

Estos modulos trabajan en conjunto para proveer total flexibilidad en el
modelado de yacimientos. Por ejemplo, VIP-ENCORE y VIP-DUAL pueden ser
combinados para proporcionar compatibilidad en la simulaciéon de un modelo de
petroleo negro y de doble-porosidad y/o doble-permeabilidad. Si VIP-COMP fuese
incluido en el mismo programa, el usuario podria convertir el modelo a una version
composicional con doble-porosidad y/o doble-permeabilidad, simplemente
sustituyendo datos especificos para el modelo de petréleo negro por los datos

requeridos por un modelo composicional.

A continuacion se describen brevemente los tres modulos empleados en la

realizacion del presente proyecto de investigacion:
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e VIP-CORE®:

Es el modulo de inicializacion del conjunto de simuladores que constituyen la
plataforma VIP-EXECUTIVE®. Este es utilizado para calcular las condiciones
iniciales de yacimiento que posteriormente seran utilizadas por el resto de los

modulos de simulacion.

e VIP-ENCORE®:

Es un simulador trifdsico que permite simular el flujo inmiscible de petroleo, gas y
agua dentro del yacimiento. Las propiedades de los fluido pueden ser descritas de
acuerdo a la convencion Black Oil (el petrdleo a condiciones de yacimiento es una
mezcla de petrdleo en tanque y gas disuelto). La cantidad de gas disuelto en el

petrdleo estd determinada por una relacion de presion de burbuja.

VIP-ENCORE permite tratar problemas de sistemas bifasicos, bien sea sistemas
agua-petroleo o gas-petroleo, asi como también casos especiales del mas generalizado
sistema trifasico de fluidos. Adicionalmente, VIP-ENCORE puede procesar sistemas
multicomponentes cuyas propiedades PVT son descritas adecuadamente por
constantes (K) dependientes de la presion. Asimismo, este puede ser empleado para

modelos de gas condensado y petroleos volatiles.

e VIP-DUAL®:

La opcion VIP-DUAL simula el comportamiento de yacimientos que son

naturalmente fracturados, heterogéneos, o altamente estratificados. Las formulaciones

de doble-porosidad y doble-permeabilidad permiten en flujo entre fracturas y matriz,
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por lo tanto, permiten un correcto y preciso modelado de yacimientos que pueden

estar altamente fracturados en algunas regiones y no fracturados en otras.

VIP-DUAL debe ser utilizado en conjunto con VIP-ENCORE o VIP-COMP.
Dentro de VIP-DUAL, el intercambio de fluido entre la fractura y la matriz estd
basado en la teoria de Warren & Root y el mas reciente trabajo de Thomas, Dixon, y
Pierson. La transferencia de masa entre matriz y fractura incluye difusion,
conveccion, imbibicion y drenaje gravitacional. La imbibicion y el drenaje
gravitacional pueden ser modelados con funciones de pseudo curvas de presion
capilar. Estas funciones son automatica e independientemente determinadas para la
matriz y las fracturas y consideran el tamafio de los bloques de matriz. También esta
disponible una opcion de doble-porosidad/simple permeabilidad la cual asume que las
fracturas son un medio continuo y la matriz existe s6lo como una fuente de

almacenamiento de fluidos.

e Principales comandos para la simulacion de Doble Medio en VIP:

DUAL POR=Opcion de Doble Porosidad-Simple Permeabilidad.
DUAL PER= Opcion de Doble Porosidad-Doble Permeabilidad.
PSEUDO=M¢todo de funciones de pseudo curvas de presiones capilares.

SIGMA= Término de intercambio matriz-fractura para imbibicion (o).

YV V V VYV V

LX, LY, LZ= Dimensiones equivalentes de bloques para el calculo del término

de intercambio matriz-fractura para imbibicion (o).

» TEX=Término para el calculo de transmisibilidad matriz-fractura (o) a través de
volumen poroso de fractura.

» SIGT=Tension interfacial en funcidon de presion para la construccion de pseudos

de presion capilar.
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» KX, KY, KZ= Permeabilidad de matriz en las direcciones X, Y y Z,
respectivamente.

» KXFEFF, KYFEFF, KZFEFF= Permeabilidad de fractura en las direcciones X,
Y y Z, respectivamente.

» POR= Porosidad de matriz.

» PORF= Porosidad de fractura.

° Funciones de Transferencia utilizadas en VIP:

» Coat (1989): Opciodn por defecto.
» Coat (1989): Opcion PSEUDO.

3.7. Comparacion del Recobro obtenido en Simple Medio con los de Doble

Medio

Una vez obtenidos los resultados procedentes de los modelos de Simple Medio, asi
como también los de Doble Medio para cada uno de los simuladores numéricos

empleados, se procedio a realizar comparaciones entre ellos (Figura 3.14).

Simple Medio \

(Referencia)

RECOBRO

Doble Medio

Figura 3.14. Comparacion del Recobro obtenido en Simple Medio con los de Doble
Medio
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Los modelos de Simple Medio con representacion explicita de matriz y fractura
representaron los modelos de referencia, asumiendo que debido a su alto grado de

refinamiento ofrecen las soluciones mas exactas.

Las comparaciones fueron realizadas tanto para la transferencia agua-petroleo

(imbibicidn capilar) como para la transferencia gas-petroleo (drenaje gravitacional).



CAPITULO IV
DISCUSION DE RESULTADOS

4.1. Revision del Comportamiento Termodinamico y Roca-Fluido del Campo en

Estudio

A continuacion se describe detalladamente los resultados de la revision de los
modelos Termodinamicos y de Interaccion Roca-Fluido del campo en estudio,

producto de la revision de sus respectivos informes técnicos.

4.1.1. Modelo Termodinamico

Para la realizacion de este proyecto fue necesario contar con un modelo que
describiera adecuadamente el comportamiento termodinamico de los fluidos

presentes en este campo en estudio.

La caracteristica de mayor relevancia para el campo en estudio, desde el punto
de vista termodinamico, es el marcado gradiente composicional (desde gas
condensado a petroleo negro) que presenta a lo largo de toda la columna de fluidos, la
cual estd comprendida por 2.500 pies de espesor aproximadamente, lo que representa
una condicion muy particular de los campos pertenecientes al drea Norte del estado

Monagas.
4.1.1.1. Disponibilidad y Validacion de los Analisis PVT
El Campo dispone de 6 andlisis PVT de muestras de fluidos tomadas en los pozos

UDO-1X, UDO-2X, UDO-3X, UDO-4 y UDO-5 (Figura 4.1), de los cuales solo 3

resultaron representativos y consistentes.
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@ PVTGASCONDENSADO
@ PVTPETROLED VOLATIL-MEDIANO

Figura 4.1. Distribucién Areal de Informacién PVT. [/

La validacion de los analisis PVT se realizd mediante la verificacion de los
criterios de representatividad de las muestras de fluido tomadas, asi como también la

consistencia interna de las pruebas de laboratorio.

De acuerdo a los criterios de validacion, las muestras correspondientes a gas

condensado fueron sometidas a los siguientes analisis:

Tabla 4.1. Validacion de los Analisis PVT de Gas Condensado.

PVT Representatividad Consistencia Interna

Gas Condensado Temperatura

Relacion Gas/Condensado Balance Molar

Equilibrio en Separadores
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(P, T=ctte)

Presion Yac >Presion

Rocio o
Criterio de Hoffmann

Recombinacion

Matematica

De igual forma, las muestras y andlisis correspondientes a petroleo negro

fueron sometidas a las pruebas mostradas en la siguiente tabla:

Tabla 4.2. Validacion de los Analisis PVT de Petroleo Negro.

Representatividad Consistencia
Linealidad de la Funcion
Temperatura
‘CY?’
Relacion Gas/Petroleo
Equilibrio en Separadores Balance de Masas
Petroleo Negro (P, T=ctte)
Presion Yac >Presion '
. Prueba de Densidad
Burbuja
Recombinacion )
‘ Prueba de Desigualdad
Matematica

4.1.1.2. Caracterizacion de la Fraccion Pesada (C;")

La division de la fraccion pesada (C7") se realizé mediante la Funcién Gamma 3
Parametros (Whitson), esta fue subdividida en 3 pseudocomponentes, como se

muestra en la Figura 4.2.



DIVISION DELA

HRACCION PESADA

PM GE
135.82 0.7906
328.39 0.8910
738.00 0.9942

) COMPOSCION
COMPOSIAON POSTERIORA LA
ORIGINAL DIVISON DEL C7+
N2 N2
cO2 co2
C1 C1
C2 C2
C3 C3
iC4 iC4
nC4 nC4
ICH ICH
nC5 nC5
C6 C6
C7+ FP1
E E FP2
FP3

Figura 4.2. Subdivision de la Fraccion Pesada-Funcion Gamma (Whitson).

4.1.1.3. Ajuste de la Ecuacion de Estado
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La Ecuacion de Estado (EDE) utilizada fue Peng-Robinson 3 Parametros, esto debido

a que, de acuerdo a experiencias previas, se€ conoce que esta permite una buena

representacion del comportamiento termodindmico de estas complejas columnas de

fluidos asociadas a los campos pertenecientes al area Norte de Monagas, como es el

caso del campo en estudio.

En efecto, se logré6 una buena reproduccion del comportamiento de las

propiedades de los fluidos del yacimiento, obteniéndose diferencias promedios
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menores al 5% entre los valores experimentales y los calculados con el ajuste de la

EDE.

Los analisis PVT seleccionados para el ajuste de la EDE fueron el UDO-1X
(Condensado) y UDO-5 (Petroleo volatil-mediano), y las propiedades a ser
reproducidas mediante el ajuste de los parametros de la EDE son la presion de
saturacion y los experimentos de Expansion a Composicion Constante (CCE),
Agotamiento a Volumen Constante (CVD), Liberacion Diferencial (DL) y pruebas de
separadores. Para el Campo no se disponen de experimentos de Hinchamiento
(Sweling Test), ni desplazamientos en tubo delgado para la determinacion de presion
minima de miscibilidad (PMM). En muestras de petréleo volatil y gas condensado
son cotejados los experimentos CCE, CVD y pruebas de separadores; en cambio para

crudos negros aplican los experimentos CCE, DL y separadores.

Los datos experimentales fueron ajustados mediante regresion de las
propiedades de los pseudo componentes pertenecientes a la division de la fraccion
pesada (C7"), tales como: temperatura critica (Tc), presion critica (Pc), factores
acéntricos (®), volumen shift (Vsh) y el coeficiente de la correlacion para la

determinacion de los coeficientes de interaccion binaria (0).

4.1.1.4. Seleccion del Esquema de Agrupamiento

Posterior al ajuste de la EDE en el modelo termodindmico disponible, se realizé la
seleccion del esquema de agrupamiento, el cual considera el plan de explotacion

visualizado en el campo.
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En este caso se escogio un esquema de agrupamiento de 8 pseudo componentes,
con el cual se podra evaluar inyeccion de gases alternos al gas natural como lo son el

diéxido de carbono (CO,) y el nitrégeno (Ny).

4.1.1.5. Generacion del Modelo de Variacion de Composicion con Profundidad

A través de un modelo de simulacion 1D, vertical, de 200 capas (Figura 4.3), se logré
generar un modelo de variacion de composicion con profundidad, el cual muestra la
variacion vertical de cada uno de los componentes o pseudo componentes

hidrocarburo y no hidrocarburo.

Figura 4.3. Modelo de Simulacién 1D.!"

Para la generacion de este modelo se utilizaron los analisis PVT que se

emplearon en el ajuste de la EDE.

A partir del modelo de variacién de composicion con profundidad generado

para el area en estudio se reprodujo el comportamiento de la presion de saturacion
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con profundidad (Figura 4.4). Este modelo fue inicializado en dos etapas, la primera
de ellas, con las condiciones presion, temperatura y composicion correspondientes a
una profundidad de -13.300 pies TVDSS (zona de gas condensado) para reproducir
presion de rocio. La segunda, se inicializé a las condiciones correspondientes a una
profundidad de -14.500 pies TVDSS (zona de crudo negro) para reproducir presion

de burbuja. ™!
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Presion de Saturacion (Ipca)

Figura 4.4. Variacion de Presién de Saturacién con Profundidad. !

4.1.2. Modelo Roca-Fluido

A continuacioén se realizard una descripcion detallada del modelo roca-fluido del

campo en estudio.
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4.1.2.1. Informacion Disponible

La realizacion de este modelo de interaccion roca-fluido contd con muy poca
informacion correspondiente al Campo en estudio, por lo cual fue necesario hacer uso
de informacion de un Campo Vecino, para asi generar una base de datos que

permitiese la construccion de dicho modelo (ver Tabla 4.3).

Tabla 4.3. Informacion disponible para construccion del modelo Roca-Fluido del

campo en estudio.

Permeabilidades Presion
Pc por

Relativas Pruebas Capilar
Iny de

Amott W- G- W-
W-0 G-O Mercurio
O O G

CAMPO EN [

ESTUDIO UDO-3X - - - 2 - - -
VEC-58 - 7 - - - 5 -
VEC-32 - - 4 - 10 _ -
VECINO
VEC-29 7 7 6 - - - 11
VEC-30 9 9 4 10 10 - -
Total 21 28 14 14 20 | 5 11

4.1.2.2. Caracterizacion de la Mojabilidad

Para la caracterizacion o estimacion de la mojabilidad del campo en estudio, se
considero la informacion presente en el campo vecino, correspondiente a los analisis

de laboratorio. Estos andlisis corresponden a la prueba Amott Harvey.
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De acuerdo a la interpretacion de los datos experimentales, se observo que la
mayor cantidad de muestras sometidas a analisis de Amott son de tipo Macroporosas

(Figura 4.5).

Porosidad v=. Permeabilidad -
Winland R35% — RO
10000 1 |—RO2
— i RO3
E 1000 R4
~ 100 —R0O.5
= —R1
.'E 10 ko
— 1 RS
a R0
E 01 —R20
o 0,01 Eﬂ
%p 001 i
* Serigs
s Eurn: iJEd 1%115 -

Figura 4.5. Interpretacion pruebas experimentales Amott-Harvey. [

Por otra parte, en la Figura 4.6 puede observarse que la totalidad de analisis
realizados indican que la mojabilidad predominante en el area es la mojabilidad

intermedia, con mayor tendencia al petroleo que al agua.
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Figura 4.6. Total de pruebas experimentales Amott-Harvey.

4.1.2.3. Modelos de Tipos de Roca

[14]
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Este modelo consta de tres tipos de rocas, como se muestra en la Tabla 4.4, los cuales

fueron discriminados de acuerdo a rangos en el radio de garganta de poros. En

funciéon a esta condicién, fue construido el modelo de presiones capilares y

permeabilidades relativas, las cuales serdn utilizadas en los modelos de simulacion

numérica del presente estudio.

La ecuacion de radio de garganta de poros utilizada

fue R35 de Winland,

debido a que es el radio de garganta de poro que aplico para el area, de acuerdo a los

estudios petrofisicos realizados.



143

Tabla 4.4. Modelo de Tipos de Rocas. ™

Tipos de Rocas

Radio de Garganta de Poros

Clasificacion
(micron)
1 (Mega y Macro) >2
2 (Meso) >0,5y<2
3 (Micro y Nano) <0,5

4.1.2.4. Curvas de Presion Capilar

El modelo de Presion Capilar fue construido utilizando informacion correspondiente

a los analisis realizados al nucleo del pozo VECINO-32.

Se gener6 una familia de 3 tipos de curvas de Presion Capilar para el sistema de
Drenaje Agua-Petroleo, dichas curvas fueron construidas en funcioén de los tipos de

roca descritos en la Tabla 4.4.

Para el sistema de Drenaje Gas-Petroéleo no se generd juego de curvas de
Presion Capilar debido a que, de acuerdo a los andlisis para el Campo Vecino, se

emplearon presiones capilares muy altas, por lo cual fueron descartadas.
4.1.2.5. Curvas de Permeabilidades Relativas
El modelo de Permeabilidades Relativas se construyd  empleando curvas

experimentales correspondiente al pozo UDO-4, asi como también se utilizaron

curvas de los pozos VEC-30 y VEC-29, ambos pertenecientes al campo vecino.
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Estas curvas fueron sometidas a un proceso de suavizacidon, como se muestra en
las Figuras 4.7 y 4.8, a través de las correlaciones de Corey, con el proposito de evitar
problemas de inestabilidad numérica producto de la dispersion natural y del

comportamiento andmalo que originan las mediciones experimentales.

Curvas de Kr sistema W_O Pozo UD0-4 Curvas de Kr Refinadas Sistema W_O Pozo UDO-4
1,0
1.0 - - 1.0 409
108
08 108 il o
0.6
g 061 1063 8 105
0.4 - L o4 A 0.4
103
0.2 0.2 1072
01
00 0.0 0,0
0.0 Q.2 0.4 0.6 08 1.0 £
Sw 1,0
[—=21r 25V — TOR 25R 27R ——70R |
[—21R —25R — 25V —27R —70R |

Figura 4.7. Curvas Kr no Refinadas."""  Figura 4.8. Curvas Kr Refinadas. "'

Posteriormente, se realizd una normalizacion de estas curvas con el fin de
obtener promedios representativos de curvas de permeabilidad relativa por cada tipo
de roca, tanto para el sistema agua-petroleo como para el sistema gas-petréleo y con
las cuales se podrd evaluar el fendomeno de histéresis mediante el modelo de

simulacion numérica.
4.2. Construccion de Modelos de Simulacion de Simple Porosidad
A continuacién seran discutidos algunos aspectos relacionados a la construccion de

los modelos de simulacion en Simple Porosidad (referencia) con representacion

explicita de matriz y fractura.
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4.2.1. Refinamiento progresivo hacia los bordes del bloque matriz

Con el propoésito de reproducir detalladamente la transferencia de fluidos entre la
matriz y la fractura se realizé un refinamiento progresivo hacia los bordes del bloque,
para lo cual fue necesario evaluar una serie de escenarios que incluyen la variacion de
las dimensiones de celdas (Figura 4.9) y de esta forma determinar el refinamiento

optimo.

La Figura 4.10 muestra los diferentes casos evaluados para la seleccion del
refinamiento Optimo, y a través de la cual es posible observar que a medida que el
mallado se hace mas refinado hacia los bordes del bloque (menores dimensiones de
celdas) se obtiene mayor detalle del proceso de transferencia de fluidos matriz-
fractura. El refinamiento seleccionado fue el correspondiente al caso 4, el cual arrojo

mayor detalle en la transferencia de fluidos.

CASO 1 (Iguales Dimensiones) CASO2

Figura 4.9. Diferentes refinamientos hacia los bordes del bloque de Matriz.
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Figura 4.10. Seleccion de Refinamiento de bordes del Bloque de Matriz.

A continuacion se muestran, a través de la Tabla 4.5, las dimensiones de celdas

correspondientes al CASO 4.



Tabla 4.5. Dimensiones de celdas para el modelo referencia.

ﬂ X (pie)

Y (pie)

0,0055

0,0055

0,0055

0,0102

0,0102

0,0410

0,0410

0,0820

0,0820

0,1664

0,1664

0,3281

0,3281

0,42935

0,42935

0,42935

0,42935

0,42935

0,42935

0,42935

0,42935
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4.2.2. Profundidades de Contactos

Las profundidades de contactos de fluidos para la trampa matriz fueron colocadas de
acuerdo al modelo termodinamico del campo, mientras que para la trampa fractura
estas fueron colocadas de tal forma que se consiguiese las distribucion de
saturaciones deseadas (100% agua para el sistema agua-petroleo y 100% gas para el
sistema gas-petrdleo). Estos valores de profundidad de contactos de fluidos utilizados

se muestran en la Tabla 4.6.

Tabla 4.6. Profundidades de contactos de fluidos para las trampas en cada sistema.
SISTEMA Agua-Petroéleo Gas-Petroéleo
TRAMPA \E Vs Fractura Matriz Fractura

CAP (pie)
CGP (pie)

4.2.3. Distribucion de Saturaciones Matriz-Fractura

Como se mencion6 anteriormente, se establecieron dos escenarios diferentes bajo los
cuales se realizo la evaluacion, estos escenarios son los sistemas agua-petroleo y gas-
petrdleo, y en funcion de ellos se generd una distribucion de saturacion particular

para cada sistema.

Para el sistema agua-petroleo, se establecid6 como premisa que la matriz
estuviera a una saturacion maxima de petroleo, mientras que la fractura estuviese
saturada completamente de agua. Esto con el proposito de generar las condiciones
propicias al fendmeno de imbibicién espontanea y de esta forma permitir la

transferencia de fluidos entre la matriz y la fractura.
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Las Figuras 4.11 y 4.12 permiten observar la distribucion de saturacion de
fluidos a condiciones iniciales para las regiones matriz y fractura, para simular los

intercambios agua-petroleo y gas-petroleo, respectivamente.

Soi =79.6% ) Swi=20.4%
MATRIZ MATRIZ

fo 0o N N j S,
Soi = 0% | i#heenisaeaeze SWi =100% ~=—=ep.
FRACTURA aesee: A

FRACTURA

Figura 4.11. Distribucion de saturaciones matriz-fractura en el sistema agua-

petroleo.

. s S0i=79.6%
Sgi=0% MATRIZ
MATRIZ

Sgi = 100% 4 Soi=0%
FRACTURA ; FRACTURA

Figura 4.12. Distribucion de saturaciones matriz-fractura en el sistema gas-petroleo.

La Tabla 4.7 muestra un resumen de las saturaciones iniciales que, de acuerdo a
la diferencia en la profundidad de los contactos de fluidos, fueron alcanzadas en los

dos sistemas de transferencia, tanto para la regiéon matriz como para la fractura.
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Tabla 4.7. Saturaciones iniciales en matriz y fractura, para los sistemas agua-

petroleo y gas-petroleo.
SISTEMA Agua-Petroleo Gas-Petroleo
TRAMPA Matriz Fractura \EgVs Fractura
So (fracc)

Sw (fracc)

Sg (fracc)

4.2.4. Permeabilidad de Fractura

Para la evaluacion de funciones de transferencia que permitan estimar el intercambio
de fluidos matriz-fractura del campo en estudio fue necesario establecer una trampa
fractura cuyo valor de permeabilidad no implicase una restriccion para la
transferencia de fluidos entre la matriz y la fractura. Para ello se evalu6 el
comportamiento del recobro del modelo durante el fendmeno de imbibicion
espontanea empleando valores de Keura €0 un rango comprendido entre 10 y 10.000

mbD.

A través de la Figura 4.13 es posible observar que no existe diferencia en
comportamiento del recobro cuando la Kgyera supera los 1.000mD, lo que implica
que con valores de Kgacra mayores a este valor no habra restriccion al flujo de
fluidos durante la transferencia matriz-fractura. Por tal motivo se decidi6 asignar este

valor de peremeabilidad de fractura al modelo de simulacion.
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Recobro vs Tiempo
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Figura 4.13. Seleccion de Permeabilidad de Fractura.

4.2.5. Curvas de Permeabilidades Relativas y Presion Capilar

° Matriz

La Figura 4.14 muestra una tendencia de mojabilidad entre intermedia y débil al agua,
basado en la regla de Craig, la cual establece la mojabilidad de la roca de acuerdo al
punto de interseccion de las curvas de Krw y Kro. En este orden de ideas, un punto de
interseccidon entre estas curvas a una saturacion de agua mayor a 50% corresponde a
una roca con mojabilidad al agua, si el punto de interseccion se encuentra estd a una

saturacion de agua menor al 50%, entonces la roca presenta mojabilidad al petroleo.
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Permeabilidades Relativas
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Figura 4.14. Curvas de permeabilidad relativa para la matriz, sistema agua-petroleo.

4.3. Simulacion del fenomeno de Imbibicion y Drenaje presentes en el Campo

Como se mencion6 en el capitulo anterior, en términos generales fueron propuestos
dos escenarios de transferencia: 1) agua-petrdleo, y 2) gas-petrdleo, a través de los
cuales fueron representados los fenémenos de imbibicion capilar y drenaje
gravitacional, respectivamente. Esto permitio evaluar la transferencia de fluidos entre
la matriz y la fractura, tanto en Simple Medio (simple porosidad) como en Doble

Medio (doble porosidad y simple permeabilidad).

La simulacion, con representacion explicita de matriz y fractura (simple
porosidad), de cada uno de los escenarios antes descritos fue llevada a cabo a través
de los simuladores numéricos de yacimientos Eclipse, PumaFlow y VIP. Es
importante acotar que se intentd realizar la simulacion de tales escenarios a través del

simulador VIP; sin embargo, s6lo fue posible obtener resultados para el sistema
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agua-petroleo, esto debido a ciertas limitaciones técnicas que imposibilitaron la
evaluacion para el sistema gas-petrdleo, cuyos detalles seran expuestos a lo largo de

este capitulo.

4.3.1. Transferencia Agua-Petroleo (Imbibicion Capilar):

Para la transferencia agua-petréleo se asumié un bloque de matriz cubico, con
propiedades isotropicas, inicialmente a Somax, Swir ¥ Sg=0, bordeado por una gran
fractura. La fractura estd representada por las 6 caras del cubo y se encuentra
completamente saturada por agua y ademds con un valor de volumen poroso tal que
permitiese simular un volumen de agua suficiente e impedir de esta manera que la
region fractura experimentase un efecto de vaciamiento durante la transferencia de
fluidos matriz-fractura. La transferencia de fluidos entre la matriz y la fractura es

producto del fendmeno espontdneo de imbibicion capilar.

Las Figuras 4.15, 4.16 y 4.17 muestran los resultados de la simulacion del caso
referencia (Forma de Bloque 1, mojabilidad al agua) en simple medio (simple
porosidad), a través de las cuales se puede observar un buen ajuste entre los
resultados obtenidos a partir de los diferentes simuladores empleados en la presente
evaluacion, lo cual se debe a que estos emplean las mismas ecuaciones para describir

el flujo de fluidos a través del medio poroso (ecuaciones de flujo y transmisividad).
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Figura 4.15. Perfil de presion de Matriz en Simple Medio: Forma de bloque B con

Mojabilidad al Agua
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Figura 4.16. Perfil de presion de Fractura en Simple Medio: Forma de bloque B con

Mojabilidad al Agua
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Recobro vs Tiempo
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Figura 4.17. Comportamiento del Recobro en Simple Medio: Forma de bloque B con
Mojabilidad al Agua

La Figura 4.18 permite observar como, a través del fenomeno de imbibicién
capilar, el bloque matriz es invadido progresivamente por el agua procedente de la

fractura. Los efectos capilares originan una invasion a través de las seis caras hacia el

centro del bloque.
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Condiciones Iniciales 0.21 dias (5 horas)

0.50 dias (12 horas) 1000.00 dias ( 24000 horas)

Figura 4.18. Desaturacion progresiva del bloque matriz, Sistema Agua-Petroleo.

Es importante mencionar que la invasion de agua (experimentada por el bloque
matriz) genera, a su vez, una expulsion del petréleo contenido en la matriz hacia la
fractura, como se muestra a través de la Figura 4.19, lo cual implica una

transferencia de fluidos entre la matriz y la fractura.
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Figura 4.19. Transferencia de Petroleo entre Matriz y Fractura, Sistema Agua-

Petroleo

Este proceso de transferencia de fluidos entre la matriz y la fractura cesa una
vez alcanzado un equilibrio capilar en la region matriz (Figura 4.20), es decir, cuando
la presion ejercida por las fases presentes (agua-petroleo) se igualen (Pcwo=Pnm-

Pm=0).
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Figura 4.20. Equilibrio Capilar en la region matriz, Sistema Agua-Petroleo

4.3.2. Transferencia Gas-Petroleo (Drenaje Gravitacional)

La representacion del escenario de transferencia gas-petréleo en simple medio se
realizd de manera anédloga a la transferencia agua-petréleo, para el cual se asumid
una matriz saturada inicialmente a Somax Y Swirr- En este caso la fractura esta saturada
completamente por gas, mientras que la transferencia de fluidos entre la matriz y la
fractura es producto del fendmeno de drenaje gravitacional. Es importante resaltar
que la evaluacion de este escenario fue posible a través del simulador PumaFlow, no

asi a través de los simuladores Eclipse y VIP.

La complejidad relacionada a la distribucion de fluidos (diferencia de
profundidades de contactos para la matriz y la fractura) para este sistema genero

muchos problemas de convergencia numérica a dichos simuladores.
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En el caso particular del simulador VIP, este no permitié que fisicamente la
region fractura, estando a una presion mayor a la presion de saturacion, estuviese
saturada completamente por gas. Opcionalmente, dicha aplicacion permite la
simulacién de este modelo so6lo si a la region fractura se le asigna una presion por
debajo de la presion de saturacion; sin embargo, bajo esta condicién no se estaria
cumpliendo con una consideraciéon de gran importancia en evaluacion de estos
modelos (tanto transferencia gas-petréleo como agua-petroleo), la cual consiste en
que tanto la matriz como la fractura partan de una misma condicion o valor de presion
inicial, con lo que se garantice que la transferencia de fluidos entre matriz y fractura
sea Unicamente producto de fenomenos espontdneos (para este caso, drenaje

gravitacional).

Por otra parte, para el simulador Eclipse fue necesario modificar algunos
pardmetros numéricos (pasos de tiempo) del modelo de simulacién para lograr la

convergencia del mismo; sin embargo, la misma no fue posible.

La Figura 4.21 permite observar cémo, a través del fendémeno de drenaje
gravitacional, el bloque matriz es invadido progresivamente por el gas procedente de
la fractura. El desplazamiento del petroleo contenido en la matriz, producto del efecto
gravitacional, se origina en el plano vertical, por consiguiente el gas contenido
inicialmente en la fractura comienza a invadir la regién matriz Unicamente a través

del tope del bloque.

Este proceso de transferencia de fluidos entre la matriz y la fractura se detiene
una vez alcanzado un equilibrio entre las fuerzas capilares y gravitacionales (Pcmin=

Apgo*hmin*g).

El equilibrio entre fuerzas capilares y gravitacionales estd dado por la presion

minima de desplazamiento (Pcmin) gas-petréleo, la cual equivale a un valor de altura
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minima capilar (hmin), e implica que las celdas de matriz que estén por debajo de esta
altura minima capilar no serdn drenadas por efecto gravitacional. A partir de este

punto (hmin) las fuerzas capilares se oponen a que, por efecto gravitacional, el

petréleo sea desplazado.
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Figura 4.21. Desaturacion progresiva del bloque matriz, Sistema Gas-Petroleo

La Figura 4.22 muestra el comportamiento de saturacion de las fases petroleo y
gas en la regidon matriz, a través de la cual es posible observar una disminucién de la
saturacion inicial de petrdleo producto del fendmeno de drenaje gravitacional. De

igual forma, el desplazamiento de petréleo implica un aumento de la saturacion de

gas proveniente de la fractura.
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Figura 4.22. Comportamiento de Saturaciones de Petroleo y Gas en bloque matriz,

Sistema Gas-Petroleo.

4.4. Evaluacion del impacto de la Mojabilidad y Forma de Bloque sobre el

Comportamiento del Recobro

Como se mencion6 en el capitulo anterior, se realizaron sensibilidades de tanto la
forma de bloque como de la mojabilidad de la matriz, con el propdsito de observar el
impacto que pudiesen tener estas variables sobre el comportamiento del recobro. Es
necesario acotar que (teniendo en cuenta que se trata de una simulacion en simple
medio y basado en los resultados anteriormente mostrados) los resultados de dichas
sensibilidades, mostrados a continuacion, hacen referencia a los obtenidos s6lo con
uno de los tres simuladores, asumiendo que los resultados generados por cada uno de

ellos son similares entre si.
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4.4.1. Transferencia Agua-Petroleo (Imbibicion Capilar)

4.4.1.1. Variacion de Forma de Bloque

Para este escenario de transferencia agua-petréleo, donde existe una predominancia
de los efectos capilares, se pudo notar, tal como se muestra la Figura 4.23, un impacto
significativo de la forma del bloque sobre la velocidad de recobro. Es decir, el bloque
cuya forma presentd mayor area de contacto entre la matriz y la fractura (Bloque C)

arrojo mayor velocidad de recobro (Figura 4.24).

Recobro vs Tiempo
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Figura 4.23. Recobro de Petroleo de la Matriz, Diferentes formas de bloque Sistema
Agua-Petroleo.
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Figura 4.24. Area de contacto entre Matriz y Fractura, Diferentes formas de bloque

Sistema Agua-Petroleo.

4.4.1.2. Variacion de Mojabilidad

La Figura 4.25 muestra las curvas de presiones capilares agua-petréleo empleadas
para evaluar el efecto de la variacion de mojabilidad de matriz. Los resultados
obtenidos (Figura 4.26) mostraron un notable impacto de esta variable sobre el
recobro, obteniéndose un mayor recobro en el bloque matriz con mojabilidad al agua,
es decir, mientras mayor afinidad al agua tenga el bloque de matriz mayor sera la
capacidad de este para imbibir agua de la fractura y, por consiguiente, mayor es el

recobro de petréleo producto del fendmeno de imbibicion capilar.
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Figura 4.25. Curvas de Presiones Capilares Agua-Petroleo, Variacion de

Mojabilidad de Matriz.
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Figura 4.26. Recobro de Petroleo de la Matriz, Variacion de Mojabilidad de Matriz,

Sistema Agua-Petroleo.
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4.4.2. Transferencia Gas-Petroleo (Drenaje Gravitacional):

En este sistema de transferencia gas-petroleo, a diferencia del sistema agua-petroleo,
no se realizd sensibilidad de la mojabilidad del bloque matriz, por la razén obvia de
que el gas siempre representara la fase no mojante en cualquier sistema; sin embargo,

si se llevd a cabo la sensibilidad relacionada a la variacion de la forma de bloque.

4.4.2.1. Variacion de Forma de Bloque

Para esta sensibilidad se evaluaron dos casos, el primero donde no se consider6 curva
de presion capilar gas-petroleo (debido a que para el Campo en Estudio no se cuenta
con estas mediciones) y un segundo caso para el cual se considerd una curva sintética
de presion capilar gas-petroleo que permitiese observar un equilibrio entre fuerzas

gravitacionales y capilares y su efecto sobre el recobro.

e Sin considerar curva de Pcgo

Los resultados obtenidos al no considerar presiones capilares gas-petroleo, Figura
4.27, permiten observar que todas la formas de bloque evaluadas alcanzan el mismo
valor de recobro final, lo cual se debe a que no existe una presidon minima de
desplazamiento (Pdmin=0) y por ende los efectos capilares nunca se oponen a que los
efectos gravitacionales desplacen en su totalidad al petrdleo que se encuentra en la

matriz.

No obstante, a pesar de no haber diferencia en el recobro final, es posible
apreciar una diferencia notable en la velocidad de recobro. El bloque de Forma C
mostrd una mayor velocidad de recobro en relacion al resto de las formas de bloque
evaluadas, esto debido a que este bloque presenta mayor area expuesta a los efectos

gravitacionales (Figura 4.28).
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Figura 4.27. Recobro de Petroleo de la Matriz, Variacion de Forma de Bloque, sin

considerar Pcgo, Sistema Gas-Petroleo.
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Figura 4.28. Area expuesta a Efectos Gravitacionales, Diferentes formas de bloque

Sistema Gas-Petroleo.

e Considerando curva de Pcgo (sintética)

A través de la Figura 4.29 se muestran los resultados obtenidos para este sistema de
transferencia gas-petrdleo, para el cual se consider6 curva de presion capilar sintética,
donde es posible observar el impacto de la altura del bloque sobre el recobro final de

petroleo.

Mientras mayor es la altura del bloque mayor es el recobro final de petréleo,
Figura 4.30, esto debido a que el equilibrio entre las fuerzas capilares y

gravitacionales (Pcgo= Apgo*h*g), para las tres formas de bloque, es alcanzado a un
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mismo punto/altura, generando mayor entrampamiento de petréleo para el bloque de

menor altura (Forma C).

Recobro vs Tiempo
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Figura 4.29. Recobro de Petroleo de la Matriz, Variacion de Forma de Bloque,

considerando Pcgo, Sistema Gas-Petroleo.
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Figura 4.30. Efecto del equilibrio entre fuerzas capilares y gravitacionales sobre el

recobro, Sistema Gas-Petroleo.

4.5. Evaluacion de las Funciones de Transferencia de Fluidos disponibles en los

simuladores Eclipse, PumaFlow y VIP

Modelos equivalentes a los evaluados en Simple Medio (simple porosidad) fueron
realizados en Doble Medio, con el propdsito de evaluar cuél/cuales de las funciones
disponibles en los simuladores Eclipse, PumaFlow y VIP es capaz de describir con

mayor precision el intercambio de fluidos entre la matriz y la fractura.

Es importante resaltar que los modelos de simulacion doble medio representan
un escalamiento intermedio entre un modelo con propiedades homogéneas y un
modelo finamente refinado con representacion explicita de matriz y fractura, tomando

en consideracion las heterogeneidades presentes en un YNF.
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4.5.1. Transferencia Agua-Petroleo (Imbibicion Capilar)

Para realizar la evaluacion de estos modelos de transferencia agua-petréleo fue

tomado el caso con mojabilidad al agua y con la forma de bloque B.

4.5.1.1. PumaFlow

La Figura 4.31 muestra la comparacion entre las diferentes opciones/formulaciones
para Doble Medio disponibles en el simulador PumaFlow y el modelo de referencia
(Simple Medio). Se puede apreciar que todas las opciones son capaces de reproducir
de manera aceptable el valor final de recobro. Sin embargo, es posible observar una

diferencia notable en cuanto a la reproduccion de la velocidad de recobro.

De acuerdo al comportamiento observado en la Figura 4.31, se evidencia que la
opcion que toma en cuenta el efecto gravitacional (GR y GR-IMPROVED) no tiene
ningin impacto sobre el comportamiento del recobro obtenido a partir de la opcion
que solo considera los afectos capilares (PC), lo que hace referencia a que los efectos
gravitacionales son despreciables. De igual forma ocurre con la opcién que toma en

consideracion los efectos viscosos (VI).
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Figura 4.31. Opciones para Doble Medio en PumaFlow, Sistema agua-petroleo.

4.5.1.2. Eclipse

A través de la Figura 4.32 se muestra la comparacion entre las diferentes

opciones/formulaciones de las cuales dispone el simulador numérico ECLIPSE para

Doble Medio y el modelo referencia en Simple Medio.
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Figura 4.32. Opciones para Doble Medio en Eclipse, Sistema agua-petroleo.

Se puede apreciar que todas las formulaciones de Doble Medio son capaces de
reproducir en buena forma el recobro final alcanzado por el modelo fino (modelo de
referencia/Simple Medio); sin embargo, no todas son capaces de reproducir con

precision la cinética del fendmeno de transferencia.

Tanto la formulacion de Kazemi (opcion por defecto) como la de Gilman &
Kazemi (GRAVDR) subestiman la velocidad de recobro durante todo el proceso. La
opcion GRAVDRM, a partir del dia 0,1 aproximadamente, muestra un muy buen
ajuste de la velocidad de recobro en relacion al modelo referencia, lo cual permite
inferir que, a pesar de que en este sistema de transferencia agua-petrdleo existe una
predominancia de los efectos capilares, el efecto gravitacional también tiene una

pequeiia influencia en el flujo de fluidos.
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La opcion GRAVDR a pesar de considerar el efecto gravitacional no mostro
diferencia en relacion a la formulacion de Kazemi, la cual unicamente considera la
expansion y capilaridad, debido a que esta no permite reproducir los efectos

gravitacionales en bloques con poca altura.

4.5.1.3. VIP

A través de la Figura 4.33 se muestran los resultados obtenidos a partir de las
diferentes formulaciones en doble medio disponibles en el simulador VIP durante la

transferencia agua-petroleo.

Recobro vs Tiempo
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Figura 4.33. Opciones para Doble Medio en VIP, Sistema agua-petroleo.

Es posible observar que todas las opciones permiten reproducir el recobro final

alcanzado por el modelo referencia; sin embargo, se pueden apreciar diferencias en
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relacion a la velocidad de recobro. La opcion DIMENSIONES mostr6 un mejor
ajuste de la velocidad de recobro, debido principalmente a que esta requiere las
dimensiones de bloque equivalentes (Lx, Ly, Lz) para hacer el calculo del factor de
forma (o) y no directamente el valor del factor de forma (o). La opcion SIGMA, al
requerir directamente este factor de forma (o), arrojo un resultado menos preciso. La
opcion que considera el efecto gravitacional (PSEUDO) subestimo
considerablemente la velocidad de recobro hasta aproximadamente 0,2 dias, tiempo
en el cual ocurre subestimacion de la velocidad de recobro hasta aproximadamente

500 dias (estabilizacion del sistema).

4.5.2. Transferencia Gas-Petrdleo (Drenaje Gravitacional):

La evaluacion de los modelos de drenaje gravitacional en Doble Medio fue realizada
utilizando la forma de bloque 2, donde el impacto de la gravedad sea bien

pronunciado.

4.5.2.1. PumaFlow

La Figura 4.34 muestra la comparacion de los resultados obtenidos a partir de las
diferentes opciones de transferencia en Doble Medio disponibles en el simulador
Pumaflow con respecto al modelo referencia en Simple Medio para este sistema de

transferencia gas-petroleo.
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Figura 4.34. Opciones para Doble Medio en PumaFlow, Sistema gas-petroleo.

Se puede observar transferencia de fluidos Unicamente a partir de aquellas
opciones que permiten representar el efecto gravitacional como los son las opciones
GR y GR-IMPROVED, por el contrario, aquellas que no consideran el efecto
gravitacional (PC, PC-IMPROVED vy VI) no arrojaron transferencia de fluidos entre

la matriz y la fractura.

Entre las dos opciones que mostraron recobro de fluidos de la matriz (GR y
GR-IMPROVED) se puede apreciar una discrepancia, la opcion GR-IMPROVED
permite reproducir de forma bastante aceptable el recobro final debido a que esta
permite reproducir en buena forma el punto de equilibrio entre las fuerzas
gravitacionales y capilares. En cambio, para la opcion GR esto no es posible, por lo
tanto, sobreestima el valor de recobro final. En cuanto a la cinética del proceso, se
puede evidenciar que estas opciones permitieron una buena representacion de la

velocidad de recobro solo en tiempos iniciales (dia 50, aproximadamente).
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4.5.2.2. Eclipse

A través de la Figura 4.35 se muestran los resultados obtenidos a partir del
simulador Eclipse de las diferentes opciones para Doble Medio en el sistema gas-
petroleo, considerando curva de presion capilar gas petroleo. Se puede observar que
todas las formulaciones sobreestiman tanto la velocidad como el valor final de

recobro en relacion al modelo de Referencia.
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Figura 4.35. Opciones para Doble Medio en Eclipse, Sistema gas-petroleo

La formulaciéon de Quandalle & Sabathier debido a la discretizacion del efecto
de gravedad, a través del los términos de transmisibilidad (SIGMA y SIGMAGD),
permite un mejor ajuste de la velocidad de recobro en relacion a las demads

formulaciones.
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4.5.2.3. VIP

La Figura 4.36 muestra los resultados obtenidos a partir de las diferentes opciones
para Doble Medio disponibles en el simulador VIP, a través de la cual es posible
observar que las opciones que no consideran el efecto gravitacional (SIGMA vy
DIMENSIONES) no arrojaron recobro de petrdleo durante la transferencia gas-
petrdleo. La opcion PSEUDO, la cual considera el efecto gravitacional, arrojé una
curva de recobro cuyo comportamiento dista considerablemente en relacion al
arrojado por el modelo referencia. Esta opcidon no fue capaz de representar el valor
final de recobro (sobreestimado), asi como tampoco permitié representar la velocidad

del fenémeno (subestimada).

Es necesario mencionar que la opcion de drenaje gravitacional (PSEUDO) en el
simulador VIP genera el calculo de transferencia gas-petroleo a través de datos de
tension interfacial gas-petréleo vs. presion, por lo tanto, y debido a que el campo en
estudio no cuenta con esta medicion, fue necesario tomar esta informacidn

(tension interfacial gas-petroleo en funcion de presion) de la literatura. [
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Figura 4.36. Opciones para Doble Medio en VIP, Sistema gas-petroleo.

4.6. Comparacion de los valores de recobro obtenidos a partir de los modelos de

simple porosidad y de doble medio

A continuacién se mostrard una comparacion de las formulaciones de cada simulador
que mejor ajustaron respecto al modelo referencia, tanto durante la transferencia

agua-petroleo como en la transferencia gas-petroleo.
4.6.1. Transferencia Agua-Petroleo (Imbibicion Capilar)
La Figura 4.37 muestra los resultados obtenidos a partir de las formulaciones que

mejor resultado mostraron en relacion al modelo referencia durante la transferencia

agua-petroleo.
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Figura 4.37. Opciones para Doble Medio en Elipse, PumaFlow y VIP, Sistema gas-

petroleo.

Cabe destacar que, en términos generales, todas las formulaciones (Quandalle
& Sabathier, Dimensiones y GR, disponibles en los simuladores Eclipse, VIP y
PumaFlow, respectivamente) arrojaron resultados aceptables en relacién al modelo

referencia para este sistema de transferencia agua-petroleo.

Es posible observar que todas estas formulaciones fueron capaces de reproducir
el recobro final alcanzado por el modelo referencia; sin embargo, se puede apreciar
una diferencia en relacion a la velocidad de recobro. La opcion que mejor representd
la velocidad del fenomeno fue la opcion de Quandalle & Sabathier, disponible en el
simulador Eclipse, la cual, ademds de considerar la expansion y capilaridad,
considera el efecto de la gravedad discretizado a través del uso del factor de

transmisibilidad vertical (SIGMAGD).
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4.6.2 Transferencia Gas-Petrdleo (Drenaje Gravitacional)

Es posible apreciar, a través de la Figura 4.38, que durante el fenémeno de drenaje
gravitacional existe una notable discrepancia en cuanto a los resultados arrojados por
las diferentes formulaciones disponibles en los tres simuladores evaluados (Eclipse,

PumaFlow y VIP).

Recobro vs Tiempo
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Figura 4.38. Opciones para Doble Medio en Eclipse, PumaFlow y VIP, Sistema gas-

petroleo.

Solo la opcion GR-IMPROVED, la cual estd disponible en el simulador
PumaFlow, permitié un ajuste aceptable del recobro final alcanzado por el modelo
referencia, esto debido a que la opcion GR-IMPROVED permite reproducir de
manera aceptable el punto de equilibrio entre las fuerzas capilares y gravitacionales

(Pcgo= Apgo*h*g), las cuales rigen el recobro final del bloque.
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En relaciéon a la velocidad de recobro, también se observa una diferencia
significativa en cuanto a los resultados arrojados por estas formulaciones. La opcion
que mejor ajuste mostrd fue la opcion GR-IMPROVED disponible en el simulador
PumaFlow, lo cual puede ser atribuido a que esta requiere las dimensiones de bloque
equivalentes (Lx, Ly, Lz) para el célculo del Factor de Forma (o), mientras que la
opcion Quandalle & Sabathier, la cual requiere directamente este valor de Factor de
Forma (o), sobreestima la velocidad del fenémeno. La opcion PSEUDO, disponible
en el simulador VIP, subestimo6 considerablemente la velocidad de recobro lo cual se
debe a que esta, a pesar de no requerir un Factor de Forma para el célculo de
transferencia gas-petroleo, requiere como insumo mediciones de tension interfacial
gas-petréleo en funcion de presion (SIGT), los cuales fueron tomados de la literatura

debido a no contarse con los mismos.

4.6.3. Comparacion de Tiempos de Computo

A través de las Tablas 4.8-4.13, se muestran los tiempos de coémputo requeridos por
cada uno de los simuladores empleados para conseguir las soluciones de cada uno de
los modelos y durante la reproduccién de los fendmenos de Imbibicion Capilar y

Drenaje gravitacional.

4.6.3.1. Transferencia Agua-Petroleo (Imbibicion Capilar)

Tabla 4.8. Tiempos de Computo: Imbibicion Capilar, Eclipse.

Tiempo CPU (seg)

Simple Medio

KAZEMI

GILMAN & KAZEMI

QUANDALLE &
SABATHIER
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Tabla 4.9. Tiempos de Computo: Imbibicion Capilar, PumaFlow.

Simple Medio
PC
PC-IMPROVED

(€13

GR-IMPROVED

\

Tiempo Simulado (dias)

6939,42

44,58

44,63

45,36

45,75

45,30

Tabla 4.10. Tiempos de Computo: Imbibicion Capilar, VIP.

Simple Medio
PSEUDO
DIMENSIONES
SIGMA

Tiempo CPU (seg)

Se establecio un tiempo de simulacion de 20.000 dias, necesario para alcanzar

el recobro final durante el fendmeno espontaneo de imbibicion capilar.

4.6.3.2. Transferencia Gas-Petroleo (Drenaje Gravitacional)

Tabla 4.11. Tiempos de Computo: Drenaje Gravitacional, Eclipse.

Simple Medio
KAZEMI

GILMAN & KAZEMI

QUANDALLE & SABATHIER

Tiempo CPU (seg)
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Tabla 4.12. Tiempos de Computo: Drenaje Gravitacional, PumaFlow.

Tiempo CPU (seg)

Simple Medio 110147,98

PC 99,27

PC-IMPROVED 100,55

GR 99,40

GR-IMPROVED 102,16

\ 100,16

Tabla 4.13. Tiempos de Computo: Drenaje Gravitacional, VIP.
Tiempo CPU (seg)

Simple Medio

PSEUDO

DIMENSIONES

SIGMA

Para la simulacién del fendmeno espontaneo de drenaje por gravedad se
estableci6 un tiempo de simulacion de 1.000.000 dias, requerido para alcanzar el

recobro final de petréleo inicialmente contenido en la matriz.

Tanto para los modelos de Imbibicion Capilar como para los de Drenaje
Gravitacional es posible apreciar una diferencia considerable entre el tiempo de
computo requerido por cada uno de los simuladores para alcanzar una solucidon exacta
producto de la representacion en Simple Medio (modelo simple porosidad con
representacion explicita de matriz y fractura) ,en relacion al requerido para alcanzar

una solucién a través de las diferentes funciones empleadas en la representacion de
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Doble Medio (basadas en una simplificacion matematica como lo es la representacion

Warren & Root).

La diferencia significativa entre el tiempo de computo necesario para resolver
el modelo en Simple Medio (referencia) y el necesario para resolver cada una de las
opciones en Doble Medio es producto del nimero de celdas empleadas (Simple

Medio=19.800celdas, Doble Medio=2celdas superpuestas).
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CONCLUSIONES

1. EI bloque que posee mayor area de contacto entre matriz y fractura (Forma C)

presentd mayor velocidad de recobro durante la transferencia agua-petroleo.

2. El bloque de matriz con mojabilidad al agua arrojé un mayor recobro de petrdleo

en la transferencia agua-petroleo.

3. Para el sistema gas-petroleo, donde se considerd curva de presion capilar gas-
petréleo, se observo un mayor recobro final de petréleo con el bloque de mayor altura

(Forma A).

4. Durante la imbibicion capilar, la opcion GRAVDRM (Quandalle & Sabathier)
disponible en el simulador Eclipse mostré un mejor ajuste del comportamiento de

recobro respecto al modelo fino.

5. La opcion GR-IMPROVED disponible en el simulador PumaFlow permitio el
mejor ajuste del comportamiento de recobro durante la transferencia gas-petroleo en

relacidon al modelo fino.

6. La opcion PSEUDO disponible en el simulador VIP mostré una diferencia

considerable en relacion al modelo de referencia durante la transferencia gas-petroleo.

7. Las diferencias observadas en los resultados de velocidad y recobro final para los
intercambios agua-petréleo y gas-petroleo estan atribuidas a las diferentes

formulaciones consideradas para los intercambios matriz-fractura.
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RECOMENDACIONES

Realizar mediciones de presiones capilares para el sistema gas petréleo a nivel de
laboratorio, con el propdsito de obtener mayor precision al momento de hacer
predicciones mediante la simulacion numérica durante el mecanismo de drenaje

gravitacional.

Al momento de utilizar la opcion GRAVDRM se debe ser muy cuidadoso al
asignar valores de SIGMAGD debido su impacto sobre la transferencia de fluidos

durante el fenomeno de drenaje gravitacional.

Realizar estudios a mayor escala (seccion transversal y/o modelo sectorial) donde
se pueda evaluar el comportamiento de estas funciones de transferencia durante la

accion simultanea de diferentes mecanismos de produccion matriz-fractura.

Extender esta evaluacion haciendo uso del simulador CMG, con el proposito de
conocer su disponibilidad en cuanto a funciones de transferencia de fluidos matriz-

fractura.
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formulacion que mejor representd el fendomeno de drenaje gravitacional fue Quandalle & Sabathier
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entre las fuerzas gravitacionales y capilares.
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