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RESUMEN

TITULO: “Estimacién de permeabilidad en yacimientos naturalmente fracturados

verticalmente”.”

AUTORES: LUZ MARIA UTRIA ROBINSON

PALABRAS CLAVES: Permeabilidad, Fracturas Verticales, YNF
Unidades Hidraulicas de Flujo, RQlI, FZI.

Los yacimientos naturalmente fracturados (YNF) son un significativo conjunto de los yacimientos
de hidrocarburos alrededor del mundo. Para algunos autores “Todos los yacimientos son
naturalmente fracturados “, solo que unos en menor o mayor medida, no tomando su
comportamiento como tal.

La caracterizacion y modelamiento de yacimientos conlleva a desafios Unicos para el analisis de
yacimientos naturalmente fracturados diferenciando su comportamiento de la forma convencional.

Por lo que se ha dado un nuevo enfoque a las propiedades petrofisicas de la roca y los fluidos
para este tipo de yacimiento siendo estudiadas ampliamente resultando la publicacion de articulos,
libros y manuales. Para ser cuidadosamente puesto en consideracién posteriormente en modelos
esta inquietud se ha tomado pues es el centro de este trabajo una de estas propiedades.

“La permeabilidad “es una propiedad indispensable para la prediccidon cuantitativa de produccién y
evaluacion de reservas. Esto hace que se presente un modelo para medir permeabilidad como
resultado de la unificacion de conceptos tedricos siendo una solucion general de un estudio,
obteniendo resultados que se aproximen a la realidad en tanto las asunciones tomadas lo hagan.
Constituyéndose en un aporte para mejorar la caracterizacion y descripcion de un yacimiento
naturalmente fracturado visto con geometria de la fractura vertical y porosidad de matriz aislada.
Aportando las graficas para a partir del indicador de zona de flujo describir el sistema matriz-
fractura como una unidad hidraulica especifica.

:rRABAJO DE GRADO
FACULTAD DE INGENIERIAS FISICO-QUIMICAS. Ingenieria de Petréleos. TUTOR:
Arist6ébulo Bejarano
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ABSTRACT

TITLE: “Estimate Permeability in the Vertical Naturally Fractured Reservoir
AUTHOR: LUZ MARIA UTRIA ROBINSON **

KEYWORDS: Permeability, Vertical Fracture, YNF, Capillary Pressure, Hydraulics
Unit, RQI, FZI.

The naturally fractured Reservoir (NFR) they are a significant group of the reservoir of
hydrocarbons around the world. For some authors the entire reservoir are fractured naturally", alone
that some in smaller or bigger measure, not taking their behaviour like such.

The characterization and description of reservoir bear naturally to unique challenges for the analysis
of reservoir fractured differentiating their behaviour in the conventional way.

For what a new focus has been given to the properties petrophysical of the rock and the fluids for
this reservoir type being studied being the publication of articles, books and manuals thoroughly. To
be carefully on in consideration later on in models this restlessness has taken then it is the center of
this work one of these properties.

"The permeability is an indispensable property for the quantitative prediction of production and
evaluation of reservations. This makes a model to be presented to measure permeability as a
result of the unification of theoretical concepts as general solution of a study, obtaining results that
they approach to the reality as long as the taken assumptions the they make. They are being
constituted in a contribution to improve the characterization and description of a naturally fractured
reservoir done with geometry of the vertical fracture and porosity of isolated matrix. Contributing the
graphs stops starting from the indicator of zone of flow to describe the system matrix-fracture like a
hydraulic unit specifies.

*GRADUATE PROJECT
**Eaculties of Chemicals-Physical Engineering Petroleum Engineering. Tutor: Aristébulo
Bejarano Wallens
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INTRODUCCION

Los yacimientos naturalmente fracturados (YNF) son un significativo conjunto de
los yacimientos de hidrocarburos alrededor del mundo. Para algunos autores
“Todos los yacimientos son naturalmente fracturados “, solo que unos en menor o
mayor medida, no tomando su comportamiento como tal (Thompson 2000)". Las
complejidades de los YNF han sido objeto de numerosos estudios que pretenden
describir el comportamiento de su red asociada a fracturas en superficie
(densidad, conectividad, ubicacion). Sin embargo, en su mayoria, se han
constituido en descripciones cualitativas de las fracturas y no en metodologias

conducentes a su cuantificacion?.

La caracterizacion y modelamiento de yacimientos conlleva a desafios unicos
para el analisis de yacimientos naturalmente fracturados diferenciando su

comportamiento de la forma convencional®.

Interpretar un sistema matriz —fractura hace mas complejo el enmarcar detras de
un modelo tedrico, siendo un enlace cualitativo y cuantitativo a través del cual
los sucesos reales que ocurren en el yacimiento son aproximados. Adicionalmente
no solo se requiere la descripcion de dos medios (matriz-fractura) sino la

influencia que cada uno posee respecto al otro.

Uno de los motivos por los cuales se ha impedido el analisis apropiado de los
YNF es la dificultad para reconocer las fracturas y su distribucion en el subsuelo,
lo cual ha propiciado descripciones idealistas de su presencia, comportamiento en

las formaciones y un déficit de metodologias integradas para su interpretacion.

Aunque en los ultimos diez afios se han esmerado por realizar mayores avances
en cuanto al tema; a través de la adecuada combinacién de conceptos

geoldgicos, ingeniériles y la integracion coherente con interpretacion de registros,
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descripcion de nucleos, pruebas de presion y produccion, todavia existe un largo

camino de trabajo.

El resultado ha sido un enfoque especializado orientado al estudio de las
propiedades petrofisicas de la roca y los fluidos, las cuales han sido estudiadas
ampliamente logrando la publicacién de articulos, libros y manuales. Para ser
cuidadosamente puesto en consideracion posteriormente en modelos. Esta
inquietud se ha tomado pues es el centro de este trabajo una de estas

propiedades.

La permeabilidad es una propiedad indispensable para la prediccion cuantitativa
de produccion y evaluacion de reservas. Esto hace que tengamos por objeto en
este trabajo la presentacion de un modelo para medir permeabilidad como
resultado de la unificacion de conceptos tedricos como solucién general de un
estudio, obteniendo resultados que se aproximen a la realidad en tanto las
asunciones tomadas lo hagan. Constituyéndose en un aporte para mejorar la
caracterizacion y descripcion de un yacimiento naturalmente fracturado visto con
geometria de las fractura vertical y porosidad de matriz aislada. Unificado con el

concepto de unidades hidraulicas de flujo.
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CAPITULO |

1. DEFINICION DE PARAMETROS BASICOS A UTILIZAR

En este capitulo se intentara presentar un breve, pero sencillo conjunto de todos
los conceptos principales que se tuvieron en cuenta para construir el modelo
que se ha propuesto. Permitiendo asi al lector que pueda comprender con

claridad el modelo planteado.

1.1 YACIMIENTOS NATURALMENTE FRACTURADOS

Un yacimiento naturalmente fracturado (YNF) se puede definir como aquel
yacimiento que contiene fracturas creadas por procesos sucedidos en la
naturaleza, las cuales pueden tener un efecto significativo negativo o positivo

sobre las caracteristicas de flujo de fluidos en el medio poroso.

Las fracturas total o parcialmente abiertas tienen un efecto positivo sobre el flujo
de aceite, pero negativo sobre el de agua y gas debido a efectos de conificacion.
Las fracturas cerradas totalmente generan barreras de permeabilidad para todos
los flujos, lo cual origina compartamentalizacion en el yacimiento y recobros

marginales o antiecondmicos (Aguilera 1995)*.

Han sido muchos los trabajos realizados para describir, caracterizar e interpretar
YNF alrededor del mundo. En las ultimas décadas varios autores han publicado

sus experiencias al tratar de entender la naturaleza de los mismos.
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Roberts? en 1996 demostrd que los pozos que encuentran fracturas naturales
son a menudo capaces de producir a altas tasas de flujo, desde rocas de baja

permeabilidad de matriz, pero fracturadas debido a procesos de plegamiento.

Recientemente Thompson (2000)" describié la red efectiva de fractura a partir del
tipo de geometria de fractura y la interaccion con la matriz; a través de la
interrelacion de datos de analisis de registros y nucleos, pruebas de presion

sismica y geologia de superficie.

Baker y Kuppe® a finales del 2000, consideraron que la caracterizacion de los
YNF representa un desafié aun sin resolver debido basicamente a la necesidad
de desarrollar nuevas y mejores tecnologias para caracterizar un sistema matriz —

fractura vy definir su interaccion.

Figura 1. Representacién de un modelo de YNF real

YNF Real
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1.1.2 Aspectos geoldgicos de los YNF

Un YNF es una “formacion almacenadora de hidrocarburos” que contiene fracturas
(discontinuidades planares) creadas por la naturaleza, como el resultado del
diatrofismo (doblamiento y fallamiento) y de la reduccién de el volumen de roca®.
Dichas fracturas se encuentran distribuidas como una red, consistente en varios

grados de fracturamiento en todo el yacimiento®.

Yacimientos fracturados destacados pueden ser hallados en rocas de chert,
shales, calizas, limonitas, areniscas, rocas igneas y metamorficas®. Debido a que
las fracturas son mas efectivas en los yacimientos de baja permeabilidad de
matriz, como ocurre en los carbonatos; las formaciones de caliza y dolomita son

usualmente referidas como verdaderos YNF.

La presencia de fracturas tiene efectos positivos en el flujo de fluidos cuando las
fracturas estan abiertas o sin cementacion. De otro lado, ellas poseen un efecto
negativo cuando las fracturas estan totalmente mineralizadas bloqueando el paso

al flujo de fluidos®.

Las condiciones geoldgicas y la no linealidad dan caracteristicas Unicas a
los YNF®,

La fraccidn de volumen poroso que representa al espacio entre granos de la
matriz de la roca ocupada por fluidos es llamada porosidad. Hay dos tipos de
porosidad. La porosidad asociada a los procesos de depositacion de sedimentos
que formaron la roca llamada porosidad primaria y la porosidad secundaria,
llamada también porosidad inducida, esta es asociada con la presencia de
fracturas y otras aperturas tales como joints y vugs causadas por procesos

geoldgicos y quimicos respectivamente’.

La determinaciéon, modelamiento y uso de la porosidad secundaria ha sido

histéricamente de gran dificultad para todos los investigadores. Esto se debe a la
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no linealidad antes mencionada y al hecho de que la porosidad secundaria es una
propiedad fuertemente escalo dependiente®. Esto significa que su magnitud es
dependiente del volumen de la muestra de roca que se tome para la

determinacion.

Sin embargo, es bien conocido que la unicidad, complejidad y las caracteristicas
escalo dependientes® de este tipo de yacimientos requieren la determinacion de
varios parametros como son orientacion, buzamiento, apertura, longitud e
intensidad de fracturamiento para caracterizar completamente el sistema

fracturado™®.

Las fracturas naturales, las cuales son parte de la porosidad secundaria, pueden
ser clasificadas desde el punto de vista geolégico como tectdnicas, regionales,

diageneticas, relacionadas a la superficie y estilolitos"".

Basados en su orientacion, distribucion y morfologia, las fracturas tecténicas son
aquellas cuyo origen pueden ser atribuidos a eventos tecténicos locales."

Las fracturas tectdnicas son el tipo mas importante de fracturas con respecto a
la produccion de hidrocarburos. La mayoria de las fracturas de origen tectonico
pueden ser divididas en dos categorias: fracturas causadas por procesos de
desdoblamiento (folding) y fracturas causada por procesos de fallamiento

(faulting)®.

1.2 DESCRIPCION GENERAL DE FRACTURAS

1.2.1 Fractura

Una fractura es una discontinuidad producto de esfuerzos que exceden la
resistencia a la ruptura de una roca. Estas pueden generarse por deformacion

de laroca o por algun proceso fisico-quimico.
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1.2.1.1 Generacion de las fracturas

La aparicion de las fracturas se atribuyen a tres causas primordialmente™ :

. Diatrofismo el cual incluye todos los movimientos de secciones de la
corteza terrestre respecto a otras. Los movimientos pueden darse en varias
direcciones, preferentemente, hacia arriba o abajo y horizontales, a demas pueden

ser lentos o graduales o subitos y violentos.

. Erosién profunda de las capas superficiales que permite el levantamiento

de capas inferiores y su posterior fracturamiento.

. Contraccién del volumen de roca como consecuencia de la pérdida de

agua de enfriamiento en rocas igneas y desecacion de rocas sedimentarias.

1.2.1.2 Migracion y acumulacion

Existen tres teorias™ que describen y explican el proceso de la migracién vy
acumulacion de hidrocarburos en yacimientos naturalmente fracturados, una de
ellas es llamada la teoria de la Dilactancia esta teoria dice que una roca
sometida bajo esfuerzos tectdnicos se fracturara a lo largo del plano de debilidad
creando vacios que constituyen las fracturas; este efecto trae consigo el flujo de

fluidos en direccidén hacia zonas dilatantes y el posterior llenado de los mismos.
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Figura 2. Evaluacion de vias de migracién 3

Segun Mcnaughton y Garb™, el requerimiento geoldgico es la existencia de una

roca fuente adyacente y contigua a la roca que se ha fracturado.

Otra teoria se basa en el efecto de erosién profunda de las capas que causa el
levantamiento de las rocas subyacentes, creando fracturas; posteriormente
ocurre un proceso de acumulacion. Lo que implica que las fracturas se formarén

antes de la generacion del petréleo.
Por ultimo la tercera teoria considera que en algunos yacimientos el petréleo

puede entrar por migracion ascendente, a lo largo de fracturas, desde capas mas

profundas.

Figura 3. Migracion y Acumulacion en hidrocarburos®?
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1.2.1.3 Formacién de las fracturas

Desde el punto de vista geomecanico, en la superficie de las fractura han sucedido
esfuerzos que han debilitado la fuerza de cohesidén que tenia la roca a lo largo
de este area originando el rompimiento a la continuidad a nivel de la matriz de la
roca (Osorio 2003)™.

La diagénesis normalmente reduce la porosidad, redistribuye el espacio poroso,
altera la permeabilidad y las caracteristicas capilares. Los procesos basicos de

diagénesis, los cuales son identificados por una “fabric” especifica, son':

Cementacion de carbonato de calcio.
Compactacion mecanica y quimica.
Disolucion selectiva

Dolomitizacion

Mineralizacion de evaporita
Disoluciéon masiva

Colapso de cavernas

© N o o bk~ 0w D=

Fracturamiento

Las fracturas son una caracteristica comun en la roca de carbonatos y se forman

en respuesta a los esfuerzos, el cual puede ser generado de diversas maneras.

Tres de los regimenes de esfuerzos mas comunes son el tecténico, de

geopresion, y el de la formacién /destruccion de grandes cavernas.

Las fracturas de origen tectonico son formadas en respuesta del doblamiento y
rompimiento de estratos, y la distribucion puede estar relacionada a los momentos

de doblamiento y a la distancia a las fallas. En algunos ejemplos, la densidad de la
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fracturas esta relacionada a la litologia, como es el caso de la dolomita, la cual

tiene la tendencia a ser mas fracturada que la caliza.

Las fracturas de geopresién se formaron cuando el fluido de poro quedo
atrapado y no pudo ser expulsado a medida que la presidn de sobrecarga
incrementaba. Mientras la presion de poro se aproximaba a la presion de

sobrecarga, la presion de fractura se alcanzé y la roca se rompio.

Las fracturas asociadas a estilolitos son generadas en concentracion de
esfuerzos planares dentro de una roca. Estas concentraciones pueden ocurrir en
cuerpos litologicos en los limites de las arcillas y zonas de baja porosidad Los
estilolitos pueden convertirse en un problema en algunos yacimientos, ya que

reducen la permeabilidad y la porosidad®.

La formacion de cavernas —Vugs y de sistemas cavernoso por disoluciéon masiva
inicia una serie de eventos que tienen efectos importantes sobre la geometria del
yacimiento. El primero de estos eventos es la importacion del sedimento hacia
las cavernas por el agua de superficie. Este sedimento depositado en las partes
bajas de la caverna puede filtrarse a través de la fractura y pasajes de la zona

freatica.

Figura 4. Porosidad de Vugs®®

CAWEFRHAS
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Las grandes cavernas no pueden soportar su propio peso por prolongados
periodos de tiempo y se destruyen por colapso de techo. El colapso del techo
puede ocurrir durante el tiempo de exposicion mientras los sedimentos que la
cubren son depositados y la presion de sobrecarga se incrementa. La historia del
colapso es muy complicada y se extiende por periodos de tiempo de millones de

anos.

Los productos del colapso, que son importantes para la descripcion del
yacimiento, son fracturas y las Breccia colapsadas, la formacién de la porosidad
de fractura y el espacio del poro en bloque de Breccia, referidos estos como tipos
de porosidad cavernosa en contacto. La porosidad de fractura estara concentrada

en el techo y en los flancos del sistema cavernoso que fallaron.

1.2.1.4 Tipos de fracturas

La evaluacion de fracturas requiere una definicion y clasificacion en relacion a
criterios puramente descriptivos, y con respecto al fracturamiento y la historia
geoldgica. Las fracturas pueden ser clasificadas con respecto a las siguientes

categorias®.

e Fracturas abierta/cerradas

Debido a que las fracturas pueden estar abiertas o cerradas depende
eventualmente del agua circulante y la subsiguiente precipitacion de cemento,
la cual puede cerrar las fracturas abiertas. Es también muy importante recordar
que debido a la compresibilidad de la roca, las fracturas cerradas en un
afloramiento pueden estar abiertas en el yacimiento como resultado de la

accion del fluido que mantiene las paredes de la fractura separadas.
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e Fracturas macro/micro fracturas

Las fracturas y la fisuras, llamadas macro y micro fracturas, respectivamente,
poseen diferentes longitudes y aperturas; siendo el primer grupo las de mayor
extension y apertura. Las macro fracturas dificilmente detectadas en muestras
de corazones pues se desintegran. Sin embargo pueden ser observados en
herramientas como el BHTV y el FMI. Las micro fracturas dificilmente son
apreciables a la vista en muestras de corazones debido a las dimensiones

pequenas.

e Fracturas naturales/inducidas

En el estudio de los YNF es extremadamente importante reconocer si las
fracturas son de origen natural o artificial. Las fracturas limpias y frescas tienen
menos posibilidad de ser naturales que las impregnadas de crudo y

parcialmente cristalizadas.

La evaluacion de las fracturas naturales abiertas es desarrollada a nivel de
fractura individual y como conjunto de fracturas®. La principal diferencia entre
una fractura y un conjunto de fracturas esta relacionada con las caracteristicas
que posee una fractura tal como: tamafio, apertura, orientacion, etc. Y a las
caracteristicas combinadas de fractura- matriz en el caso del grupo de

fracturas como la distribucion, la densidad, la intensidad de fractura, etc.

1.2.1.5 Parametros de fractura

La apertura de una fractura esta representada por la distancia entre las
paredes de la fractura. Dicha apertura puede depender de (a condiciones de
yacimiento) la profundidad, la presién de poro y el tipo de roca del yacimiento.

Las aperturas de fractura del yacimiento varian entre 10-200 micrones, pero las
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estadisticas han mostrado que el rango mas frecuente es entre 10-40

micrones.

La orientacion de fracturas es el parametro que conecta la fractura simple con
el ambiente'. El plano de fractura puede ser definido por dos angulos, la

direccion de buzamiento y el angulo de buzamiento (Figura 5).

e PARAMETROS DE UN CONJUNTO DE FRACTURAS

Las fracturas existentes en un medio poroso pueden ser agrupadas de acuerdo a

su orientacién en la siguiente forma®.

El sistema de fracturas esta formado por todas las fracturas que poseen
mutuamente su misma direccion (fracturas paralelas). La red de fracturas resulta

de la presencia de varios sistemas fracturados en el mismo volumen de control.

En un sistema fracturado el cual contiene dos o mas sistemas de fracturas cada
sistema ha sido generado por diferentes esfuerzos (excepto en el caso de

fracturas conjugadas).

La distribucién de fractura es expresada por el grado de fracturamiento. Este
grado es mayor si hay intercomunicacion entre las fracturas en un sistema de
fracturas y si los sistemas son equivalentes uno de otro. A demas, el grado de
fracturamiento sera menor si la intercomunicacién entre los sistemas fracturados
es interrumpido y si el fracturamiento de uno de los sistemas prevalece sobre el

otro (fracturas preferencialmente orientadas).

La densidad de fractura’™ expresa la frecuencia de fracturas en una direccién
dada, y el reciproco, la porcion de la matriz delimitada por las fracturas

encontradas en una direccion (espaciamiento de fractura). Cuando la densidad de
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fractura esta relacionada a la litologia, se obtiene otro parametro de particular

interés, llamado intensidad de fractura.

Figura 5. Esquema rumbo-buzamiento®®

Rumbo, Buzamiento
Direccion

1.3  CLASIFICACION DE LOS YACIMIENTOS NATURALMENTE
FRACTURADOS

Muchos autores han presentado diversas clasificaciones; dependiendo de
caracteristica tomada en cuenta para clasificarlos, mencionaremos las que se

trataran en el proyecto,

Maidebor'® clasifica los YNF en:

e Fracturados porosos:

Se caracterizan por tener todo el petréleo almacenado dentro de la matriz. La
fractura tiene una capacidad de almacenamiento despreciable y es
unicamente un canal de alta permeabilidad que permite el flujo de fluidos

hacia el pozo.
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e Fracturados No porosos:

La matriz tiene una capacidad de almacenamiento importante pero baja
permeabilidad. De esta forma, el petroleo que fluye de la matriz hacia la
fractura es muy poco y solo se produce el petroleo existente dentro de las

fracturas.

En el primer tipo de yacimento, estos presentan tasas iniciales de produccion
alta, las cuales declinan drasticamente después de un corto periodo debido a que
el petréleo producible ha sido almacenado en la fractura. Sin embargo en los
YNF la capacidad de almacenamiento depende del grado de fracturamiento y del
valor de porosidad primaria de la formacién motivo por el cual no se puede

despreciar la capacidad de almacenamiento de la fractura.

En muchos yacimientos, capas contiguas de rocas permeables y compactas
reaccionan en forma diferente a los esfuerzos tecténicos, originando un sistema
de capas fracturadas intercaladas entre capas no fracturadas.

Cambios laterales en facies pueden llevar a conducir a yacimientos locales, son
localmente fracturados. Los esfuerzos tectonicos no son uniformes vy la
intensidad del fracturamiento pueden ser mas pronunciada con los rasgos

tectonicos, tales como fallas y pliegues.

Maidebor' concluyé que en YNF la amplitud de la fractura dominé la turbulencia

mientras el yacimiento no se vea afectado por la caida de presion.

1.3.1 Clasificacion de yacimientos segun la capacidad de almacenamiento

La capacidad de almacenamiento esta dada por el producto de la porosidad y la
saturacion de los fluidos presentes en la roca, representando que tantos fluidos

puede acumular el yacimiento®.
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e YACIMIENTO TIPO A :

En este tipo de yacimiento la capacidad de almacenamiento de la matriz es

mucho mayor en relacion con la de las fracturas.

e YACIMIENTO TIPO B :

Estos yacimientos poseen una capacidad de almacenamiento practicamente

igual para la matriz como para la fractura.

e YACIMIENTO TIPO C:

La capacidad de almacenamineto es debida fundamentalmente a las

fracturas, ya que la porosidad de la matriz es despreciable.

Figura 6. Tipos de YNF segln su capacidad de almacenamiento®.

YACIMIENTO TIPO A YACIMIENTO TIPO B YACIMIENTO TIPO C
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14 CARACTERIZACION DE YACIMIENTOS NATURALMENTE
FRACTURADOS

La caracterizacion de yacimiento se define como la construccion de imagenes
tridimensionales (3D) de propiedades petrofisicas que seran usadas para explicar
el comportamiento pasado y para predecir el futuro del yacimiento. Tiene como
objetivo el describir la distribucién espacial de parametros petrofisicos tales

como porosidad, permeabilidad y saturacion usando modelos geoldgicos™.

Figura 7. Modelo 3D balanceado™

La caracterizacion de YNF (NFR) presentan desafios unicos a diferencia de la

realizada en los yacimientos convencionales debido a:

e La necesidad de caracterizar las fracturas, ademas de la matriz.

e La necesidad de caracterizar la interaccion matriz-fractura'®.

El desarrollo del modelamiento y caracterizacion de yacimientos para los YNF se
ha retrasado debido a la dificultad practica en la cuantificacion de los parametros
de matriz y de la fractura. La complejidad de los calculos numeéricos vy
matematicos ha restringido histéricamente el desarrollo del modelamiento de
estos convirtiendo el modelamiento-simulaciéon de YNF en retos diferentes de

los yacimientos con unica porosidad continua.
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La caracterizacion de la fractura incluye parametros tales como: espaciamiento,
longitud, apertura, orientacion y buzamiento, porosidad, conectividad vy

permeabilidad.

Un medio fracturado representa un sistema altamente heterogéneo. El transporte
de fluidos vy la presién dinamica no puede ser completamente reproducido en un
modelo que usa un sistema homogéneo tridimensional®. Pero en los YNF quizas,
deba darse mayor importancia a la caracterizacion de las heterogeneidades de la
fractura. La caracterizacion de los yacimientos depende, mas rigurosamente en los
YNF que en los yacimientos convencionales, de la integracion de los

conocimientos geoldégicos, petrofisicos geofisicos e ingenieria de yacimientos.

Por tal motivo, Baker® recientemente implementaron una metodologia

En la que no solo se hace la caracterizacion de la fractura, igual a la de la matriz,
sino tiene como diferencia la descripcion de ambas, pero se dificultad por que
ademas debe contar con la interaccion entre el sistema matriz-fractura la cual

debe ser cuidadosamente modelada.

Recientemente se implemento un procedimiento combinando esencialmente
técnica “avanzada’ aprovechando la simulacion, tipicamente usada por
geocientificos, con un “método inverso” usualmente incorporadas por ingenieros
de yacimientos. Estos métodos mencionados, han sido aplicados en la evaluacién

de los YNF, pero en relativa independencia.

Figura 8. Representaciéon modelo yacimiento (tomado de Warren and Root, 1963)%°

A FRACTURA
MATRIX MATRIX  FracTURA

VACIMIENTO REAL MOOELD MDEALIZADD
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e El método de avance aprovecha varios estudios y evaluaciones de causas
de la fractura natural y esto es asociado con propiedades intrinsecas de las

mismas (espacio, altura, distribucién de fuerzas, etc.).

e Latécnicainversa se centra en el efecto creado por las fracturas (analisis

de declinacion, balance de materiales, productividad).

Se muestra como una poderosa metodologia mejorada es creada para la
evaluacién de YNF, cuando se combinan estas dos técnicas, que histéricamente

se han aplicado aisladamente.

El desarrollo del modelamiento y caracterizacién de YNF tiene simple dominio de
flujo de la matriz en el sistema de la roca debido a la limitacion practica en

cuantificar ambos parametros matriz —fractura.

El complemento de calculos numéricos y matematicos tiene un contraste a través

del tiempo en el desarrollo de modelamiento en YNF.

1.4.1 Técnica de avance geoldgica

En la parte del campo de la geologia han sido numerosos los intentos por
compilar la estadistica de los distintos parametros de fractura con relacion al
espaciamiento, altura, apertura, orientaciéon y longitud de la fractura para
subsecuentemente escalar una respectiva porosidad y permeabilidad efectiva de
estas. Este caracteriza el yacimiento desde la perspectiva de que se creo un
conjunto geoldgico o causa del ambiente geoldgico, como opuesto al efecto de lo
que produce la presencia de la fractura (usualmente esta preocupacién es de la

ingenieria).
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Espacio de la fractura, apertura, longitud y conectividad son funciones de®:

e Porosidad
e Litologia
e Posicion estructural.

e Fragilidad de la roca

Uno de los objetivos de un modelo de fracturas es generar relaciones empiricas y
analiticas que incorporen los parametros de fracturas y los factores que la
controlan. Se requiere cierta cantidad de muestras del yacimiento para
caracterizar las fracturas, desafortunadamente la falta de muestras es un

problema comun en los yacimientos fracturados.

Los afloramientos son un recurso representativo para obtener datos de longitud y
conectividad de fracturas®’. Los pozos verticales tienen baja probabilidad de
interceptar fracturas verticales. Los corazones de pozos horizontales perforados
perpendicularmente a los sistemas de fractura, también dan una idea de la

longitud o del espaciamiento entre fracturas.

Por lo tanto, el alcance relativamente limitado de los corazones de pozos
verticales hace improbable obtener una muestra potencialmente representativa.
Para diversidad de campos desarrollados actualmente, los datos para
correlacionar variables resultan insuficientes. Los datos obtenidos a partir de la
ingenieria pueden registrar un gran numero de fracturas, es decir, a partir de
datos de transiente de presion o de produccion a gran escala; pero estos analisis
no pueden generar parametros especificos de fractura. Los parametros de fractura
y las relaciones empiricas deben ser derivados de afloramiento de analogias de

2 A pesar del tamaiio de la muestra relativamente pequefio, el método

campos
avanzado es critico porque normalmente es usado en zonas o areas especificas.
Aunque los promedios de espaciamiento y apertura de fracturas son utiles, hay

una amplia evidencia de campo que indica que solo unas pocas fracturas son
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hidraulicamente activas y que el flujo de fluidos es posiblemente dominado por

valores extremos del medio fracturado.

Figura 9. Muestra de corazén con fracturas-Enlace con Registros®

Los estudios de afloramiento pueden dar informacion valiosa sobre espaciamiento,
longitud, direccién y conectividad de la fractura. Sin embargo, como Friedman y
colaboradores® lo demostraron, el desgaste y los efectos de esfuerzos
posiblemente afecten los parametros del afloramiento haciéndolos diferentes de
su condicion “in situ”. Las dimensiones de los bloques de la matriz son factores
que controlan el proceso de recobro. El espaciamiento entre fracturas o la
determinacion de la distribucion del volumen del bloque es por consiguiente
critico. Por lo cual el estudio de afloramientos es importante, a pesar de las

restricciones.

Para incrementar el numero de variables y el alcance areal / vertical del
yacimiento, es necesario usar la técnica “inversa”. Una técnica inversa es aquella
en donde el efecto o la respuesta dinamica del sistema a gran escala son

medidos y posteriormente usada para inferir caracteristicas a menor escala.
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La prueba de trazadores, los datos de historias de produccién y las pruebas de
transiente de presion permiten en gran medida generar soluciones inversas para

cuantificar la longitud, permeabilidad y conectividad de fractura®.

1.4.1.2 Técnica inversa ingenieria

Del aporte de la ingenieria, han sido muchos los adelantos para comprender la
naturaleza del sistemas de fracturas usando permeabilidad e intensidad de las
fracturas derivadas de pruebas de presidon y datos de produccion,
infortunadamente los datos de trasiente de presion y produccion estan basado en
modelos ideales de “cubos de azucar” para simplificar las asunciones #** pero que
limitan la realidad de lo que ocurre en el yacimiento, heterogeneidades y cambios
en flujo. La mayoria de pruebas de ascenso (build-up) y largas prueba de
produccién, no se dan en zonas especificas, y por consiguiente se disminuye la

efectividad en la caracterizacion.

Existe un gran volumen de literatura de ingenieria de yacimientos dedicado a
resolver el problema del transiente de presion para un sistema de “doble
porosidad”. En teoria, los resultados obtenidos a partir de una prueba de presion
pueden ser usados para determinar el espaciamiento efectivo de la fractura'; sin
embargo en el 90% de los YNF en la literatura, muestran que un sistema de
porosidad simple puede ser usado para obtener un ajuste razonable del
comportamiento de ascenso de presion. El ajuste es finalmente obtenido con una
permeabilidad efectiva mas alta cuando es comparada con la permeabilidad de la

matriz®.

En resumen, tanto el método geoldgico (avance) como la técnica de ingenieria
(Inverso) tiene limitaciones debido a la falta de muestras de sistemas de fractura
“in situ”, y al uso de modelos tedricos que utilizan representaciones simplificadas
de sistemas reales de fractura. Estos métodos, no caracterizan adecuadamente

los sistemas de fractura por si solos. Este es el principal problema, ya que a largo
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plazo, la entrega o rendimiento, y las reservas del yacimiento son controlados por
la permeabilidad efectiva. La combinacion de los métodos “avance” e “inverso” sin
embargo, permite reducir el grado de incertidumbre y construir modelos mas

reales de los YNF.

1.4.1.3 Integracion de las dos técnicas

Es determinante identificar en estudios iniciales de yacimientos *:

e Razones de creacidon del sistema de fracturas ( el ambiente regional, de
fallamiento, o de plegamiento),

e Las caracteristicas del sistema matriz-fractura (los tipos de fractura,
longitud, tamafio, espaciamiento, etc).

e La permeabilidad y la porosidad de la matriz.

e El grado de comunicacién entre la matriz y la fractura.

Determinar como se formaron las fracturas da importantes indicios de la
distribucion areal y vertical de las mismas, a demas de un probable mecanismo de

recobro?'.

Los dos principales parametros que controlan el recobro en los YNF son #:

e La magnitud y heterogeneidad de la permeabilidad de la fractura.

e El grado de comunicacion matriz-fractura.

La magnitud de la permeabilidad de fractura controla la adecuada entrega del
yacimiento, mientras que la heterogeneidad de la fractura controla el grado de
influjo del agua/ gas °. Una buena comunicacién matriz-fractura es esencial para la

productividad en el tiempo o para altos factores de recobro.
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La comunicacion matriz-fractura depende del espaciamiento entre fracturas, a
demas de la permeabilidad de matriz. Estos dos parametros determinan el
mecanismo de empuje del yacimiento. Si el espaciamiento entre fracturas es
pequeno y / o la permeabilidad de matriz es alta, se desarrolla una inyeccion de
agua (imbibicién) y un mecanismo de drenaje gravitacional muy eficiente. Por el
contrario, una baja permeabilidad de matriz y/o un amplio espaciamiento entre
fracturas, muchas veces resulta en la canalizacion de la matriz por el influjo de

fluidos inyectados o del acuifero, produciendo por lo tanto, recobros mas bajos’.

El corte (cutt off) de la permeabilidad productiva controla el OOIP (Original Qil in
Place). Desde una perspectiva mecanica', la permeabilidad proporciona una
manera de medir la fragilidad de la roca, por lo tanto, la intensidad de
fracturamiento. Por consiguiente, la permeabilidad de matriz debe ser considerada

cuidadosamente en todos los estudios de YNF.

La clave para el éxito en la caracterizacion esta®:

e Enfocar variables primordiales que dominan el proceso de recobro.

e Usar técnicas que combinen, de forma mas exacta, pruebas “micro escala
(analisis de corazones) con pruebas a gran escala (pruebas de ascenso
build-up) que implicitamente promedien las caracteristicas del yacimiento

sobre grandes volumenes de roca.

Interaccion matriz —fractura

El analisis de corazones y las herramientas de registros como el FMS (formation
micro-scanner) dan un estimativo de la permeabilidad de la matriz vy el
espaciamiento en las fracturas, respectivamente®. Estas variables, proporcionan

datos suficientes para estimar el grado de comunicacién matriz-fractura.
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Algunos métodos alternativos, tales como los datos de declinacion de produccion,
complementados con los datos de transiente de presion, ayudan a confirmar los

parametros de las funciones de transferencia a gran escala.

Las caracteristicas de declinacién pueden proporcionar informacion importante
sobre el volumen, conectividad y permeabilidad de la fractura °. El volumen de
hidrocarburos presentes en las fracturas de alta permeabilidad sera producido
rapidamente. Después de este periodo de produccién, la tasa de aceite decrecera
rapidamente antes de estabilizarse en una tasa de declinacion mas baja. El
espaciamiento de fractura, el grado de comunicacion entre la fractura y la matriz, y
ademas, el mecanismo de empuje, controlaran esta tasa estabilizada de

produccion.

e Determinacion de los parametros de fractura

Como se menciono anteriormente, la permeabilidad, la conectividad y la
distribucion de fractura, en empujes de agua, imbibicion o empujes por capa de
gas, son los factores criticos que controlan el recobro de aceite. ElI parametro
clave, que gobierna la conectividad entre pozos inyectores vy productores, es la

permeabilidad de la fractura °.

Desafortunadamente las graficas de porosidad-permeabilidad, derivadas a partir
de datos de corazones rara vez tienen algun significado fisico para los
yacimientos naturalmente fracturados, ya que estas simplemente representan las
propiedades de la matriz ademas, los registros convencionales en hueco abierto
son limitados cuando predicen la distribucién y permeabilidad de la fractura #. El
punto clave para el éxito en la caracterizacion de la fractura esta en desarrollar
relaciones empiricas que puedan relacionar el espaciamiento de fractura con la
litologia, posicion de la estructura, propiedades de la roca o espesor de los

estratos *', como se muestra en la figura 10.
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Inicialmente, un modelo tedrico-geoldgico de fractura debe ser planteado con base
en una combinacién de datos analogos, corazones de afloramiento, y datos
FMS/FMI. El principal objetivo de estos modelos geologicos de fractura, es
establecer la relacion empirica entre parametros de fractura y porosidad, litologia,
estructura y fragilidad de la roca. Estos modelos geologicos de fractura,
normalmente tienen dificultades, ya que la conectividad y la longitud individual de

fractura no han sido bien definidas.

Las pruebas de ascenso (build-up) y los datos de produccion pueden ser usados
para determinar la permeabilidad efectiva, pero sin ser muy sensibles a la longitud
y al tamafo de las fracturas, a demas de la conectividad. Combinar el analisis a
partir de los modelos geoldgicos conceptuales de fractura con datos de
ingenieria, permite determinar estos parametros. La conectividad de la fractura

puede ser definida por dato de produccion y de presion.

La metodologia anteriormente explicada, fue aplicada exitosamente en la
obtencion de los parametros para la caracterizacion de los yacimientos
naturalmente fracturados, en tres famosos campos Weyburn, Spraberry y
Waterton °.
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Figura 10. Diagrama de flujo de datos para caracterizacion de permeabilidad en
YNF. Tomado de Baker et al®
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permeabilidad, espesor neto productor, litologia, nos permite determinar valores
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de reservas totales, si la acumulacion de hidrocarburos es un negocio

comercialmente rentable®.

Para YNF con un unico conjunto de fracturas, la direccion de flujo de fluidos
preferencial es paralela a la tendencia de las mismas, por lo tanto, se asume que
las propiedades de flujo de fluidos de las fracturas son estaticas y en

consecuencia constantes con el tiempo.

No obstante trabajos de laboratorio y campo demuestran que los YNF
representan sistemas sensitivos y dindmicos que requieren especial cuidado
durante todas sus etapas de desarrollo y deplecion. Una caracterizacion
inapropiada de los yacimientos puede ocasionar que las operaciones realizadas
sobre los mismos, causen dafios irreversibles que pueden reducir

significativamente la tasa de produccion (Osorio 2001)™.

Por las razones expuestas YNF son mas dificiles de evaluar que los yacimientos
de arenas convencionales. Su caracterizacion puede involucrar de manera general
dos pasos fundamentales, realizar una interpretacion del origen de los sistemas
fracturados presentes, lo cual da una idea de la geometria y distribucion de
fracturas; esté ultimo sugiere la caracterizacion del sistema fracturado en termino
de su morfologia fisica, distribucion y estimacion de las propiedades petrofisicas

del yacimiento.

En la mayoria de los YNF gran parte de la capacidad de flujo es debida a las
fracturas, las cuales conectan bloques de matriz con la cara del pozo para que los
fluidos se puedan producir. En tales yacimientos, los mecanismos fisicos que
hacen posible que los fluidos sean producidos son los siguientes (Schlumberger,
2001)*":
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e Expansién de petréleo:

Cuando hay diferencial de presion en el subsistema fracturado, el petroleo fluira de
la matriz para equilibrar los gradientes de presién en ambos componentes del
sistema. Este mecanismo de produccion puede ser concebido como la expansién
del petroleo dentro de los bloques de matriz, cuando la presion del yacimiento
esta por encima de la presiéon de burbuja, o por expansion de la capa de gas,

cuando este se haya por debajo de tal presion.

e Imbibicidn:

En un YNF que se halle mojado por agua, el subsistema matriz tendra una presién
capilar agua-petréleo positiva. Cuando se introduce agua en las fracturas, el agua
fluira y se desplazara por accién de las fuerzas capilares dentro de la matriz
desplazando al petroleo que se halla alli almacenado. En yacimientos en los que
haya presencia de gas, el petrdleo sera la fase mojante y el gas la fase no

mojante, presentandose también la imbibicién.
Si no hay drenaje gravitacional, entonces la producion de petroleo seguira hasta
alcanzar la saturacion residual de petréleo, es decir, la saturacién a la cual se

equilibraran las fuerzas capilares entre la fase mojante y no mojante.

e Drenaje Gravitacional:

Este tipo de mecanismo de produccion se presenta cuando hay una diferencia de
densidades entre la fase agua-petréleo, a través de la matriz, lo cual origina el
intercambio de fluidos entre matriz y las fracturas, ya que la fase mas pesada
forzara a la fase mas liviana para que fluya a través de las fracturas hacia los

pozos y esta se pueda producir.
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e Difusion Molecular:

La difusién molecular, consiste en la vaporizacion de los componentes del gas y
del petréleo dentro de ambas fases. Por ejemplo, el modelo de gas condensado
en el que no haya petroleo presente, el gas se difundira de una regién de bajo
radio de vaporizacion petréleo-gas hacia una region de alto radio de vaporizacion
petroleo-gas, por su parte, las moleculas pesadas que se hayan vaporizado,
fluiran en la direccion opuesta, es decir, de la region de alto radio de vaporizacién

petroleo-gas, hacia la de mas bajo radio.

La difusion molecular del gas y del petrdleo entre los subsistemas matriz y
fracturas, puede llegar a ser un mecanismo de produccion significativo de la
matriz, en especial en yacimientos de gas condensado, como es el caso de los

yacimientos del Piedemonte Llanero colombiano.

e Desplazamiento Viscoso:

Consiste en el movimiento de los fluidos?® cuando un diferencial de presion es
aplicado a través del yacimiento. En un YNF con un gradiente de presion en el
subsitema fracturas, el fluido se movera a través de estas hacia los pozos debido

a que los fluidos intentaran mantener el equilibrio hidrostatico en el sistema.

En muchas ocasiones, el gradiente de presion es pequefio debido a que las
fracturas presentan una alta permeabilidad efectiva, en esos casos, sera
razonable ignorar el desplazamiento viscoso de los fluidos de la matriz por el
gradiente de presion que se halla en las fracturas. Sin embargo, si las fracturas
tienen una permeabilidad moderada,en relacién con la de la matriz, entonces es
de esperar que el flujo desde y hacia la matriz, causado por el gradiente de
presion a través de las fracturas, actue como un mecanismo significativo de

produccion.
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Los dos primeros mecanismos de flujo tratados antes, son los que predominan en
la mayoria de los YNF, aunque en algunos casos el drenaje gravitacional puede

ser un mecanismo importante de produccion.

Los ultimos dos mecanismos pueden ser despreciados, ya que su aporte no es
sigificativo al compararlo con el que presentan los demas. En los Yacimientos NO
fracturados, el principal mecanismo de produccién es el deplazamiento viscoso
(Sarma, 2003)*.

1.6 PROPIEDADES PETROFISICAS

Cuando existen grandes cantidades de hidrocarburos y baja saturacion de agua
,el agua permanece como una pelicula delgada en los granos Yy alrededor de los

puntos de contacto entre granos lo cual indica que el tamafo del grano es grande.

Todas estas propiedades (porosidad, permeabilidad y saturacion de fluidos) se
pueden determinar por metodos directos sobre pequefias muestras de roca de la
formacién por medio de analisis de corazones y de su exactitud depende en

gran parte el éxito del recobro de aceite del yacimiento.

1.6.1 Porosidad

Es una medida de los espacios vacios que posee la roca en donde se pueden

albergar los fluidos, entre otros los hidrocarburos®.

e Laporosidad total :

Es la medida de todos los espacios vacios, teniendo en cuenta los espacios

conectados y no conectados.
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e Laporosidad efectiva:
Es una medida de sdlo aquellos espacios vacios que estan interconectados.

La porosidad se puede obtener en el laboratorio o desde registros® y representa el

volumen vacio como porcentaje del volumen total asi:
9= (VP M )lOO: (VT -V )109/\/T

Donde :

V, = es el volumen vacio o poroso

es el volumen total

<
Il

V. =es el volumen de grano

Para la medicion de la porosidad de una muestra de roca se requiere la
determinacion de dos valores, volumen poroso y volumen total, o volumen de
grano y volumen total. Debido a que las rocas son de forma irregular, el volumen
total en muestras de rocas se puede determinar midiendo la cantidad de fluido que
la muestra desplaza (principio de Arquimedes), el volumen que ocupa el fluido en
la roca (volumen poroso), se puede medir directamente registrando el peso de la
muestra seca y el peso de la muestra saturada con un fluido mojante, el volumen
de grano se mide triturando la muestra y determinando la cantidad de fluido que
desplazan los granos. En este caso, se determina exactamente la porosidad total,
pero por supuesto, la muestra queda destruida. El volumen de grano también se
puede determinar si se conoce la densidad de grano y el peso de la muestra seca.

A partir de la ecuacion:

Vi = Pg/pg
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Donde:

Vv, = volumen de grano
P, = Peso del grano

Py = Densidad de grano

La roca de yacimientos naturalmente fracturados esta compuesta de dos
subsistemas' de porosidad, una intergranular formada por espacios vacios entre
los granos de roca y la otra por espacios vacios de fractura o vugs. El primer
tipo es llamado:

e Porosidad primaria Se encuentra en arenas o calizas.

El segundo tipo es llamado:

e Porosidad secudaria o, cuando refiriendose a solo vugs o fracturas, recibe el

nombre tambien de porosidad vugular o de fractura.

Figura 11. Representacion de porosidades. Tomado de van-gofl*’

granos

Esta ultima es generalmente encontrada en rocas compactas, rocas fragiles de
relativa baja porosidad intergranular, como calizas compactas, shale, sill. Esta es
causada por fracturamiento de la roca, o disolucion por circulacién de agua. Es
reducida a través del tiempo abriéndose con fuertes minerales de cualquier

composicion de la matriz. Estos minerales son el resultado de disolucion y
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precipitacion. En rocas de carbonatos, como calizas y dolomitas, la solucion de
canales o los vugs son formados durante ambientacibn o boreal en la base
sedimentaria. Una cierta orientacién preferencial vertical de fracturas, ocurren en
largas estructuras formadas por calizas, dolomita, sill. Pueden ser resultado de

tectonica o esfuerzo de carga litostatica la cual reduce la cohesion de la roca.

En un YNF la porosidad total es la suma de la porosidad primaria y porosidad

¢t :¢f +¢m

secundaria

Donde:

¢t = Porosidad total

¢f = Porosidad de fractura

¢m = Porosidad de matriz

Esta porosidad total es el equivalente para la definicion estatica de fuerzas en la

roca o espacios vacios totales.

1.7 PERMEABILIDAD

Es una medida inherente de la roca, da una proporcion de la facultad que tiene la

formacion para transmitir fluidos permitiendo su movimiento a través de canales

interconectados que constituyen el volumen poroso?®.

o Esta propiedad puede ser medida en el laboratorio en muestras cilindricas de
roca y puede ser calculada por la siguiente expresion, asumiendo flujo laminar

y que solo un fluido fluye por el medio poroso.

K =(Q/A)fu)L/dP)
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Donde

Q/ A= es el volumen de flujo por unidad de area
i =es la viscosidad del fluido

L/dP =es el gradiente de presion en la direccién de flujo

e La unidad basica de la permeabilidad es el darcy.

e Permeabilidad ABSOLUTA

Es aquella que tiene la roca a un fluido cuando la roca esta 100% saturada con

ese fluido. No cambia teéricamente.

e Permeabilidad EFECTIVA

Es la medida relativa de la conductividad de un medio poroso a un fluido
especifico cuando la roca esta saturada con mas de un fluido. Se supone que
cada liquido es indenpendiente y considerado inmiscible por lo tanto la ley de

Darcy puede aplicarse separadamente a cada liquido.

e Permeabilidad RELATIVA

Es la relacion o razén entre la permeabilidad efectiva y absoluta, se expresa en

forma fraccional. Existen permeabilidades relativas y efectivas a los fluidos

generalmente que se encuentra en el yacimiento: petréleo, agua, gas.

e Permeabilidad KLINKERBERG

La permeabilidad a un gas es una funcion del recorrido libre promedio a las

moleculas de gas. El camino libre es una funcion del tamafio molecular a demas

de la temperatura y presion por lo tanto cuando el recorrido libre promedio es
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pequefio como en el caso de una alta presion, se espera que la permeabilidad a

los gases se aproxime a la de los liquidos.

e Permeabilidad de fractura

El establecimiento de permeabilidad basica en el caso de yacimentos
convencionales es valida en el caso de YNF. Pero en presencia de dos sistemas
matriz/fractura, la permeabilidad puede redefinirse como permeabilidad de la
matriz, permeabilidad de la fractura y permeabilidad del sistema matriz-

fractura®’.

Esta redefinicion de permeabilidad puede crear alguna confusion especialmente
en lo concerniente a permeabilidad de fractura la cual puede ser interpretada
como unica para una sola fractura o para una red de fracturas, o algunas veces

como la permeabilidad del volumen (matriz-fractura)-fractura.

1.7.1 Permeabilidad intrinseca de fractura

Esta asociada a la medicion de conductividad del flujo de fluidos comprendiendo
a la fractura como unica o como una red de fractura aislada independiente de su
alrededor (matriz) esto es en factibilidad, la conductividad del unico canal o grupo
de canales"”. En el caso donde es una unica fractura el flujo de la seccién
transversal es atravesado solo por la fractura (area vacia)(excluyendo los
alrededores del area de la matriz). La presencia de fracturas interconectadas
incrementa la permeabilidad de la fractura y tasas alrededor de ellas. Si las
fracturas son abiertas no cementadas, y no selladas se incrementa sobremanera
la permeabilidad de la roca. Haciendo posible estimar la permeabilidad de la

fractura y el flujo a través de la misma.
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1.8 SATURACION

e La saturacién es la cantidad de fluido que contiene una roca y se expresa

como un porcentaje del espacio poroso®.

e Si una roca esta 100% saturada de agua, significa que todo el espacio
poroso es ocupado por agua, pero generalmente en los yacimientos las

rocas contienen ademas de agua, gas y petroleo en cantidades variables.

e Para un fluido en particular, por ejemplo agua, la saturacion Sw, esta dada

por:

Donde:

S,, = Saturacion de agua
V,, =Volumen de agua en la roca

V, =Volumen poroso total de la roca

1.9 PRESION CAPILAR

Las caracteristicas capilares de los medios porosos constituidas por aquellos
fendmenos microscopicos que tienen su origen en la interaccion superficial de
la fases presentes en el medio, constituyen el fundamento de la ingenieria de
petroleos, por eso no es raro encontrar fendmenos capilares en aspectos

bastante desligados entre si, dentro de la ingenieria de yacimientos.

Como los medios porosos reales muestran una amplia heterogeneidad, tanto en

la forma como en su naturaleza, comunmente se utilizan como hipoétesis
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simplificada modelos capilares por lo cual los resultados se aproximaran a la

realidad en tanto los modelos asumidos lo hagan.

La roca del yacimiento contiene tipicamente las fases inmiscibles: petréleo, agua,
y gas. Las fuerzas que tienen estos liquidos en el equilibrio uno con el otro y con la
roca son las expresiones de fuerzas capilares®. Durante un proceso de inyeccién
de agua, estas fuerzas pueden actuar junto con fuerzas de friccion para resistir el

flujo del petrdleo.

Definicidn: La presion capilar es la diferencia de la presion que existe a través de
la interfase que separa dos fluidos inmiscibles. Si la mojabilidad del sistema se
conoce, entonces la presion capilar siempre sera positiva si se define como la

diferencia entre las presiones de la fase mojante y la fase no- mojante®.

Figura 12. Balance de fuerzas o, o,,,0,, Adaptado de CAROLINE HUET®.

Cada variable representa:

P. =Presion capilar
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P, =Presion fase no-mojante

P, =Presion de la fase mojante

Para un sistema de agua —aceite (la fase mojante es el agua) y se obtiene:
P.=P -P,

Donde

P. =Presion capilar

P, =Presion fase aceite

P, =Presion fase agua

Para un sistema gas-aceite (el aceite es la fase mojante):

P,=P,-P,

Donde
P. =Presion capilar
P, =Presion fase aceite

P, =Presion fase gas

1.9.1 ¢(Qué Causan Presiones capilares?

La presion capilar es resultado de la tension interfacial que existe en la interfase
que separa dos fluidos inmiscibles. La tensién interfacial es causada por el

desequilibrio en las fuerzas moleculares de la atraccion experimentada por las
moléculas en la superficie®.

Para moléculas en el interior:
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La fuerza neta = 0 desde que haya suficientes moléculas alrededor para
compensarse

Para moléculas en la superficie:

El resultado neto de fuerzas es una fuerza hacia el interior que causa una tension
tangencial en la superficie. El efecto neto de la tension interfacial es el de tratar de
aminorar el area interfacial en una manera analoga a la tension en una membrana
estirada. Para equilibrar estas fuerzas y para mantener la interfase en el equilibrio,

la presion dentro de la interfase tiene necesidad de ser mas alta que por fuera.

Las fuerzas son reducidas en la interfase debido a:
a) Tension Interfacial.

b) La Presion Externa

El efecto de la tension interfacial es de comprimir la fase no-mojada de la fase
mojada. La fuerza creada por la presion interna lo equilibra. Y es la causa de que

se produzca la presion capilar.

Figura 13. Gréafico de Presién capilar vs. Saturacion de agua -Adaptado de
CAROLINE HUET®,

S

\\\

P

-S1x
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Se usan las curvas de presion capilar para estimar la saturacion de agua connata
inicial del yacimiento referente al aceite-agua original o contacto de gas-agua (Fig.
13). La saturacion de agua irreducible puede ser determinado de estos datos. La
curva se usa a demas para determinar el desplazamiento entre el agua-aceite o

contacto de gas-agua y el nivel de agua-libre®.

También pueden tomarse datos de presidn capilar de drenaje para estimar la
garganta de poro / distribucion tamafio del cuerpo de poro, datos de presion

capilar para evaluar la integridad del yacimiento.

e CURVAS DE PRESION CAPILAR EN SISTEMAS FRACTURADOS

En cualquier tipo de yacimiento la curva de presion capilar desempefia un
papel muy importante; pero para los yacimientos fracturados es mas
representativa que para yacimientos convencionales'. Las fuerzas capilares
en yacimientos fracturados son extremadamente primordiales en el
mecanismo de empuje del yacimiento, mientras que el papel dinamico de las
fuerzas de los yacimientos convencionales es mas limitada. En un yacimiento
fracturado las fuerzas capilares pueden atribuirse al proceso de
desplazamiento dentro dos tipos de procesos de imbibicidon o su opuesto de

drenaje.

La siguiente tabla muestra que tipo de proceso se puede dar en un YNF.

Tabla 1. Procesos de desplazamiento en YNFY

MATRIZ FRACTURA TIPO DE
DESPLAZAMIENTO
Agua Imbibicion
Gas Drenaje
Aceite 0 Gas Drenaje

Gas Agua o Aceite Imbibicion
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1.9.2 Expresiones para presion capilar bajo condiciones constantes

(estaticas de equilibrio)

1.9.2.1 En términos del radio del tubo capilar

Desde que la interfase esta en el equilibrio, la fuerza puede ser equilibrada en
cualquier segmento. Las fuerzas interfaciales son eliminadas tomando como un
cuerpo libre, esa parte de la interfase que no esta en contacto directo con el

solido*. Un equilibrio de la fuerza daria:

(La presion interna - la presion Externa) * Area transversal = la tensién Interfacial

* El area de la Circunferencia.

Figura 14. Balance de fuerzas en un tubo capilar®

%

Fw

Por lo tanto
P, (7r*)= oCos 6(27r)+ P, (ar?)
P. - P,(zr?)=oCos 0(27r)

o = Tension interfacial



6 = Angulo de contacto entre las fases

P, = Presion fase no-mojante
P, = Presion de la fase mojante

r = Radio del tubo capilar

Por la
B 20Cosd
Definicion P =P — Pw, nosotros tenemos: ¢ r

_ 20,,Cos4,,
r

P

c

Para un sistema de gas-agua, el aire es la fase no-mojada. Esta ecuacién es

referida como la ecuacién de Laplace en algunos textos.

Tabla 2. Unidades de presion capilar®

cgs Unidades Unidades de campo :

P =dinas/cm?

h _
P :hﬁﬂop _Mpsi

144 ¢ 144

p=gm/cc
g = cm/ sec’ P P, = 10/ T2
h=cm he fi
Tabla 3. Datos de presion capilar®’
Angulo de Coseno del Tensién GCcoSsa
Propiedad contacto angulo de interfacial
o contacto c
Sistema
Laboratorio
Aire-Agua 0 1.0 72 72
Aceite-Agua 30 0.866 48 42
Aire-Mercurio 140 0.765 480 367
Aire-Aceite 0 1.0 24 24
Yacimiento
Agua-Aceite 30 0.866 30 26
Agua-Gas 0 1.0 50* 50
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*Depende de la Presion y temperatura valores razonables a profundidad de 5000
pies.67

1.9.2.2 En términos de radios de la curvatura de la interfase

La dependencia en la curvatura de la interfase es analizada con la referencia a la
figura 15. Esta figura representa un segmento pequefio de una curva de la
interfase conteniendo el punto P. El punto esta en el centro del segmento, que es

aproximadamente cuadrado en la forma. Las orillas del segmento son cada una de

longitud IE Los angulos son subtendidos por cada arco de media longitud en

aviones ortogonales normales al segmento en P, con radios de curvatura R1y R2

respectivamente®.

Figura 15. Variables radio de curvatura®
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NOTA: R, y R, son los radios de la curvatura de la interfase y no tiene nada que

ver con el radio r de cualquier tubo.

Equilibrando las fuerzas

P.(ICos 0)* = 2(olSen 6,)+ 2(olSen 0,)

Para pequenos ¢, Coséd ~1
Esto es la expresion general para la presion capilar que es aplicable a todos los
sistemas a pesar de la forma. Por ejemplo, puede ser aplicado al caso de dos

platos paralelos separados entre si. En general:

1.9.3 Métodos de medidas de presion capilar

Existen tres métodos de laboratorio que normalmente se usa para medir presion

en una roca:

e El método de plato poroso (estado-restaurado)
e El método de la centrifuga

e Técnica de la inyeccién de mercurio.

Todas las tres pruebas se dirigen en muestras de corazones cortados del
yacimiento, las muestras del corazén se dejan enteras. Fluidos de perforacion,
son retirados del corazén, el procedimiento, manejo, el transporte,
almacenamiento y procesos experimentales pueden alterar el estado natural del

corazon. Por consiguiente, las precauciones especiales son necesarias para evitar
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alterar el estado natural del corazon. Si el estado natural de saturacion del corazén
hubiera sido alterado, entonces debe restaurarse a su estado natural antes de

dirigir cualquier prueba de presion de capilar.

e Corazon fresco:
Son muestras de corazones tomadas de un yacimiento petrolifero con agua o
lodos base aceite que son preservados (con fluidos invadidos) y como
consecuencia son probadas sin limpiar y secar, son los llamados corazones

frescos.

e Corazén de estado-nativo:

Son muestras de corazones recuperados con parte del aceite crudo o fluidos
especiales conocidos que pueden tener influencia minima en la mojabilidad de los
corazones, y se prueba como muestra fresca, llamado el Estado Nativo. Estos
corazones estan en su estado nativo (es decir sin fluidos invadidos). El corazén
viniendo de sobre la zona de transicion debe tener la misma cantidad y
distribucion de agua como en el yacimiento. Estas muestras se prefieren para las

pruebas de desplazamiento de agua.

e Corazén restaurado:

Las muestras de corazén se limpiaron y secaron antes de probar son conocidos
como corazones restaurados. Una ventaja es la permeabilidad de aire y la
porosidad disponible para ayudar en la seleccion de la muestra. Una desventaja
es que esa mojabilidad del corazén y la distribucion espacial de agua dentro del

poro no pueden correlacionar con las del yacimiento.

Las precauciones siguientes pueden ser Utiles obteniendo corazones

representativos si las condiciones de perforaciéon lo permiten.
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1. El uso de lodos base-aceite para minimizar que las arcillas se inchen.

2. El no uso de oxidantes que contaminen el crudo considerandolo como un fluido
del corazon.

3. Los procedimientos de almacenamiento convenientes incluyen sumergimiento

bajo el riesgo de desgasificacion y la preservacion cubierto con laminilla y cera.

Aceite refinado contra aceite crudo

Los aceites refinados son convenientes para la mayoria de las pruebas, y se

prefiere cuando las pruebas estan en las condiciones del ambiente.

Deben probarse aceites crudos usados en pruebas ambiente de los pozos no

productores de agua-vapor de quimicos o de calentadores.

Los aceites crudos precipitan a menudo parafina o asfaltenos a condiciones
ambiente, produciendo datos de prueba invalidos. Se hacen pruebas a
condiciones de yacimiento utilizando crudo vivo a presion y temperatura de este
a menudo siendo superadas dificultades experimentadas con crudos a las

condiciones del ambiente.

Del yacimiento pueden recuperarse muestras fluidas para las pruebas en
corazones especiales usando pruebas técnicas de muestreo de fondo, o

recombinacion del gas del separador y muestras de aceite.
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1.9.3.1 Plato poroso

Figura 16. Equipo de medicion de presion capilar método de plato poroso®.
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El plato poroso es una técnica que emplea una membrana semi-permeable

I
G

i

fuertemente humedecida —con agua, tipicamente hecha de porcelana, celulosa o
fundido de vidrio que tiene poros finos de tamafo uniforme. Cuando se saturd
con una fase mojante, el plato exhibe una presion alta a la entrada de una fase
no-mojante. La muestra del corazdn se expone a la fase no-mojante y una presion

diferencial se aplica entre esa fase y el lado externo del plato.

Asi, la fase no-mojada se fuerza en el corazén, siendo cambiada la fase mojada
de sitio en y a través del plato poroso. El proceso de alcanzar el equilibrio es
mucho mas lento a bajas presiones capilares. En general, se considera que el
método del plato poroso es el mas exacto de los tres mencionados, con tal de que
el tiempo adecuado permita alcanzar el equilibrio. Puede emplearse en medios

heterogéneos o muestras laminadas.

La distribucién de saturacion de los fluidos al final de cada etapa de presion
durante el experimento sea uniforme a lo largo de la muestra, ningun modelo de la

interpretacion se necesita (como al usar el método del centrifugo).
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Sin embargo, un experimento del plato poroso es mucho mas lento que los otros
métodos. Tipicamente, casi un mes puede exigirse para alcanzar el equilibrio a

cada paso.

Procedimiento:

1. Sature la muestra del corazén vy el diafragma con el fluido a ser cambiado de
sitio.

2. Coloque el corazén en el lugar, como en el aparato mostrado

3. Aplique un nivel de presidn, espere que el corazén alcance el equilibrio
estatico.

La presion del capilar = la altura de columna liquida + presion de produccion
aplicada

4. Aumente la presién y repite el paso (3).

5. Grafique la presion capilar contra saturacion.

1.9.3.2 Método de la centrifuga

Figura 17. Equipo de medicién de presién capilar método del centrifugo®
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La técnica de la centrifuga, para la medida de presion capilar en muestras de los
corazones, se introdujo por Hassler y Brunner® y Slobod que requiere dos

pasos:

¢ la medida del fluido del centrifugo,
e Los datos de la produccion y transformacién de esos datos en las curvas

de presion de capilar.

Durante las ultimas décadas se han hecho adelantos en muchos aspectos de
proceso de datos de centrifuga. Sin embargo, se debe tener en mente que no se
ha perfeccionado. Las numerosas publicaciones exigieron proporcionar soluciones

mejoradas mientras unas corrigiéndose, y a veces contradiciéndose.

En la técnica del centrifugo, tapones del corazén individuales que contienen una
saturacion alta de una sola fase estan montados en contenedores para corazones
(coreholders) y puestos en una centrifuga. Los tapones estan en contacto con una

segunda fase fluida.

La fuerza de la centrifuga, aplicada rotando la muestra, genera una pendiente de
presion en cada fase fluida que difiere segun la densidad del fluido. Cuando la
primera fase se produce de un extremo del tapdn del corazén, la segunda fase
entra desde el extremo opuesto para reemplazarlo. La velocidad de la centrifuga
se aumenta entonces y se mantiene constante a cada paso hasta que cesa la
produccién. El método de la centrifuga es mas rapido que el de Plato poroso, pero
no tan rapido como el método de inyeccion de mercurio. Un tipico cronometraje
para cada paso esta de tres a cinco dias. Pero las muestras mas firmes pueden
requerir tiempos de equilibrio mas largos. El método de la centrifuga no es
recomendado para las rocas heterogéneas o laminadas porque el método de

analisis de datos no puede con precision considerar la distribucion de fluidos en
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una roca heterogénea. También, para las rocas muy permeables, pueden

coleccionarse datos muy limitados fiablemente a presiones capilares bajas.

Procedimiento:

1. Ruede a una velocidad constante fija. La fuerza centrifuga cambia de sitio un
poco el liquido que puede leerse a la ventana que usa una luz estroboscopica. Asi,
la saturacion puede obtenerse.

2. La velocidad de rotacidn se convierte a presion capilar que usando ecuaciones
apropiadas.

3. Repita para varias velocidades y grafique presiones capilares - saturacion.

1.9.3.3 Inyeccién de mercurio

Figura 18. Equipo de medicion de presion capilar método de inyeccién de
mercurio
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En la técnica de inyeccidn de mercurio, una muestra que se ha extraido, secado,

y evacuado se sumerge en mercurio liquido. Se aumenta presion entonces el
primer paso (stepwise), y la cantidad de mercurio que entra en la muestra es
medido y convertido a una fase no mojante de saturacion. Desde que el mercurio
se encuentra no-mojado fuertemente en el centro del material, éstas son medidas
de procesos de drenaje. La presion capilar del mercurio liquido es muy alta entre
(5,000-70,000 psi) puede lograrse para caracterizar los poros mas pequefios, y el
meétodo puede aplicarse a pequeias e irregularmente formas de rocas (cortes de

perforacion ej.). Sin embargo, tales medidas normalmente se hacen en la
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ausencia del esfuerzo neto que confina tensién. El método de inyeccién de
mercurio es el mas rapido de los tres métodos pero esta todavia sujeto a errores
asociados con tiempo de equilibrio. Los equilibrios adecuados pueden requerir
mas de un dia o tanto como una semana para la medida, llenado de rocas de baja
calidad. Solo la técnica de inyeccion de mercurio proporciona medidas
convenientes de presion de la entrada, a la presion a la cual la fase mojante

empieza a ser cambiada de sitio por la fase no-mojante.

La técnica de inyeccion de mercurio puede proporcionar datos de presion capilar
tan fiable como el de plato poroso y resultados del método centrifugo, con tal de
que las muestras posean la calidad uniforme, y las pruebas se dirijan bajo tension
confinando con tiempos adecuados permitiendo el equilibrio. De hecho, en tales
situaciones raras, de todos los tres se espera que estas técnicas proporcionen
resultados similares. Sin embargo, desde que el mercurio no es un fluido del
yacimiento, el método no puede reproducir el desplazamiento del fluido del
yacimiento procesado con precision, particularmente en la region de baja

saturacion.

Procedimiento:

1. La muestra del corazén se coloca en un lugar en una camara y lo evacua de
contenido de fluidos.

2. El mercurio se fuerza bajo presion. La cantidad de mercurio que se inyecto
dividido por el volumen del poro es la saturacion de la fase no-mojada. La presion
capilar es la presion de inyeccion.

3. Continva para varias presiones y grafique la presion contra la saturacion del

mercurio.

Ventajas y desventajas de las tres técnicas normalmente usadas para Medidas de
presion de capilar. Comparacion de las diferentes Técnicas para Medir Presion

Capilar



Tabla 4. Comparacién métodos de mediciéon de presion capilar

Caroline HUET) *.

(Tomado

Centrifuga Plato poroso Inyeccién de Mercurio
Ventajas
- Mejor definicibn de | - Mas exacto - Mejor definicion de
bajas presiones Presion de entrada
capilares.

Puede usar moderada
Tension de

confinamiento.

- Heterogéneo /

Muestras laminadas

- Puede probarse en

muestras heterogéneas.

- Puede probarse rocas
irregularmente formadas
(ej. Cortes)

- Puede usar aceite de

- Puede usar aceite del

- Puede usarse para la

los tanque (stocktank) a | tanque (stocktank) tension de
temperatura del | A temperatura del | confinamiento
yacimiento yacimiento. moderada (Pero la
(a 150° F) presion capilar maxima
( mas bajo)
(5,000 psi))
- Mas rapido (dias) - Combin6  presion | - Para presion capilar
capilar /Rt muy alta (70,000 psi,
-presiones capilares | Pero sin confinar
maximas (mayores a | Tension.

1000 psi).
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- Puede usarse
confinando Tension

- Ningun modelo de la
interpretacion es
necesitado debido a

Saturaciones uniformes-
Puede usar corazones

enteros

- Mas rapido (semanas)

Desventajas

- No es representativo
para rocas heterogéneas
La pc

baja ( por encima de

maxima mas

120 psi)

- Modelo de la
interpretacién es
Necesario debido a
Saturaciones no
uniformes

- La tension  del
centrifugo es severa

- Puede usar solo

muestras desgasificadas

-Lento (meses)

- Puede usarse so6lo en
fluidos desgasificados

- No da una medida

buena de presion de

entrada sobre todo en

de

permeabilidad.

rocas alta

- El fluido no-es del
yacimiento.

-efectos de La
contaminacion de la
muestra

- Puede perturbarse
delicadamente si  se

presenta Arcillas.

- No recomendado para
Saturacién de agua inicial
determinada sin
aprobacion de otros

Métodos.
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1.9.3.4 Otros métodos

Método dinamico:

Figura 19. Muestra de corazén en proceso33

i_GAE
CORAZOH

.‘_ ACEITE

1. Se establece flujo simultaneo de dos fluidos en el corazén.
2. Usando discos especiales, la presion de los dos fluidos en el corazén es
moderada.
La diferencia = la presion del Capilar
3. Se cambia la tasa de flujo y de saturacion.

4. Se grafica presidn capilar contra saturacion.

Método del campo:

Una columna larga de medio poroso se pone en contacto con un fluido mojante
basado y suspendido en el campo gravitatorio terrestre. Esperando alcanzar el
equilibrio. Se toman muestras a diferentes alturas y la presion capilar se calcula a

partir de estos datos.
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1.10 MODELOS CAPILARES

Se han desarrollado numerosos modelos para simular las respuestas de presion
capilar de rocas y arenas.

Utilizando algunos parametros, éstos refinan modelos capilares para permitir
variaciones en propiedades de la muestra, tipo de fluido, y la naturaleza

interconectada de la estructura.

e Corey* mostro en 1954 que esas curvas de presion capilar aceite-gas

pueden expresarse como:

CS

Donde

p. = Presion capilar
C = Constante

S. = La saturacion normalizada de la fase mojante

e En 1960, Thomeer® propuso una relacién empirica entre la presién capilar

y la saturacion del mercurio.

L
She | Fo
S

p. = Presion capilar de entrada de Hg

Donde

S\, = La saturacion del mercurio

S,., = La saturacion del mercurio a una presion capilar infinito

F_ = el factor de geometria de poro
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Analizé curvas de presién capilar para definir el interior de la estructura del poro.
El concluyé que la forma de una curva de presion capilar depende de la
geometria de poro. Usando un acercamiento de curva tipo, Thomeer, construyo
una muestra de unas familias de curvas pero ningun dato experimental fue

empleado.

e En 1966, los Brooks y Corey® encontraron una funcién general para

presion capilar:

Donde
p. = Presion capilar
p. = Presion capilar de entrada de Hg

A = el indice de tamafio de distribucion de poro
Este modelo normalmente se usa para los medios porosos interconectados

consolidados.

En 1980, Van Genuchten® adoptdé un modelo de presién capilar para predecir la
conductibilidad hidraulica de muestras insaturadas. Modelo de Van Genuchten®

tiene ventajas sobre el modelo Brooks —Corey®.

e Autores diferentes como Li* y Horne*, Skelt y Harrison* y Lenormand®

han propuesto modelos de presion capilar bajo diferentes condiciones.

El punto comun con estos modelos es que ellos son principalmente empiricos. Los
diferentes parametros no hacen que tenga importancia normalmente fisica. No
obstante, Li** demostré que el modelo de Brook-Corey® tiene una "base tedrica

solida " qué explica por qué este modelo trabaja bien en muchos casos.
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1.11 UNIDADES HIDRAULICAS DE FLUJO

Definicidn: Es un intervalo, estratigraficamente continuo, donde las velocidades
de los procesos, que ocurren en el yacimiento, son similares y las cuales
caracterizan a los procesos geoldgicos Yy sostiene caracteristicas del tipo de

roca*.

El estudio para comprender la variacion compleja de la geometria de poro dentro
de las diferentes litofacies es la clave para la descripcion y exploracién del
yacimiento. Datos de corazones proporcionan informacion sobre varias formas
depocisionales y controles diagenéticos en la geometria de poro. La variacién en
el poro a partir de atributos geométricos en cambio, define la existencia de
distintas zonas (unidades hidraulicas) con similar caracteristicas de flujo de

fluidos.

La discriminacién clasica de tipos de rocas tiene que estar basada en
observaciones geoldgicas subjetivas y en relaciones empiricas entre registros de
permeabilidad vs. Porosidad. Sin embargo, para cualquier porosidad entre un tipo
de roca encontrada, la permeabilidad puede variar por modificaciones en orden

de magnitud, las cuales indican la existencia de varias unidades de flujo.

Las técnicas estan basadas en una modificacion de la ECUACION DE KOZENY-
CARMEN Yy el concepto sobre el conocimiento del radio hidraulico. La ecuacion es
indicada para cualquier unidad hidraulica, un grafico Log-Log de “indice de calidad

del yacimiento “(RQl), el cual es igual a

(0.0314)\/%

Versus “un indice de normalizacion de la porosidad “ (¢5Z) la cual es igual a

¢

(1-¢)
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Con un inclinacion de la linea, con el valor de la pendiente. Se intercepta esta
linea con porosidad igual a 1, designado como “indicador de zona de flujo “(FZI),
es el Unico parametro para cada unidad hidraulica. RQI, (4,) y FZI estan basados
en la porosidad enfatizada y datos de permeabilidad medidos en muestras de

corazones®.
FZI es una correlacién para ciertas combinaciones de herramientas de graficos
log-log responsables del desarrollo de modelos de regresion lineal para

prediccion de permeabilidades en pozos con intervalos corazonados y no

corazonados.

1.11.1 Caracterizaciéon de las unidades hidraulicas

Figura 20. Unidades hidraulicas de flujo de arenas con contenido de arcilla 1-12%*

e

Uno de los mas importantes retos nacientes y existentes geocientificos e
ingeniériles esta en mejorar las técnicas de descripcion de yacimientos
permitiendo la reduccién de la cantidad de hidrocarburos residuales. La
determinacion exacta del cuerpo del poro, atributos de garganta y distribucién de
fluidos son elementos centrales en el mejoramiento de la descripcidn de
yacimientos. Diversas técnicas son utilizadas para establecer patrones acerca de

litologia, secuencias reposicionales, diagénesis y contenido de fluidos*.
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Las inferencias estan basadas en modelos empiricos utilizando correlaciones
entre respuesta de estas herramientas relacionadas con propiedades de rocas y
de los fluidos. En muchas instancias, infortunadamente, los modelos de
correlacion no pueden ser usados globalmente debido a que una cantidad de

factores que son influenciados no son considerados en estos modelos.

Factores incluidos son:

1. La presencia de feldespato, potasio, zirconio etc. causan errores en el

calculo de V,, a partir del registro gamma —ray.

2. Microporosidad en caolinitas, chert, etc. leyendo altos valores aparentes
para el calculo de saturacion de agua.
3. Siderita, pirita, barita, esméctica influenciando la resistividad y la porosidad

medida por registros de densidad y neutron.

La clave para mejorar la determinacion de reservas y el mejoramiento de la
produccién no esta basado en el uso de correlaciones empiricas. Esta en el
establecimiento de relaciones causales entre datos derivados de corazones,
datos microscoépicos de garganta de poro, parametros y atributos macroscopicos
derivados de registros. Esa correcta interrelacion tedrica puede ser usada como
variable de entrada para calibrar registros y para mejorar la  descripcién del

yacimiento.

Una nueva metodologia practica y tedrica es introducida para identificar y
caracterizar unidades hidraulicas dentro de unidades geoldgicas (facies). Esta
metodologia usa datos de corazones Yy desarrolla el entendimiento de la
variacion compleja de la geometria de poro dentro de diferentes litofacies. Datos
de corazones proporcionan informacién de variaciéon deposicional y control
diagenético en la geometria de poro. Variacion en los atributos de la geometria de
poro, en cambio, define la existencia de distintas zonas (unidades hidraulicas)

con similares caracteristicas de flujo del fluido. una unidad hidraulica ( geometria
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de poro) esta definida como elemento representativo de volumen (REV) “ el total
de la roca de el yacimiento dentro de una geologia y propiedades petrofisica que
afectan el flujo de fluidos son internamente consistente y predecibles con la

diferencia de propiedades de otro volumen de roca ,

Las Unidades hidraulicas estan relacionadas con la distribuciéon de facies
geoldgicas, pero no necesariamente coinciden con limites de facies®. Por otra

parte, las unidades hidraulicas no pueden ser verificadas continuamente.

Las Unidades hidraulicas estan definidas por:
(a) Atributos geoldgicos de textura. Mineralogia, estructura  sedimentaria,
contactos vy barreras naturales de permeabilidad.

(b) Propiedades petrofisicas de porosidad, permeabilidad y presion capilar.

Relacién de porosidad —permeabilidad clasica

El conocimiento de permeabilidad y distribucién de permeabilidad es critica para
la descripcion efectiva del yacimiento. Varios autores no tienen en cuenta la
importancia de estos parametros para planificacion e implementacion completas
estrategias para el mejoramiento de programas de inyeccion de agua y de la
construccion representativa de modelos de simulacion o para el manejo efectivo
de un yacimientos, permeabilidad y distribucién de permeabilidad son usualmente
determinadas de datos de corazones. Sin embargo, muchos pozos no son a
menudo corazonados. Como resultado, la permeabilidad es estimada en
secciones no corazonadas del pozo de relaciones de porosidad versus
permeabilidad estas son obtenidas de conjuntos estadisticos de datos. En zonas

no corazonadas, permeabilidades empiricas son estimadas de registro de

(log k = a¢ + b))

porosidad usando
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Donde
a ,b son constantes.

Esto es aparentemente una base tedrica. Es aqui cuando se introducen las

relaciones con los nuevos parametros radio medio hidraulico, RQl y FZI.

1.11.2 Significado geologico del FZI

Técnicas estadisticas basadas solo en variacion de la permeabilidad han sido
usadas previamente por investigadores* para zonas del yacimiento dentro de los
estratos. El problema esta en que estas aproximaciones ignoran los atributos

4% el FZI es un unico

geoldgicos para el control de zonacion del yacimiento
parametro que incorpora atributos geoldgicos de textura y mineralogia en la

discriminacion de diversas geometrias de poro en facies. (Unidades hidraulicas).

Datos muestran la excelente correlacion entre Sy, (de presiones capilares) area
de la superficie de (NMR), porcentaje en peso de granos con tamafios menores
que 30 micrones, y FZI. La relacion entre Sy, y FZI puede ser representada

matematicamente por la siguiente expresion

oot ]
a+bFzlI—

a=1.12 ,b=05634c=1.44 Yr?=0.998.

1.11.3 Proceso de Zonacién de Unidades hidraulicas

El proceso de zonacion de unidades hidraulicas involucra la aplicacion de
técnicas estadisticas clasicas incluyendo los diagramas de frecuencia/histograma,
pruebas de normalizacién, Analisis cluster, y analisis del error para diferenciacion
de las unidades hidraulicas. El histograma de frecuencia de un FZI uni-

dimensional acoplado con una prueba clasica para distribucién normal fue usado
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para distinguir varias familias de unidades hidraulicas. Documentado por normas
estadisticas estandar “° distribuciones de las variables intrinsecas y unimodales
dentro de cualquier poblacion homogénea dada es aproximada a una distribucion
normal. Una grafica de probabilidad de la variable de distribucion normal y
unimodal produce a menudo una linea recta. En contraste, la existencia de
multiples subgrupos homogéneos dentro de una poblacién da lugar con frecuencia
a las distribuciones del multimodales y asi resultados en multiples lineas rectas en
una grafica de probabilidad. La determinacion del numero especifico de unidades
hidraulicas es limitada por errores aleatorios en la porosidad y permeabilidad en
los datos con los cuales se computa el FZI. La magnitud de los errores aleatorios

puede ser estimada por la técnica de raiz cuadrada de la media.*’

Todas las muestras con el coeficiente de variacion (AFZI/FzI> 0.5)
generalmente son consideradas inestable y por consiguiente no se recomienda el

uso en el Proceso de zonacidon de unidades hidraulicas.
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CAPITULO Il

2. PRESENTACION DE MODELOS

En este capitulo se presenta un conjunto de las mas importantes deducciones y
correlaciones que sirvieron de guia y fundamento para construir el modelo

matematico que desarrollaremos en el capitulo siguiente.

2.1 LA APLICACION PARA PLATOS PARALELOS

Considere dos platos paralelos de vidrio separados por un espacio a una posicion
- altura del liquido en el agua. La expresion para la presion capilar y la altura a
que el liquido subira entre los platos pueden ser obtenidas de la expresion general
para la presion capilar en términos de los radios de la interfase de la siguiente

manera®:

Figura 21. Grafico definicién de el modelo de platos paralelos®

=T
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&3
R=ol—+—
En general, R R

Para el caso de platos paralelos R= 2cosa ,y Rp=o
b _ (ZCos a l )
Por lo tanto, 0
20Cos o
Estoes, ° - b donde a es el angulo de contacto.

Nota: aunque esta ecuacion parezca semejante a la de un tubo, los
denominadores no son los mismos. En este caso, b es la separacion entre los
platos, y no el radio de ningun tubo.

La altura a que el liquido subira puede ser obtenido igualando las dos expresiones:

20Cos «
b
B 20Cos o

hpg =

De donde se tiene que bog

2.1.1 Definicion de modelos de permeabilidad

Las medidas de permeabilidad en muestras de corazones estan basadas en la
observacion, bajo condiciones de estado-continuo de flujo, el gradiente de presion
es constante y directamente proporcional a la velocidad del fluido. Esta constante

de proporcionalidad, es definida por la ley de Darcy:

k, Es la permeabilidad absoluta del corazén.
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Archie® presento un modelo conceptual donde todas las propiedades petrofisicas
podrian ser "Inter.-relacionadas" esto se muestra en Fig. 22 se denota
inmediatamente la razén de Archie®, las propiedades volumétricas estan
relacionadas con las propiedades de flujo, pero tipicamente no completamente.
Viendo Fig. 22 se puede escribir la siguiente funcion de

Relacion para la permeabilidad por induccién:

k = f (porosidad, la composicion, textura/ clase, diagénesis... etc.)

Porosidad:

e Registro de pozos: Sénico, Densidad, Neutrdn, Resistividad, etc.

Composicion: (Litologia)

e Registro de pozos: Gamma-Ray, SP, Gamma-Ray Espectral, Fotoeléctrico,

etc.
e Ambiente Deposicional: Descripcidén geologica, cortes-corazones
(Core/Cuttings), etc.

Textura/Clase:

e Presion capilar: Presion de desplazamiento, la Saturacion Irreducible (de
registros), etc.
e Ambiente de Deposicional: Descripcion geoldgica, cortes-corazones

(Core/Cuttings), etc.

Estructura: (Estructura del poro)

e Distribuciones de Tamaro de grano.
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¢ Registros Gamma-Ray/SP/Espectral , etc.,

e Ambiente Deposicional: Descripcion geoldgica, Core/Cuttings, etc.,

Diagénesis: (Alteracidén de Estructura del Poro)

e Consolidacion (corazones y registros del pozo).

e Cementacion (s6lo muestras de corazones).

e Transformacion de Minerales: V... (corazones y registros del pozo),
contenido de arcilla (efecto en porosidad y permeabilidad).

Figura 22. Mapa conceptual sistema petrofisico (Tomado de CAROLINE HUET) *®

SISTEMA PETROFISICO
ESTRATOS SEDIMEHTARIOS

:
i
TIPOS
PETROFISICOS

L T ~ COHTEHIDG RADIOACTIVO

{ B GAMMA RAY
DISTRIBUCION TAMAHO DE

PORO

PRESION — FORCENTAJEDE_ oppyr ap) ipaD - POROSIDAD
CAPILAR QoS : I
\ HIDROCARBUROS '

i
PROPIEDAD op
ROCA-FLUIDO GRAVEDAD E

TEHSIOH IHTERFACIAL DEL COHTEHIDO
FLUIDO %Hz
SALIMIDAD FACTOR

AGUADE  proigTivIDAD

\ FORMACION
TEMPERATURA / /
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Jennings y Lucia (2001) (Fig. 23), Cazier et al* (1995) (Fig. 24a) y Berg® (1970)
(Fig.24b).

Cada uno de estos trabajos considera el caso de "limpieza" de arena para ser
mas de una ley de potencia (o directamente proporcional) entre la porosidad y

permeabilidad. EI "shale" en arenas presenta algunas dificultades en representar
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una "ley de no-potencia”, principalmente el tipico modelo "exponencial”(es decir,
log (k) vs. Log ®). Estos conceptos esencialmente refuerzan la nocién empirica
que una correlacion de log (k) vs. Log (®) es pertinente en un sentido practico.
Para abreviar, no se pretende refutar el concepto Log (k) vs. Log ® sino tratar de
ilustrar que este concepto simplemente es una representacion conveniente de

una cantidad de procesos mas complejos.

Figura 23. Representacion de Conceptos de arenas limpias —con Shale (Tomado de
CAROLINE HUET)*
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Primeros datos
Huevos datos

== =" Modelo ley de potencia
Modelo Exponencial

Figura 24 Cazier®, datos para los sistemas de yacimientos americanos. Berg®
(1970) (idealizd) modelo de ley de potencia para la permeabilidad como una

funcion de porosidad y tamafo grano.
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Figura 24. a-b. Grafico de permeabilidad vs porosidad de campos americanos
(Tomado de CAROLINE HUET)
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Modelos de Permeabilidad

Las relaciones fundamentales entre los tamafos/geometria de poro y las
propiedades basicas de la roca (Porosidad efectiva del petrdleo y, permeabilidad

absoluta, etc.) son bien documentadas en la literatura sobre petrofisica y petroleo.

Es mas, la literatura estd repleta con modelos para estimar o predecir
permeabilidad de propiedades basicas de las rocas. Se mencionan unos de los

mas importantes:
e Modelo Kozeny - Carman
Kozeny®' y Carman® permeabilidad relacionada con la porosidad y area de la

superficie de granos expuestas a flujo de fluido para un tubo como modelo de

espacio de poro de la roca. Ellos propusieron que una relacion simple que declara
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permeabilidad es directamente proporcional a la porosidad y al area de superficie

de poro por el volumen de la unidad de roca. La permeabilidad se estima como:

Donde

¢ = porosidad

Ag = area de la superficie especifica
fr = factor de tortuosidad

La técnica es aplicable a medios porosos comunicados sin consolidar y sintéticos

de grano; las propiedades del poro podrian ser caracterizadas facilmente.
Archie® propuso una muy conocida aproximacion cuantificando el término de

tortuosidad, la ecuacion Kozeny-Carman®*?, es mas Uutil para los sistemas de
rocas naturales, asi:

Donde el r, el radio del poro efectivoy F formacion factor.

2.1.1.1 Modelos Basados en el Tamafio de Grano y Mineralogia
e En 1943, Krumbein y Monk® permeabilidad moderada en muestras de

arena con una porosidad constante para una especifica clasificacion segun

tamafio y orden. Procedimientos experimentales, obtuvieron:

k=760D5 exp(=13op)
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Donde

Dg = Diametro medio geométrico en milimetro
o, = Desviacién normal del diametro de grano en Unidades =

De donde
7 =—log(D(mm)).

e Beard y Weyl* concluyeron que esta ecuacion es valida para paquetes de
arena sin consolidar con un rango de porosidad entre 20 a 43 por ciento
que asume esas propiedades de grano como esfericidad angular y textura

de la superficie.

e En 1970, Berg et al®® presentaron un tamafo de grano vinculando ejemplar,

forma y orden para permeabilidad:

- L . i
k= 8084 D%

Donde

D = Diametro de grano del medio
¢ = Porosidad en porcentaje

p = Término de orden

p Se define como

p=P90_P10'

e Nelson® probando la validez del modelo de Berg® con tres datos diferentes,
(rocas de areniscas, carbonatos, etc). Concluye que el modelo de Berg®
parece ser utilizable para estimar permeabilidad en arenas sin consolidar y
relativamente limpias, y para cuarzo consolidado para porosidades

mayores que 30 por ciento.
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2.1.1.2 Modelos Basados en el Area de la Superficie y Saturacion de Agua

e Wyllie y Rose® propusieron una modificacion a la ecuacion Kozeny —

Carman®'"%?

y sustituyen saturacion de agua irreducible por el area de la
superficie especifica. Ellos asumieron que esa saturacion de agua
irreducible se relaciona a un area de la superficie especifica. La ecuacion

resultante es:

Donde

B = Coeficiente relacionado al tipo del hidrocarburo y gravedad

B = Factor de la correccion para el montaje de los datos.

e Timar y colaboradores® propusieron una ecuacién generalizada en la forma:

il
o
K= A —
o

Eso puede evaluarse en términos estadisticos de los parametros determinados
A,B y C. El aplico el método del eje axial reducido de anélisis de datos
obtenidos por medidas de laboratorio dirigidas en 155 muestras de arenisca
prueba de tres campos diferentes de petréleo de América del Norte. Basado los
dos en el mas alto coeficiente de correlacion y en la desviacion normal mas baja,
Timur® ha escogido de cinco alternativas de relaciones la formula siguiente para la

permeabilidad.
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En la practica, la correlacion puede ser limitada moderadamente y puede estimar
permeabilidad. Ajuste de parametros A, ByC puede mejorar la correlacion.

Una extension de la ecuacién mostrada es hecha a través de Coates®. Permite
que esa permeabilidad sea determinada llevando la Sy a un valor de cero

aumentando el llenado completo del espacio poroso.

|||I|{,.;'-:I.;| 500

| Sy |

2.1.1.3 Modelos Basados en Resonancia Magnética Nuclear

Hay dos modelos ampliamente aceptados en la literatura para estimar
permeabilidad que usa datos de NMR: el Modelo Fluido libre y el modelo T2
medio. Estos dos métodos expresan la permeabilidad como una funcién de
porosidad. La porosidad es gobernada por el tamano de los cuerpos del poro,
como los espacios entre grano. La Permeabilidad, sin embargo, es controlada por
la garganta de poro. Muchos investigadores han encontrado esa clasificacién para
poros segun tamano, distribuciones obtenidas de NMR vy distribuciones de
garganta de poro son de hecho muy similares en forma, por lo menos para las
areniscas. Esto es porque en areniscas la geometria es simple, la relacién entre
los cuerpos del poro y las gargantas son relativamente constantes, asi que
pueden usarse distribuciones de cuerpo de poro como una aproximacion para la
distribuciones de garganta de poro. Se introducen constantes empiricas en los

modelos para cambiar las distribuciones de cuerpo de poro medido con NMR a
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las de garganta de poro. De esta manera, pueden relacionarse porosidad y

permeabilidad fuertemente.

e El modelo de Fluido Libre fue desarrollado por Coates®®. En este modelo, la

permeabilidad se estima por:

i

C

[ —
A —

~[ FFI |
BVI ‘

Donde C es una constante, FFI constante empirico, el indice de flujo libre (la parte
fraccionaria de volumen de la formacién ocupada por fluidos que son libres de
fluir); obtuvo sumando la distribucién T2 mas de T2 valores mayor que T2 y BVI

el volumen limitado de agua irreducible.

e El modelo de DEG se desarrollo originalmente en 1988 en términos de T1,

y esa version se ha modificado.

Muchos investigadores han observado que estos dos modelos de estimar
permeabilidad no trabajan bien para cada formacién. En cambio, ellos han

propuesto métodos alternativos de estimar permeabilidad.

e En 2000, Rodriguez et al.*® propusieron que los tiempos cortos de T2

espectros corresponden a las propiedades de transporte

Afirman que la estimacién de permeabilidad debe incluir solo tiempos tempranos.
Ellos declaran que cuando se usa la media geométrica de T2 para el espectro

entero, mucha de la informacién esta perdida.

En 1999, Quintero et al.®® también han intentado desarrollar un modelo de
permeabilidad NMR.
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Modelos Basados en Dimension Fractal

Las propiedades microscopicas de las rocas, como area de la superficie
especifica, el tamafio de la garganta, tamafo de grano, y tortuosidad,
normalmente se usa relacionando permeabilidad a la dimensidén del fractal de esas

propiedades®"®.

Estos estudios usaron tipos diferentes de areniscas o los medios de comunicacion
porosos sintéticos para desarrollar o verificar el fractal y correlaciones de

permeabilidad.

Tabla 5. El fractal planeado para la permeabilidad

keatz and Thomson
. r. i i A _ '| l_-, Fi3
(1986) R

226 o,

Mavko and Nur A T
ko olg—a ) d”

(1997)
Martvs er af. (1994 - H
’ =@ rCs f
k ==l =@ r
g2
k =k, (¢ (‘.,'5; j
Pape et al (1999 , e
' I I k= Ad+ Ba™Pl 4010452
! ( L1l
Muller and ko & =i/ D
MeCauley  (1992) 9
Wong (1988) y ,
k :—CI]f':f and k = —2-— 2li
Iz
Hansen and ] ' , WE—De HDy—Ey )
Skjeltorp (1988) ky =c'gthy I1y) [ )
Garrison ef ait . e ot
i ]:J"JM ’ k= l”_l =064 }.S'[c'arrrrm'] +1 ]"'\'f.'gc'ar.'rrm"l

2.1.1.4 Modelos Basados en Dimensiones del Poro

e Funcién-J de Leverett (J(Sw))
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Uno de los primeros modelos de la correlacion para las propiedades petrofisicas
fue propuesto a través de Leverett® quién desarrollé una relacion entre saturacion
de la fase mojada y la curvatura de la interfase entre la fase mojante y no

mojante.

Fluidos en las gargantas del poro (esta relacion es principalmente basado en un
equilibrio dimensional de Parametros (es una "longitud equivalente")). Este
concepto (es decir, la "funcion-J") se propuso por Leverett como una funcién que
podria usarse para normalizar datos de presion capilar para un rango de
propiedades de la roca.

La funcion-J de Leverett se define como

I
L I i g

W
s e

JE5,)=

Donde:

k = La permeabilidad, cm? (1 D = 9.86923x10°°, cm?)

J (Sw), , = Funcion de presion capilar -saturacion

o = La tensién interfacial, dinas/cm

6= El angulo del contacto de incidencia por la fase mojante, radianes
¢ = La porosidad, fraccion

Sw = saturacion de la fase mojante

pc = La presién capilar, dinas/cm?

Jk/¢ = La longitud equivalente, cm.
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e Relacion de Permeabilidad de Purcell

En 1949, Purcell® desarrolld una ecuacion que relaciona permeabilidad absoluta

1** asume que el flujo de fluido

con presiones capilares esta ecuacion de Purcel
puede modelarse usando la Ley de Poiseuille donde el sistema de poro de la roca
es representado por un conjunto de tubos paralelos (pero tortuoso) el capilar
entubado es de varios radios. Mas alla, el rango de radios del tubo se caracteriza
por la distribucion de tamafo de poro como computd del area bajo la curva de

presion capilar.

El modelo de permeabilidad de original de Purcell se da por:

K =10.66(cryyy oo €056 Fp¢1jpidsw
0 ¢

Donde:

k = La permeabilidad, md

10.66 = La constante de conversién de unidades, md-(psia) / (dinas/ cm?)

Fp = Factor de litologia de Purcell, adimensional

Hg —aire = La tension interfacial de mercurio-aire, dinas/cm

6= El angulo del contacto de incidencia de la fase mojante, radianes
¢ = La porosidad
Sw = Saturacion de la fase mojante

Pc = La presion capilar, psia

Fp Es el parametro que Purcell describio como "los factores de litologia " qué se
usa para representar las diferencias entre el modelo hipotético y el sistema de
poroso de la roca real. EI Fp “factores de litologia " es una correccion empirica
que Purcell determiné para varios corazones en diferente prueba por encima de

un rango de valores de permeabilidad absoluta.
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e Relacion de Permeabilidad de Calhoun

En 1949, Calhoun, et al®*®* mostraron que el factor de litologia de Purcell®(Fp) es

inversamente proporcional al factor de tortuosidad de formacion. Su estudio
también determiné que el area de superficie interior de la roca pudiera ser
definido en los términos de la tension interfacial del fluido, roca- fase mojante el
angulo de contacto con el fluido, y el area bajo la curva de presion capilar.
Adicionalmente, Calhoun et al®®, desarrollaron una relacién semi-empirica para

Permeabilidad absoluta como una funcion de porosidad efectiva, tension
interfacial, presion de desplazamiento capilar, y el valor de la funcién-J por

saturacion de la fase mojada igual al cien por ciento. La relacién se da como:

| : ? 2,
k :—_||.,"':.‘\ w0 |“1_(T-._'ﬂhlr-'i_|j.-'-'

[
Tl

Donde:

k = La permeabilidad, cm? (1 D = 9.86923x10™° cm?)

J (Sw), , = La funcion de presion capilar a Sw =1.0

o = La tension interfacial, dinas/cm

6= El angulo de contacto de incidencia de la fase mojante, radianes
¢ = La porosidad

Sw = Saturacion de la fase mojante

Pc = La presion capilar de desplazamiento, dinas/cm?

La ecuacion anterior fue validada por Calhoun®, sdélo para las rocas de altas

permeabilidades.
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2.1.1.5 Modelos de Permeabilidad de fractura

e Determinacion de la permeabilidad

Para ser una roca permeable, una roca debe tener porosidad interconectada
(poros, capilares, fisuras o fracturas) la mas grande porosidad usualmente
corresponde a la mas grande permeabilidad pero este no es siempre el caso. El
tamano de poro, la forma y continuidad, asi como la cantidad de porosidad,

influyen en la permeabilidad de la formacién®.

Algunas arenas de grano muy fino pueden tener alta porosidad interconectada,
aunque los poros individuales vy los canales de poro son realmente pequefos.
Como resultado, los campos disponibles a través de los poros estrechos para el
movimiento de fluidos son bastante restringidos y tortuosos. La permeabilidad de

las formaciones de grano muy fino puede ser consiguientemente baja.

Otras formaciones como las calizas, pueden estar compuestas de una densa roca
fracturada por pequeias fisuras de gran extension .la porosidad de la formacién
podria ser muy baja, pero la permeabilidad de la fisura enorme .las calizas con

fisuras pueden tener bajas porosidades, pero altas permeabilidades.

Cuando el petréleo y el agua estan presentes en los poros de la roca, el agua
(siendo la fase mojante) llena los canales porosos mas pequenos y el petroleo
tiende a acumularse en los poros mas grandes, la tensién superficial en la

interfase entre agua y petroleo.

Se han propuesto métodos para la adecuada descripcion de yacimientos
utilizando correlaciones empiricas, analisis estadistico, y estableciendo relaciones
casuales entre propiedades de la roca. Entre estos el modelo de unidades de flujo,
unidades hidraulicas, permite perfeccionar la derivacion de la permeabilidad a
partir de porosidad.



Muchos investigadores han construido modelos de fracturas basados en un

modelo ideal de las fracturas (cubos, rectangulos, cajetilla de fosforo etc.)

conectandolo con distintos parametros. La tabla 6 muestra un conjunto de

modelos para permeabilidad de fractura.

Tabla 6. Modelos de permeabilidad de fractura®’

meom | Agl ¢ | K (6a) | K (D) | A| 4 | Kilgra) | K.(gb)

1101 1.2 ib2¢ 1] 1 b | 833%°® |8.33x10"b%p,
slides 12 f 12 f a 100 a

i L e | Ly |1 L | L04a% | 416x10°b7,
Matches a 96 f 12 f a 100
tipo 2b
fosforo —
a

210 ey | Ly | 2] L | 20807y | 8.33x107b%,
Matches a 48 f 12 f a 100
tipo 2b
fésforo -
a

b | 1,50 1., 1 1 2.089a°¢° | 4.16x10"b%¢

- I —a _b - - f f
Cubos 9% | 12 b a | 100
2b

2120 1 54 ib2¢ 2 1 | 2,089’ | 8.33x10"b’¢,
cubos | o 4877 127" | a | 100
2b

213 | 1 ,.| 1, 2 | 1 3b | 0.62a%p, | 5.55x10*b?p

= it ——a _b = - = f f
Cubos | o 16227 | 8°% | 2 |10 a

K Darcys,a cm., b micrones, ¢ porcentaje
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CAPITULO 1l

3. DESARROLLO DEL MODELO

En este capitulo se encuentra el modelo su desarrollo, validacion y un ejemplo
de aplicacion. Siendo un aporte para mejorar la caracterizacion de yacimientos

naturalmente fracturados.

3.1 MODELAMIENTO DIRECTO DE PERMEABILIDAD DE LA FRACTURA

El modelamiento directo de la permeabilidad de fractura parte del analisis de
causas del fracturamiento natural y propiedades asociadas (espaciamiento
apertura, porosidad) para generar relaciones (analiticas y /o empiricas) que
incorporen estos parametros y los factores que los controlan (litologia, posicion
estructural, espesor) esto implica controlar con una importante cantidad de datos
medidos directamente sobre las fracturas. Constituyéndose en una limitante,
Baker® y colaboradores 2000; una posible solucién es promediar dichos atributos
de fractura (apertura,..etc.) tomados de descripcion de nucleos, en todo el
yacimiento. De modo que, las evidencias de campo demuestran que solo unas
pocas fracturas estan hidraulicamente activas y por lo tanto el flujo de fluidos
puede ser dominado por valores extremos del medio fracturado y no por los

promedios.

De otro lado, se cuenta con datos tomados sobre afloramiento los cuales pueden
proveer buena informacion en la direccién y conectividad de las fracturas, pero tal
como lo demostraron Friedman y Mckiernan® en 1993, son poco Uutiles al llevarse
a subsuelo pues estos al considerar los efectos creados por los esfuerzos

efectivos, pueden conducir a respuestas erroneas.
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El modelamiento directo proporciona la mejor herramienta para entender el
fendbmeno que se quiere representar; la permeabilidad de la fractura es
responsable del flujo de fluidos. La matriz se considera practicamente

impermeable por su baja permeabilidad (Aguilera 1995)*.

Uno de los objetivos de el modelo de fracturas es generar relaciones empiricas/
analiticas incorporando parametros de fractura y el control de estos factores, esto
hace que en cierta cantidad de yacimientos se requiera de muestreo para
caracterizar la fractura. Infortunadamente, la falla de muestreo o caracterizacion

de la fractura es un problema comun.

3.2 DESARROLLO MATEMATICO

Uno de los objetivos de el modelo de fracturas es generar relaciones empiricas/
analiticas incorporando parametros de fractura y el control de estos factores, esto
hace que en cierta cantidad de yacimientos se requiera de muestreo para
caracterizar la fractura. Infortunadamente, la falla de muestreo o caracterizacion

de la fractura es un problema comun.

E I siguiente desarrollo matematico asume:

e Uno fractura lisa y planas con apertura (ancho-W ), altura (h), extension

lateral | y seccion transversal constante hw .

e La ley de Darcy es valida para describir el modelo de flujo de fluidos. Fluido

de viscosidad u que fluye a una tasa Q bajo un diferencial de presiéon A P.

e El flujo de fluidos ocurre solamente a través de la fractura. flujo en una

dimensioén (lineal).
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e La porosidad de la matriz esta aislada (Contribucién de la matriz en cuanto a
permeabilidad es muy baja, la saturacion de agua de la matriz es del 100% y

esta suma a la porosidad total)

e El sistema se encuentra en condiciones de saturacién de agua irreducible.

e Fluido newtoniano y en régimen de flujo laminar.

Figura 25. Descripcion y representacion del modelo y parédmetros

1. La presion capilar minima requerida para desplazar un fluido Mojante o
inyectar uno no mojante dentro de una geometria como la del modelo esta
basada en el de PLATOS PARALELOS



Figura 26 Representacién variables modelo de platos paralelos

)

|

R Cose ==

SEREE f

En general

W

Para el caso de platos paralelos R, =
2Cosa

, Y R, =00

Entonces,
p G[Zcosw +l}
W 0
Es
P 20C0Sa
w
En donde

a Es el angulo de contacto
o Es la tension interfacial

b =W Apertura de la fractura

(2)
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Para la apertura, de la ecuacion (2)

_20C0sa
Pe

En donde
P. Es la presion capilar dentro de la fractura.

e Caudal dentro de la fractura (ANEXO A)

Se tiene que

3
Q= hxW~ AP (Van-goft)
12u |

Si se reemplaza W de la ecuacion 3 en 4 se tiene

_ hx(20cosa )3 AP

124(P.)’ !

Involucrando la ley de Darcy:

Donde K, es la permeabilidad de la fractura.

Siigualamos 5y 6

3 3 3 3
- 253\;% — 6.7556 x 10" %(Darcys)

c

K

Donde:

100
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a Es el angulo de contacto
o Es la tension interfacial, dinas/cm.
W Es la apertura de la fractura, cm.

P. Es la presion capilar dentro de la fractura, dinas/cm?

Para el sistema fracturado
Saturacién de agua del sistema:

st =V *sz +(1_V)* wa (8)

S,_ Saturacion de agua en la fractura. Se considera S _0.

sf

S Saturacion de agua de la matriz. Se considera S, _1.

wh=

SWS = (1_\/) (9)

V Es el coeficiente de particion

2. POROSIDAD

La porosidad total esta dada por
G =i + 4 (10)

¢, =Porosidad de la matriz

¢, =Porosidad de la fractura
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Encima de la tabla de agua se tiene:

¢T(1_Sws):¢e(l_swe) (11)
¢s(1_sws)=¢e(1_swe)=¢T(1_SwT)
¢e :¢f
Swe :Swf =0
So zl_sws (12)
¢T(1_SwT):¢f
¢ *V =4 (13)

Donde
¢, = Es la porosidad efectiva del sistema
Se = Es la saturacion efectiva del sistema

¢, = Porosidad del sistema

Porosidad de la matriz (ANEXO B)

% = (14)



¢, =Porosidad total de la matriz

Porosidad de la fractura

pf

W +d

W +d Es el ancho del sistema (matriz —fractura)
d =Ancho de la matriz, cm.
¢ *W + g +d =W

Wy
1-4,

3. PRESION CAPILAR DE LA FRACTURA

Vg +V, +Vo,

(16)

(17)
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Figura 27. Representacién del modelo sistema aceite-agua
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(18)
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w

Si reemplazamos 17 en 18

(19)

Si

(1-S,)* 4

Vg

¢f:

(20)

20 cosa(l—d; +¢; *S,)
(1_Sw)¢T *d




4

Siendo el coeficiente de particion  V =—

t

Sireemplazamos 20 en 7 se obtiene

K, =1/12

(@-S,) *4° xd°

3.3 3
Finalmente K, =1/12 Vg xd

ECUACION DEL MODELO

Desarrollando la ecuacion 22 se tiene:

3,3 3
K, —8.4439x10° " ¢ *d

W(i-gV)

(Darcys)

K, =8.4439x10°W *(Darcys)

Donde

K, = Permeabilidad de la fractura en darcys
V = Coeficiente de particion

¢, =Porosidad total

W = Apertura de la fractura

d = Ancho de la matriz

W(a-4: )+ *S,)

W-¢ V)

105

(21)

(22)

(22.0)

(22.1)
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La ecuacion 22.1 corresponde a la permeabilidad de fractura intrinseca de
acuerdo con Van-Golf (eq. 4.12). Esta permeabilidad esta asociada al flujo de
fluidos en una fractura unica excluyendo la matriz. Si se estima la permeabilidad
en la forma convencional debe considerarse el area de flujo asociada al volumen

total con la ecuacién 22.2 como sigue:

3

K. =8.4439x10° W

D 22.2
Ve d( arcys) (22.2)

Si se establece en términos de las ecuaciones elaboradas en este estudio, se
tiene introduciendo la ecuacion 16, el siguiente resultado en las ecuaciones 22.3 y
22 .4:

K. = 8.4439 x10°W %, (Darcys) (22.3)

K, =8.4439x10°W %/ ¢, (Darcys) (22.4)

Este resultado (ecuacién 22.3) es compatible con la ecuacion (4.16) mostrada por
Van Golf.

En la grafica a continuacion se muestra la realizacion de la ecuacion 22.3
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Figura 28. Relaciéon entre KF y PHIF =¢f para varios anchos de fractura W y de
bloques d.
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En la figura 28 se observa que las lineas de mayor pendiente corresponden al
ancho de los bloques d (cm) mientras que las de menor pendiente corresponden a
los anchos de fractura. Este grafico puede ser utilizado para estimar estas dos

variables si la porosidad y la permeabilidad de la fractura son conocidas.

La figura 29 correspondiente a la ecuacion 22.4 de este estudio se presenta a

continuacion:
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Figura 29. Relacién entre KFy PHIt= ¢, con un ancho de fractura W de 0.01 cms y

diferentes coeficientes de pnrtir\ir’\n
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En esta grafica se observa el crecimiento de la permeabilidad con el crecimiento
del coeficiente de particion y de la porosidad total. La figura se construy6 para un

ancho de fractura de W=0.01 cm.

Si se relaciona las unidades hidraulicas se tiene:

El indice de zona de flujo FZI = (23)

(24)

1-S

Fz] == 2w (25)

wi
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S, =(FzI +1)* (26)

Donde
FZI Es el indicador de zona de flujo

S, Eslasaturacion de agua irreducible

wi

V = Coeficiente de particion
Finalmente se obtiene
ECUACION DEL MODELO EN RELACION CON EL PARAMETRO FZI
3,343
K, = 8.4439><106|:Z|V?’d(Darcys)

Porosidad Normalizada

(28)

El indice de calidad del yacimiento (K en md) se puede expresar mediante la

siguiente ecuacion:

RQI = 2885*W
2885*\W (29)

z

FZI =

La permeabilidad puede ser expresada como:

4
1-¢,)°

K =1014*FZI**
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3.3 EJEMPLO DE APLICACION

El ejemplo presenta el modelo de un campo de gas condensado del ordovicico
tardio localizado en la cuenca de ILLIZY del Algerian del desierto de SAHARA, en
el cual se ha encontrado en produccion desde hace 6 afios ®®. Es una capa de
gas fuera del centro de un yacimiento de aceite muy grande; cuya produccion se

comenzo por el Sonatrach en 1967.

El yacimiento esta caracterizado por una complejidad geoldgica extrema. El
ordovicico tardio (unidad 1V) corresponde a un periodo glaciar en la cuenca del
Sahara, la heterogeneidad del yacimiento sobre todo las variaciones fuertes en el
espesor son tales que es sumamente dificil de predecir el comportamiento de
nuevos pozos, incluso cuando se localicen en un area investigada. La presencia

de fracturas organizadas en corredores aumenta la complejidad del yacimiento.

e GENERALIDADES

El campo es una capa de gas en la cima de un gran yacimiento de aceite, el cual
fue puesto en produccion en 1967. El yacimiento principalmente estratigrafico de
tal manera que el contacto gas-aceite (GOC) solo existe para el extremo norte del
campo de gas (el cual corresponde a el sur del yacimiento de aceite) el contacto
agua-gas esta presente en todas las otras partes.La Fig.30 Muestra la seccién
transversal norte-sur del modelo del yacimiento, el contacto agua-aceite en el
norte, la ausencia del contacto en el centro (la formacion debajo no pertenece al

yacimiento) y el contacto agua-gas esta en el sur.

La calidad del yacimiento, aunque cambiando rapidamente, tiende a ser de muy
buena calidad en el centro del yacimiento donde hay a&areas altamente
estructuradas. La calidad se deteriora fuertemente en el sur en una forma

estratigrafica de sello.
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El campo es producido principalmente por estimulaciéon hidraulica de pozos
verticales. Pocos pozos horizontales, tiene pequefas longitudes por fuera del
contacto gas-agua, son perforados. La razén gas condensado es baja (alrededor
de 0.2 m*1000m? — 35.5 stb/MMscf) sin embargo la estrategia de gas recirculado
es econdémico. Las dificultades asociadas con el campo esta relacionadas con alta
heterogeneidad del yacimiento y la dificultad para predecir el desarrollo de pozos
futuros. Aunque el impacto del acuifero es despreciable, el agua es una

preocupacion mayor, especialmente cuando la columna de gas disminuye.

Figura 30. Representacion de estratigrafia y registros®
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3.4 ASPECTOS GEOLOGICOS

El yacimiento de gas corresponde a arenas del ordovicico tardio de la unidad IV.
Este intervalo estratigrafico es correctamente ubicado en un tiempo geoldgico,
como del periodo glacial particularmente activo de la cuenca del SAHARA. Estas
glaciaciones tienen fuerte influencia en la forma del ambiente y es responsable de

la compleja geometria resultado de la depositacion.

Investigaciones geoldgicas concluyen que este yacimiento pertenece al Ordovicico
tardio que presenta el llenado de paleo valles del glacial principalmente orientados
sur-este/ norte-oeste. Estos valles estan caracterizados por una compleja
morfologia unida por la presencia de antiguas paleo estructuras y sus espesores
pueden ser mayores de 300-400 metros con sometimiento a grandes esfuerzos y
rapida variacion (flancos altamente sumergidos caracteristicos de ambientes

glaciares).

La presencia de fracturas naturales fue sospechada muy temprano en la vida del
campo debido a la produccion alta de los mejores pozos. Este asunto fue
confirmado cuando el campo empezaba a ser desarrollado mediante la
observacion de corazones, registros y comparacion entre pruebas de presion y
potencial de productividad. La dificultad para predecir la productividad del pozo a
otro sugiere que las fracturas no estan distribuidas uniformemente en el
yacimiento y/o sus propiedades dinamicas pueden presentar considerables
variaciones. Esta observacion fue confirmada después de algun tiempo por un
extensivo analisis, estudios sobre corazones orientados, comparaciones de
resultados de estudios de la estructura del campo y facies del yacimiento. Este
analisis concluyo que las fracturas en este yacimiento estan organizadas dentro
de corredores, que atraviesan verticalmente el yacimiento y se extienden por
varios kilometros en longitud. En cada corredor, la intensidad de fractura puede
alcanzar hasta 1 a 4 fracturas/metro. La red de fractura cuando esta conectada

juega un papel significativo en el flujo de fluidos.



113

3.5 DEFINICION DE TIPOS DE ROCA Y ELECTROFACIES

109 pozos localizados ambos dentro de la licencia del campo considerado y fuera
de estos limites fueron reportados en este analisis. 15 electrofacies fueron
determinadas en muestras representativas de 37 pozos usando el siguiente

conjunto de registros:

¢ Gamma-Ray (GR)

e Porosidad-Neutron (NPHI)
e Density (RHOB)

e Sonico (DT)

Las electrofacies fueron calibradas usando medidas de permeabilidad y porosidad
en corazones. Ellas han sido clasificadas como electrofacies 1 que corresponde a

la facies de shale con baja ¢ y k, mientras que la facies 15 corresponde a arenas

limpias con alta ¢ y k.

Para la construccién del modelo geoldgico, la electrofacie 15 ha sido reagrupada
dentro de 7 tipos de roca de acuerdo con sus parametros petrofisicos semejantes
a sus caracteristicas geoldgicas. La siguiente tabla muestra las caracteristicas

promedio de cada tipo de roca, una ley lineal fue establecida entre ¢ y k medida

de corazones.



Tabla 7. Datos de porosidad y permeabilidad del ejemplo.®®

Arenas esquistosas
con shale

Arenas compactadas
con grano grueso

Arenas esquistosas
compactadas de
grano fino a grueso

Arenas compactadas
de grano fino

Arenas de grano
medio (baja
permeabilidad)

Arenas permeables
de grano medio

Arenas de grano
medio y alta
permeabilidad

5.30 0.1
4.90 0.06
6.40 0.2-0.5
8.90 0.24
7.80 5.5
8.40 5.6
9.0 22.7

114
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Figura 31. Andlisis de corazones y registros BHI®®
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e Caracterizacion de fracturas naturales

La presencia de fracturas naturales en el yacimiento, aunque no

distribuidas homogéneamente, mejora grandemente la produccion.
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La estimulacién mediante fracturamiento hidraulico de pozos verticales facilita, en
algunos casos, la conexion de la produccién de la red de fracturas. Esta conexion
no solo representa el mejoramiento del indice de productividad sino que también

permite sostener la produccion.

La existencia de fracturas es confirmada por diferentes fuentes (descripcion de

corazones, registro (BHI), alto indice de productividad, etc.).

e Caracterizacion de una red de fracturas

La caracterizacion de la red de fracturas esta clasicamente dividida en 2
pasos: las fracturas son primero analizadas en su organizacion, distribucion
y caracterizacion a escala de la cara del pozo usando registros tales como el
BHI y datos de corazones; luego se examina la posible relacion entre fracturas
que ocurren en los yacimientos presentes en cada pozo y la estructura del
yacimiento igual que la asociacion de fracturamiento con las facies presentes. En

este campo la caracterizacion fue realizada de la siguiente manera:

e Caracterizacion ala escala de cara del pozo (Wellbore).

e Registros BHI (en total 13 de los cuales 4 fueron en pozos horizontales),
descripciones de corazones (solo de pozos verticales). Para comprender la
organizacién de la red de fractura a la escala del wellbore, ambas fuentes
de datos mostraron:

e Fracturas tectonicas (joints) interpretados en BHI estan asociadas a zonas
de brechas las cuales indican la presencia de fallas cercanas.

e Las fracturas estan organizada en cluster.

e La presencia de fracturas no parece estar asociada a las propiedades de la
roca sino mas bien a fendmenos relacionados con la estructura del
yacimiento.

e La orientacion media de las fracturas es NE-SW vy localizacion NW-SE.
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e Fracturas abiertas y cerradas, direccién de relacion de maximo

esfuerzo y azimut.

Observaciones en corazones muestran que solo el 5% de las fracturas estan
totalmente abiertas y el 95% estan parcialmente o completamente mineralizadas.
El maximo esfuerzo en el Algerian esta orientado N140E. Esta observacion fue
hecha asociando la posicion estructural de los corazones, lo cual permite evaluar
la edad relativa de la depositacion (mas de 400 Ma) y la presencia de largos
periodos de diagénesis. Medidas desarrolladas en registros BHI usando induccion
de fracturas y direccién de breakout bore hole muestra que el maximo esfuerzo
esta orientado entre N8BOE-N170E. Esto puede ser modificado por la presencia de

fallas responsables de la orientacion del esfuerzo maximo.

3.6 PRESENTACION DE GRAFICOS

Se elabord las figuras a partir de datos de los graficos del articulo como sigue:

Figura 32. Datos de la figura 13 del documento base del ejemplo®® entre la relacién
de la permeabilidad de la prueba y la permeabilidad de la matriz vs distancia mas
cercana a lafalla.
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A partir de esta grafica se puede inferir la distancia al punto donde se presume no
habra fracturamiento cuando la relaciéon Ktest / Km=1 lo cual corresponde a 1100
m. Igualmente se asume que a una distancia de 1 m existira el mayor
fracturamiento o la mayor relacion KHTEST/KHm la cual seria igual a 3030
md/md. A continuacion se presenta la tabla resumen de los datos utilizados en la

elaboracion de la figura 32:

Tabla 8. Relacién de permeabilidad de prueba /permeabilidad de matriz

DATOS FIG 13 (ANEXO C)

L-M KHTEST/KHM
1 3030
35 45

120 15

200 8

280 5

520 2

1100 1

Se debe notar que los datos minimos y maximos no se encuentran en el
documento original y son calculados a partir de los cinco pares de datos
restantes.

Una vez estimadas las distancias maximas y minimas de fracturamiento se

procedié a examinar la intensidad de fracturamiento elaborando la figura siguiente:
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Fig. 33. Datos de la figura 11 del articulo® (paper) entre la Intensidad de la fractura
vs distancia més cercana a la falla
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A partir de esta grafica se puede inferir la minima intensidad de fracturamiento de
0.114 a la distancia de 1100 m donde se presume no habra fracturamiento y la
maxima intensidad de fractura de 22.710 a una distancia de 1 m donde se
presume existira el mayor fracturamiento. A continuacion se presenta la tabla

resumen de los datos utilizados en la elaboracion de la figura 33:

Tabla 9. Datos de intensidad del fracturamiento

DATOS FIG 11
(ANEXO C)
FRAC
L-M INTENSITY
1 22,710
30 1,734
50 1,178
60 1,027
100 0,698
200 0,413
400 0,245
600 0,180
1100 0,114
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Igual que el anterior se debe notar que los datos minimos y maximos no se
encuentran en el articulo original y son calculados a partir de los siete pares de

datos restantes.

Una vez estimadas las intensidades de fracturas maximas y minimas se procedio
a calcular el coeficiente de particibn como la mitad de la raiz cuadrada aplicada a
un algoritmo de intensidad de fractura (IDF) normalizada usando la siguiente

ecuacion:

v—05*\/ IDF — IDFmn
"~ VIDFmx - IDFmn

La porosidad y la permeabilidad de matriz se toman como el promedio de los tipos
de roca definidos en el articulo que presentan algun grado de permeabilidad (104,

105, 106) como se muestra en la tabla siguiente

Tabla 10. Permeabilidad y porosidad de la matriz presentada en el articulo

PG RE | AN Kin NI DESCRIPCION
ROCA % md md
100 5.30 0.100 SH SHLY-S
CGS-
101 4.90 0.080 COMPACTED
102 6.40 0.035 |C FGSSH
103 8.90 0240 |FGS
104 7.80 5.500 MGS-LK
105 8.40 5.600 MGS-MK
106 9.00 22.700 MGS-HK

La figura 34 correspondiente a la tabla 10 es presentada a continuacion:



121

Fig. 34. Grafica de Permeabilidad de la matriz vs Porosidad de la matriz
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Los tipos de roca 100, 101, 104, 105, y 106 presentan un comportamiento
diferente de los tipos de roca 102 y 103. Los tipos de roca 101 y 102 son
practicamente impermeables y solo restan los tipos de roca 104, 105 y 106 cuyo
promedio de porosidad y permeabilidad fue seleccionado para probar la ecuacion

22.4 propuesta por este estudio.

A partir de los datos anteriores se elaboro la siguiente tabla:

Tabla 11 .Datos para el calculo de KT/KM.

EQ. FIG11 W= 0.04 CALCUL | EQ.FIG 13

L-M | INTENSIDAD FRAC V PHIM | PHIT PHIF KF,md KT/KM KT/KM
1 22.710| 0.500|0.084 | 0.168 | 0.084 |1134860.160 | 2820.668 | 3030.000
30 1.734] 0.134]0.084|0.097| 0.013]| 175579.387| 67.839| 61.995
50 1.178| 0.109|0.084|0.094| 0.010| 138328.303| 42.233| 34.568
60 1.027] 0.101|0.084|0.093| 0.009| 126969.284| 35.634| 28.063
100 0.698| 0.081/0.084[{0.091| 0.007| 99397.559| 21.967 15.647
200 0.413| 0.058|0.084 |0.089| 0.005| 69572.774 10.931 7.083
400 0.245| 0.0380.084 |0.087| 0.003| 45286.861 4.823 3.206
600 0.180| 0.0280.084{0.086| 0.002| 32133.670 2.594 2.017
1100 0.114| 0.005/0.084 0.084| 0.000 5835.674 0.408 1.008
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Los resultados obtenidos (Columna CALCUL) se compararon contra los
observados tomados del articulo (Columna EQ. FIG 13) obteniéndose un
coeficiente de correlacion al cuadrado del orden de 0.9858 que permite probar de
alguna manera la buena aproximacion de la ecuacion 22.4 propuesta. La figura

correspondiente es la siguiente:

Fig.35. Grafico relacion de permeabilidad total/permeabilidad de matriz observada
vs la calculada
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Por otro lado la ecuaciéon 17 se puede expresar mediante la solucién presentada
en la siguiente grafica donde se define el cociente entre el ancho de las fracturas y
el ancho de los bloques en funcion unicamente de la porosidad de fractura como

sigue:
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Figura 36. Gréafica relacion ancho fracturas/ancho de bloques de matriz vs
Porosidad de fractura.
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Las permeabilidades de fractura fueron estimadas a partir de las siguientes

ecuaciones:

KF = 8443900000*W 2 *V * @ 224
11.27 KT

KFobs = * (( Km)obs -1+ ¢f ) (30)

f

\Y 23
KFFZI = ( )6-957464 *( 7f2 ) 1.826890
1-Vv (1 - ¢f )

(31)

Las permeabilidades estimadas se presentan en la tabla a continuacion:



Tabla 12. Datos de permeabilidad estimadas
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EQ. FIG 11 w= 0,020561927 CALCUL | EQ. FIG 13 | w/d
INTENSIDAD
L-M FRAC v PHIM PHIT PHIF KF,md KT/KM KT/KM| PHIFz
1 22,710 0,500 | 0,084 0,168 | 0,08400| 299881,731 2236,721 | 3030,000| 0,09170
30 1,734]0,134| 0,084 0,097 | 0,01300| 46396,069 54,505| 61,995( 0,01317
50 1,178 (0,109 | 0,084 0,094 | 0,01024 36552,636 34,208 34,568 0,01034
60 1,027 0,101 | 0,084 0,093 | 0,00940| 33551,067 28,977 28,063 | 0,00949
100 0,698 | 0,081 | 0,084 0,091 | 0,00736| 26265,361 18,144 15,647 0,00741
200 0,413] 0,058 | 0,084 0,089 | 0,00515 18384,295 9,398 7,083 0,00518
400 0,245(0,038 | 0,084 0,087 | 0,00335 11966,851 4,557 3,206 | 0,00336
600 0,180 0,028 | 0,084 0,086 | 0,00238 8491,179 2,790 2,017| 0,00238
1100 0,114 |0,005| 0,084 0,084 | 0,00043 1542,051 1,059 1,008 | 0,00043

Para el calculo se toma una ancho de fractura promedio igual a 0.02056 cm

establecido por prueba y error mediante la comparacion de KFobs y KF. La

permeabilidad de la matriz es asumida como el promedio aritmético de los tipos de
roca 104, 105y 106 el cual es de 11.267 md.

Figura 37. Grafico de permeabilidad observada vs. Permeabilidad calculada

La grafica que muestra el resultado entre la KFOBS y KFCALC indica un buen
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que el fracturamiento no depende en si de la litologia presente sino de la

fenomenoldgia estructural como es establecido en el articulo original

Figura 38. Gréafico de permeabilidad relacionada con el FZI
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Por otro lado se presenta una aproximacion empirica de permeabilidad K (FZI) en
la ecuacién 31 estimada a partir de la formulacion tedrica de permeabilidad en

funcion de FZI y porosidad de fractura.
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CONCLUSIONES

La caracterizaciéon de los YNF representa un desafi6 aun sin resolver
debido basicamente a la necesidad de desarrollar nuevas y mejores
tecnologias para caracterizar un sistema matriz —fractura y definir su

interaccion (Baker, Kuppe 2000).

Un YNF es una “formacién almacenadora de hidrocarburos” que contiene
fracturas (discontinuidades planares) creadas por la naturaleza, como el
resultado del diatrofismo (doblamiento y fallamiento) y de la reduccién de
el volumen de roca. Dichas fracturas se encuentran distribuidas como una

red, consistente en varios grados de fracturamiento en todo el yacimiento.

La unicidad, complejidad y las caracteristicas escalo dependientes de
este tipo de yacimientos requieren la determinacion de varios parametros
como son orientacion, buzamiento, apertura, longitud e intensidad de

fracturamiento para caracterizar completamente el sistema fracturado.

La apertura de una fractura esta representada por la distancia entre las
paredes de la fractura. Dicha apertura puede depender de (a condiciones
de yacimiento) la profundidad, la presién de poro y el tipo de roca del
yacimiento. Las aperturas de fractura del yacimiento varian entre 10-200
micrones, pero las estadisticas han mostrado que el rango mas

frecuente es entre 10-40 micrones.
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5. La distribucion de fractura es expresada por el grado de fracturamiento
el cual es mayor si hay intercomunicacion entre las fracturas, el grado de
fracturamiento sera menor si la intercomunicacion entre los sistemas
fracturados es interrumpido y si el fracturamiento de uno de los sistemas

prevalece sobre el otro (fracturas preferencialmente orientadas).

6. Las graficas de porosidad-permeabilidad, derivadas a partir de datos de
nucleos rara vez tienen algun significado fisico para los yacimientos
naturalmente fracturados, ya que estas simplemente representan las

propiedades de la matriz.

7. Los diferentes modelos de permeabilidad contemplan la porosidad como
variable independiente comun y otras que pueden diferir pero que estan

relacionadas con el tamafo de grano o la saturacion de agua irreducible.

8. El modelo de platos porosos permite la formulacién tedrica de la
permeabilidad referida a yacimientos fracturados. Las propiedades
petrofisicas como son porosidad y saturacion del sistema fracturado

deben ser considerados al formular un modelo de permeabilidad en YNF.

9. Los parametros de espesor y espaciamiento de los sistemas matriz
fractura representan un importante elemento que al ser modificado incide

de manera significativa en la estimacion de permeabilidad de la fractura.

10. Fracturas con geometria vertical se pueden acoplar de manera semejante
con fracturas de geometria horizontal para calculo de caudales

intrinsecos de la fractura.
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RECOMENDACIONES

Se hace las siguientes recomendaciones:

Realizar comparaciones con datos de campos colombianos.

Extender el estudio a medios porosos con diversas geometrias en cuanto a
YNF. (fracturas inclinadas, medios porosos -tipo esferas) y matriz con
capacidad de produccion y almacenamiento.

Analizar parametros de intensidad de fracturamiento, compresibilidad, y

otras propiedades para soluciéon de modelos de permeabilidad.

Implementar simulaciones con base en el modelo presentado donde se
puedan hacer representaciones de este tipo de yacimientos con la ayuda

de modelos soportados con datos de campo o laboratorio.



NOMENCLATURA

P. =Presion capilar

P, =Presion fase no-mojante

P, =Presion de la fase mojante

P, =Presion fase aceite

P, =Presion fase agua

P, =Presion fase gas

o = Tension interfacial

6 = Angulo de contacto entre las fases
r = Radio del tubo capilar

b =W Apertura de la fractura

d = Ancho de la matriz

¢, = La porosidad efectiva del sistema
¢, =Porosidad total

¢, = Porosidad del sistema

¢, = Porosidad total de la matriz

#,, =Porosidad de la matriz

¢, =Porosidad de la fractura

S.i = Saturacion de agua irreducible

Sw = Saturacion efectiva del sistema
Si. =Saturacion de agua en la fractura
S... =Saturacion de agua de la matriz.

K, = Permeabilidad de la fractura

Km = Permeabilidad de la matriz

V = Coeficiente de particion
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FZl = el indicador de zona de flujo

RQI = indice de calidad del yacimiento

Q = Caudal a través de la fractura



131

REFERENCIAS BIBLIOGRAFICAS

. THOMPSON, L. B.” Fractured Reservoir Integration is the key to optimization.
Mobil E&P Technical Center 2000.SPE 56010.

. ARANGO GOMEZ, Sandro “Determinacion del indice de Intensidad de
Fracturamiento y su Incidencia sobre la Permeabilidad en Yacimientos
Naturalmente Fracturados”. UIS- 2003.

. BAKER, R.O. and KUPPE, F.:”Reservoir Characterization for Naturally
Fractured Reservoirs”, Paper SPE 63286 Presented at The SPE Annual
Technical Conference and Exhibition, Dallas, Texas, 1-4 October, 2000.

. AGUILERA, Roberto “Naturally Fractured Reservoir’. Tulsa, Oklahoma:
Pennwell.1980.

. CHILINGARIAN, G.V, MAZZULLO, S.J, and RIEKE, H.H.:” Carbonate Reservoir
Characterization: A Geologic-Engineering Analysis, Part LI,”Elsevier Science
B.V, 1996.

. STEARNS, D.W, and FRIEDMAN, M.:”Reservoirs in Fractured Rocks”, AAPG
Memoir (1972) 82-106.

. STEARNS, D.W.:”Certain Aspects of Fractures in Naturally Deformed Rocks,”
NSF Advanced Science Seminar in Rock Mechanics. R.E.Riccker ed.Bedford,
Massachusets (1967) 97-118.

. IDROBO,E.A.;MEDINA, C.E.; ORDONEZ, A. y PENUELA, G.:"Desarrollo de
Modelos de Produccion Y Técnicas de Caracterizacion para Predecir el
Comportamiento de Produccion de Yacimientos Naturalmente Fracturados
en Colombia, Fase | ,Instituto Colombiano del Petréleo (ICP),Division de
Exploracion y Explotacion, Piedecuesta, Santander, Agosto,2000.

. AGUILERA, R and VAN POOLLEN, H.K:”Geologic Aspects of Naturally
Fractured Reservoirs Explained” The Oil and Gas Journal (December 1978)
47-51.



132

10.0TERO JARAVA, Benjamin y QUIROZ ANGARITA, Carolina “Anélisis e
Interpretacion de YNF Mediante Analogias “U.I.S, 2003.

11.NELSON, R.A.:”Geologic Analysis of Naturally Fractured Reservoirs (First
Edition),” Gulf Publishing Company, Book Division, 1985.

12.DUENAS OROZCO, José Joaquin y RUEDA GUEVARA Jorge lIgnacio
“Evaluacién y Explotacion de Yacimientos Naturalmente Fracturados”. UIS-
1998.

13.DEGOLYER, E. “Petroleum prospecting is an art”.University Oklahoma 1960.

14.0SORIO GALLEGO, J.G “Curso de Geomecanica de Yacimientos”
Universidad Nacional de Colombia-Sede Medellin, Escuela de procesos y
energia. Bucaramanga. Noviembre 10-14 de 2003. ECOPETROL-ICP.

15.LUCIA, F.J..”Carbonate Reservoir Characterization”, Springer-Verlag Berlin
Heidelberg, 1999.

16. http://lwww.beg.utexas.edu/indassoc/rcrl/rckfabpublic/poros-perm.htm

17.VAN GOLF-RATCH, T.D.:”Fundamentals of Fractured Reservoir
Engineering”, Elsevier Scientific Publishing Company, Amsterdam, the
Netherlands, 1982.

18.MAIDEBOR, V.”Production from Fractured Oil Reservoir’. Revista JPT,
Diciembre de 1973.

19.MA, S., ZHANG, X. and MORROW N.R.: “Influence of Fluid Viscosity on Mass
Transfer between Rock Matrix and Fractures,” JCPT (July 1999) 25-30.

20.WARRENT,J.E. and ROOT,P.J.:”"Behaviour of Naturally Fractured Reservoir
With Uniform Fracture Distribution”, paper SPE 2156 presented at the 43™
Annual Fall Meeting, Houston, Texas, sept 29-oct 2, 1968.

21. FRIEDMAN, M. and MCKIERNAN, D.E.” Extrapolation of Fracture Data from
Outcrops of the Austin Chalk in Texas to Corresponding Petroleum
Reservoirs at Depth,” JCPT (October 1995)43-49.

22.ALEXANDER; J:” A Discussion on the Use of Analogues for Reservoir
Geology,” Advances In Reservoir Geology, in Asthon, M., the Geological
Society, London, 1993, 175-194.




133

23.ALLAN, J.R.:"Controls on Reservoir Performance During Primary and
Enhanced Recovery: Lessons Learned from 100 Fractured Giant Fields”,
C&C Reservairs, Inc, 2002.

24.BELIVEAU, D., PAYNE, and D.A: and MUNDRY, M.:”Watherflood and CO,
Flood of the Fractured Meidale Field”, Paper SPE 22946 Presented at the SPE
Annual Technical Conference and Exhibition, Dallas, October 6-9, 1991.

25.AGUILERA, R: “Advances in the Study of Naturally Fractured
Reservoirs,” JCPT (Mayo 1993) 24-26.

26.BOYANO DE LA HOZ, F.0. y URENA SUAREZ, M.E: “Anélisis Comparativo de
Modelos Empleados para la Generacién de las Curvas de Permeabilidad
Relativa en Yacimientos Naturalmente Fracturados.2004.U.1.S.

27.SCHLUMBERGER:” Eclipse Technical Description 2001A”. U.S.A,
Schlumberger, 2001.

28.ROSEN, W.R, and KUMAR A.T.A “Single and Two-Phase Flow in Natural
Fractures”. SPE 24915, Presented At 67" Annual Technical Conference and
Exhibition of SPE, Washington D.C October 1992.

29.SARMA, P. “New Transfer Functions for Simulation of Naturally Fractured
Reservoirs with Dual Porosity Models” Stanford, 2003.Degree Thesis for
Master of Science in Petroleum Engineering. Stanford University, U.S.A. May,
2003.

30. GARCIA PLATA, Gerardo “Propiedades de la Roca de Yacimientos de
Petroleo” U.1.S, 1987.

31.ARCHIE, G.E “The Electrical Resistivity Log as in Determining some
Reservoir Characteristics”. Trans, AIME, 1942.

32.CLARK, Norman J. "Elements of Petroleum Reservoirs" Henry L. Doherty
Series, Society of Petroleum Engineers of AIME, Dallas, 1960.

33.HUET, C.C.:”Semi-Analytical Estimate of Permeability Obtained from Data
Capillary Pressure”. Texas, 2005. Degree Thesis for Master of Science in
Petroleum Engineering. Texas University, U.S.A 2005.

34.AMYX, J. W., Bass, Jnr. D. M., Whiting, R. L.. Petroleum Reservoir
Engineering, McGraw-Hill, 1960.



134

35.SLIDER H.C, STANDING, M.B.: Lecture notes, Stanford University, 1977-
“Worldwide Practical Petroleum Reservoir Engineering Methods”, Penwell
Books, 1983.

36.HASSLER, G.L, and BRUNNER, E.:”Measurement of Capillary Pressure in
Small Core Samples”, Trans.AIME, 160, 114-123.

37.COREY, A.T..:"The Interrelation between Gas and Oil Relative
Permeabilities” Prod.Mon(1954) 19, 38.

38.THOORMER, J.H.:” Introduction of a Pore Geometrical Factor Defined by the
Capillary Pressure Curve,” JPT (1960),73-77.

39.BROOKS, R.H, and COREY, A.T.:” Properties of Porous Media Affecting Fluid
Flow,” Journal Irrigation and Dranage, Division ASCE, (1966) 92: 61-88.

40. VAN GENUCHTEN M.Th: "A Closed-Form Equation for Predicting the
Hydraulic Conductivity of Unsaturated Soils," Soil Sci. Soc. Am. J. (1980), 44,
892-898.

41.L1, K. and HORNE, R.N.: "Experimental Verification of Methods to Calculate
Relative Permeability Using Capillary Pressure Data,” Paper SPE 76757
presented at the 2002 SPE Western Regional/ AAGP Pacific Section Joint
Meeting held in Anchorage, AK, May 20 — 22.

42. AMAEFULE.Jude “Enhanced reservoir description: using core and log data
to identify hydraulic (flow) units and predict permeability in uncored
intervals/wells” SPE 26436 (1993)1-16.

43. HEARN, C.L.EBANKS, W: J: Tye R.S and RANGATHAN, V.:"Geological
Factors Influencing Reservoir Performance of the Hartzog Draw Field,
Wyorming”JPT .36 N°9 (Agosto-1984) 1335-1344.

44. TESTERMAN J: D:” A Statistical Reservoir Zonation-Technique” JPT (Agosto
1962) 889-893.Trans AIME.

45.WEBER, K.J. and VAN GEUR.L, C:”"Framework for Constracting Clastic
Reservoir Simulation Models”JPT V.42 N°10 (October 1990) 1248-1253 Y
1296-1297.

46.TAYLOR, J.K:” Statistical Techniques for Data Analysis” Lewis Publishers,
Inc. Michigan (1990).



135

47. AMAUFULE, J.O and Keelan. : “stochastic approach to computation of
uncertainties in petrophysical properties” SCA paper 8907(1989)1-28BIRD,
R.B, STEWARE, W.E. and LIGHTFOOT, E.N.: “Transport Phenomena”. New
York, Wiley (1960).

48.ARCHIE, G.E.: “the electrical resistivity Log as an aid in determination some
reservoir characteristics” JPT (1942), 5, 1-8.

49.CAZIER, E.C. HAYWARD, A.B. ESPINOSA, G. VELANDIA, J MUGNIOT, J-F.
And LEEL, Jr., W.G.:"Petroleum Geology of the Cusiana Field, Llanos Basin
Foothills, Colombia,” AAPG Bulletin,(October 1995), 79, 1444-1463.

50.Berg, R.R.: "Method for Determining Permeability from Reservoir Rock
Properties,"Transactions — Gulf Coast Association of Geological
Societies(1970), XX, 303-335.

51.KOZENY, J.: "Uber-Kapillare Leitung des Wassers in Boden,
Sitzungsberichte," Wasserkraft und Wasserwirtschaft (1927) 22, 67-86.

52.CARMAN, P.C.: "Fluid Flow through Granular Beds," Trans., AICE (1937) 15,
150-166.

53.KRUMHEIN. W. and C; MONK. "Permeability as a Function of the Size
Parameters of Unconsolidated Sand,"” Trans. AIME, (1944) 151, 153-163.

54. BEARD, D., and WEYL, P.: "Influences of Texture on Porosity of
Unconsolidated Sand," AAPG Bulletin, (1973) 57, 349-369.

55.NELSON P.H.: "Permeability Porosity Relationships in Sedimentary Rocks,"
Log Analyst (1984), 3, 38 62.

56.WYLLIE M.R. and SPANGLER M. B.: "The Application of Electrical Resistivity
Measurements to the Problem of Fluid Flow in Porous Media,” Research
Project 4-G-1 Geology Division Report No.15 (March 1951) Gulf Research and
Development Company.

57.TIMUR, A.: "An Investigation of Permeability, Porosity, and Residual Water
Saturation Relationships for Sandstone Reservoirs, " The Log Analyst (1968),
9, 30-48.

58. COATES, G.R. PEVERARO, R.C.A., HARDWICK, A. and ROBERTS, D.: "The

Magnetic Resonance Imaging Log Characterized by Comparison With



136

Petrophysical Properties and Laboratory Core Data,” paper SPE 22723,
presented at the 1991 Annual Technical Conference and Exhibition of the
Society of Petroleum Engineers held in Dallas, TX, October 6-9.

59. RODRIGUEZ, A.. "Facies Modelling and the Flow Unit Concept as a
Sedimentological Tool in Reservoir Description: A Case Study," Paper SPE
18154, presented at the 1988 Annual Technical Conference and Exhibition of
the Society of Petroleum Engineers held in Houston, TX, October 2-5.

60.QUINTERO, Z.A. and RUTH, D.W..”Centrifuge Capillary Pressure Data
Interpretation: Gravity Degradation Aspect Consideration,” SCA Paper

61.KATZ, A.J. and THOMPSON, A.H.: "Quantitative Prediction of Permeability in
Porous Rock," Phys.Rev. B (December 1986) 34, No. 11, 8179.

62. GARRISON, J.R., PEARN, W.C., and VON ROSENBERG, D.U.: "The Fractal
Menger Sponge and Sierpinski Carpet," In-situ (1992) 17, 1-54.

63. LEVERETT, M.C.: "Capillary Behavior in Porous Solids," Trans, AIME 142
(1941), 341-358.

64.PURCELL, BURDINE, N.T., GOURNAY, L.S., and REICHERTZ, P.P.: "Pore Size
Distribution of Petroleum Reservoir Rocks", Trans. AIME, (1950), 189, 195-
204.

65.CALHOUN, J.C., LEWIS, M. and NEWMAN, R.C.: "Experiments on the
Capillary Properties of Porous Solids," Trans., AIME (1949) 186, 189-196.

66.COSTA ROMERO, Jaider y RAMOS Omar “Evaluacién de Yacimientos
Naturalmente Fracturados a partir de Registros Eléctricos-un caso
Colombiano. U.I.S 2003.

67.VARGAS MONTERO, Carlos y URBINA DUARTE, Carlos “Anélisis de
Normalizacion de Curvas de Permeabilidad Relativa y Presion Capilar y su
Influencia sobre el comportamiento de los Yacimientos. U.1.5,1992.

68.MAUX, L. T.et al. “The Challenges Of Building Up A Geological And Reservoir
Model Of Late Ordovician Glaciomarine Gas Reservoir Characterised By The
Presence The Nature Fractures”. SPE 101208 Noviembre 2006.



ANEXO A. CAUDAL DENTRO DE LA FRACTURA

Fig.25 Descripcion y representacion del modelo y parametros

Para este sistema las fuerzas que actuan sobre las fracturas son:

. De conduccion F:
F, =(P,—P,W xh
J Viscosas F,:
_ a3V
! dw
Donde:
A=hxl

Si no hay aceleracion, la sumatoria de fuerzas debe ser igual a cero

dv
(Pl—Pz)Nxh+,uthdW=0
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(R, = P,)[WdW =—zxI{dv

2
(P, - F>2)W2 = —ulV +C

La constante de integracion C, puede ser evaluado V =0y W=W, /2

W2
C:(Pl_PZ)?

Insertando la ecuacidén en se tiene:

-Esefu ]

T4 |8 2

La tasa de flujo (dQ) a través de un elemento (dW) es igual a (VdA), donde el

area (dA, Jesta dada por (hdw ) entonces:

Q= _TdQ =VdeAf

_ WA, (P, —P,)
124

Donde el area es el area de la fractura A; =W xh

3
Q:h><W XA_P
124 |
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ANEXO B. POROSIDAD TOTAL DEL SISTEMA-POROSIDAD TOTAL DE LA

" Vo + Vo

Vi

TV AV, VY,

Vo +V, =V, =V,

V,, =Volumen poroso de la matriz
V,; =Volumen poroso de fractura
V, = Volumen de la fractura

V,, = Volumen de la matriz

V

; = Volumen total del sistema

MATRIZ

V; =Volumen poroso total del sistema

Porosidad de la matriz

me ¢m

% _VT =V - a-— g
_ O

%= 1-Vg.
¢m = (1_V)¢T

¢,
\V =1

¢ (1-4,)

¢, =Porosidad total de la matriz
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