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RESUMEN

Aunque el modelado de los yacimientos naturalmente fracturados ha sido desarrollado
a lo largo de mas de cinco décadas, sigue y seguira habiendo una intensa investigacion
para obtener un modelamiento practico y robusto de este tipo de yacimientos. El
desarrollo 6ptimo de un yacimiento naturalmente fracturado requiere de un
entendimiento adecuado de la fisica del flujo en el yacimiento y de su implementacion
correcta en un simulador numeérico de yacimientos. Algunos ajustes de historia
realizados por medio de la simulacion numérica han mostrado que la clasica
formulacion de doble porosidad utilizada desde finales de los sesentas, no siempre
muestra buenos resultados. Cuando un yacimiento naturalmente fracturado presenta
mas de dos medios porosos afectando el flujo de fluidos, la formulacién de doble
porosidad no puede ser usada. Los medios deberan ser agrupados de alguna manera
para reproducir dos medios y de esta forma predecir el comportamiento.

El objetivo del presente trabajo es presentar un modelo simple y practico para simular
numéricamente el flujo multifasico en yacimientos petroleros de triple porosidad, e
incorporar el mismo en un simulador multifasico-multidimensional ¥, para llevarlo de
doble a triple porosidad, incrementando asi la versatilidad del mismo.

El algoritmo desarrollado en el presente trabajo es una extencion a flujo multifasico de
los modelos propuestos por Camacho y cols ® y por Rodriguez y cols ¢”. Debido a
que el modelo matematico es aplicable a cualquier medio poroso, los tres medios
porosos que representan la triple porosidad pueden ser la combinacién de varias
escalas de fracturas, y/o vagulos, y /o matrices. Se asume que el modelo de flujo
pseudo-estacionario (modelo de Warren y Root 3°) que se utiliza, describe el flujo
multifasico de fluidos en estos medios porosos. En este trabajo, el sistema mas
externo es considerado continuo y, por lo tanto, es el Unico que se encuentra
conectado a los pozos productores.

Una vez establecidas las ecuaciones que describen el flujo multifasico en un sistema de
triple porosidad y después de aplicar el método de Newton al sistema discretizado de
ecuaciones no lineales, considerando un ordenamiento normal, se obtiene una
estructura matricial tri-diagonal, la cual se reduce aplicando ciclicamente el
complemento de Schur ®®, economizando tiempo y memoria de cémputo. El sistema
matricial obtenido es similar al que se obtiene en el flujo multifasico de aceite, gas y
agua en un yacimiento de una porosidad-una permeabilidad. El trabajo esta
estructurado de la manera siguiente: el capitulo uno presenta una introducciéon sobre
el desarrollo y evolucién de los modelos de simulacion, el capitulo dos presenta la
formulacion matematica del modelo propuesto asi como sus condiciones iniciales y de
frontera, el capitulo tres presenta la solucibn numérica del problema y la
implementacién del modelo en un simulador multifasico y multidimensional, el capitulo
cuatro presenta la validacion del modelo usando la solucién analitica publicada por
Camacho y cols ® y por Rodriguez y cols @7, el capitulo cinco presenta la
aplicacion del modelo en tres casos sintéticos, y finalmente, el capitulo seis presenta
las conclusiones del presente trabajo.
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CAPITULO 1

INTRODUCCION

La modelacion de Yacimientos Naturalmente Fracturados (YNF) ha sido, desde la
formulaciéon propuesta por Barenblat ¢, un reto permanente para los investigadores
involucrados en la explotacion de yacimientos de este tipo. La descripcidon correcta de
los YNF, junto con una descripcion sensata de los procesos fisicos del flujo de fluidos
que se llevan a cabo, representan la base para obtener prondsticos de produccion lo
Mas cercanos a la realidad.

Desde los afios 60s hasta la actualidad, han aparecido diversas formulaciones para
conceptualizar un YNF. Las aproximaciones matematicas desarrolladas para modelar el
flujo de fluidos en yacimientos fracturados, se basan en aproximaciones continuas que
consisten en: el establecimiento de un modelo conceptual, la incorporacién de la
informaciéon geométrica de un determinado sistema matriz-fractura, del
establecimiento de ecuaciones de conservacion de masa y energia para los dominios
de la matriz y la fractura y, finalmente, de la solucién del sistema de ecuaciones
discretas no lineales.

Los formulaciones comunmente utilizadas para modelar el flujo de fluidos en rocas
fracturadas, incluyen:1) Red de fracturas discretas, 2) Modelo de doble medio
continuo, incluyendo doble y multiporosidad, doble permeabilidad 6, el método mas
general de “Mdltiple Interaccién Continua” (MINC) 2°, y 3) Método de Continuidad
Efectiva (ECM), pasando por sistemas equivalentes y continuos, hasta Ia
representacion de fracturas mediante distribuciones fractales [Diodato *°].

De los métodos anteriormente mencionados el mas utilizado ha sido el de doble medio
continuo, debido a que es menos demandante computacionalmente que otras
aproximaciones. Basicamente los diferentes modelos pueden distinguirse por la forma
como es considerado el almacenamiento y la continuidad de los fluidos.

Todas las formulaciones poseen ventajas y desventajas entre ellas, las cuales
dependen de la aplicacién en cuestidon. En lo que respecta a la aplicacién en ingenieria
petrolera, la conceptualizacibn que ha mostrado una mejor aplicacion a escala de
campo, ha sido la formulacién de doble medio continuo [Warren y Root 3°]. Lo
anterior no presupone que esta formulacion represente correctamente todos los
procesos dindmicos que se llevan acabo en los YNF.

En general, un YNF ha sido conceptualizado como la interaccion de dos medios o
sistemas porosos. Un medio esta representado por la matriz; es decir, la porcién de la
roca que “no presenta fracturas” y el otro medio esta representado por las fracturas
que intercambian fluidos de alguna manera con la matriz y que abstractamente
coinciden en espacio y tiempo. Los bloques de matriz estan rodeados de fracturas, no
existe comunicacion entre los bloques de matriz y la red de fracturas es continua.
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En la simulacion de los yacimientos fracturados, nos encontramos con el hecho de que
los bloques de matriz pueden contener alrededor del 90% de la reserva total de aceite.
El principal problema para la recuperacién de aceite en un yacimiento fracturado es
precisamente la extraccion de aceite de estos bloques de matriz. Por lo anterior, es
importante comprender los mecanismos que se llevan a cabo en los bloques de matriz
y simularlos lo més precisamente posible [Tadjar #*].

Algunos YNF muy probablemente presentan mas de dos sistemas porosos. Sin
embargo, debido a que no existen actualmente algoritmos para simular YNF con tres
sistemas porosos de diferentes propiedades, de alguna manera se agrupan los
sistemas identificados para seguir aplicando el modelo de doble porosidad y de esta
manera realizar predicciones.

De acuerdo con la teoria de multi-porosidad [Aifantis %], cualquier medio que exhibe
discontinuidades finitas en la porosidad, se considera que posee propiedades multi-
porosidad, esto es, si un sistema no es homogéneo, entonces puede presentar dos o
mas porosidades.

Para poder establecer cual es el modelo méas adecuado para representar a un
yacimiento de hidrocarburos y obtener una exitosa prediccion del flujo de fluidos en el
yacimiento, es necesario definir las caracteristicas de permeabilidad y porosidad de los
tipos de roca que existen, ya que, como se menciond anteriormente, los diferentes
modelos se distinguen por la forma como es considerado el almacenamiento y la
continuidad de los fluidos. Por ejemplo, el modelo de una porosidad-una
permeabilidad, se aplica en general a yacimientos no fracturados con porosidad y
permeabilidad uniformes. Un yacimiento fracturado con permeabilidad de matriz
relativamente baja pero alto almacenamiento puede ser caracterizado por medio del
modelo de doble porosidad-una permeabilidad. Un modelo cominmente aceptado es el
de doble porosidad-doble permeabilidad, en el cual, las porosidades y las
permeabilidades de la matriz y de la fractura son significativamente diferentes y
continuas.

Ademas del concepto tradicional de doble porosidad, diversos modelos de triple
porosidad o triple continuidad han sido propuestos para describir el flujo a través de
rocas fracturadas. En general, estos métodos se han enfocado en manejar las
heterogeneidades de la matriz subdividiendo esta en dos o mas subdominios, con
diferentes propiedades para cada uno de los medios.

Actualmente también se han propuesto modelos multiporosidad-multipermeabilidad
[Aifantis ] para representar diversos yacimientos fracturados con: permeabilidad
moderada (modelo de triple porosidad-doble permeabilidad) o permeabilidad alta
(modelo de triple porosidad-triple permeabilidad).

Entre los modelos multiporosidad-multipermeabilidad que se han publicado en la
literatura se pueden mencionar los siguientes:
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En 1985, Pruess y Narasimhan 2° desarrollaron un método de “Multiple Interaccion
Continua”, MINC, el cual manejaba el flujo transiente multifasico y multidimensional,
tanto en las fracturas como en los bloques de matriz, por medio de una aproximacion
numérica. La suposicion principal del método MINC es que las condiciones
termodinamicas en la matriz dependen principalmente de la distancia entre esta y la
fractura mas cercana. En dicho método, el dominio de flujo podia ser particionado en
elementos de volumen de tal forma que todas las interfases entre los elementos de
volumen dentro de la matriz, fueran paralelos a la fractura mas cercana. Refinando los
bloques de matriz con base en la distancia a las fracturas, se tiene como resultado un
patron de elementos de volumen anidados. Cada elemento de volumen tiene un estado
termodindmico asignado al mismo. El concepto basico del MINC de particionar los
bloques de matriz de acuerdo a la distancia de las caras de la fractura puede
extenderse a tamarfios y formas irregulares.

Un modelo de triple porosidad-una permeabilidad fue propuesto por Abdassah y
Ershaghi *. Estos autores consideraron un modelo de flujo no estacionario entre el
sistema de fracturas, con dos tipos de bloques de matriz, y flujo primario solo a través
del sistema de fracturas. Ellos consideraron flujo paralelo entre un sistema de
fracturas, que tienen propiedades homogéneas, e interactian con dos grupos de
bloqgues de matriz separados, que tienen distintas permeabilidades y porosidades.

En 2002, Camacho y cols ® presentaron un estudio para modelar porosidades

secundarias, principalmente porosidad vugular, en yacimientos naturalmente
fracturados. Presentaron soluciones para dos diferentes casos: cuando no existe flujo
primario a través de los vdgulos, lo cual es una extension del modelo de Warren y
Root 33, y para el caso en que el proceso de disolucién ha creado un sistema
interconectado de vugulos. En ambos casos, existe una interaccion entre la matriz, los
vugulos y el sistema de fracturas.

En 2004, Wu, Y. S. y cols 3, presentaron un modelo conceptual de triple porosidad y
triple permeabilidad, para simular los procesos de flujo en rocas fracturadas. Ellos
conceptualizan el sistema matriz-fractura formado por una matriz y dos tipos de
fracturas: fracturas grandes y fracturas pequefias; y extienden el concepto de doble
permeabilidad por medio de la adicion de una conexién mas (via fracturas pequefas),
entre las fracturas grandes y los bloques de matriz.

En 2004, Rodriguez, F. y cols 2’ presentaron una solucién analitica para caracterizar
la porosidad secundaria en yacimientos naturalmente fracturados. Ellos desarrollaron
un modelo de triple porosidad anidada-una permeabilidad para el transiente de presion
de un pozo produciendo en un yacimiento naturalmente fracturado. Se consideré un
sistema de triple porosidad actuando a diferentes escalas: matriz, porosidad
secundaria de pequefia y gran escala, donde el flujo del fluido a través de estos medios
es en serie de la siguiente manera: la matriz intercambia fluidos con la porosidad
secundaria de pequefia escala, la cual a su vez alimenta la porosidad secundaria de
gran escala.
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En 2006 Kang, Z. y cols *°, presentaron e implementaron un modelo conceptual
multi-continuo. ElI modelo conceptual, propuesto para investigar el flujo vy
desplazamiento multifasico a través de yacimientos vugulares naturalmente
fracturados, se basa en la observacion y analisis de datos geoldgicos. En este modelo
conceptual, la roca vugular naturalmente fracturada es considerada un medio de triple
continuidad compuesta por: (1) fracturas de gran escala, de alta permeabilidad y bien
conectadas; (2) roca matriz de baja o nula permeabilidad; y (3) vagulos o cavidades
de varios tamarfios. Los vulgulos pueden estar: (1) directamente conectados a las
fracturas grandes, (2) indirectamente conectados a las fracturas grandes a través de
las fracturas pequefias o microfracturas, o (3) aislados de las fracturas grandes por la
roca matriz.

En 2006, Tajdar y cols ?' utilizaron el modelo generalizado de doble porosidad
denominado de “Mdultiple Interaccion continua, (MINC)” y lo implementaron en un
simulador en paralelo para modelar el flujo de fluidos en matriz y en fractura. De
acuerdo al modelo MINC, los bloques de matriz fueron discretizados en subdominios,
tanto en direccion vertical como horizontal para ofrecer una precision mayor del flujo
transiente en los bloques de matriz. En dicho modelo se asumié la existencia de
equilibrio termodinamico local dentro de cada medio a cualquier nivel de tiempo v,
basandose en esa suposicion de equilibrio local, definieron variables termodinamicas
tales como: presién, saturaciones, concentraciones y temperatura.

En 2006 Yu-Shu y cols 38 desarrollaron un modelo conceptual de multiple medio
continuo y lo implementaron en un simulador de yacimientos tridimensional y trifasico
utilizando el modelo generalizado de triple continuidad. EI modelo conceptual
consideraba las rocas vugulares fracturadas como un medio de triple o madaltiple
continuidad, constituido por: 1) fracturas de alta permeabilidad, 2) matriz de baja
permeabilidad y 3) vugulos de diversos tamarfios. En dicho trabajo también proponen
una metodologia para el céalculo de la permeabilidad de los bloques que contienen
vugulos.

En 2007 Rubin *° desarroll6 un modelo de “Doble subdominio-Doble permeabilidad”,
para simular el drene gravitacional debido al flujo directo entre los bloques de matriz
(continuidad capilar) y a la reinfiltracibn en la matriz de la fractura. Rubin aplicé su
modelo en yacimientos fracturados con capa secundaria de gas.

De los trabajos anteriormente mencionados, es notable el esfuerzo realizado por tratar
de comprender los fendbmenos que gobiernan el flujo de fluidos en los yacimientos
naturalmente fracturados. Con el fin de contribuir con dichos esfuerzos, el presente
trabajo presenta un modelo conceptual para yacimientos que presentan triple
porosidad. Los objetivos del presente trabajo son:

1) Desarrollar un modelo de triple porosidad-una permeabilidad, para simular
numéricamente el flujo multifasico y multidimensional en yacimientos
petroleros que presentan triple porosidad.

2) Validar el modelo desarrollado contra soluciones analiticas.
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3) Implementar el modelo propuesto en un simulador trifasico, tridimensional, de
doble porosidad.

4) Utilizar el simulador en casos de aplicacion (sintéticos).

Una vez incorporado el modelo conceptual al simulador, éste presenta las
caracteristicas siguientes:

= Tres Dimensiones

= Totalmente implicito
= Tres Fases

= Triple Porosidad

En el modelo propuesto para ser implementado en el simulador, se considera un
sistema compuesto por tres medios, en donde el medio uno posee propiedades bien
definidas e interactia con otros dos medios que poseen diferentes porosidades y
permeabilidades. El medio uno se considera continuo, mientras que los medios dos y
tres proporcionan almacenamiento pero no contribuyen con el transporte y flujo de los
fluidos. Para el modelo propuesto, un sistema con triple porosidad esta compuesto por
tres medios: uno continuo y dos discontinuos anidados, similar a los modelos
propuestos por Camacho y cols ® y por Rodriguez y cols @7,

El trabajo presente esta estructurado de la manera siguiente:

= En una primera parte se presenta una introduccién sobre el desarrollo y
evolucion de los modelos de simulacion.

= En una segunda parte se establece la formulacién matematica del problema y
se asignan condiciones iniciales y de frontera.

= En una tercera parte se realiza la solucion numérica del problema que consiste
en convertir las ecuaciones diferenciales en ecuaciones en diferencias finitas, se
aplica el método de Newton para generar un sistema algebraico de ecuaciones
lineales, se realiza una reduccién matricial del sistema de ecuaciones aplicando
el método del “Complemento de Schur” y se resuelve el sistema de ecuaciones
lineales mediante la aplicacion de un algoritmo para la solucién de matrices
dispersas. En una tercera parte se incorpora el modelo conceptual a un
simulador trifasico-tridimensional.

= En una cuarta parte se valida el modelo con soluciones analiticas.

= En una quinta parte se utiliza el simulador en casos practicos.

= En una sexta parte se realizan las conclusiones del presente trabajo.
Finalmente cabe mencionar que aunque implicitamente el algoritmo presente algunas
desventajas en el sentido de adquisiciéon de informacién, también presenta valiosas

ventajas: hay un mayor grado de libertad para poder realizar ajustes de historia en
YNF con triple porosidad.
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CAPITULO 2

FORMULACION MATEMATICA DEL PROBLEMA
2.1 Consideraciones Geoldgicas
2.1.1 Porosidad

Las caracteristicas petrofisicas de una roca carbonatada estan controladas basicamente
por dos redes de poros: una red de poros interparticular y una red de poros vugular.
La Porosidad Interparticular puede definirse como el espacio poroso localizado entre las
particulas de la roca, el cual no es significativamente mayor al tamafio propio de las
particulas. La porosidad interparticular entre granos multicristalinos se denomina
porosidad intergranular y entre particulas de cristal simple se denomina porosidad
intercristalina. La Porosidad Vugular puede definirse como ese espacio poroso de
mayor o igual tamafio que las particulas de la roca y comunmente se presenta como
fracturas o grandes cavidades irregulares. Los vigulos se encuentran interconectados
generalmente de dos formas: (1) a través de redes de poros interparticulares (vugulos
separados), y (2) por contacto directo con otro vuagulo (vugulos conectados), [Lucia

20] .

A la Porosidad Interparticular se le denomina porosidad primaria y es tipico de las
arenas y las calizas. A la Porosidad Vugular se le denomina porosidad secundaria o,
cuando se refiere solo a vugulos o fracturas, porosidad vugular o porosidad de fractura

(figura 2.1).
T2p 0 :
% 7 ? Z Z

Vgulos y Fracturas

. v77777772227
Lj‘”@@ e 2
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Figura 2.1 a) Espacio Poroso Consolidado (matriz), b) Representacién Simplificada del Espacio Poroso de Vigulos y Fracturas

La porosidad secundaria generalmente se encuentra en rocas compactas, quebradizas
y con porosidad intergranular relativamente baja, tales como calizas compactas. La
porosidad secundaria se origina normalmente por el fracturamiento de la roca, el
agrietamiento y la disolucién debido al agua circulante [Van Golf-Racht 3*].

Para estimar los parametros petrofisicos por medio de examen visual en rocas con
ausencia de vugulos conectados, debe determinarse la cantidad de porosidad
interparticular, el tamafo de particula y la cantidad de porosidad vugular separada.
También es importante determinar la presencia o ausencia de vugulos conectados. Si
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estan presentes, la permeabilidad puede ser mucho mas alta y las propiedades
capilares muy diferentes a las que pudieran predecirse si no hubiera vuagulos
conectados [Lucia 2°]. Ademas de lo anterior, si existe presencia de vuagulos
conectados, el modelo a utilizar seria el de doble permeabilidad.

Sistema de Multiple Porosidad

En un yacimiento heterogéneo, la porosidad total (¢), es el resultado de la simple
adicion de las porosidades primarias y secundarias, esto es:

g=g+d+..+9,. (2.1)

Esta porosidad total es equivalente a la definicion estatica de almacenamiento de roca
o volumen poroso total.

Evaluacién Cuantitativa de la Porosidad Secundaria

En general, la evaluacibn de la porosidad total se realiza por medio de un
procedimiento indirecto (registros geofisicos), o por medio de un procedimiento directo
(analisis de nucleos).

Los valores de porosidad secundaria pueden variar si lo que se encuentra presente
son vugulos o fracturas. Resultados diferentes se esperan también cuando las fracturas
son de un tipo o de otro; la mas importante subdivision de fracturas relaciona dos
categorias: macrofracturas y microfracturas. Las macrofracturas son fracturas
extendidas con grandes aperturas, las cuales se desarrollan a través de varias capas;
mientras que las microfracturas (o fisuras), son fracturas con aperturas estrechas y de
extension limitada, a menudo limitadas a una sola capa [Van Golf **].

2.1.2 Compresibilidad

En los yacimientos heterogéneos, la compresibilidad tiene un papel muy importante,
especialmente si existe gran contraste entre la porosidad de cada uno de los medios.

La compresibilidad, se define en forma general, como el cambio de volumen, AV , por
unidad de volumen, V , para una presion aplicada, Ap ; esto es:

1AV

C__VZE' (2.2)
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Dependiendo del volumen que se utilice como referencia, la compresibilidad puede ser
la propiedad de un cierto volumen de roca sometido a compresién, tal como el

volumen total (V;), el volumen poroso (Vp) o volumen de fluido (V).

Compresibilidad de la Roca

La compresibilidad de la roca en un yacimiento convencional se refiere al volumen
total, de roca y poroso; esto es:

V, =V, +Vp

, (2.3)
Vp =V .¢
y se expresan por medio de su definicién basica, como:
Compresibilidad Total, ¢, = L1dv

V, \ dp
- 1(av, |

Compresibilidad de Roca, c, :\Tr( o j ; (2.4)

. 1(dv,
Compresibilidad de Poro, ¢, VA TS
p

p

En el caso de yacimientos heterogéneos, ademas de la porosidad primaria de la matriz,
es necesario tomar en consideracidon la porosidad secundaria de las fracturas (f),
cavernas (c) y vagulos (v). La compresibilidad de la roca se expresa entonces por
medio de:

C, =C, +4.C, +4:C +4C,. (2.5)
Compresibilidad Total (roca y fluido)

La compresibilidad del sistema, incluyendo la roca y los fluidos que saturan los poros,
puede expresarse como:

Cr =S,C, +5,C, +5,C,+C, . (2.6)
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2.1.3 Presion Capilar

La presion capilar existe siempre que los poros estan saturados con dos o mas fases.
En un sistema multifasico, la presion capilar es, por definicién, la presion de la fase no
mojante menos la presion de la fase mojante.

Ya que las fuerzas interfaciales, manifestadas como Presiones Capilares, son las
mayores fuerzas dentro del volumen representativo del medio poroso, la presion
capilar es una caracteristica basica del sistema roca-fluido en el flujo multifasico.
Entre los factores que afectan esta variable, se encuentran: la tension interfacial entre
los fluidos, la mojabilidad de la roca, la geometria del espacio poroso, asi como la
historia de saturaciones (drene o imbibicion).

Para sistemas gas-aceite, la expresion para determinar la presion capilar esta dada
por:

P (Sg): Py = P, - 2.7

cgo

Para sistemas agua-aceite, la expresion para determinar la presion capilar estd dada
por:

cwo

Powo (Su) = Po = Py (2.8)

Curvas de Presién Capilar

Si una roca del yacimiento esta completamente saturada por la fase mojante, el
desplazamiento de esta fase por medio de una fase no mojante, estara relacionado con
la magnitud de la presion capilar y el correspondiente decremento de la saturacion de
la fase mojante. Este desplazamiento se conoce como desplazamiento de drene, y la
relacion entre la presion capilar y la saturacién es conocida como curva de presion
capilar de drene.

La presion capilar de imbibicion se desarrolla cuando la roca del yacimiento esta
saturada con una fase no mojante, la cual debe ser desplazada por medio de una fase
mojante. Para una distribucion de poro convencional, la presion capilar de imbibicion
es aproximadamente la mitad en el orden de magnitud de la presién de drene vy, por lo
tanto, la curva mostrara una histéresis considerable entre los desplazamientos de
drene e imbibicién para una misma roca (figura 2.2).
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Presion Capilar, Pc
-
’
o
=
@D
>
@D

Imbibicion |
\
1

0 saturacién de la Fase Mojante ~ 100%

Figura 2.2 Curvas de Presion Capilar para los Procesos de Drene e Imbibicion

La forma de la curva capilar del proceso de drene refleja la homogeneidad del tamario

de poro. Si en un gran intervalo de saturacién de agua la P. permanece constante

(figura 2.3a), esto prueba la homogeneidad de la dimensién del poro y viceversa, la

variacion de P, contra saturacién (figura 2.3b), prueba la heterogeneidad de la

dimension del poro.

Por otro lado, solo las curvas de imbibicibn muestran la existencia de una saturacion
particular en la saturaciéon de la fase no mojante (en el caso de agua-aceite, S,)). Esta

saturacion residual ocurre durante el desplazamiento de imbibicion, cuando la fase no
mojante queda atrapada llenando poros individuales o pequefios grupos de poros. Este
entrampamiento es el resultado de la interrupcion parcial de la comunicacién entre
varios poros que son evitados durante el desplazamiento de imbibiciéon. Es fisicamente
evidente que hay mayores probabilidades de evitar mas poros si existe una
distribucion mayor en el tamafio de poro, donde las variaciones de las dimensiones de
los poros, reducen la inter-comunicacion. Por lo tanto, ocurrird una mayor saturacion
residual de la fase no mojante durante el desplazamiento de imbibicién si la
distribucion de poro (no normal), es similar al caso de la figura 2.3b.

10
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—=>| swi |[< < Swi >

Sor Sor

a) b)

Figura 2.3. Curvas de Presion Capilar si el Promedio de los Didmetros de Poros es: a) Uniforme, b) Disperso

2.1.4 Permeabilidad

La permeabilidad es una propiedad del medio poroso y es una medida de la capacidad
del medio para transmitir fluidos. En presencia de dos o mas medios porosos, la
permeabilidad puede definirse como: permeabilidad del medio 1, permeabilidad del
medio 2,..., permeabilidad del medio n.

Permeabilidad Relativa

Originalmente, la ley de Darcy se derivd para el flujo de una fase donde la
permeabilidad del medio poroso al fluido es la permeabilidad absoluta del medio.
Cuando dos o mas fluidos fluyen simultaneamente a través del medio poroso, la ley de
Darcy puede modificarse para calcular el gasto de cada fase. Estas modificaciones
incluyen: el uso de la permeabilidad efectiva, el potencial y la viscosidad de cada fase.
Con estas modificaciones, el gasto de aceite y agua en un sistema bifasico y en la
direccion X, puede escribirse como:

kA dP (2.9)
ﬂ oxA< %o

Oox =— 1, dx

yv

11
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do,

__pkuA
Qe =5 i (2.10)

Hy,
donde las permeabilidades efectivas, k, y Kk, dependen de la saturacion. La
permeabilidad efectiva del aceite, puede expresarse como:

k, =k, [i—j —Kk,, . (2.11)

X

donde kxzpermeabilidad absoluta del medio poroso en la direccion X vy

K., =permeabilidad relativa al aceite. Similarmente para el agua, se tiene:

k =kk . (2.12)

WX X rw

Sustituyendo las ecuaciones (2.11) y (2.12) en (2.9) y (2.10), se tiene:

K.y, dO
=—fBk A —fow_~ o
Oox = —PKA . dx (2.13)
y1
k., d®
= —pk A W W
Qux = —BKA . dx (2.14)
Similarmente para el flujo de aceite y gas, se tiene:
Kiog d®
=~k A —+—=° 2.15
qOX ﬂ XA( ﬂo dX ( )
y1
SA, k, AP,
=- — . 2.16
Ao S, dx (2.16)

Las figuras 2.4 y 2.5 muestran las permeabilidades relativas K, y K, en funcion de la
saturacion, S,, para un sistema agua-aceite vy, krog y krg como funciones de la

saturacion, Sg , para un sistema gas-aceite, respectivamente. Notese que la suma de

12
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Kow ¥ K., para cualquier S, (y k,, vy k, para cualquier S ), es siempre menor o

igual a uno. Este ultimo efecto es causado por la tensién interfacial entre los dos

fluidos residentes.

1 I
|

Krocw |

-

I
I
I
I
I
I
|
|
I
!
|

Permeabilidad Relativa

0 Siw 1-Sow 1
Saturacion de Agua

Figura 2.4 Permeabilidad Relativa de un Sistema
Agua-Aceite (curvas de imbibicion).

‘A

Permeabilidad Relativa

0 Lag

1

Saturacién de Gas

Figura 2.5 Permeabilidad Relativa de un Sistema

Gas-Aceite (curvas de drene).

En resumen, para flujo multifasico en medios porosos, los gastos de flujo de las

diferentes fases, estan dados por:

k, dD
= — Bk ro o .
qOX ﬂ X A( ﬂo dX

— ﬂk A< k"g dq)g .

qu_ X ,Ug dX ’
k. dod

= K A
qwx ﬁ XA( ,UW dX

donde Kk

rw?

respectivamente, en un sistema trifasico.
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(2.19)

ko, Yk, son las permeabilidades relativas del agua, gas y aceite
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2.2 Modelo Conceptual y Matematico

Para un mejor entendimiento del modelo de Triple Porosidad, es necesario definir el
modelo de doble porosidad.

Modelo de Doble Porosidad

El modelo de doble porosidad fue introducido por Barenblatt y cols *, y mas tarde
extendido por Warren y Root 3°. Los modelos de doble porosidad estan basados en
un medio de flujo idealizado (figura 2.6), que consta de una porosidad primaria creada
por depositacion y litificacion, y una porosidad secundaria creada por fracturamiento
[Warren y Root *°]. La base de estos modelos es la observacion de que la masa de
roca no fracturada (matriz), presenta gran parte de la porosidad del medio
(almacenamiento) pero poca permeabilidad (flujo). Por otro lado, la fractura puede
presentar poco almacenamiento pero alta permeabilidad. La matriz y la fractura estan
idealizados como dos medios separados pero que se encuentran interactuando en
espacio y tiempo, donde la transferencia de fluidos ocurre de acuerdo al potencial del
fluido entre los dos medios.

En el modelo de doble porosidad, un yacimiento fracturado se concibe formado por dos
sistemas: uno de fracturas, que constituye un medio continuo; y un sistema de
bloques de matriz, que constituye un medio discontinuo. Adicionalmente se realizan las
suposiciones siguientes con respecto a la estructura del yacimiento y a la formulacion
matemaética.

1. El sistema continuo de fracturas proporciona la trayectoria principal de flujo del
fluido en el yacimiento. El fluido que es desplazado de los bloques de matriz
fluye cerca de la interfase matriz-fractura, y entonces fluye a través del sistema
de fracturas hacia el pozo. Lo anterior significa que los pozos se encuentran
ubicados Unicamente en el sistema de fracturas.

2. Laley de Darcy es aplicable para describir el flujo multifasico en la fractura.

3. Los sistemas de fracturas y de bloques de matriz ocupan una misma malla
computacional, y por lo tanto, para cada conjunto de soluciones para el sistema
de fracturas, se obtiene un conjunto de soluciones para el sistema de bloques
de matriz.

La esencia de esta aproximacion es que en el medio poroso fracturado, las fracturas se
caracterizan por tener mayor difusividad (de aqui los pequefios tiempos de respuesta),
que la roca matriz. Por lo tanto, la respuesta “temprana” del sistema es controlada por
las fracturas, mientras que la respuesta “tardia”, es influenciada por la matriz.

14
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Vaaulos  Matriz Fracturas Matriz Fracturas

Figura 2.6 ldealizacion de un Yacimiento Naturalmente Fracturado (Modelo de Warren y Root)

Modelo de Triple Porosidad

Una vez definido el modelo de doble porosidad, considérese ahora un sistema donde el
medio uno tiene propiedades homogéneas e interactia con otros dos medios
separados, que tienen diferentes porosidades y permeabilidades (figura 2.7).

Figura 2.7 Idealizacion de un Sistema de Triple Porosidad

Este sistema se refiere como un sistema de triple porosidad y es una representacion
mas realista de los yacimientos fracturados que el modelo tradicional de doble
porosidad.

15
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2.2.1 Modelo Conceptual

Para poder establecer cual es el modelo mas adecuado para representar a un
yacimiento en particular y de esta forma obtener una prediccion exitosa del flujo de
fluidos en el yacimiento, es necesario definir las caracteristicas de permeabilidad y
porosidad del tipo de roca en particular, ya que los diferentes modelos se distinguen
por la forma como consideran el almacenamiento y la continuidad de los fluidos. Por
ejemplo, el modelo de una porosidad-una permeabilidad (figura 2.8), se aplica en
general a yacimientos no fracturados. Un yacimiento fracturado que presenta dos
diferentes porosidades, de las cuales solo una de ellas es continua; esto es, contribuye
con el transporte y flujo de los fluidos, puede caracterizarse por medio del modelo de
doble porosidad-una permeabilidad (figura 2.9). Un modelo cominmente aceptado es
el de doble porosidad-doble permeabilidad (figura 2.10), en el cual, existen dos
porosidades y ambas son continuas. Finalmente, se ha propuesto un modelo
multiporosidad-multipermeabilidad en la literatura [Aifantis?], para representar
diversos yacimientos fracturados con: permeabilidad moderada (modelo de triple
porosidad-doble permeabilidad, figura 2.11) o permeabilidad alta (modelo de triple
porosidad-triple permeabilidad, figura 2.12).

En el modelo propuesto para la construccion del simulador se considera un sistema
compuesto por tres medios. El flujo de fluidos entre estos tres medios es en serie; esto
es, el medio tres intercambia fluidos con el medio dos, el cual a su vez intercambia
fluidos con el medio uno. El medio uno se considera continuo, mientras que los medios
dos y tres proporcionan almacenamiento pero no contribuyen con el transporte y flujo
de los fluidos (figura 2.13). Basicamente, el modelo propuesto toma las ideas
planteadas por Camacho y cols ® y por Rodriguez y cols ¢”y las extiende a flujo
multifasico.

Para el modelo propuesto, un sistema con triple porosidad puede estar compuesto por
tres diferentes sistemas porosos con diferentes propiedades petrofisicas, que afectaran
de alguna manera el flujo de fluidos dentro del yacimiento. En la tabla 2.1 se
presentan las posibles configuraciones de un sistema de triple porosidad.

A diferencia del modelo MINC ®® que considera que las diferentes porosidades estan
ordenas en serie y en sentido creciente, donde la porosidad menor (¢,), se encuentra

en contacto con una porosidad mayor (¢,) y asi sucesivamente, de forma tal que ¢5(i)
< ¢(i+1); en el modelo propuesto las porosidades no tienen un ordenamiento; esto es,

¢ puede estar en contacto con ¢ o con cualquier otra porosidad que integre el

sistema, con la Unica restriccién de que la transferencia de fluidos entre los medios sea
en serie. Lo anterior se hizo considerando que un YNF con triple porosidad puede estar
compuesto por fracturas, vagulos y matriz, o también por fracturas grandes, fracturas
pequefias y matriz.

Tabla 2.1 Posibles Configuraciones de un sistema de Triple Porosidad
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Sistema 1 Sistema 2 Sistema 3
F f m
F m \Y
F m m

donde:

F = fracturas grandes

f = micro fracturas

v = vlgulos

m = matriz

Esto es, un YNF con triple porosidad puede estar compuesto por fracturas grandes
(sistema 1), fracturas pequefias (sistema 2) y matriz (sistema 3); o bien por fracturas
(sistema 1), matriz (sistema 2) y vugulos (sistema 3), etc.

En el trabajo presente se supone que un sistema multifasico isotérmico en un
yacimiento naturalmente fracturado esta compuesto de tres fases: aceite, gas y agua.

Se considera que cada fase fluye en respuesta a las fuerzas de presién, gravitacionales
y capilares, de acuerdo a la ley de Darcy.

Figura 2.8 Representacion Gréfica del Modelo de Una Porosidad — Una Permeabilidad.

Figura 2.9 Representacion Gréfica del Modelo de Doble Porosidad — Una Permeabilidad.

Figura 2.10 Representacién Gréfica del Modelo de Doble Porosidad — Doble Permeabilidad.

17



Capitulo 2 Formulacion Matematica del Problema

Figura 2.11 Representacion Gréfica del Modelo de Triple Porosidad — Doble Permeabilidad.

Figura 2.12 Representacion Grafica del Modelo de Triple Porosidad — Triple Permeabilidad.

Figura 2.13 Representacion Grafica del Modelo Utilizado en el Presente Trabajo (Triple Porosidad — Una Permeabilidad).
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2.2.2 Modelo Matemaéatico

Las ecuaciones que describen el flujo trifasico en un yacimiento naturalmente
fracturado se desarrollan en el Apéndice A, y comprenden el conjunto siguiente de
ecuaciones en cada uno de los medios: medio 1, medio 2 y medio 3.

2.2.2.1 Ecuaciones Diferenciales para el Medio Poroso 1

Ecuaciones de Flujo

La descripcion del flujo de fluidos en un medio poroso matematicamente se modela a
través de ecuaciones que dominan los principios de conservacion de masa, de cantidad
de movimiento (aproximada por la ley de Darcy) y de una ecuacion de estado,
obteniéndose asi 3 ecuaciones de flujo (una para cada fase). De acuerdo al modelo
propuesto, el flujo de fluidos entre los tres medios es en serie; esto es, el medio tres
intercambia fluidos con el medio dos, el cual a su vez intercambia fluidos con el medio
uno; por lo tanto, no existe transferencia directa entre los medios tres y uno. De
acuerdo a lo anterior, las ecuaciones que describen el flujo de fluidos en el medio uno,
el cual es considerado continuo, estan definidas por las siguientes expresiones:

Aceite:

kk . R P
V- LO g’o (Vp, - J’C,VD)}l + [0, ], +Fors = EW('@OSO )], (2.20)
Gas:

kk kk
\& —roRs \% o OVD L Vp. —y.VD (2_21)

LB, (VP =7 )+ﬂng( Py 7, )1

§ A - - o
+ I:Rsboqo }1 * [bgqg :'1 +[RSTO ]21 + I:Tg }21 - E[¢(Rsboso + ngg ):|1

Agua:

kK., ~ R o
V. { B (VP - 7WVD)}1 + [bwqw]l +[7], = E[MSWL : (2.22)
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En las ecuaciones (2.20) a (2.22), 721, 7g21 Y Twe1, representan el ritmo de intercambio
de masa entre el sistema 2 y 1 de las fase aceite, gas y agua respectivamente, a
condiciones de yacimiento por unidad de volumen de roca.

Ecuaciones Auxiliares
Se tienen dos ecuaciones de presion capilar:

Para sistemas gas-aceite, la expresion para determinar la presion capilar esta dada
por:

cho,l(sgl) =Pg1— Pos- (2.23)

Para sistemas agua-aceite, la expresion para determinar la presion capilar esta dada
por:

Pcwo,l (Swl) = po,l - pw,l . (2.24)

Ecuaciones de Restriccion

Se tiene una ecuacion de restriccion para las saturaciones de las fases:

Ser+ Sy + S =1. (2.25)

2.2.2.2 Ecuaciones Diferenciales para el Medio Poroso 2

En este caso, las ecuaciones de transferencia no presentan términos de flujo debido a
que es un medio discontinuo; por lo tanto, Unicamente aparecen los términos de
transferencia entre los medios 1y 2, y entre los medios 2 y 3.

Ecuaciones de Transferencia
Una para cada fase (agua, aceite y gas):

Aceite:

A A 0
_[T0]21 + [2'0 ]32 = E[¢(boso ):lz : (2.26)
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Gas:
- - - - 0
—[RSTO]21 — I:Tg }21 +[RST0 ]32 + I:Tg :|32 = E[¢(Rsboso + ngg )]Z . (2.27)
Agua:
R - o
_[TW]21 + [TW]sz = EwwaW]z : (2.28)

En las ecuaciones (2.26) a (2.28), 7 o32, 7 g32 ¥ 7T w32, representan el ritmo de
intercambio de masa entre el sistema 3 y 2 de las fase aceite, gas y agua
respectivamente, a condiciones de yacimiento por unidad de volumen de roca.

Ecuaciones Auxiliares.

Expresiones de presidn capilar para describir la relaciéon entre las presiones de las
fases;

cho,z (ng) = pg,z - po,z - (2.29)
Fowo.2 (Swz) = Po2 = Puz- (2.30)

Ecuacién de Restriccion.

Una ecuacion de restriccion para las saturaciones de las fases:

Sez + 542+ Sy, =1. (2.31)

2.2.2.3 Ecuaciones Diferenciales para el Medio Poroso 3

Al igual que en el medio poroso 2, las ecuaciones de transferencia no presentan
términos de flujo debido a que es un medio discontinuo; por lo tanto, Unicamente
aparecen el término de transferencia entre los medios 2 y 3.
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Ecuaciones de Transferencia.

Una para cada fase (agua, aceite y gas):

Aceite:
~Tog __[¢ } (2.32)
Gas:

ez ]32 [ (Rb,S, +b,S )] . (2.33)
Agua:
(8], =2 1.S.], 234

Ecuaciones de Presiones Capilares.

Expresiones de presion capilar para describir la relacion entre las presiones de las
fases:

cho,s(sgg) = Pgs— Pos (2.35)
Pouos(Sus) = Pos — Pus- (2.36)

Ecuacién de Restriccion.

Una ecuacion de restriccion para las saturaciones de las fases:

Ses + 545+ S, =1. (2.37)
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2.3 Condiciones Iniciales y de Frontera

Ademas de las ecuaciones diferenciales en la formulacién de un problema de flujo de
fluidos en un medio poroso, se requiere definir las condiciones iniciales y de frontera.
La condicion inicial es aquella que representa la condicién del sistema a un tiempo
especifico, y las condiciones de frontera indican las condiciones que se tienen en los
limites del sistema.

2.3.1 Condiciones Iniciales

En la mayoria de los estudios de simulacién, las condiciones iniciales se obtienen
suponiendo condiciones de equilibrio gravitacional/capilar inicial, lo que implica cero
flujo de las fases a t=0. En esta forma de inicializacion, la distribucién de presiones se
obtiene especificando una presion de referencia a una profundidad determinada v,
utilizando el potencial del fluido, se determinan las presiones a las demas
profundidades. La distribucion inicial de saturaciones se obtiene a partir de los
contactos de los fluidos y las relaciones de presion capilar. El procedimiento descrito
anteriormente se puede expresar matematicamente mediante el algoritmo siguiente:

1. Se calcula la presiéon de la fase por medio de la siguiente ecuacion:

po = po,ref +77o(ﬁo)|:2_zref . (2-38)

Donde p, es la presion de la fase aceite a cualquier nivel del yacimiento; p, . es la
presién de la fase aceite al nivel de referencia fijado, y 7, es la densidad relativa de la

fase aceite a una presion p, .

Ya que la ecuacion (2.38) contiene implicitamente a p,, (a través de v, ), la solucién de
Po puede obtenerse en forma iterativa por medio del método de Newton-Raphson.

2. Sipi < pyp , existe gas libre en el yacimiento y, por lo tanto,

Poret = Pps (2.39)

Donde p,, es la presion de saturacion.

Entonces, la presion del gas en el contacto gas-aceite, se puede calcular por medio de
la expresion siguiente:
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pg,zcgo = cho,e + po,zcgo - (240)
De forma similar para el agua:
pw,zcwo = po,zcwo - I:)cwo,e- (2.41)

3. La distribucién de presiones del gas y del agua se calculan, de forma similar a la del
aceite, por medio de las expresiones siguientes:

Py = Py,zcq0 T 74 Py [Z - ZCQO] ; (2.42)

pw = pw,zcwo +77Wﬁw [Z B cho] . (2.43)

4. Conocida la distribucién de presiones en el yacimiento (figura 3.9), se calcula la
distribucion de presiones capilares, con las expresiones siguientes:

PCQO(SQ)= Py (2) = Po(2): (2.44)

Poo (Sw) =Py (2)— p,(2)- (2.45)

5. Por medio de interpolacion inversa y haciendo uso de las presiones capilares, se
obtiene la distribucion inicial de saturaciones.

cho(z) =Py (2)- po(z)

Zewo PCWO(Z) = po(z) - pW(Z)

Figura 2.14 Distribucién de Presiones en el Yacimiento
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2.3.2 Condiciones de Frontera

Las ecuaciones diferenciales a resolver por el simulador requieren que se especifiquen
todas las fronteras, esto incluye tanto las fronteras exteriores (limites del yacimiento,
x=L), como fronteras interiores (pozos productores e inyectores, x=0). Para las
fronteras externas, Xx=L, generalmente se supone que no existe flujo en la frontera del
yacimiento. Matematicamente esto puede expresarse de la siguiente forma:

(Vpp _7PVD) Lo 0, (2.49)

X=
donde:

L = Frontera del yacimiento.
p = fases agua, gas y aceite

Para fronteras internas, x=0, pueden especificarse, ya sea gastos del pozo o presiones
de fondo fluyendo. Si se especifica el gasto del pozo, la ley de Darcy puede utilizarse
para generar una condicion de frontera tipo Neumann:

(Vp, - VpVD)X:O =%- (2.47)

Si se especifica la presion para el radio de pozo, entonces se puede obtener una
condicién de frontera tipo Dirichlet,

Plico = Pus - (2.48)
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CAPITULO 3

SOLUCION NUMERICA DEL PROBLEMA

La solucibn numeérica consiste en obtener una representacion aproximada de las
ecuaciones en derivadas parciales en puntos predeterminados del dominio, en espacio
y tiempo, mediante el empleo de métodos de discretizacion en diferencias finitas.

El conjunto de ecuaciones que describen el comportamiento de flujo de fluidos en el
yacimiento, ecuaciones (2.20) a (2.22), (2.26) a (2.28) y (2.32) a (2.34), para los
medios 1, 2 y 3, son no lineales, y por consiguiente no se pueden resolver por
métodos analiticos. Se recurre a métodos numeéricos para resolverlas mediante su
aproximacion en diferencias finitas, lo que genera un sistema algebraico de
ecuaciones no lineales, que puede ser resuelto mediante el método iterativo de
Newton-Raphson. En cada iteracién, el método de Newton-Rapshon resulta en un
sistema algebraico de ecuaciones lineales que puede resolverse mediante algun
algoritmo aplicable a la solucién de sistemas de ecuaciones con matrices dispersas <.
En este capitulo se presentan las ecuaciones aproximadas de flujo para el modelo de
triple porosidad y se revisa la aplicaciéon del método de Newton-Raphson a la soluciéon
de los sistemas de ecuaciones algebraicas no lineales correspondientes. También se
aprovecha el esquema matricial resultante para reducirlo mediante operaciones
matriciales 7.

3.1. Ecuaciones de Flujo en Diferencias Finitas.

Los sistemas de ecuaciones no lineales (2.20) a (2.22), (2.26) a (2.28) y (2.32) a
(2.34), para los medios 1, 2 y 3, se resuelven numéricamente. El caracter continuo de
estas ecuaciones en espacio y tiempo, se cambia por un caracter discreto mediante
su aproximacion en diferencias finitas. Los términos de flujo de las ecuaciones del
medio 1, se aproximan mediante diferencias centrales y los términos de acumulacion
en los medios 1, 2 y 3, mediante  diferencias regresivas. Este proceso de
discretizacion da como resultado un sistema de ecuaciones algebraicas no lineales en
cada etapa de tiempo ®®. Como se muestra mas adelante, las ecuaciones, que son las
que constituyen el modelo, se escriben en términos de operadores en diferencias. La
aproximacion en diferencias finitas de los sistemas de ecuaciones (2.20) a (2.22),
(2.26) a (2.28) y (2.32) a (2.34), se desarrollan en detalle en el Apéndice B.

3.1.1. Ecuaciones para el Medio 1.

Las ecuaciones de flujo en el medio 1 (establecidas anteriormente), aproximadas
mediante diferencias finitas para el caso de flujo tridimensional son las siguientes :

Para el aceite:

n+ ~ N+ o an+ Vr .
AI:TO (Apo - ?/OAD):Il,iji + [boqo l,ijt + [Tozl]ijkl = A::k At |:¢(b080 ):Il,ijk . (3.1)
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Para el gas:

n+1

A[To R, (Ap, - 7,AD)+T, (Ap, - ygAD)]

1,ijk

A TN+ A TN+ ~ N+ A TN+ Vr i
+ I:Rs oqo l ”i I:bgqg :|1,iji + [RSTO]le + |:T9 :'211 - Atjk |:¢( Rsboso * b S ):|1,ijk

. (3.2)
Para el agua :
n+1 o ~ n+l1 Vr Ijk
A[Tu(8py = AD) T+ (0,8, |+ || = A0S, ]y, 3.3)
Las ecuaciones de presion capilar se discretizan de la siguiente manera:
nal _ n+l i
IDCGOLiJ'k (S ) B [ Py = Po l,ijk ’ (3.4
nal n+1
Pcwol ijk ( ) |: po pw j|l,ijk : (3.5)
La ecuacion de restriccion restante, es la siguiente:
S,+S. +S,) . =1
( ooyt W)l,ijk i (3.6)

En las ecuaciones (3.1) a (3.3), se tiene que la transmisibilidad de las fases en el
medio 1, se define como:

To — [bokro J i (3.7)
Hy

T, =a Dok | (3.8)
Hy

TW:O{ Koy J (3.9)
B4,
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Donde o , es un factor geométrico que depende del sistema de coordenadas
geométricas elegidas.

Para evaluar las transmisibilidades de los fluidos en el medio 1 (fronteras de las
celdas), se utiliza el concepto corriente arriba; es decir, las propiedades dentro de los
paréntesis se evallan a las condiciones de presién, y saturacion de la celda de mayor
presion @®,

Las aproximaciones para la transferencia de fluidos entre el medio 2 y el medio 1,
mostradas en las ecuaciones (3.1), (3.2) y (3.3), son las siguientes ¢?:

To21 :;:1 I: 021 p02 ):I::l’ (3.10)
(7921)::1 - [Tg?l( P2 = pgl)l::l’ (3.11)
(Fuz )y = [Tz (Puc = Pu) I, - (3.12)
Notese que 7,, =V, kap21 , P = 0, g, w. Las transmisibilidades de las fases entre los

medios 1 y 2 se evaltan corriente arriba; esto es, se calcula el potencial entre los
medios y las propiedades se evalian a las condiciones del medio de mayor presion.
Esto es, si el medio 2 es el de mayor presidon, entonces las propiedades estan
definidas como:

Ty =0V.k, ( Dok j , (3.13)
o Ja
b k
Tng =oV,k, ol (3.14)
9 Jau
T, =0V.K,| ——| . (3.15)
Bty )y

De lo contrario, si el medio 1 es el de mayor presion (ej. inyeccion de fluidos en el
yacimiento), entonces las propiedades se evallan a las condiciones de este medio.
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Notese que las ecuaciones (3.4) a (3.9) pueden acoplarse en las ecuaciones (3.1) a
(3.3) para reducir el nimero de ecuaciones y de incégnitas del sistema.

Las presiones de las fases gas y agua, Py ¥V Pw respectivamente, pueden eliminarse
usando las relaciones de presion capilar, dadas en las ecuaciones (3.4) y (3.5):

( Py = Po + Pgo ):1 (3.16)

n+l
(P =Po = Pouo ), - (3.17)

La saturaciéon de aceite, S,, puede reemplazarse usando la relacién expresada por la
ecuacion (3.6):

n+l

(So=1-5,-5.),,, (3.18)

La porosidad de cada medio en el nivel de tiempo n+1, se puede escribir en funcion de
la compresibilidad de la roca, C, , considerada como constante :

P =g [1+ C, ( e =P )] '

(3.19)

Acoplando las expresiones (3.16) a (3.19) en (3.1) a (3.3), el sistema reducido de
ecuaciones es el siguiente:

Para el aceite:
AI:To (Apo - }/OAD):IIi + |:b0 0} .t I:T021 p02 pol)]::l

S [ofn s,

(3.20)
Para el gas:
A[T, (Ap, +APCy, — 7 AD)l:k +A[R]T, (Ap, —7,AD) ] +[b,a, + R qo]
#[Tyan(Paz = Pus POy = Py ) + R (P = Pur) ||
VfA"k | 90,8, + b,R,(1-8, - Sw)l,i,-k . (3.21)
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Para el agua:

n+1

A[T, (Ap, - APC,, - ;/WAD)]:; +[bya ]

n+1 r Ik

[ w21 poz = Por = FCyoz Pcwol):l K [¢ w W]l ijk *

3.1.2. Ecuaciones para el Medio 2.

(3.22)

Siguiendo un procedimiento similar para los medios 2 y 3, el sistema de ecuaciones
diferenciales que modelan el flujo mutifasico en el medio 2, expresadas por las

ecuaciones (2.26) a (2.28), aproximadas mediante diferencias finitas,

siguientes:

Para el aceite:

n+ n+ Vr i
_[2-021]”'1(l + [2-032:|ijk1 = Ajk [¢b ( SW ):|2,ijk )

Para el gas:

R, | 4, + R | Vr”k A | #b,S
g21 s“021 iik g32 s 032 iik -

Para el agua:

[ W21]::l [ W21]::1 - r ”k [¢bWSW]2 ijk

3.1.3. Ecuaciones para el Medio 3.

Para el aceite:

n+ Vr ij
_[T032 ]ijkl = A;k At |:¢b0 (l_ Sg o SW ):|3,ijk ’
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Para el gas:

n+1 Vr i k
I: g32 + Rs 032}“< AJ [¢b + ¢bo Rs (l_ Sg - SW)]B,ijk ' (3.27)
Para el agua:
- [TWSZ]:}EI = rA_:kAt [¢bwsw]3,ijk - (328)

Los términos de transferencia, 7, .7y Ty Tgap s Twzr Y Tyzz» €N l0s medios 1, 2y 3,
se definen de la forma siguiente:

Aceite:

n+l n+1
[TOZJ. ijk _I:TOZ]. p02 pOl):Iijk ’

n+1

n+1
032 ijk [ 032 p03 0 ):Iijk "

Gas:

n+l n+l

|:T921 + Rsrozlljk = |:T921( Poz = Por + cgoz chol) (RT )21( Po2 — pol):|.. )

ijk

n+l n+1

|:Tg32 +R7y3 ]ijk = |:Tg32 ( Pos = P t+ cgos choZ) (R T )32 ( Pos = Po2 )]

ik
Agua:

n+1

n+1
w21]|Jk I: w21 poZ pol cw02 + Pcwol)]ijk ’

n+1

n+1
w32 ijk |: w32 p03 poz cw03+ Pcwoz)]ijk .
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Concluyendo, el sistema algebraico de ecuaciones en diferencias finitas para los
medios 1, 2 y 3, consiste en cada nivel de tiempo n+1, y en cada celda ijk de la malla
de célculo, de un conjunto de 9 ecuaciones con el mismo nimero de incognitas.

3.2 Solucién del Sistema de Ecuaciones

El conjunto de ecuaciones en diferencias finitas, que describe el comportamiento de
flujo de fluidos en el yacimiento, ecuaciones (3.20) a (3.22), (3.23) a (3.25) y (3.26) a
(3.28) constituyen un sistema algebraico de ecuaciones no lineales. Debido a esto, su
solucién se obtiene mediante el método iterativo de Newton-Raphson, lo que genera
en cada iteracion un sistema lineal de ecuaciones.

3.2.1 Método lterativo de Newton Raphson

La aplicacion del Método de Newton-Raphson comienza con definir las funciones de
residuos siguientes:

Medio 1.

Aceite:

n+1 n+1

1,ijk + [(TO )21( Po2 — pol)]l‘ijk

_ vz,ti,-k a[o(b, (-8, -5.)) ], -0 3.9

Rl = A[T, (Ap, - 7,AD) ] +[b,q, |

Gas

R = A[T,R,(4p, - }/OAD)];; + A[Tg (Ap, +APC,, - ygAD)] 1 +[bya, +b,a,R, | N

n+ n
1,ij 1,ijk
n+1

+ |:(T0Rs )21( Po2 — pol) + (Tg )21( Poz = Por choz - chol):|

Lijk

—VZtijk A #(b, (-8, -8, )R +b,S, )| =0, (3.30)

1,ijk
Agua:

RN A[TW(ApO - APCW0 — ]/WAD):'”ﬂ + [bwqw]n+1

Wi, ijk 1,ijk Lijk

n+ Vr ij
+ I:TWZI( Po2 = Py — PCW02 + Pcwol):llyiji _Al—'tjkAt [¢bwsw]lvijk =0. (3.31)
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Medio 2.

Aceite:

n+1 n+l Vr2,ijk

Rgﬁjk = _I:(To )21( Poz = pol)ljk + [(To )32 ( Pos = Poz ):Iijk A A, [¢(b0 (l_ S¢- SW))LUK =0

. (3.32)
Gas:
R0 =[ (TR ) 2+ (1), (s~ P+ PP
(TR (P = Poa) (), (Pus~ Bus + PO = Poy) [
—\%At [¢(bo (1-5,-S,)R + bgsg)Lijk =0. (3.33)
Agua:
RT3 = [Tzt (Poz = Por = PCuoz + PCucs) i +[Tuse (Pos = Paz = Pus + P2 ) |1
—VZ:’* A DS, ], 4 =0 (3.34)
Medio 3.
Aceite:
R =~ [T (pu = p) ]~ 0 [ (b, (15, -5,))], =0, (3.35)
Gas:
RIst =] (ToR, )iy (Pos = Paz) +(T,)., (Pus = Pz + PCos choz)}::l
_VZ,tiik A[#(0,(1-3, -5, )R, +b;8, )Luk -0 . (3.36)
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Agua:

n+1

Vr i
er\:;];]k I: w32 poS ~ Py = FChos t PCW02 ):|ijk > Jk —A [¢ W w]3 ijk =0. (3.37)

Una vez expresadas las funciones de residuos, se establece la dependencia de las
mismas, para esto, se definen los siguientes vectores de incégnitas, en la celda ijk y
para cada uno de los medios:

1IJk ( pO’ )I,ijk !
2 ik — ( po’ g’ ):,ijk !

U3Ijk (po’S S )

3, Ijk

En forma general, la dependencia de las funciones de residuos de las incégnitas de
cada medio, seran:

Medio 1:

Rovii = Roviik (Ul,ijk—l’ Uy iizseo Uriceio Yo Yoo Yisajo Yo Ul,ijk+1) =0,
Rovi = Rowik (Ul,ijk—l’ Uy iizse Yricaio Yo Yaio Ysinago Yo Ul,ijk+l) =0,
Rwl,ijk = Rwl,ijk (Ul,ijk—l’ Ul,ij—lk ' Ul,i—ljk ' Ul,ijk ’ U2,ijk ' Ul,i+1jk ' Ul,ij+1k ' Ul,ijk+1) =0.
Medio 2:

Roz,ijk = Roz,ijk (Ul,ijk , Uz,ijk , U3,ijk ) =0,

RgZ,ijk = Rgz,ijk (Ul,ijk 1 U2,ijk’U3,ijk) =0,

sz,ijk = sz,ijk (Ul,ijk ' Uz,ijk , Ua,ijk) =0.

Medio 3:

Ro3,ijk = Ros,ijk (Uz,ijk ' U3,ijk ) =0,
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Rgs,ijk = Rg3,ijk (Uz,ijk ) U3,ijk) =0,

Rws,ijk = Rws,ijk (U2,ijk ) U3,ijk) =0.

El proceso iterativo se establece expandiendo las funciones de residuo mediante una
serie de Taylor truncada, alrededor del nivel de iteracion (v), de la que solo se
conservan los términos de menor orden @9, esto es:

Medio 1.

Fase aceite o gas:

R, ij v+ IR, ij v+ IR, ij v+ oR; ij v+ IR, ij v+
z {a—wé‘po,kllm + 5 K 5Sg,k}m + 5 L 5Sw,kllm}+¢1k5poz,%jk + S Pk §Sg2,lijk
kim po,klm g,kim w,kim 02,ijk 92,ijk
OR!
p,ijk vil . pv
+ﬁ Swz,ijk 58W2,ijk - Rpljjk . (3.38)
Para agua:
OR’ ORY OR” OR"
Z Pl 5 p;,le —— 5Sv];,+|jm +—L2E S p(‘)/2+,lijk — 5Sv$,lijk :_Rgl,ijk , (3-39)
kim é)po,klm é’sw,klm é’poz,ijk &Swz,ijk
donde:
p=o0, g, W.
KIm = ijk —1ij — 1k, i — 1jk, ijk, i + Ljk, ij + 1K, ijk +1
Medio 2.
Fase aceite o gas:
OR” . OR! . OR! . OR . OR! . OR
P P e BSOS S P e Sy - O
o Powij o Sgl,ijk 2 SWl,ijk o Poz,iik ng,ijk W2,ijk
OR! . OR” . ORY .
PO +— PSS +— P88 =Ry
O’?pos,ijk ﬂsgs,ijk ﬁswﬁ%,ijk
. (3.40)
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Para agua:
2 R;,ijk v+l J R;,ijk v+l 2 R;,ijk v+l J R;,ijk v+l 2 R;,ijk v+l J R;,ijk vil _ pv
P oLk T g OSuiik +é’ OPsii + S Sk +0,, OPgaiix + S S =Rz
Powij Wi, ijk Poz,iik W2,ijk Pos,iik W3,ijk
. (3.41)
Donde:
p=o, g, w.
Medio 3.
Fase aceite o gas:
OR” OR OR” OR” OR’ OR
p.ijk v+l p,ijk §Sv+l + p.ijk §Sv+l + p,ijk §pv+l + p,ijk 5SV+1 + p,ijk 5Sv+l :_Rv
02,ijk 92,ijk W2,ijk 03,ijk 93ijk W3, ijk p3,ijk
o Poz,iik ng,ijk W2,ijk 03,ijk 2 Sg3,ijk o SV\B,ijk
.(3.42)
Para agua:
OR" OR! OR! OR!
p.ijk v+l p.ijk v+l p,ijk v+l p,ijk v+l v
—ﬂ - 5po;,ijk+ﬁs ? 5Sw2,ijk+ﬂ ! 5pos+,ijk+0,,s ? 5Smﬂ>:ijk=_Rp3,ijk' (3.43)
Poziik W2,k Pos,iik Wa,ijk

En las ecuaciones (3.38) a (3.43), se tiene un sistema de ecuaciones donde las
incégnitas son los cambios iterativos de las presiones y saturaciones en cada una de

v+l v+l
las celdas y en cada uno de los medios; esto es: (5p0,58g,5sw)ltk, (5p0,589,5SW);_k
ql] ]
v+l
y (5p0,5sg,5sw)3;k, dondei=1,2, ..1,j=1,2 ..,3, k=1,2,..,K. Las

definiciones de 5p0,58g ,0S,,, para el medio poroso 1 son las siguientes:

1 1 v
5p;1+,ijk = pgfijk ~ Pouijk » (3.44)

v+l v+1 v
§Sg£ijk = SglJr,ijk - Sgl,ijk ) (3.45)
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§Sv+1 :Sv+l _Sv (346)

wi,ijk wi,ijk wi,ijk

Las definiciones para los medios 2 y 3, son similares.

Notese que con el fin de simplificar la escritura, el superindice correspondiente al nivel
de tiempo n+1 fue eliminado de las expresiones (3.38) a (3.43).

El proceso iterativo del nivel de tiempo n+1 se inicia cominmente con la estimacion de
la solucién siguiente:

Para el medio 1:

n

(po,Sg ! Sw)iijk - (pO’SQ ' Sw)l,ijk ) (3.47)

Para el medio 2:

(IOO,SQ,SW)Z’”k =(PerSq.Su), (3.48)

2,ijk

Para el medio 3:

(DO,SQ,SW)ZM = ( po,Sg,Sw);ijk- (3.49)

Y termina cuando los cambios iterativos de las incégnitas en cada uno de los medios

son menores a una tolerancia estipulada, €, por ejemplo: \5pg;.}< < ¢ . Las incognitas

restantes se definen similarmente.

El sistema lineal de ecuaciones obtenido mediante la aplicaciéon del método iterativo de
Newton-Raphson en la iteracién (v +1), expresiones (3.38) a (3.43), puede escribirse

en forma compacta como sigue :

[J] U™ =-R", (3.50)
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Donde [J] se conoce como la matriz Jacobiana, OU es el vector de incognitas y

R es el vector de funciones de residuos.

La estructura matricial del subsistema de ecuaciones para la celda ijk, es el siguiente:
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i jk

ij k-1

1 _lij k+1

i, jk

e

w

s

w

ERE

E

w

v+l

-

N

i-1, jk

v+l

ij k-1

v+l

ij,k+1

v+l

=

N

i+1, jk

o

(0] [0

Gy
+110]
(0]
A,

| A

(0]

F

Rl
=R,
R,
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A
Ay
Ay,

ijk

5U1
éUz
i, j-Lk -5U3
— _5U1
oU,
Jijk -5U3
1% _&Jl
5U2
i, j+Lk -5U3

v+l

i j-Lk

v+l

I,k
(3.51)

v+l

i, J+Lk
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DondeE,;,G,,,C,;, A, A, B Fi Dy Ay A, Ay Ay, son submatrices de orden (3)x(3).

Las submatrices A, Yy A,, contienen las derivadas de las funciones de residuos del
medio 1 con respecto a las incégnitas del medio 1 y del medio 2 en la celda ijk,

respectivamente. Las submatrices A, , A, Y A,, contienen las derivadas de las
funciones de residuos del medio 2 con respecto a las incognitas del medio 1, del medio

2 y del medio 3 en la celda ijk, respectivamente. Las submatrices A, y A,

contienen las derivadas de las funciones de residuos del medio 3 con respecto a las
incégnitas del medio 2 y del medio 3 en la celda ijk, respectivamente. Las submatrices

E,, G, C, B, F,;, y D, contienen las derivadas de las funciones de residuos

del medio 1 con respecto a las incégnitas del medio 1 en las celdas i-1,j,k; i,j-1,k;
i,j,k-1 ; i,j,k+1 ;i,j+1,k e i+1,j,k respectivamente.

3.2.2 Reduccion Matricial del Sistema de Ecuaciones
Primera Reduccién para la formulacion TI.

La estructura matricial del sistema lineal de ecuaciones (3.51), permite reducirlo a un
sistema de 3 ecuaciones con 3 incégnitas por celda, similar al que se obtiene en el
caso de yacimientos homogéneos de aceite negro. La reduccion del sistema de
ecuaciones se realiza mediante la aplicacion del complemento de Schur “?@Y  de la
forma siguiente: en una primera etapa se acoplan las ecuaciones del medio 3 en las
ecuaciones del medio 2 y posteriormente se acoplan las del medio 2 en las del medio
1. Lo anterior se muestra paso a paso a continuacion, para esto, el subsistema de
ecuaciones 3.51, puede escribirse de la siguiente manera:

Ecuaciéon del medio 1:

C;oU ™ + G/, oU, ™ + ELoU ™ + AU ™ + ALoUS ™ + DoU ™ + B oU ™ + B oU, ™ =

~R!
Ecuacion del medio 2: - (3:52)
Aglé‘ulwrl + A;’2§U;+l + A2V35U;+l =-R;. (3.53)
Ecuacion del medio 3:
ALSUS ™ + ALSUY Y =—RY . (3.54)
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Ahora bien, la expresion (3.54) se resuelve para las incognitas del medio 3, 5U3V+1, en

términos de las incégnitas del medio 2, SU,™ , como sigue :

§U;+l — _R;v _ A;;5U;+l . (3.55)

Donde:

v =[] A

(3.56)

(3.57)

Ry =[ AL ] Ry

La expresion (3.55), representa la solucion de las incégnitas en el medio 3, en funcion
de las incognitas del medio 2.

Sustituyendo la ecuacién (3.55), en la ecuacion del medio 2, expresion (3.53), se tiene
lo siguiente:

ALSU M+ ALSUL T + Aﬁs[—RQV - A;Véuz””] =—R. (3.58)
Realizando las operaciones correspondientes:

A;lé‘Ulw—l + A;25U;+l - AESR;V - A;3A3*;5U2V+l =-R;.

Agrupando:

AU 48U A, = A =R+ AR

Finalmente:

AU+ AYSUST =—RY (3.59)

2 1

Siendo:
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(3.60)
*; = szz - A;3A321
R, =R, - A,R". (3.61)

Ahora bien, de la expresion (3.59), se resuelve para las incognitas del medio 2,
§U2V+l, en términos de las incognitas del medio, 5Ul"+1 , COmMo sigue :

§U;+l — _R;‘*v _ A;:\L/5U1v+1 , (362)
Donde:

=[] A =69

R =[Ay] Ry (3.64)

La expresion (3.62), representa la solucidon de las incégnitas del medio 2, en funcion
de las incognitas del medio 1.

Sustituyendo la ecuacion (3.62) en la ecuacion del primer medio, expresion (3.52), se
tiene lo siguiente:

C10Uy ™ +GoUy ™ + EfsUY ™ + ALU ™ + AL [ -R)™ — Ay sU ™ |+
Dy, SU M + FLoU ™ + BLSUY T =—R! (3.65)

Simplificando:

C;oU ™ + G oU ™ + ELSU ™ + AU — AR — ALAYSUL T +
D;,oU; " + FoUy ™ + BoU M =—R; . (3.66)

Agrupando:
C1oU; ™ +GoUy ™ + EjoUy  + 60Uy | A = ALA |+

DjoU; ™+ FioUy  + iUy ™ =Ry + AR}
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Finalmente:

*,

CLOUL ™ +GLOUN ™ + EoUY ™ + ATSU ™ + DU ™ + FLSUN ™ + BloU P =R

(3.67)
Donde:
A1*1V = A1V1 - A1V2A;I’ (3.68)
(3.69)

R =R/ -AR™.

Notese que el subsistema de ecuaciones en (3.67), consiste de 3 ecuaciones con 3
incégnitas por cada celda de la malla de calculo. El subsistema (3.67) de ecuaciones

. p . p . . 1
contiene solo incognitas del medio 1, o sea, oU, ™.

La estructura matricial del subsistema de ecuaciones reducido (3.67), posee una
estructura matricial similar a la que se obtiene para un yacimiento de aceite negro de
una porosidad.

Una vez que se resuelven las incognitas en el medio 1, en el nivel de tiempo n+1, es
posible resolver las incognitas del medio 2 (ecuacién 3.62) y del medio 3 (ecuacion
3.55), de manera directa en cada nodo de la malla de céalculo ®.

3.2.3 Solucion del Sistema Lineal de Ecuaciones

La solucion del sistema lineal se puede obtener mediante métodos directos o métodos
iterativos.

Métodos Directos

Los métodos directos realizan un numero finito de operaciones para resolver un
sistema de ecuaciones.

En los métodos directos, el trabajo computacional y el requerimiento de memoria estan
directamente relacionados con el niumero de incognitas a resolver. Entre mayor es el
nuamero de ecuaciones, el ancho de banda es generalmente mayor y la cantidad de
memoria de computo y de tiempo de procesamiento son también mayores.

El nidmero de ecuaciones y de incégnitas, para un problema dado, depende del nimero
total de bloques o de celdas, en que se discretiza el dominio de interés y del numero
de componentes considerados.

Los métodos directos se basan en el Método de Eliminacion Gaussiana, y constan de
dos pasos:
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1. En un barrido hacia delante se eliminan todos los elementos diferentes de cero
ubicados debajo de la diagonal principal, esto es, se transforma la matriz de
coeficientes en una matriz triangular.

2. En un barrido hacia atras, se obtiene la solucion de las incognitas.

Dentro de los métodos directos, los Algoritmos de Banda y las Técnicas para resolver
sistemas de ecuaciones con Matrices Dispersas, son de interés en la Simulacion
Numérica de Yacimientos.

Las técnicas de matrices dispersas reconocen la existencia de un gran nidmero de ceros
en la matriz de coeficientes y evitan su almacenamiento y operaciones innecesarias.

Dentro de este tipo de métodos se encuentran: El Método de Eliminacion Gaussiana y
el Algoritmo de Thomas.

Métodos lterativos

En los métodos iterativos se aplican algoritmos ciclicos; se busca que a medida que las
iteraciones progresen, el método converja a la solucion.

En el presente trabajo, el sistema lineal de ecuaciones se resuelve mediante el método
iterativo GMRES, el cual es un método tipo Krylov y se describe a continuacion:

Métodos de Krylov

Estos métodos son utilizados cominmente en combinaciobn con el método de
Descomposicién de Dominio para resolver problemas cuya dimensidon requiere del uso
de computo paralelo, asi como en la solucion de problemas no lineales.

Un algoritmo iterativo resulta una opcion adecuada para la solucién de sistemas de
gran escala, sin embargo las técnicas usuales como los métodos de tipo SOR, resultan
poco efectivos en estos casos, entre los algoritmos iterativos mas eficientes se
encuentran los métodos de Krylov, los cuales han sido objetos de estudio en diversas
areas de la matemaética aplicada.

Estos algoritmos se basan en la idea de buscar una aproximacion a la solucion del

sistema dentro de un subespacio de dimension pequefa, esto es descrito a
continuacion.

Sea [ =b—AXO con X, una aproximacion inicial a X., solucién del sistema Ax=Db

donde AcR™ y b e R", se desea determinar

X, €%, + K, (4.57)
b-Ax, LL (4.58)
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N
tal que X, sea una aproximacion razonable de X. y k<<n, con K, ::{A‘ro}_ y

=0

L, un subespacio dependiente del sistema.

La eleccion del subespacio L, conduce a diferentes métodos de aproximacion.

Gradiente Conjugado

Uno de los métodos mas utilizados debido a su simplicidad, eficiencia y bajo costo
computacional, es el método de Gradiente Conjugado (CG), en este caso se considera

L, =K., con esta eleccién el proceso lleva a buscar, en cada iteracion, reducir el

tamarfio del error medido en una norma dependiente de la matriz A, asi, en cada
iteracion de CG se resuelve el problema:

min [lx—x.,

donde HVHA = <V, AV> con <,> el producto escalar usual.

Desafortunadamente este algoritmo requiere que la matriz de coeficientes sea
simétrica (A= A ) v la convergencia solo es garantizada si A es definida positiva, es

. t
decir, XAX' >0VX e Rn, esto no se presenta en el problema que deseamos resolver,

sin embargo existen diversas técnicas y que permiten el uso de éste método en
problemas mas generales, ademas de diversas variantes del método para matrices no
simétricas.

El siguiente algoritmo representa la forma mas simple del Gradiente Conjugado.

Algoritmo GC

Dados ADb, X,

L=b—AX,, v, =1,
Para k=1,2,...
Determinar Xk
si (- Ax [, <tol) saiir

Construir V, € Kk+1 tal que <Vi,Vj>:0 para J =0,...,k-1
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GMRES

Dadas las caracteristicas del sistema, es necesario buscar un algoritmo con requisitos
minimos sobre la matriz de coeficientes, el método de Residuo Minimo Generalizado
(GMRES), es uno de los algoritmos mas representativos de los métodos de Krylov y
uno de los mas eficientes para matrices generales, en este proceso se elige

L = AK, .

En cada aproximacion de GMRES, al igual que en gradiente conjugado, se resuelve un
problema de minimizacién, sin embargo, en este caso se busca reducir la norma del
residual asociado a cada aproximacion, asi, en cada paso, GMRES resuelve el
problema:

min ||b - Ax||2

XeXy+Ky

donde ||v||2 = (v,v}

Es importante notar que si N=Kk entonces X, =X, es decir, la solucion exacta sera
alcanzada en a lo mas N iteraciones, en aritmética exacta.

Para llevar al cabo la solucién del problema, se requiere de una base ortogonal de K, ,

k-1 . .
es decir, se requiere {Vj}j o tal que K, = span{vj}_ Y% <Vi,vj>=0 para 1# | por lo
=l J=

que en cada paso debe obtenerse un elemento de dicha base y almacenar los
anteriores.

Algoritmo GMRES

Dados A D, X,

rL=b—AX, v, =1,
Para k=1,...

Determinar X,
si ([o— Ax [, <tol) saiir

Construir v, € K, ,; tal que <Vi,vj>:0 para j=0,..,k-1

Debido a la necesidad de almacenar los vectores generados en cada iteracion, el
consumo de memoria al aplicar GMRES puede ser muy elevado.

Una estrategia para controlar el consumo de memoria, es el reinicio del algoritmo si
éste no ha alcanzado una aproximacion aceptable después de un numero de
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iteraciones previamente establecido (M), el algoritmo asi obtenido es conocido como
GMRES con reinicio (GMRES(m)) .

Algoritmo GMRES(m)

Dados AD, X,

rL=b—Ax,, v,=r,
Para k=1,...,m-1

Determinar X,
Si (”b — AXk”2 < tol) Salir

Construir v, € K, ,, tal que <Vi,vj>:0 para j=0,..,k-1

Si (”b — AX, ”2 > t0|) entonces

Xy = X,
r, =b—Ax,
Vo =T,

reiniciar el ciclo

Esta version del algoritmo requiere Unicamente del almacenamiento de M vectores
ortogonales, sin embargo la elecciéon del parametro de reinicio no es sencilla, en
general, no existen criterios que permitan elegir el valor de m a partir de las
caracteristicas del sistema.

3.3 Implementacién del Modelo Conceptual en el Simulador

El simulador en el cual fue implementado el simulador es un simulador multifasico y
tridimensional capaz de modelar el flujo de fluidos en yacimientos naturalmente
fracturados. Este simulador fue desarrollado previamente y la contribucién del
presente trabajo fue implementar inicialmente el modelo de triple porosidad, para
posteriormente expandirlo a multiple porosidad.

A continuaciéon se presenta el algoritmo de programacion del simulador, en el cual se
incluyen las principales tareas realizadas en el cédigo. Para este simulador existen
varios modulos los cuales realizan tareas especificas entre las que se encuentran:
lectura de datos, creaciéon de la malla, calculos PVT, generacién del jacobiano, solucion
del sistema de ecuaciones e impresion de resultados [Pefia, O y Resendiz, J.T.,
2006 ?*].El diagrama de flujo del simulador a grandes rasgos es el siguiente:
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INICIO

Lectura
de datos

Y
Alojamiento
de memoria

Cambio de
unidades

Inicializacion
CON ceros

Coord.
Cilindricas

Coord.
Cartesianas

\

Inicializacién
Po, Sg, Sw

Inicializacién
de variables

Ciclowhile
de tiempo

AllTolvars =
“SI_CONV”

Formacién del
Jacobiano

Llamado del
SOLVER

Figura 3.1 Diagrama de flujo del Simulador Camaleén ¢V

@
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CAPITULO 4

VALIDACION DEL MODELO

La validacion del modelo propuesto se realizd6 mediante la simulacién de flujo radial
monofasico en uno, dos y tres medios porosos. Posteriormente se graficaron los
resultados de Pwf vs log (t), para observar su comportamiento.

Los resultados de la simulacion del flujo radial en uno, dos y tres medios, se validaron
mediante soluciones analiticas de la siguiente forma: la validacién para el flujo en un
solo medio se realiz6 mediante el uso de la solucién de linea fuente, para dos medios
mediante el uso de la solucién de Warren y Root | y para tres medios mediante la
solucién propuesta por Rodriguez y cols ¢, para un modelo de triple porosidad-una
permeabilidad. A continuaciéon se describen las soluciones analiticas utilizadas y
posteriormente se muestran los resultados de la simulacién:

4.1 Solucién para el Flujo Radial Monofasico en un Medio

La ecuacion que gobierna la transmision de presién en un medio poroso conteniendo
un fluido ligeramente compresible, esta dado por:

2 2 2
Op Lo 0p Op e
or- ror 00° oz k, ot

(4.1)

La ecuacion (4.1), es obtenida bajo las siguientes suposiciones:

a. Flujo laminar o Darcy.
b. Difusividad hidraulica constante.
c. Medio poroso homogéneo e isotrépico.

d. Compresibilidad del fluido pequefia.
e. Gradientes de presion (0p/dr) pequefios, de tal forma que (8p/8r)2 =0.

f. Flujo monofasico.

g. Efectos de gravedad y térmicos no considerados.

Si se considera Unicamente flujo radial, la ecuacién (4.1) se reduce a:
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o'p 1op_diedp

: 4.2
or? ror k, ot “-2)

Esta ecuacion es conocida como la ecuaciéon de Difusividad, la cual es la base para la
teoria de pruebas de presion.

Solucién para Yacimiento Infinito.

Después del periodo de almacenamiento, el transiente de presidon que se podria medir
en la cara del pozo refleja la transmision de la presion a través del yacimiento. A
tiempos largos, la respuesta esta bajo la influencia de las fronteras del yacimiento,
pero antes de estos efectos, la respuesta de presion no se entera de las fronteras y el
yacimiento actiia como si fuera infinito en extension. Aunque existen varios tipos de
flujos identificados durante este periodo de yacimiento infinito, uno de los mas
facilmente identificados es el flujo radial. El flujo radial para yacimientos
comportandose infinitamente es la base de la interpretacion de las técnicas de pruebas
de presion.

En ausencia de almacenamiento y dafio, el transiente de presion (respuesta de presion
que se podria medir en la cara del pozo) bajo un comportamiento infinito de un flujo
radial, considerando al pozo como una linea fuente, “source line” y gasto constante,
esta dada por:

1 r

- ~E|--Db |, 4.3
Po =55 4t -3
donde:

LY PN

D qBu i (rt) (4.4)
¢ kt

= 4.5

° g, )
C_r

D r, (4.6)
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Sustituyendo ecuaciones (4.4) a (4.6) en la ecuaciéon (4.3), se tiene lo siguiente:

quB r
=p————FE|—|, 4.7
P =P 2k '{Mt} @

donde:

k
n = —— es la Difusividad hidraulica

(e

P(rt) €S la presién en un punto r al tiempo t.

La integral exponencial, E;, en la ecuacion (4.7), puede ser aproximada como:

E.(-x)=Inx+0.5772 cuando x < 0.01 (4.8)

2 2 2

T _ 1t _ 1 _rigc
4t dnpt 4kt 4kt
P

donde X =

Cuando la ecuacion 4.3 es evaluada en la cara del pozo (disparos), o sea, cuando
r=rw, se tiene que:

Haciendo |nx:|n4i:|n(1)_|n(4tD):o_[|n(4)+|n(tD)],

Ly

entonces la ecuaciéon 4.3 se reduce a:
1
Do = E[IntD +0.80907]+s,

donde s es el dafio de la formacioén.
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4.2 Solucioén para Flujo Radial Monofasico en Dos Medios

Los efectos de doble porosidad estan descritos en términos de dos parametros
adimensionales, 4 y @, que relacionan las propiedades de la matriz con las
propiedades de la fractura. A depende de la relacion de transmisibilidades matriz-
fractura, mientras que @ relaciona la capacidad de almacenamiento de la fractura con
la capacidad de almacenamiento del sistema completo. 4 y @ estan definidas por las
ecuaciones siguientes:

: (4.9)

¢f th

0=—"". (4.10)
¢f th + ¢mctm

a es un factor de forma que depende de la geometria de flujo entre la matriz y las
fracturas.

Las expresiones en forma adimensional que describen el flujo en medio de doble
porosidad obtenidas por Warren y Root ©*, fueron:

Para el medio continuo:

5°P, oP SP
sz +i D =( _a))5PmD +o—"0 (4.11)
or; r,or, ot oty
Para el medio discontinuo:
oP,
(l_a)) 5tD :l(PfD_PmD)' (4.12)
D

La solucién de estas ecuaciones para un yacimiento infinito y uno finito, con un pozo
productor a gasto constante [Prats *'], son:
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Yacimiento Infinito:

P.o _Ln t, +0.80908 + E, N E, b 1,5, (4.13)
2 o(l- o) (1-w)
Yacimiento finito:
2 -AtD 4 4 2
WD:[ZL] l+tD+(1—_a)) 1 e ||_ 3 —4rLn rD—22rD -1 (4.14)
n-1)| 4 A 4(rz -1)

Donde rp y tp son el radio y tiempo adimensionales, definidos por:

; (4.15)

00002637k t
_ (4.16)

o), + (g, e

Donde S de representa el factor de dafio y el termino Ei(x) representa la funcion
Integral Exponencial. La presion real puede ser obtenida de la definicibn de presion
adimensional

o _ keh[ P - P(r,t)].

(4.17)
P 141.2qBu

Una grafica semi-logaritmica de la presion vs. tiempo revela la presencia de dos lineas
rectas paralelas en lugar de una, como lo obtenido generalmente para el caso de un
yacimiento convencional, Figura 5.1. Dado que el sistema de fracturas es de alta
transmisibilidad y esta directamente conectado al pozo, este responde primero; la
matriz no esta conectada de forma directa al pozo y es de baja transmisibilidad, por lo
tanto responde después. La separacion entre las dos rectas depende de la capacidad
de almacenamiento relativa, @, mientras que el periodo de transicion de la primera a

la segunda linea sera una funcién de la relacion de transmisibilidades, A .
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4.3 Solucioén Flujo Radial Monofasico en Tres Medios

Las ecuaciones que describen el flujo de un fluido ligeramente compresible, con todas
las suposiciones usuales, en un medio de triple porosidad y una permeabilidad, de
acuerdo a Rodriguez y cols ¢” se describen a continuacion:

El flujo radial en el medio con porosidad secundaria de gran escala, hacia un pozo
produciendo a gasto constante en un yacimiento infinito, se describe por:

1 0 OPor OP o
——r +A - =g . 4.18
o ( S e N (4.18)
Las condiciones iniciales y de frontera estan dadas por:
Poe (1,0) =0, (4.19)
i P -, (4.20)
ory -
Y,
rLim Por (I, t5) =0 (4.21)
D—®

La ecuacién de flujo para el medio con porosidad secundaria de pequefia escala es:

ap
— A (pr ~ Por )+/1mf(po - pr):a)f ath - (4.22)
D
con la siguiente condicion inicial:
P (15,0) =0. (4.23)
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La ecuacion de flujo para la matriz es:

Pom
_)’mf(po - pr):wmatiD' (4.24)
D
con la siguiente condicién inicial:
Pom (15,0) =0. (4.25)
Las variables adimensionales estan definidas por:
Por = 27K h(p; — pF)/q/UBv (4.26)
Por = 27K h(p; — pf)/q/UB ) (4.27)
Pon = 27k h(p; - )/ quiB, (4.28)
to = ket/ S (geg)uar?, (4.29)
=r/r,, (4.30)
K, O s /k (4.31)
A =Ko e tZ/Ke (4.32)
O = (¢Ct)|:/Z (¢Ct) ; (4.33)
We = (¢Ct)|:/Z (¢Ct) ) (4.34)
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@n =1=(dc)e = (5, (4.35)
2(gey) = (ge)e +(de) ¢ + () - (4.36)

La solucidn matematica al problema descrito por las ecuaciones (4.18) a (4.25), es:

1 1_(t,) 1_(to) 1_(t,) 1_(t
Puor (to) = E[Ln(tD) +0.80908 | _EE{EDJ +EEl[a—DJ —EEl[gD}EEl[a—ZJ . (4.37)

donde aj, j=1,2,...,4, depende del almacenamiento y de los parametros de interflujo

del medio de triple porosidad.

A partir de la ecuacion (4.37), se puede obtener una expresion para describir la
derivada de la presiéon @7, esto es:

LT " W
Py 1,0 2 @ 2.0 % @ &) (4.38)
dt, 7 2
Donde:
1 2
a1=5(c1—\/cl —403),

1
a, =§(C2 -4/c,’ —404)
a, :%(clhlcf —4c3),
a, :%(c2 +4/c) —4c4)
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~ (a)f +a)F)a)m (a)m + )a)F
C = P + ,

mf

C,=—"+ ,
ﬁ“mf ﬂ“fF
a)ma)f C!)F

C,=——

3 ’
ﬂ’mf ﬂ“fF

C4 — a)ma)f
)’mf j’fF

4.4 Resultados de la Simulacion de Flujo Monofasico en Uno, Dos y Tres
Medios

La tabla 4.1 muestra los datos utilizados en la validacion del modelo. Cabe mencionar
que para poder realizar la validacién, el valor de la porosidad se mantuvo constante en
ambos casos (analitica y numérica), ya que las soluciones analiticas utilizadas hacen
esta suposicion.

La figura 4.1 muestra los resultados obtenidos para la simulaciéon de flujo monofasico
en uno, dos y tres medios, graficados con los resultados de las soluciones analiticas
descritas anteriormente. En esta figura puede observarse que ambos resultados
(analiticos vs numeéricos), se ajustan perfectamente.

Como puede observarse en esa misma figura, cuando se tiene flujo en un solo medio,
se presenta un comportamiento lineal; cuando se trata de dos medios, se presenta un
cambio de pendiente y; cuando se trata de tres medios, dos cambios de pendiente. Lo
anterior se debe a que el medio uno es de alta transmisibilidad y esta directamente
conectado al pozo, por lo tanto, este responde primero; los medios 2 y 3 no estan
conectados de forma directa al pozo y son de baja transmisibilidad, por lo tanto
responden después.

En la figura 4.1 también puede observarse que al inicio de la simulacién el
comportamiento de los resultados de los tres casos (uno, dos y tres medios), es el
mismo; esto es porque al inicio de la simulaciéon no se sienten los efectos del segundo
y tercer medio, estos se van sintiendo conforme avanza el transiente. Finalmente, en
los resultados obtenidos mediante la soluciobn numérica, al final de la simulacion
pueden apreciarse los efectos de frontera, situacibn que no se presenta en los
resultados de las soluciones analiticas, ya que suponen yacimiento infinito.
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Unidades Practicas Unidades del SI

P: 4351.1[psi] 30.0E+06[Pa]

Qo 3773.8[bpd] 600[m®/Seg]

ry 0.3281[Ft] 0.1[m]

h 164 .0[ft] 50.0[m]

k 1000/100/1[mD] 9.87E-13/9.87E-14/9.87E-16[m?]

) 0.01/0.1/0.3[Frac.] 0.01/0.1/0.3[Frac.]

Ce 4 .0E-05/4.0E-05/4.0E-05[psi ] 5_8E-09/5.8E-09/5.8E-09[Pa']

Xt 0.16/0.16/0.16[Frac.] 0.16/0.16/0.16[Frac.]

a 9.29E-02/9.29E-02[ft 2] 1.0/1.0[m™2]
Pa-

12, 0.695[cp] 6-95E—04£eg]

Bo 2.0[bl/bl] 2.0[m3/m?]

0] 2.44E-02/2.44E-01/7 .32E-01

A 1.00E-03/1.00E-05

Tabla 4.1 Datos Generales Utilizados para la VValidacion del Modelo Propuesto

Presion (Mpa) | Bo (m3/m3)| uo (cp) po (kg/m3) | Rs (M3/m3)
0.101 1.062 1.040 740.754 0.178
1.825 1.150 0.975 697.511 16.118
3.548 1.207 0.910 677.378 32.057
6.996 1.295 0.830 656.820 66.073
13.891 2.000 0.695 624.634 113.267
17.338 2.000 0.695 613.571 138.022
20.786 2.000 0.695 605.129 165.627
27.680 2.000 0.695 593.420 226.180
62.154 2.000 0.695 593.420 226.180

Tabla 4.2 Datos PVT Utilizados para la VValidacion del Modelo Propuesto
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Figura 4.1 Resultados Obtenidos para las Soluciones Numérica y Analitica
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CAPITULO 5

RESULTADOS

El objetivo del presente capitulo es mostrar el funcionamiento del simulador una vez
que se ha incorporado el modelo de triple porosidad, por medio de la simulacion de
tres casos sintéticos. Los casos simulados son:

5.1 Caso 1. Simulacién de un Sistema de Triple Porosidad por Medio del
Modelo de Doble Porosidad.

El objetivo de este caso es mostrar la importancia de la caracterizacion y modelado
correctos de los yacimientos de multiple porosidad. Para lo anterior se utilizé un caso
sintético de un yacimiento compuesto de tres medios porosos, el cual es explotado por
medio de un pozo productor ubicado al centro de la malla. En cada uno de los
extremos de la malla se cuenta ademas con un pozo inyector, cuyo objetivo es
mantener la presion en el yacimiento. La malla utilizada para este caso fue de 20x20x3
celdas. Los datos utilizados para la simulaciéon del modelo de triple porosidad se
muestran en las tablas 5.1 y 5.2.

Propiedad Unidades Practicas Unidades del SI

P; 4206 .094[psil 29 _00E+06[Pa]

Py 4014 .644[psil 27 .68E+06[Pa]
Qu(iny) 3144 .9, 3144.9, 3144 _.9[bpd] 5.78E-3, 5.78E-3, 5.78E-3[m®/seg]
Qo (prody 6289.8, 6289.8[bpd] 11.575E-3, 11.575E-3[m3*/Seqg]
Hx 16568 .24[ft] 5050[m]

Hy 16568 .24[ft] 5050[m]

Hz 164 .0[ft] 50.0[m]

Tabla 5.1. Datos Generales Utilizados para la Simulacion del Caso 1.

Propiedades para el modelo de triple porosidad:

Propiedad Unidades Practicas Unidades del SI
k 300/50/10 [mD] 2_.96E-13/4.93E-14/9.87E-16 [m?]
& 0.03/70.04/0.04 [Frac.] 0.03/70.04/0.04 [Frac.]
Ce 4 _35E-4/4_.35E-4/4.35E-4 [psi™}] |6.31D-08/6.31E-08/6.31E-08 [Pa ']
Svi 0.0/0.16/0.16 [Frac.] 0.0/0.16/0.16 [Frac.]

Tabla 5.2. Datos Utilizados para la Simulacion del Modelo de Triple Porosidad.

Una vez realizada la simulacién del yacimiento tomando en cuenta las propiedades de
los tres medios, se buscé la forma de simular este yacimiento por medio del modelo de
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doble porosidad, para lo cual se fusionaron los medios dos y tres, tomando en cuenta
las propiedades de ambos. Para el caso de la porosidad, Unicamente se sumaron los
valores de ambos medios, pero para el caso de la permeabilidad, fue necesario probar
con tres tipos de promedios (aritmético, armoénico y geométrico) de ambos valores y
simular los tres casos para observar cual de los tres valores arrojaba mejores
resultados. Los datos utilizados para la simulacion de los modelos de doble porosidad
se muestran en las tablas 5.3, 5.4 y 5.5.

Propiedades para los modelos de doble porosidad:

a) Promedio Aritmético

Propiedad Unidades Practicas Unidades del SI
k 300/30 [mD] 2_96E-13/2_96E-14 |
] 0.03/70.08 [Frac.] 0.03/70.08 [Frac.]
Ce 4 _35E-04/4_.35E-04 [psi 1] 6.31D-08/6_.31E-08 [Pa]
Swi 0.0/0.16 [Frac.] 0.0/0.16 [Frac.]

Tabla 5.3. Datos Utilizados para la Simulacion del Modelo de Doble Porosidad. Promedio Aritmético.

b) Promedio Arménico

Propiedad Unidades Practicas Unidades del SI
k 300/16.6 [mD] 2_96E-13/1_.64E-14 [m3]
& 0.03/70.08 [Frac.] 0.03/70.08 [Frac.]
Ce 4 _35E-04/4.35E-04 [psi 1] 6.31D-08/6_.31E-08 [Pa1]
Swi 0.0/0.16 [Frac.] 0.0/0.16 [Frac.]

Tabla 5.4. Datos Utilizados para la Simulacion del Modelo de Doble Porosidad. Promedio Arménico.

¢) Promedio Geométrico

Propiedad Unidades Practicas Unidades del SI
k 300/22 .36 [mD] 2_.96E-13/2_2E-14 [m3]
] 0.03/70.08 [Frac.] 0.03/70.08 [Frac.]
Ce 4 _35E-04/4.35E-04 [psi™] 6.31D-08/6.31E-08 [Pa]
Swi 0.0/0.16 [Frac.] 0.0/0.16 [Frac.]

Tabla 5.5. Datos Utilizados para la Simulacion del Modelo de Doble Porosidad. Promedio Geométrico.

La figura 5.1 muestra los resultados de las cuatro simulaciones realizadas. Como se
puede observar en dicha figura, aunque en los primeros afios de la simulaciéon los
resultados de ambos modelos (triple y doble porosidad) son muy similares, al final de
la simulacién la respuesta de presién obtenida con el modelo de triple porosidad (linea
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rosa), es muy diferente a la respuesta obtenida con los modelos de doble porosidad, lo
que conduciria a toma de decisiones equivocadas.

pwr (psi)

pwfVvst
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Figura 5.1. Resultados de la Simulacion para los Modelos de Triple y Doble Porosidad.
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5.2 Caso 2. Simulacion de Flujo Multifasico en un Sistema de Triple
Porosidad.

Para este caso se utilizé una malla de 101x101x1 con 2 pozos productores y 3 pozos
que inyectan agua después de 500 y 750 dias de producciéon. Todos los pozos fueron
posicionados de tal forma que la distribucion de presiones y saturaciones fuera
simétrica. Los datos generales utilizados para la simulaciéon de este caso se muestran
en la tabla 5.6.

Tabla 5.6 Datos Generales Utilizados para la Simulacion del Caso 2.

Propiedad Unidades Practicas Unidades del SI

Pi 4206.094[psi] 29.00E+06[Pa]

Py 4014 .644[psi] 27 .68E+06[Pa]
Quciny) 12579.6, 12579.6, 12579.6[bpd] 23.15E-3, 23.15E-3, 23.15E-3[m*/seg]
Qo(prod) 12579.6, 12579.6[bpd] 23.15E-3, 23.15E-3[m*/Seq]
Hx 16568.24[ft] 5050[m]

Hy 16568.24[ft] 5050[m]

Hz 164.0[ft] 50.0[m]

k 150/50/10[mD] 1.48E-13/4_.93E-14/9.87E-15[m?]

¢ 0.037/0.04/0.08[Frac.] 0.037/0.04/0.08[Frac.]
Ce 3.0E-05/3.0E-05/3.0E-05[psi~*] 4.35D-09/4.35E-09/4 .35E-09[Pa™]
Svi 0.0/0.18/0.18[Frac.] 0.0/0.18/0.18[Frac.]

Los datos PVT para este caso se muestran en las tablas 5.7 a 5.9.

Tabla 5.7 Datos PVT para el Aceite Utilizados para la Simulacién del Caso 2.

Po (MPa) Bo (m3/m3) po (cp) po (kg/m3) Rso(m3/m3)
0.10135 1.062 1.04000 740.753 0.178093
1.82504 1.150 0.97500 697.511 16.117453
3.54873 1.207 0.91000 677.378 32.056812
6.99611 1.295 0.83000 656.820 66.072651
13.89086 1.435 0.69500 624.634 113.267402
17.33824 1.500 0.64100 613.571 138.022385
20.78562 1.565 0.59400 605.192 165.626862
27.68037 1.695 0.51000 593.420 226.178618
62.15415 1.579 0.74000 637.015 226.178618
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Tabla 5.8 Datos PVT para el Gas Utilizados para la Simulacion del Caso 2.

Pg (MPa) Bg (m3/m3) ug (cp) pg (kg/m3) rsg(m3/m3)
0.10135 0.936 0.00800 1.036 0
1.82504 0.068 0.01000 14.282 0
3.54873 0.035 0.01100 27.528 0
6.99611 0.018 0.01400 54.022 0
13.89086 0.009 0.01900 107.007 0
17.33824 0.007 0.02100 133.469 0
20.78562 0.006 0.02300 159.915 0
27.68037 0.005 0.02700 212.958 0
62.15415 0.002 0.04700 447.432 0

Tabla 5.9 Datos PVT para el Agua Utilizados para la Simulacion del Caso 2.

Pw (MPa) Bw (m3/m3) uw (cp) pw (kg/m3)
0.10135 1.041 0.310 996.4848
1.82504 1.041 0.310 997.2328
3.54873 1.040 0.310 997.9819
6.99611 1.038 0.310 999.4834
13.89086 1.035 0.310 1002.5001
17.33824 1.034 0.310 1004.0131
20.78562 1.032 0.310 1005.5350
27.68037 1.029 0.310 1008.5884
62.15415 1.029 0.310 1008.5884

La simulacion de este caso se llevé a cabo en dos etapas: en una primera etapa se
realizé la simulacién con valores de presion capilar Unicamente para el medio 3 y en
una segunda etapa se realizé la simulacion sin valores de presion capilar; esto con el
fin de observar el efecto entre simular con y sin valores de presién capilar. Los datos
de presion capilar y permeabilidad utilizados se muestran en la figura 5.2. Cabe
mencionar que por ser un caso sintético se decidid usar curvas de permeabilidad
relativa en forma de “x” para la fractura, aunque en la realidad estas curvas pueden
tener un comportamiento diferente 9.
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65

1.0



Capitulo 5 Resultados

En la figura 5.3 se observa el comportamiento de la presién de fondo fluyendo tanto en
los pozos productores como en los inyectores. Al inicio de la simulacion el
comportamiento en ambos casos (con y sin presién capilar) es similar, pero a partir de
los 1000 dias de simulacion se observa que la caida de presion para el caso en que se
utilizaron datos de presion capilar (Pc#0), fue mayor que en el caso donde no se
utilizaron. La similitud al inicio de la simulaciéon se debe a que los medios uno y dos
tienen pc=0, y es hasta que se sienten los efectos del medio 3 (con Pc#0), que se
presenta una diferencia en los resultados de pwf, ya que para que el aceite fluya se
tienen que vencer los efectos de las fuerzas capilares, las cuales se encuentran
relacionadas con la tensiéon interfacial, la mojabilidad y el tamafio de poro, lo que
provoca una caida adicional de la presion.

En la figura también se observa que a pesar de que a los 500 dias de simulacion se
inicia la inyeccién de agua en uno de los pozos, esto no es suficiente para mantener la
presion en el yacimiento y esta sigue disminuyendo, por lo que, a los 750 dias se inicia
la inyecciéon en dos pozos mas, y no es sino hasta aproximadamente 1000 dias de
simulacion cuando se observa un cambié en el comportamiento de la presién, la cual
tiene un comportamiento relativamente lineal hasta aproximadamente 2000 dias de
simulacién, cuando nuevamente empieza a disminuir.

En la figura 5.4 se encuentra graficado el gasto de aceite vs tiempo. En esta figura
puede observarse que el gasto de aceite se mantiene constante durante todo el tiempo
de simulacion. Lo anterior se debe a que en el simulador se encuentra especificado
como constante el gasto, en dicho caso y de acuerdo a la Ley de Darcy, si el gasto se
mantiene constante, la que varia es la presion. Como es légico, en los pozos de
inyeccion no se tiene produccion de aceite, por lo tanto, estos presentan un gasto de
aceite igual a cero.

En la figura 5.5 se encuentra graficado el gasto de gas vs tiempo. En esta figura se
observa que al inicio y hasta aproximadamente 1000 dias de simulacién se tiene un
comportamiento ascendente en el gasto de gas, esto se debe a que al ir disminuyendo
la presion la presencia de gas aumenta dentro del yacimiento, ya que el gas que
inicialmente se encontraba disuelto en el aceite, se libera. De 1000 a 2000 dias de
simulacion se presenta un comportamiento descendente, esto debido al mantenimiento
de presidén que se presenta con la inyeccion de agua, finalmente, de los 2000 dias y
hasta el final de la simulacibn se presenta nuevamente un comportamiento
ascendente, nuevamente provocado por el depresionamiento del yacimiento. En esta
figura también se observa que el gasto de gas para el caso en el que se tienen datos
de presion capilar, es mayor debido a que la caida de presién también es mayor (figura
5.3), por lo tanto, se libera mayor cantidad de gas.

En la figura 5.6 se encuentra graficada la RGA vs tiempo. Los cambios en el
comportamiento de la RGA estan directamente relacionados con la presencia de gas
dentro del yacimiento. Al inicio de la simulacién, la RGA aumenta, ya que la presencia
de gas aumenta en el yacimiento (figura 5.5), para posteriormente disminuir y volver
aumentar, de acuerdo a la presencia de gas en el yacimiento.

En la figura 5.7 se encuentra graficado el gasto de agua vs tiempo, donde se puede
observar que el agua en los pozos productores se presenta hasta aproximadamente
2000 dias de produccion, esto es, 1500 dias después de que se inicia la inyecciéon de
agua.
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Figura 5.3 Gréfica de Pwf vs Tiempo para la Simulacién de Flujo Multifasico en un Sistema de Triple
Porosidad con y sin Presiones Capilares.
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Figura 5.4 Gréfica de Qo vs Tiempo para la Simulacién de Flujo Multifasico en un Sistema de Triple
Porosidad con y sin Presiones Capilares.
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Qg vs Tiempo
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RGA vs Tiempo
2500 Productor 1 (Con Presién Capilar)
= Productor 1 (Sin Presion Capilar)
CICICEY
] ]
2000 1 ® LT g®® o Cai
Em CHCE EEEEE LR @ Productor 2 (Con Presién Capilar)
]
EE/\ = Productor 2 (Sin Presi6n Capilar)
1500 -
Inyector 1 (Con Presion Capilar)
<
o
@ = Inyector 1 (Sin presion capilar)
1000
Inyector 2 (Con Presi6n Capilar)
= Inyector 2 (Sin presi6n capilar)
500 A
Inyector 3 (Con Presion Capilar)
= Inyector 3 (Sin presion capilar)
0 T " " " " to o
0 500 1000 1500 2000 2500 3000 3500 4000 4500

Tiempo (dias)

Figura 5.6 Grafica de RGA vs Tiempo para la Simulacién de Flujo Multifasico en un Sistema de Triple
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Qw vs Tiempo
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Figura 5.7 Gréfica de Qw vs Tiempo para la Simulacién de Flujo Multifasico en un Sistema de Triple

Porosidad con y sin Presiones Capilares.

Finalmente, en las figuras 5.8 a 5.11, se muestran los graficas de contorno para las
propiedades de Po, Sw, Sg y So, obtenidas en el Ultimo paso de tiempo, donde pueden
apreciarse claramente las diferencias entre los resultados obtenidos para la simulacion

con tablas de presién capilar y sin ellas.
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Figura 5.8. Resultados de Presion de Aceite para el Medio 1 cony sin Pc.
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5.3 Caso 3. Simulacion de Flujo Multifasico en un Sistema de Triple Porosidad.

Para este caso se utiliz6 una malla de 20x20x3 en la cual se tienen 5 pozos: un
productor ubicado en el centro y cuatro inyectores ubicados en cada uno de los
extremos de la malla, los cuales empiezan a inyectar agua a partir de los 750 dias de
simulacion. La malla utilizada y la ubicacion de los pozos se muestran en la figura

5.12.

Figura 5.12. Malla Utilizada en la Simulacién del Caso 3.

Propiedad Unidades Préacticas Unidades del SI

P; 4206.094[psi] 29.09E+06[Pa]

Py 4014 _644[psi] 27 .68E+06[Pa]
9434.7, 9434.7, 9434.7, 17.36E-3, 17.36E-3, 17.36E-3

Quiny) 9434 .7[bpd] 17.36E-3[m*/seq]

Qocprod) 15724 .15[bpd] 28.93E-3[m%*/Seg]

Hx 6561.67[Ft] 2000.0[m]

Hy 6561.67[Ft] 2000.0[m]

Hz 492 12[ft] 150.0[m]

Kk 300/50/10[mD] 2.96E-13/4.93E-14/9.87E-15[m?]

¢ 0.03/0.04/0.04[Frac.] 0.03/0.04/0.04[Frac.]

Ce 3.0E-06/3.0E-06/3.0E-06[psi*] 4.35E-10/4.35E-10/4.35E-10[Pa™!]

Sui 0.0/0.16/0.16[Frac.] 0.0/0.16/0.16[Frac.]

Tabla 5.10 Datos Generales Utilizados para la Simulacién del Caso 3.
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Capitulo 5 Resultados

El propésito de este caso es observar el efecto de las fuerzas gravitacionales, las
cuales se reflejan en la distribuciéon de los fluidos dentro del yacimiento. Los datos
generales, de presidn capilar y permeabilidad utilizados en este caso, se presentan en
la tabla 5.10 y las figuras 5.13 y 5.14. Los datos PVT para el aceite, gas y agua, son
los mismos que en el caso anterior.

Permeabilidad Gas-Aceite Permeabilidad Agua-Aceite

1.0
—+Krg \ ——Krw
\ / (medio 1) 09 (medio 1)
\ 08
V ~*=Krog = Krow
(medio 1) (medio 1)
0.7 \ /
Krg 0.6 Krw
(medio 2) (medio 2)
2
\ - 3 051
4
Krog Krow
(medio 2) 0.4+ (medio 2)
0.3
—Krg . —Krw
(medio 3) (medio 3)
\ / 02 \ )
>< —Kro \-/
9 01 —Krow
/ // \ (medio 3) - (medio 3)
Le—T"" S . 00 — : ‘ —— .
0.0 0.1 0.2 0.3 04 05 0.6 0.7 08 09 10 0.0 01 02 03 04 05 0.6 0.7 0.8 0.9 1.0
Sg Sw
Figura 5.13 Gréficas de Permeabilidad Utilizadas en la Simulacién del Caso 3.
Presion Capilar Gas-Aceite Presién Capilar Agua-Aceite
25 700
—+Pcgo 60.0 —+Pcwo
20 / (medio 1) \ (medio 1)
50.0
15
40.0
Pcgo 2 Pcwo
(medio 2) 2 (medio 2)
30.0
1.0
/ 20.0
0.5 —Pego \ —Pcwo
(medio 3) 100 \ (medio 3)
/ \
004 — ‘ 00 ‘ B—— |
0.0 0.1 0.2 03 0.4 05 0.6 0.7 08 0.9 1.0 0.0 0.1 0.2 0.3 0.4 0.5 0.6 0.7 0.8 0.9 1.0
Sw

Sg

Figura 5.14 Gréficas de Presion Capilar Utilizadas en la Simulacion del Caso 3.
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En las figuras 5.15 y 5.16, se encuentran graficados los resultados de pwf, vs t y de Qo
vs t, respectivamente. En la figura 5.16 puede observarse que el gasto de aceite al
inicio y hasta aproximadamente 1250 dias de simulacién es de 2500 m3/dia, para
posteriormente disminuir hasta menos de 500 m3/dia. Lo anterior se debe a la caida
de presion que se observa en la figura 5.15, esto es, el pozo produce al gasto
especificado mientras la presion en el yacimiento no llega a un minimo (1000 psi) v,
una vez que cae hasta dicho minimo, produce Unicamente la cantidad que alcanza con
dicha presién. Posteriormente el gasto vuelve a incrementarse una vez que se siente el
efecto de los pozos inyectores de agua.

Pwf vs t
4500
)
4000 —&—Productor 1
\ (10,10,1)
3500
O Inyector 1
3000 (2,2,1)
=
g 2500 o Inyector 2
= (19,19,1)
E 2000
= Inyector 3
1500 (2,19,1)
1000
Inyector 4
(19,2,1)
500 1000 1500 2000 2500 3000 3500 4000 4500
Tiempo (dias)
Figura 5.15 Gréfica de Pwf vs Tiempo para la Simulacion de Flujo Multifasico
en un Sistema de Triple Porosidad (Caso 3).
Qovs t
3000
2500 —e— Productor 1
(10,10,1)
p
2000 } O Inyector 1
(2,2,1)
&
g
Il
£ 1500 + O Inyector 2
< (19,19,1)
(o4
1000 O Inyector 3
ff (2,19,1)
500 ; ° Inyector 4
(19,2,1)
0
0 500 1000 1500 2000 2500 3000 3500 4000 4500

Tiempo (dias)

Figura 5.16 Grafica de Qo vs Tiempo para la Simulacién de Flujo Multifasico
en un Sistema de Trinle Porosidad (Caso 3).

76



Capitulo 5 Resultados

En la figura 5.17 se muestran los resultados de gasto de gas vs tiempo. En esta figura
se observa un aumento en el gasto de gas ocasionado por el depresionamiento del
yacimiento, para posteriormente volver a disminuir al sentirse el efecto de los pozos
inyectores.

Qgvs t

350

300

——Productor 1
(10,10,1)

250

O Inyector 1
(2,2,1)

200

O Inyector 2
(19,19,1)

Qg (m3/dia)

150

O Inyector 3
100 (2,19,1)

Inyector 4

50 °
/ (19,2.1)
4

-t

0
0 500 1000 1500 2000 2500 3000 3500 4000 4500

Tiempo (dias)

Figura 5.17 Gréfica de Qg vs Tiempo para la Simulacion de Flujo Multifasico
en un Sistema de Triple Porosidad (Caso 2).

En la figura 5.18 se observa que el agua Unicamente se encuentra presente en los
pozos inyectores y nunca se presenta en el pozo productor.

Finalmente la figura 5.19 contiene graficados los resultados de RGA vs t. De forma
similar al gasto de aceite y gas, es evidente que el comportamiento de la RGA se
encuentra influenciado por los cambios de presidon dentro del yacimiento.

Las figuras 5.20 a 5.23 muestran la distribucibn de presiones de aceite y de
saturaciones de aceite, gas y agua al final de la simulacién. En dichas figuras puede
apreciarse como se distribuyen los fluidos en el yacimiento debido a las fuerzas
gravitacionales. Esto es, el agua que es el fluido de mayor densidad se distribuye en el
fondo del yacimiento, posteriormente el aceite y finalmente el gas que es el fluido con
menor densidad.
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Qw (m3/dia)

RGA

Qw vs t
1800
1600
O O T N T —e—Productor 1
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(221
1000
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600 - O Inyector 3
(2,19,1)
400 -
—Inyector 4
200 (19,2,1)
0 SN T =
0 500 1000 1500 2000 2500 3000 3500 4000 4500
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Figura 5.18 Grafica de Qw vs Tiempo para la Simulacién de Flujo Multifasico
en un Sistema de Triple Porosidad (Caso 2).
RGA vs t
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O Inyector 1
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Figura 5.19 Graéfica de RGA vs Tiempo para la Simulacién de Flujo Multifasico
en un Sistema de Triple Porosidad (Caso 2).
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Figura 5.20 Distribucion de Presiones de Aceite, Po (Caso 3).

]

Figura 5.21 Distribucion de Saturaciones de Aceite, So (Caso 3).
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L}

Figura 5.22 Distribucion de Saturaciones de Gas, Sg (Caso 3).

H 5 |

-

Figura 5.23 Distribucion de Saturaciones de Agua, Sw (Caso 3).
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CAPITULO 6

CONCLUSIONES

= Se desarroll6 un modelo de triple porosidad-una permeabilidad para describir el
flujo de fluidos en Yacimientos Naturalmente Fracturados que presentan triple
porosidad.

= Se incorpord el modelo propuesto a un simulador trifasico-multidimensional de
doble porosidad, extendiéndolo de doble a triple porosidad, considerando
medios inelasticos.

« Se validé el modelo con la solucién analitica obtenida por Camacho y cols ® y
por Rodriguez y cols ©”, para un sistema de triple porosidad-una
permeabilidad, bajo las condiciones de: 1) flujo radial monofasico, 2) fluido
ligeramente compresible, 3) gasto constante y, 4) yacimiento infinito;

obteniéndose un buen ajuste entre la solucién numérica y la analitica.
= Se aplico el modelo en tres casos sintéticos:

o El primer caso consistié en simular el comportamiento de un yacimiento
compuesto por tres medios con los modelos de doble y triple porosidad,
respectivamente. Para poder realizar la simulacién con el modelo de
doble porosidad se agruparon las porosidades de los medios dos y tres,
y se realizaron diferentes promedios (aritmético, armoénico y
geomeétrico), entre las permeabilidades de dichos medios. Los resultados
mostraron que todas las respuestas obtenidas con el modelo de doble
porosidad presentan diferencias con respecto a la respuesta del modelo
de triple porosidad. Dichas diferencias van desde un 9% (promedio
geométrico), hasta un 79% (promedio armadnico).

o0 El segundo caso consisti6 en simular el comportamiento de un
yacimiento que presenta triple porosidad. Dicho yacimiento cuenta con
dos pozos productores de aceite y tres pozos inyectores de agua. El
objetivo de este caso basicamente fue probar el funcionamiento del
simulador. Como complemento de este caso se realizaron corridas con y
sin curvas de presién capilar para observar el efecto de las mismas en la
respuesta de presién. Los resultados obtenidos mostraron que se
presenta una mayor caida de presion en el caso en que se utilizaron las
curvas de presion capilar. Lo anterior se debe a que para que el aceite
fluya necesita vencer los efectos de las fuerzas capilares, lo que provoca
dicha diferencia en el comportamiento de presion.

o Finalmente, el caso tres consistid en simular el comportamiento de un
yacimiento que presenta triple porosidad y que cuenta con cinco pozos:
un productor y cuatro inyectores. El objetivo de este caso fue probar el
funcionamiento del simulador bajo condiciones de flujo multifasico
(aceite, gas y agua). Los resultados obtenidos fueron satisfactorios ya
que el simulador fue capaz de representar el comportamiento de las tres
fases, en cada uno de los medios presentes en el yacimiento.
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= Se mostré la importancia de la correcta caracterizacion y modelado de los
yacimientos de multiple porosidad.

= Para una correcta caracterizacion de este tipo de yacimientos se recomienda el
uso de pruebas de presion, las cuales pueden apoyarse en las graficas
desarrolladas por Rodriguez y cols ", para la caracterizaciéon de yacimientos
con triple porosidad anidada. La informacién obtenida por medio de las pruebas
de presion puede complementarse con la petrofisica, ya que muchas veces es
posible observar la presencia de multiples porosidades en el analisis de nucleos.
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APENDICE A

OBTENCION DE LAS ECUACIONES DE FLUJO MULTIFASICO

En este apéndice se tratan los principios fundamentales de la fisica relacionados con
la transferencia de masa, y se determina como se relacionan las representaciones
matematicas de éstos para desarrollar las ecuaciones diferenciales que representan
los balances de masa dentro de un yacimiento.

En el trabajo presente se utiliza el modelo de flujo de fluidos tipo Beta, donde el gas
y aceite obtenidos después de separadores son los pseudo-componentes que forman
las fases aceite y gas en el yacimiento. Lo anterior se ejemplifica mediante el
diagrama siguiente:

COMPONENTE FASE
Aceite del separador 3 Aceite
Gas del separador _ 5 Gas

Agua _— Agua

Se considera que:

e Existen tres fases moviles posibles en un yacimiento
e Las fases aceite y gas se encuentran en equilibrio en espacio y tiempo
e La fase agua no intercambia masa con las otras fases

Para derivar las ecuaciones del flujo multifasico Tipo Beta Modificado, se parte de un
volumen elemental representativo del medio poroso (figura Al), en donde existe
flujo unidimensional.

¢ K

(povox)x (pOVOX)x+Ax

Figura A.1. Volumen elemental representativo del medio poroso

Con base en el principio de conservacion de materia, se puede establecer el balance
de materia siguiente en el volumen elemental en la direccién x.
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Ritmo de entrada de masa al volumen de control:

(AP, - (A.1)
Ritmo de salida de masa del volumen de control:

(Ayzpovox) X+AX - (A'2)
Donde:

A,, = Area transversal del elemento en el plano yz expuesto al flujo.
p, = Densidad de la fase aceite

V,, = Velocidad macroscopica de la fase aceite en la direccion x.

El ritmo de acumulacién de masa en el volumen de control, esta dado por el ritmo de
cambio de masa, contenidos en las fases aceite y gas en el espacio poroso, esto es:

Ritmo de acumulaciéon de masa del elemento en el volumen de control:
0
AAXE((ZﬁSOpO) . (A.3)

El ritmo de produccion/inyeccion de masa en el volumen de control, definiendo @p =

gasto volumétrico de la fase p=o0,g,w a condiciones de yacimiento por unidad de
volumen de roca, es:

AAx(quo) : (A.4)

Substituyendo las ecuaciones (A.1) a (A.4) en el postulado de conservacion de
materia, dividiendo la expresion resultante entre el volumen de control, AAX, re-
arreglando y tomando limites cuando Ax — 0, se llega a:

—;(povox)+ Pl =Z[¢(p05 ). (A.5)

La ecuacion (A.5) puede extenderse al caso de flujo multidimensional. En notacién
del operador diferencial nabla V, estas ecuaciones pueden escribirse en forma mas
general como:
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v [(p%) ]+ 2,0, :%[;zﬁ( £,5,)]. (A.6)

Para flujo laminar en el yacimiento, podemos expresar la velocidad de cada fase
mediante la ecuacién de Darcy:

KKp
Vp=——"" Vpp—ypVD). (A.7)

Hp
Donde: p =o0, g, w.
Sustituyendo la ecuacion (A.7) en la ecuaciéon (A.6), se tiene lo siguiente:

Kk, 2
V- Po (Vpo_yoVD):|+poqo =E[¢(pos )] (A.8)
Para el caso del aceite se considera que:

C.S.

p@c.y.z’o@s . (A.9)

0

Substituyendo la ecuacion (A.9) en la ecuacion (A.8), se tiene que:

I C o

0 0 o 0

. 1
Se tiene que p@cC.S.=cte y que b, :B— ; entonces:

0

b, kk o
| e (99, 90) b = 0, a1

0

Notese que el operador diferencial nabla V, se define en el sistema de coordenadas
cartesianas como:
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V—£i+£'+£k A.12
o Tyl T (A-12)

y el vector de velocidades de la fase p = o,g,w, V,,es:
Vi =Vpd+V j+v kK. (A.13)

Un tratamiento similar para la fase gas considerando el gas disuelto que se tiene en
el aceite se conduce a lo siguiente:

. Kk
V. Rsbokk—"’(Vpo—Q/OVD)+ b, —=(Vp, —;/gVD)}
H H

0 g

~ ~ a ~
+[Rsb0q0 +b,q, } + R Ton + Tyt = EV(RstSo +b,S, )} _ (A.14)
Un tratamiento similar para la fase agua conduce a lo siguiente:

V. |:Bkkrw (pr - }/WVD)j| + bwqw + Toumt = Z [¢bWSW] :

W/LIW

(A.15)

Las ecuaciones (A.11), (A.14) y (A.15) describen el flujo multifasico en un
yacimiento bajo condiciones isotérmicas y laminares.
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APENDICE B

APROXIMACION EN DIFERENCIAS FINITAS

A continuacién se presenta la aproximacion de las ecuaciones diferenciales en
ecuaciones de diferencias, obtenidas a través de un esquema en diferencias finitas.

Realizando el andlisis para el medio uno y partiendo de la ecuacion (2.20), solo para
el aceite, considerando una soéla direccion en el nivel de tiempo (n+1) y empleando
un esquema implicito, se tiene:

n+1

2 kkro é’po oD A n+l A nil Vi Nl
EL%BO( OX 7 OX j:|11i +[b°q0:|l,i +[T°21]l,i _E[¢(b080)]1,i (B.1)

Considerando,

ap oD
u=A | —2—y — B.2
ox( o Yo axj (B.2)
donde :
g, = ®.3)
1,8,

Ahora, sustituyendo la ecuacion (B.2) en el término de flujo de la ecuacién (B.1), se
tiene:

i op, oD\ ourt
| A, =2y == || = (B.4)
OX OX OX OX

Empleando diferencias centrales en la ecuacion (B.4), se tiene:

n+1 n+1
aumt U 1-U1
Uj __" 2 (8.5)
OX AX )
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donde :
n+l
n+1 p i+l p i D — D
“in:;l_( ot | T A (B.6)
2 2 AXHl 1 AXi+l
2 2
y
n+1
1 nt| P i p i1 D -D.
u"y = (4, ); 1 o e A (B.7)
2 2 X.W X,l

Sustituyendo las ecuaciones (B.6) y (B.7) en (B.5), se tiene:

n+l
ou™ 1 + i1~ Poii D.,-D
é)| — _(ﬂ'ox )I“Jri Po,iv1 — Poii _7/0 . i1 i
X AX 2 Axi+l 3 Axi+ )
2 2
(B.8)
n+l1
—i(ﬂ, )nJri- pO,i - pO,ifl _7/ Di Di—l
Ax AX o AX
2 2

Discretizando el término de acumulacibn empleando diferencias regresivas en

tiempo, se tiene:

%W(boso )] = Atlm (0. - (40,3,)"] o)
Sustituyendo las ecuaciones (B.8) y (B.9) en (B.1), se tiene:

n+1 n+1
’ 2 2
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Multiplicando la ecuacién (B.10) por el volumen de roca de la celda i, VI; = AAX; , se
tiene:

n+l n+1 n+1 Nl
A A 1A
—— . - D..-D)| -|ZX2= o D -D.
[ AXi j”l |: po,|+1 po i o,i+§( i+1 I):| [ AXi j |: po i po,l—l ]/o,i—%( i |1):|
2 ;

(B.11)
Introduciendo el concepto de transmisibilidad para la fase aceite:
Aoy A
Tox = A, (B.12)

Las transmisibilidades de la fase gas y aceite se definen de forma similar.

Sustituyendo la ecuaciéon (B.12) en (B.11), se tiene:

n+l n+l n+l

(To )1 (AP, = 7,AD)"s = (T, )3 (AP, = 7,AD)s +[byg, |

A[¢ )]

(B.13)

+ [2-021

La ecuacion (B.13) se puede expresar de una manera mas compacta, empleando
operadores en diferencias, como se muestra a continuacion:

A[T, (8p, = 7,8D) [ +[b,g, | + [, = '1A[¢ )] (B.14)

Notese que en (B.14) se ha incluido los operadores diferencias centrales, AunJr1 y

n+1

diferencias regresivas, A.U; ~, definidos como:

Auin+1 — u.n+11 _ U_n+11 (B.15)
I+§ I_E
A n+l _  n+l n
U= = (B.16)
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Expandiendo a tres dimensiones y procediendo en forma similar para las ecuaciones
(2.21) y (2.22), se tienen las siguientes expresiones:

Para el aceite:

n+ n+ Nt Vr., i
A[To (Apo — yOAD):L,iji + I:boqo jll,iji + [Tozl]ijkl = thk A, |:¢(boso ):Il,ijk (B.17)

Para el gas:

A[RT, (Ap, - ;/OAD)};; +A[T, (Ap, - ygAD)]:; +[Rb,q, +b,0, ]1; Rt + 7 ]

ijk

Vr,
j ftjkAt [4’5( R.b,S, +b,S, )l,ijk

(B.18)

Para el agua:

n+ n+ n+ V ii
AI:TW(APW - 7WAD)]“; + [bwqw :Il,iji + [TwzJijkl = z'tjk A, [¢bwsw ]1,ijk (B.19)

Para el medio 2, ecuaciones (2.26) a (2.28), debido a su conceptualizacion,
Unicamente se discretiza el término de acumulacidon, presentando las siguientes
ecuaciones:

Para el aceite:

n+ n+ VT, .
_I:T°21:|ijk1 + I:To32:|ijkl = Azzjk At |:¢(boso )]Z,ijk (B-ZO)

Para el gas:

n+l Vrz’ijk
i At

A, [qﬁ(Rsboso + bgsg)] (B.21)

n+1
_I:RSTOZI + Tng:Iijk + [RSTO32 + Z-g32:| 2.k
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Para el agua:

n+ n+ Vr, ii
—[Twzl]ijkl + [TW3z]ijk1 = AZ,th At [¢bWSW]2,ijk (B.22)

Para el medio 3, ecuaciones (2.32) a (2.34), debido a su conceptualizacion,
Unicamente se discretiza el término de acumulacion, presentando las siguientes
ecuaciones:

Para el aceite:

_[7032]:-:1 = \%At [¢(boso)}3,ijk (B.23)
Para el gas:

TRty =0 [g(RDS, 0,8, ®.24)
Para el agua:

N V;t A0S, (8.25)

Noétese el cambio de fcp’mf y C]p , por T Y Up, respectivamente, donde p = o,

p,mf
g, w.
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APENDICE C

ECUACIONES Y DERIVADAS PARA UN MODELO DE TRIPLE POROSIDAD

ACEITE:

ECUACION PARA EL MEDIO 1:

Término

Término  Transferencia Término de acumulacién
Término de flujo Fuente 2.1
A
- N f_H f_H ~ —~ ~

Vr,

AI:TO (Apo - }/OAD)]:I + |:b°q° }::i + [T°21];|:1 - A;:kAt {¢[b° (1_ Sg B SW ):|}1,ijk

ECUACION PARA EL MEDIO 2:

Término Término
Transferencia Transferencia
2-1 3-2 Término de acumulaciéon
f_H K_H _A—
~ —~

n+ n+ \%¢ ij
_[7021]ijk1 + [T032]ijk1 - %At{¢|:bo(l_sg_sw):|}2,ijk

ECUACION PARA EL MEDIO 3:

Término
Transferencia
3-2 Término de acumulacion
K_H A
-~ ™

—[7032];:1 _ \/E%At {¢[b0 (1— Sy — SW)]}S,ijk
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Donde:
b,k |

Tonn =0 — ( poZ - pol) =T021 ( p02 - pol)
L ’Llo 21
bk, |

Ty3p =0 — ( po3 - p02) = T032 ( p03 - poz)
L ’Llo 132

FUNCION DE RESIDUO DEL ACEITE PARA EL MEDIO 1:

n+

n+ n+ V ij
Foy = AT (a9, = 7,8D) ] + [0, ], + [zl - thk Ao (1=, -s,)]}, =0

Expansién de la funcion de residuo del medio 1:

n+1 n+1
Fol'ijk = To_ 1. p°i+1 ik - poi ik _(70AD)_ 1 - To_ 1. poi ik - poF1 ik _(}/OAD)_ I +
|+§,j,k A el I+E,j,k I_E’J’k 2y a5 |—E,J,k
1 1

n+l n+1
T - —(7,AD -7 - —(7,AD
Oi'j+l,k {poi'juk pOi’j,k (70 )i j+1 ) ]] [ Oi,j—l,k (poijk poi,j—l,k (70 )i j_l ) J} +
L 2 2 1 2 a 1

|:boqo }::i + I:T021( p02 - p01):|::1

—Vi;'t”k{[[u C,(po - p) (b (1-5u S, ))l} ~(b,(1-5, -5, ))} -0

1,ijk

Derivada de la funcién de residuo del aceite con respecto a la presiéon de
aceite en el medio 1, en ijk:

OF i 0{T.Flujo} .\ o{T. Fuente} .\ o{FT21} . o{T.Acum.}

apol,ijk apol,ijk apol,ijk apol,ijk apol,ijk
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Términos de flujo:

o{T.Flujo} _ R oT, oP, aT,

— otox2 +P ox2 -T otoxl _ oxl
apol,ijk e apol,ijk oo apol,ijk i apol,ijk vt apol,ijk
+ T aF)otoyz P 6T0y2 _ aF)otoyl _ aToyl
i apol,ijk v apol,ijk i apol,ijk oo apol,ijk
+T apotozz +P 6T022 -T apotozl _ 8Tozl
0z2 otoz2 ozl otozl
apol,ijk apol,ijk 8pol,ijk 0 o0l,ijk
Términos fuente:
O{T. Fuente} _ ) 0, i ob,
Ojjk Ojjk
6pol,ijk apol,ijk apol,ijk

Funcién de transferencia 2-1:

0{FT21
{ } — T021 aPotoZl + PotoZl aT021
OPoyiik OPgyijk 0

o1, ijk

Término de acumulacién:

o{T.Acum} Vi, [ o o0 |
rpem) Vol 2 fa-s.-s)[e-s-s 2

vo.. o w1 b, "
z_%{[lw,(po 1_p0)]{(1_sw_sg) 1 }cr(bo(l-sw—sa)) 1}.k
ij

Pouijk

Derivadas de potenciales:

1

oy,
[poiﬂy]k = Poy — 7Oi+%,jk (Di+1,jk -Di i )} = _1_E(Di+1,jk - Dijk) o

OPoyiik

oP.

otox2 _ a

apol,ijk apol,ijk
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1 a7/0ijk

OP,oxt 0
—od —__~ |po—p - D,.-D._, .)|=1-=(D, —D._,.
8p01y”k apomjk po”k pol—l,jk 7oi—%,jk( ijk I—l,jk) 2( ijk |—1Jk)6p01’ijk

Derivadas de las transmisibilidades:

TO — F bOkI’O

Hy

oT, 1 b, 1 ou

OPgyiik - O[bo OPorije Mo apol,ijk]

Derivada de la funcién de residuo del aceite con respecto a la saturacion de
gas en el medio 1, en ijk:

OF i 0{T.Flujo} .\ 0{T. Fuente} .\ 0{FT21} .\ o{T.Acum.}
oS aSgl,ijk aSgl,ijk aSgl,ijk aSgl,ijk

glijk

Términos de flujo:

o{T.Flujo aT,, aT, oT, aT, T, Ty,
{—} = Fotox2 2 - Potoxl L+ I:>otoy2 2 Potoyl = + I:>otozz 2~ I:)otozl—l
aSgl,ijk aSg1,ijk aSg1,ijk aSgl,ijk aSg1,ijk aSgl,ijk aSgl,ijk

Funcién de transferencia 2-1:

o{FT21) _( L, ]

aSleijk oto21 68

glLijk

Términos Fuente:

n+l

a(boqo)ijk =b- _ aqoi,j,k
8Sgl,ijk o aSgl,ijk
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Término de Acumulacién:

8{T.Acum.} _ _Vl’lvijk {(]ﬁ asa |:bo (1_ s, - SW)]}

aSgl,ijk At gL,ijk ik

VD, .
= —M[Jﬁ C, ( Py =P ):|(_bg+l)ijk

Derivadas de potenciales:

oP,

otox 2 — O
aSgl,ijk
al:)otoxl — 0
aSgl,ijk

Derivadas de transmisibilidades:

or, F& okr,
aSg1,ij|< Hy aSgl,ijk

Derivada de la funcion de residuo del aceite con respecto a la saturacion de
agua en el medio 1, en ijk:

OF,.5 _ o{T.Flujo} N o{T. Fuente} . o{FT21} . o{T.Acum.}

aSwl,ijk aSwl,ijk aSwl,ijk 6SW1,ijk aSwl,ijk

Términos de flujo:

o{T.Flujo oT,, aT,, aT, aT, Ty, 0T,

u = Potoxz - Potoxl —+ Potoyz — - I:)otoyl — + PotozZ e Potozl -
aSwl,ijk aSWl,ijk aSwl,ijk aSwl,ijk aSWl,ijk aSwl,ijk aSwl,ijk

Términos fuente:
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o{T. Fuente}
0S

Término de transferencia:

wi,ijk

8{FT21} 3 aT,,,
oS — "oto21 oS

wi,ijk wi,ijk

Término de acumulacion:

O{T.Acum.}  Vr 0 e _
By AL {¢aswnm[b°@' s SW)]}

ijk

=+ﬁ%£@+g(@“-¢ﬂ&“

Oy ijk

Derivadas de transmisibilidades:

ar, F& okr,
aSwl,ijk H, aSwl,ijk

Derivada de la funcién de residuo del aceite en el medio 1, en i-1,j,k:

aFol _ _I:T alD()toxl +P aT0><l ]

apOlvi—l ik " apﬂlvi—l ik " apOlvi—l jk
aFol =——| P aToxl
otox1
asglvi—ljk asglvi—ljk
aFol =_P aToxl
otox1
aswl,i,ljk aszvi—ljk

Derivada de la funcién de residuo del aceite en el medio 1, en i,j-1,k:

oF, T Py oT.

oyl
yl
apol, ij-1,k

apol,ij —1,k

apolyi -1,k

() otoyl
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oF, Ty
glij-1,k gLij-1,k

aFol aTO)’l

=-P
88 otoyl as

Wlij -1,k Wlij -1,k

Derivada de la funcién de residuo aceite en el medio 1, en el nodo i,j,k-1:

a|:01 — _[T al:’otozl +P aTozl :|

ozl otozl

apOlvijk—l apOlvijk—l apolvijk—l

aFol =—| P aTozl
as - otozl aS

9lijjk-1 9Lijk—1

aFol aTozl
e otozl

Sleijk—l WLjjk—1

Derivada de la funcién de residuo del aceite en el medio 1, en el nodo
i+1,j,k:

a Fol _ aPotox 2 aTox 2
— Tox2 otox2
apOlle ik apolym ik oLj+1jk
a Fol _ P aTox 2
S — " otox2
9Li+1jk 9Li+1jk
aFol P aTox2
otox2
aSleijk aSleijk

Derivada de la funcién de residuo del aceite en el medio 1, en el nodo
i,j+1.k:

aFol _ aPotoyz aToyz
- Toy2 otoy2
apOlvijJrlk apOlvij +1k apOlvijJrlk
aFol _ aTOY 2
— " otoy2
asglvijﬂk 0 9Liij+1k
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aFol _ aTUY 2
oS

— " otoy2
WLij+1k aszvij +1k

Derivada de la funcion de residuo de la fase aceite el medio 1, en el nodo
i,j,k+1:

aFol — aPotoz 2 aToz 2
0z2 otoz2
apleijkﬂ apOl»iijrl ap01~i1k+1
aFol — P aToz 2
otoz2
aSglvijk+1 asglxijkﬂ
aFol — aToz 2
otoz2
Serijk+1 0 WLijk+1

FUNCION DE RESIDUO DEL ACEITE PARA EL MEDIO 2:

n+ n+ V ii
I:oz,ijk = _I:T021( p02 - p°1):|ijk1 + I:T032 ( p03 - poz ):'ijkl - Evtjk At {¢|:bo (1_ Sg - SW )]}Z,ijk =0

Derivada de la funcién de residuo del aceite con respecto a la presiéon de
aceite en el medio 2, en ijk:

OFoi o{FT21} N 0{FT32} N o{T.Acum.}

apoz,ijk apoz,ijk apoz,ijk apoz,ijk

Funcién de transferencia 2-1:

0{FT21
{ } — _{Tozl a|:)0t021 + Pot021 aT021 )
OPo2ik OPoyik OPy2iik

Funcién de transferencia 3-2:

O0{FT32
{ } — T032 6Pot032 + Pot032 aT032 J
OPo2iik OPo2ik OPy2iik
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Derivada del término de acumulacién con respecto a la presién en el medio 2:

o{T.Acum}  Vr,, 8 o6 |
Poz,iik o Aztjk {¢ OPo2,iik [<b0 (l_ S5 ))} " |:(b0 (l_ S0 ))} OPo,iik } 2iik

e (-] (15,5 2 o s, )
2,ijk

Poziik

Derivada de la funcién de residuo del aceite con respecto a la saturacion de
gas en el medio 2, en ijk:

OF,2ik _ o{FT21} N 0{FT32} N o{T.Acum.}

ang,ijk ang,ijk ang,ijk ang,ijk

Funcién de transferencia 2-1:

0{FT21} _( Gl J

oto21
aSgZ,ijk ang,ijk

Funcién de transferencia 3-2:

o{FT32} _ [ o, T, J
oto aS

ang,ijk 02.ijk

Derivadas del término de acumulacién con respecto a la saturacién de gas en el
medio 2:
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o{T.Acum.} :_Vrzyijk{ o b (1S s }
8ng,ijk At ¢asgz,ijk|: O( ’ W)}

2,ijk

VP, n+ n ”
- _ﬁ‘k[l+ C, ( Pt — Py )}(_bo l)z,ijk

Derivada de la funcién de residuo del aceite con respecto a la saturacién de
agua en el medio 2, en ijk:

OF,,y  O{FT21} N
0S,p S

8{FT32)
as

o{T.Acum.}
0S

+

w2,ijk w2,ijk w2,ijk

Funcién de transferencia 2-1:

6{ FT 21} o oT,,,
as - oto21 as

w2,ijk w2,ijk

Funcién de transferencia 3-2:

o{FT32} oT .,
oS — " oto32 oS

w2,ijk w2,ijk

Término de acumulacion:

o{T.Acum.}  Vr 0 e _
S At {¢aswz,i,-k (-, Swﬂ}

2,ijk

=+ e (e o),

FUNCION DE RESIDUO DEL ACEITE PARA EL MEDIO 3:

ER] A
F03.ijk = —[T032 ( p03 - poz )]ijkl - i;k At {¢|:b0 (1_ SQ - SW):|}3,ijk N O
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Derivada de la funcién de residuo del aceite con respecto a la presion de
aceite en el medio 3, en ijk:

Oy _0{FT32} o{T.Acum)

apos,ijk apoa,ijk 8poz,ijk

Funcién de transferencia 3-2:

O0{FT32
{ } — _(Tosz al:)oto?:z + Poto32 aT032 ]
OPy3iik OPy3 ik OPosiik

Derivada del término de acumulacién con respecto a la presién en el medio 3:

o{T.Acum.}  Vr 0 o¢ "
aposjjk —_ A3tlk {¢ 6p03,ijk [(bo (1— S, — Sg ))} + [(bo (1— S, — Sg )):| ap03,ijk } i

=‘V%"k{[1+cr(p2”—ps)]{(l—sw—sg)”” » }Cf(b"(l_SW_Sg))m}
3,ijk

Pos,ijk

Derivada de la funcién de residuo del aceite con respecto a la saturacion de
gas en el medio 3, en ijk:

asgs,ijk asgs,ijk aSga,ijk

OFsy _O{FT32} o{T.Acum)]

Funcién de transferencia 3-2:

0{FT32} _ —(Pt o J
oto as

asg3,ijk 03,ijk

Derivadas del término de acumulacién con respecto a la saturacién de gas en el
medio 3:
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a{T.Acum.}__Vrs’i.k 0 e
T {%SM [b,(1-s, SW)]}

93,ijk 3,ijk

VD, n+ n o
— _ﬁ”‘[l+ C, ( Py — py )](_bo l)s,ijk

Derivada de la funcién de residuo del aceite con respecto a la saturacién de
agua en el medio 3, en ijk:

OFy  O{FT32) N 8{T.Acum.}
oS.. . oS oS

w3, ijk w3, ijk w3,ijk

Funcién de transferencia 3-2:

6{ FT 32} _ T4
as - oto32 as

w3, ijk w3, ijk

Término de acumulacion:

0S At Wik

w3, ijk

a{TAcum} — _Vrs,ijk {¢ 888 |:bo (1— Sg - SW):|}

= +VZ—3:jk{|:1+ Cf ( p2+1 - pg )} b:ii:l}s,ijk

Donde:

Derivadas de los potenciales con respecto a la presién en el medio 1:

aPotoZl —
apol,-

ijk

-1

Derivadas de los potenciales con respecto a la presién en el medio 2:

al:)0t021
apoZ i

rijk

=1
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aFJOtOSZ
P,

=1

Derivadas de los potenciales con respecto a la presién en el medio 3:

Derivadas de las transmisibilidades con respecto a la presiéon en el medio 1:

aPot032 — 1
aposyijk

Si poto21 > 0
aT021 — 0
8pol,ijk

Si poto21 < 0

T, [1 ob, 1 aqu
— =T —————=
apol, bo apo luo apo 1

ijk

Derivadas de las transmisibilidades con respecto a la presiéon en el medio 2:

Si poto21 > 0

My _p (1 o, 1 aﬂoj
021
2

apoZ,ijk B bo apo /uo apo
Si poto21 <0

aToZl =0

apoZ,ijk

Si poto32 > 0

Mg =0

apozvijk

Si poto32 <0

Ty 7 (L1ob_10m
apoZ,ijk . bo apo ﬂo apo 2

Derivadas de las transmisibilidades con respecto a la presién en el medio 3:
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Si poto32 > 0

oT,., (1 ob, 1 ayoJ
~ 032| . A. A.
3

apos,ijk bo apo /uo apo
Si poto32 < 0

aT032 — O

Py,

ijk

Derivadas de los potenciales con respecto a la saturaciéon de gas en el medio 1:

aI:>0'(02:|.
asglvijk

Derivadas de los potenciales con respecto a la saturacién de gas en el medio 2:

=0

Pzt
0S

=0

92,

Derivadas de los potenciales con respecto a la saturacién de gas en el medio 3:

aPotoSZ
0S

=0

93,k

Derivadas de las transmisibilidades con respecto a la saturacién de gas en el medio
1:

Si poto21 > 0
8Tozl -0
asglvijk
Si poto21 <0
aTozl -F boz 8kroz
21
asgzvijk Hop 92,

Derivadas de las transmisibilidades con respecto a la saturacién de gas en el medio
2:

Si poto21 >0
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Mo _p b 0K
1
anglijk Hor asgzvijk
Si poto21 < 0
aTOZZI. :O
asgzvijk
Si poto32 > 0
a-|-032 :O
asgzvijk
Si poto32 < 0
oT.,, b, okr,
o _F o2 oz
asgzvijk Ho, angvijk

Derivadas de las transmisibilidades con respecto a la saturacién de gas en el medio
3:

Si poto32 > 0
0T h okr,,
32
aSg3vijk Hoz 93,k
Si poto32 < 0
6T032 =O
0S

935ijk

Derivadas de los potenciales con respecto a la saturacién de agua en el medio 1:

Pzt
0S

=0

WL

Derivadas de los potenciales con respecto a la saturaciéon de agua en el medio 2:

a Poto 21
0S

=0

w2,ijk

Derivadas de los potenciales con respecto a la saturacién de agua en el medio 3:
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P02
0S

=0

w3,ijk

Derivadas de las transmisibilidades con respecto a la saturacién de agua en el medio
1:

Si poto21 >0
Moy =0
8Sleijk
Si poto21 <0
aToZl _ F21 b02 akroZ
aSWZ ik /Uoz aSWZ ik

Derivadas de las transmisibilidades con respecto a la saturacién de agua en el medio
2:

Si poto21 > 0

6ToZl F b02 6kroZ

=Fa
aswz,ijk Hoy 6Sw2,ijk

Si poto21 <0

Ty
0S

=0

w2,ijk

Si poto32 > 0

WZ,ijk

Si poto32 < 0

=
aswz,ijk Hop aswz,”k

aT032 F b02 akroz

Derivadas de las transmisibilidades con respecto a la saturacién de agua en el medio
3:

Si poto32 > 0
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asw&ijk * Hos 8SW3,ijk

My _ by Okt

Si poto32 < 0
aT032 :0
asWS,”_k

GAS:

ECUACION PARA EL MEDIO 1:

Término
P . P Transferencia
Términos de flujo Términos Fuente 51
A A /—%
- — - ~

n+1

A[ T, (Ap, + ygAD)]:; +A[RT,(4p, + 70AD)];; +[b,a, + Rb,a, ]1 +[ Rt + 7gar |,

Vrl,ijk
:TtAt[mRs(l—sg—s +S, |

— _/
Y

Término de acumulacion

ECUACION PARA EL MEDIO 2:

Término Transferencia Término Transferencia
2-1 3-2 Término de acumulacion

A A
N N — —~

w1V
(R Toszﬂgaz]”_kl_ it“k t[¢bORS(1—sg—SW)+¢bgsg]2

n+1
_[ RsToo + Tga

ik

ECUACION PARA EL MEDIO 3:

113



Apéndice C

Término Transferencia
3-2 Término de acumulacion

K—H — A .
a V
_[Rsrosz+rg32]ijkl_ Et”k t[gﬁboRs(l—sg—sw)+¢bgsg]

3iik

Donde:
| b,kk
Tonn =0 — :| ( poZ - pol) 021 ( p02 pol)
L ’uO 21
Z-921 =0 :l pgz pgl 921 ( poz pol cg02 chol)
b kK.,
Z'032 =0 :| po3 p02 032 ( p03 poZ)

:| pg3 pgz g32 ( Pos = Poz cgo3 F::goz)

FUNCION DE RESIDUO DEL GAS PARA EL MEDIO 1:

Fo, =A[T,(Ap, + ygAD)JI; +A[RT, (Ap, +7,AD)

V 1
A“k | #b,S, + gRb, (1-8, - Sw)l,i,-k =0

Expansion de la funcién de residuo del medio 1:

114

: +[b g, + R qui

n+1
+ [7921 + RsTozlljk



Apéndice C

9li

+P

Cgouk+1

[Tg IJk+£ ( p0uk+1 B pouk

P

€90y

T - +
g ijk% poijk poijk—l

(RT,) 1

T —p, +P. P

9 1k poi,j+1,k po-k €90 jak €00
T - +P. —P

gl j—=k po]k po j-1k Cgo|jk ¢go j-1k

[bgqg + Rsboqo ];:1 + |:T921( poZ - pol + choZ -

n+l

Po

Vp,;
B f[ave
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P

- n+l
itk J
2 1
7 n+l
itk J
2 1

cgol

n+1
- PCQ°ijk4 _(]/QAD) E ]] ’
3 ) |

n+l
) [poijk+1 h poijk B (yOAD)_ 1 J} _|:(
; i )

R.T.

s 0),, 1 {poijk Bl poijk—l _(yOAD) 1 ]}
i s ),

n+1

)+ RToz (Poz — p°1):|ijk

n+l

—+

- p7) (0,8, + Rb, (18, - S, ))””} ~ (b8, + R, (1-8, -, ))}

| 1+l
Tgi e [ pOM'jk - po'l * F)Cgoi+1,jk B PCQOij (}/gAD) 1 J )
L 2! i+ Jk _1
| - n+l
Tgi,i,jk (polk - %1k cgo,., <90, , ;, - (}/gAD) J +
L 2 1k 1,
[ n+l o
(RSTO )H;jk ( p°i+1,jk P " _(}/OAD). : j} ) {( RSTO )Ll jk [ pouk N poi,ljk _(yOAD) L ]} +
L 2 jk " i7§ N l

=0

1,ijk
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Derivada de la funcién de residuo del gas con respecto a la presiéon de aceite
en el medio 1, en ijk:

OF, 5  O{T.Flujo} s 0{T. Fuente} . o{FT21} . o{T.Acum.}

apol,ijk 8pol,ijk apol,ijk apol,ijk apol,ijk

Términos de flujo:

a{T.FIujo} _T OPygx2 P T g0 ~ OPyga ~ 0T .
OPoyiik e OPou ik noe OPoy ik o OPoyijk oot OPoyiik
(RT ) al:)otox2 +P 8(RSTO )xz —(RT ) Gpotoxl _ a(RSTO )xl +
slo )y otox2 slo )y otox1
? apol,ijk 0 o1,k ! apol,ijk 0 oL,ijk
OPygy2 0Ty, T Py ~ Ty, .
2 otgy2 1 otgyl
Y OPoyiik Y OPoyiik Y OPoyiik Y OPgyiik
(RT.) OPyy2 P o(RT,),, _(RT.) OPooy o(RT,),, N
S0 otoy 2 S0 otoyl
v2 OPoyiik ’ OPgyiik v OPoyiik ’ OPoyiik
aF)otgzz angZ _-I- al:)otgzl N 8ngl +
gz2 6 B otgz2 a ) gz1 a B otgzl a )
pol,uk pol,uk pOl,Ijk pol,uk
(RT ) aPotozZ P a(RSTO )12 —(RT ) aPotozl _ a(RSTO )zl
slo ), otoz2 slo ), otoz1
2 OPoyiik OPoy.iik . OPoyiik OPoy.iik

Términos fuente:

a{T Fuente} b aqg”k abg“k ( ) [aqojk [ 1 aboijk 1 aRs,jk J:l
s Jijk oijk

=b, +0g, +(Rb —+ Qi | — +
OPgy.iik " OPgy ik " OPgy ik OPov ik boijk OPgy.iik Rsijk OPoyiik

Funcién de transferencia 2-1:

- otg21 oto21
OPoyiik OPoyiik OPoviik oLijk OPoyiik

oP oT O(R.T
a{FTZJ'} _ [ngl otg21 +P g21 J—’_((RSTO)H al:)ot021 +P ( s 0)21]
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Término de Acumulacién:

__ Vrik
apol,ijk At

o{T.Acum} V, {¢ o

oLijk OPoy ik

[bgsg +Rpb, (1— S —SW)]Jr[ngg +Rb, (1_ S, - SW)} o }
ijk

n+1
~ VP, i o . ob n+l ob, OR,
= —ﬁ [1+ C, ( P, t- P, )] Sg ap:ijk + (1_ Sy~ Sg ) (Rs apOl‘ijk +h, apOl’ijk ] +

C.[b,s, +Rb, (1-5,-5,)]"

Derivadas de potenciales:

Pupe 0| 1 74,
o = p0i+1jk - poijk + PCgoi+1jk N PCgoijk + Vg 1. (DiJrljk - Dijk ):| = _1+_(Di+1jk - Dijk) :

apol,ijk apol,ijk L ey Ik 2 apol,ijk
Foga __0 _p ~Porr, +Puoy ~ Py *7 1 (D = Diay) :1+£(D.4 - D, .)ﬂ
8p01,ilk apol,”k I 0k Oi1jk e[ 90i_1 jk gi—%jk ijk i-1jk 2 ijk i-1jk apol,uk

[ 0
%: d Po, = Poy 76 1. (Di+1jk - Dijk):| = _1+£(Di+ljk - Dijk) o

apcl’”k apm'ijk i+§ I 2 apolrijk
OP, ot 1 P Yoy
0Py - ap,, Po,, = Po,, T }/Oiféjk (Dijk - Difljk) =1+ E(Dijk - Di—ljk)f

Derivadas de las transmisibilidades:

_ ¢ by,
¢}
Hy
TO — F bOkkI’O
Ho
T, _;|L1 b 1 om
0o, (Do OPr,, Mo O,
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of, |1 dby 1 oy

apol,ijk ’ bg apol,ijk lug apol,ijk

ART, aT, R,
=R, +T,

apol apol,ijk apol,ijk

ijk

Derivada de la funcion de residuo del gas con respecto a la saturacion de

gas en el medio 1, en ijk:

OFy 5 _ O{T.Flujo} s o{T. Fuente} .\ o{FT21} . o{T.Acum.}

aSgl,ijk aSgl,ijk 6Sgl,ijk aSgl,ijk aSgl,ijk
Términos de flujo:
O{T.Flujo} Py Mo+ Puga 5 g 0(RT), , O(RT),
X2 otgx2 x1 otgxl otox2 otox1
8Sgl,ijk ’ aSgl,ijk ’ aSgl,ijk ’ 8Sgl,ijk ? 8Sgl,ijk 8Sgl,ijk aSgl,ijk
T aF)otgyz aTgy2 _ aF)otgyl _ aTgyl a(RSTO) y2 a(RSTO) yl
2 otgy 2 1 otgyl otoy 2 otoyl
¥ asgl,ijk Y aSgl,ijk Y aSgl,ijk Y aSgl,ijk ’ aSgl,ijk ’ aSgl,ijk
T , aI:)otgz2 , 6ng2 . aPotgzl _ angl + P , a(RSTO )zz _ P a(RsTo)z]_
z otgz z1 otgzl otoz otozl
’ asgl,ijk ? aSgl,ijk ’ aSgl,ijk ’ aSgl,ijk asgl,ijk asgl,ijk
Funcién de transferencia 2-1:
o{FT21} O(RT,),. 0P, Ty,
Tl Potozl—J + Tg21,-jk PV otg 21 :
asgl,ijk asgl,ijk 68gl,ijk 68gl,ijk
Términos Fuente:
b b n+1
8( gqg + ORSqO )ijk aqgijk abg ik Cg0;jk b R aqoijk
oS T YOk oS +qguk 0 oS +( 0 S)ijk oS
91,k 91,k p()lvijk 91,5 9L,k
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Término de Acumulacién:

0S At

9Lk

8{T.ACUm-} _ _Vrl,ijk {¢ asa [bgsg +Rb, (1— Sg - SW)]}

gl’ijk I]k

Vp, . ob, OP
= _—pl’t”k {[H C, ( Pyt — pg)][bg +95, p i Rsb(?”]}
ijk

oL, 9L,k

Derivadas de los potenciales con respecto a la saturacién de gas:

oP.

otox2 _ )
aSgl!ijk
aF)otoxl -0
asglvijk
al:)o X aI:)c 0 1 67/ iik aF)c o
astg 2 :_88 g +E(Di+ljk _Dijk)a : 85 ?

9Lk 9L p°]1'jk 9Lk

oy
aPotgxl _ 8cho +£(D- . D. ) g"%j“ al:)cgo
i+1jk ijk

aSglijk aSglijk ap‘Jlijk aSglijk

Derivadas de transmisibilidades con respecto a la saturacién de gas:

rijk

0Ty o @ [k} |1 00 Py 1 kg 1w P,
o5 ty | °|bydpy, 0S,. Ky S py 0Py, 05

9Lk 9Lk
Reescribiendo la ec. anterior, tenemos:

or, _Fb, ok, T, R,
Sy, My OS

9L 9L apOlvijk aSglijk
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0

0S * oS

9L 9L

o(R.T,) R oT,

oT,  Fkb, ok,
0S

91 Hy aSglijk

Derivada de la funcion de residuo del gas con respecto a la saturacion de
agua en el medio 1, en ijk:

P _ 0{T.Flujo} .\ o{T. Fuente} . o{FT21} s o{T.Acum.}
aSwl,ijk aSwl,ijk aS’wl,ijk aSwl,ijk aSwl,ijk

Términos de flujo:

o{TFlujo} za(RSTO)XZ_P 1a(RSTO)X1 za(RsTo)yz_ la(RsTo)yl+
otox otox oto oto
aSwl,ijk aSwl,ijk 8Swl,ijk ’ aSwl,ijk ’ aSwl,ijk

6(RSTO)22 -P 6(RSTO)zl

P
otoz2 as otozl 88

wi,ijk wl,ijk

Términos fuente:

o{T. Fuente}
0S

wi,ijk

Término de transferencia:

6{FT21} 3 8(RSTO)21
as oto21 aSWl'ijk

wi,ijk

Término de acumulacién:
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o{T.Acum.} Vi p 0
0S

e = | b,S, +Rb, (1-8, - sw)]}

wiijk wlijk ik

= Q%{[H C.(py* -1 )}(Rsbgﬂ)}ijk

Derivadas de transmisibilidades con respecto a la saturacién de agua:

o(R.T,) R aT,
aSwl,ijk ) aSwl,ijk
oT, Fkb, ok,

aSwl,ijk H aSwl,ijk

Derivada de la funciéon de residuo del pseudo componente gas en el nodo i-
1,).k:

Fu T Py 0T N OPuoa O(RT,),
gxl otgx1l ( s’ 0 )xl otox1
p01!i71 ik p01vi71jk 0L, 1 jk p°1:i71 ik 0L, jk
8Fg1 B GPotgxl 8Tgxl P 5(RSTO )Xl
— " lga a5 — Potgxt P - otoxlas—

9Li1jk 9Li1jk 9Lk 9Lk

oFy __, AART),

Wiy jk e aSW]-’ij

Derivada de la funcién de residuo del pseudo componente gas en el nodo i,j-
1,k:

oF, oP. oT oP.

gl _ otgyl gyl otoyl yl
P - Tgyl P + POIgyl P +(RsTo)y1 P otoy1
p011ij71,k p011ij71,k pOlVij—l,k p01vij—1 K pOlVij—l,k
al:gl _ apotgyl aTgyl p 8( RSTO )yl
! ~ Totgy1 ~ Potoy1
asglijfl,k asglijfl,k asglijfl,k 8Sglij—l,k
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oF o(RT,)

gl yl

— " Totoy1
WL, 1¢ Wik

Derivada de la funcién de residuo del pseudo componente gas en el nodo
i,j,k-1:

oF oP. oT Oo(RT
= gzl o + Potgzl = +(RST0 )21 aPotozl + F)otozl ( . O)Zl
apol,”kfl 8pol,”k,l oLy Pot,,, ., oLis
8Fgl _T Gpotgzl angl P 8( R.T, )Zl
—lgu “ Potgz1 Ae Totozl T A
asglvijk—l asglvijk—l 0 9Liijk-1 Sglvijkfl
i =—P M
aSWJin " aSWJin

Derivada de la funcion de residuo del pseudo componente gas con respecto
a la presion del aceite en el nodo i+1,j,k

aFgl =T aPOIQXZ +P aTQXZ + ( RT ) aF)otox2 a( RSTO )xZ
P - Togx2 P otgx2 s 0 )x2 otox2
p01vi+1,jk p01vi+1,jk 0L, jk pOlviﬂ,jk 0L, jk
6Fgl B 6P0tgxz aTgx , 8( R.T, )X )
- Tox2 otgx2 + otox2
9Lk 9L jk 9L jk 9Lk
oy _, ORI,
a5 otox2 a5
Wi Wi g

Derivada de la funcién de residuo del pseudo componente gas con respecto
a la presion del aceite en el nodo i,j+1,k

aFgl — aPOthZ 8T9y2 al:)otoyz 0 ( RsTo )yz
- Tgyz + P0tgy2 + ( RsTo )yz otoy2
apOlvijﬂ,k apOlrika 0Lk apOlrika 0Lij1
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aFgl aPotgyz 8Tgy2 6( RSTO )y2
= Tgy2 otgy2 A + Potoyz T A
91,1k 911k 911k 91,1k
oFy, _ a(Rs-l—o)yz
— " otoy2
Wlijia k Whiijia

Derivada de la funcién de residuo del pseudo componente gas con respecto
a la presion del aceite en el nodo i,j,k+1

oF oP oT O(R.T
L =ngZ e otgz2 o +( s 0)22 aPotozZ + Potozz ( : O)ZZ
apOl!iij 6p‘)lvijk+1 ap01’ijk+l 6p‘)lvijk+1 ap(’l!ijm
oF oP,., oT,, o(R(T, ,
a5 . =T922 P . otgz2 P - + Potozz é ) 2
9Lk 9Lk 9Liijk1 9Liijke1
oF, O(RT,),,
e Totoz2 T A
Wjiks1 Wik 1
FUNCION DE RESIDUO DEL GAS PARA EL MEDIO 2:
n+1
ng,ijk = _|:Tgn ( Poz = Por choz - chol) +(RsTo )21( Poz — pol):|ijk
n+l
+ |:Tg32 ( Pos = Po2 + cho3 - ch02)+ (RsTo )32( Pos = Po2 ):ij

Vr, ..
—ﬁ‘kAt [ 45,8, +gRb, (1S, - Sw)]z,uk =0

Derivada de la funcién de residuo del gas con respecto a la presidn de aceite
en el medio 2, en ijk:

Py 8{FT21} N 8{FT32} N a{T.Acum.}

8poz,ijk 6poz,ijk 6poz,ijk apoz,ijk

Funcién de transferencia 2-1:
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0 { FTZ]‘} _ T apotg 21 P aTg 21 R 6P0t021 o) 8( RsTo )21
— ) g2 otg 21 ( slo )21 * Fotoo1
apoz,ijk apoz,ijk apoz,ijk apoz,ijk apoz,ijk

Funcién de transferencia 3-2:

8( RT, )32
apoz,ijk

+P

oto32

8{FT32} T OPygs 0Ty, P, s
P - 'g32 P otg32 P ( S 0)32 P
Poz,iik Po2,ijk Poz,ijk Poz,ijk

Término de Acumulacién:

— ik 5

apoz,ijk At

O{T.Acumj _ Vr t{¢ [,8, +RB,(1-8, -5, )]+ [b,S, + Rb, (18, -5,) ] -7 }
iik

Poz,iik 6p02,ijk

n+1
Vp i N4 n ab n+ 8b0 8Rs
:_% [1+Cr(p0 1—po)} S, ——+(1-5,-5,) 1[R +b } +

S 0
02,ijk apoz,ijk apoz,ijk

C.[b,S, +Rb, (1-5, -, )}”“

Derivada de la funcién de residuo del gas con respecto a la saturacion de
gas en el medio 2, en ijk:

Gng]ijk 3 8{FT21} N 8{FT32} N a{T.Acum.}

asgz,ijk ang,ijk ang,ijk ang,ijk

Funcién de transferencia 2-1:

ofFt2yy ([ O(RT),, . OPyn My,
6ng,ijk oost 6ng,ijk 92k 6ng,ijk ozt ang,ijk

Funcién de transferencia 3-2:
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- 932 otg32
6ng,ijk aSgz,ijk aSgz,ijk 6ng,ijk

8{FT32} _ [ 6( RSTO )32,ijk ] n [ aPotg32 aTg32ijk ]
oto32

Término de Acumulacion:

oS At |" sy,

92,k

a{TAcum} — _Vrz,ijk {¢ a [bgsg + Rsbo (1_ Sg o SW)}}

ijk

Vp, . ob, OP
= _—pzt'”k {[H C, ( prt— pp )][bg +S e Rsbg”}}
ijk

’ apozvijk 889 2,k

Derivada de la funcidon de residuo del gas con respecto a la saturacion de
agua en el medio 2, en ijk:

OFyuy _ O{FT21} 0{FT32}
Sy S oS

o{T.Acum.}
0S

w2,ijk w2,ijk w2,ijk

Término de transferencia 2-1:

aSwz,ijk 8Swz,ijk

o{FT21) =_{P 21a(RSTO)Zl}
oto

Término de transferencia 3-2:

6{FT32} B 6(RSTO)32
68 oto32 68

w2, ijk w2,ijk

Término de acumulacion:
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o{T.Acum}  Vr,; 0
= S {¢ - | b,S, +Rpb, (1S, —SW)]}

w2,ijk w2,ijk ik

- Q%{[h C.(po" - pg)](Rsb;‘”)}ijk

FUNCION DE RESIDUO DEL GAS PARA EL MEDIO 3:

n+1

FQS!ijk = _[Tgaz ( Poz = Poz + PCQO3 - P0902)+(R5T0 )32 ( Poz — Poz ):ij

Vr, .
_%At [ #b,S, +#RD, (1-S, - SW)Lijk =0

Derivada de la funcién de residuo del gas con respecto a la presidn de aceite
en el medio 3, en ijk:

apos,ijk apos,ijk apos,ijk

OFyoy _ 0{FT32} o{T.Acum)]

Funcién de transferencia 3-2:

0{FT32 oP oT
{ } — Tg32 otg 32 + Potgsz 932 + ( RsTo )32 al:)oto32
apos,ijk apos,ijk apos,ijk apos,ijk

8( R, )32
8pos,ijk

+P

oto32

Término de Acumulacién:
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_ 3,|jkA

o{T.Acum.}  Vr,; p 0
apoa,ijk At

[bgsg +Rpb, (1—Sg - SW)J+[ngg +Rb, (1_ S, - SW)] o }
i

Pos,iik apos,ijk i

n+1
Vp . N ) ab n+1 8b0 aRs
B _#Jk [1+ C ( Po - Po )] Sg po;ijk i (l_ S Sg ) (RS apos,ijk : bo apo&iik ] '

C.[b,s, +Rb, (1-5,-5,)]"
ijk

Derivada de la funcién de residuo del gas con respecto a la saturacion de
gas en el medio 3, en ijk:

Gngyijk _ 6{FT32} N 6{T.Acum.}
aSgs,ijk aSga,ijk aSgs,ijk
Funcién de transferencia 3-2:

- 932 otg32
aSga,ijk 6Sgs,ijk aSgs,ijk 6Sgs,ijk

8{ FT32} B (P ) 6( R.T, )sz,i,-k } + (T OPyg P aTg32ijk J
oto

Término de Acumulacién:

8{T.Acum.}~__Vr3,i-k 0 e
= - {‘éasm [b,S, +Rb,(1-5, sw)]}

ngijk I]k

oy ob, oP
:ZL'[UK{[1—'—(:!’([:)2+l pg)}[bg +Sg 5 g iRsb:HJ}
ijk

03, 93.ijk

Derivada de la funcion de residuo del gas con respecto a la saturacion de
agua en el medio 3, en ijk:

OF,y O{FT32) N 8{T.Acum.}
oS .. oS oS

w3, ijk w3, ijk w3,ijk

Término de transferencia 3-2:
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6{FT32} B a(RSTo)32
as — ' oto32 aswsvuk

w3, ijk

Término de acumulacion:

o{T.Acum.}  Vr,; 0
g __ ASth {¢ = [bgsg +R;b, (1— Sy~ SW)J}

w3, ijk w3,ijk "

B G (U

Donde:

Derivadas de los potenciales con respecto a la presién en el medio 1:

aPotg 21 _

-1
6p01vijk
aPotoZl =1
apOJ-ijk

Derivadas de los potenciales con respecto a la presion en el medio 2:

oP,

otg21 1

apoZ,IJk

aPotoZl —
apozijk

1

oP

otg32 -1

OPor.

Tijk

OPoiozo _
Py

-1

ik
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Derivadas de los potenciales con respecto a la presién en el medio 3:

6PothZ — 1
P,
aPot032 — 1
OPog,

ijk

Derivadas de las transmisibilidades con respecto a la presién en el medio 1:

Si poto21 >0y potg21 >0

Ty
Py,

a( RT, )21 -0
ap01ijk

Si poto21 <0y potg21 <0

aTng _ i abgl _i a’ugl
O, O\ Dy Py, Mg P,
O(R.T
( s 0)21 — Rle aToZl +T021 aRle
apol,ijk apolvijk apOlvijk

Derivadas de las transmisibilidades con respecto a la presion en el medio 2:

Si poto21 >0y potg21 >0

My _ 1 dby, 1 Oy,
apoz,ijk o bg2 apoz,ijk My apoz,ijk
O(R.T,
(R, 0)21 =R, Moy +T, Rz
apoZ,ijk apoZ,ijk apoZ,ijk
Mop 1 b, 1 opy

= lonn

apoz boz apoZ,ijk /qu apoZ,ijk

Tijk

Si poto21 <0y potg21 <0
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21
2 —g

Mo,

rijk

a( RSTO )21 — 0
apozvijk
Si poto32 >0y potg32 >0

T

apozvijk

a( RSTO )32 =0
P2,

sijk

Si poto32 <0y potg32<0

Ty [1 b, 1 %2]
- 'g32

apozvijk ng apOZ,ijk ﬂgZ apozvijk

O(R.T,

M: Rz Moz +T., ORys
apoz,ijk 6poz,ijk apoz,ijk

apoZ,ijk b02 6poz,ijk Hoz 6p02,

ijk

OToa =T [1 by, i aﬂon
032

Derivadas de las transmisibilidades con respecto a la presién en el medio 3:

Si poto32 >0y potg32 >0

My [1 by, 1 aygsJ
- 'g32

apos,ijk bg3 apoa,ijk Hyz apos,ijk
O(R.T
( S 0)32 — R532 aTo32 +T032 aRsSZ
Py, Pys Py,

ik sijk ijk

OTya _ ( 1 dby, 1 Opy ]
— o32 _

ap03, bo3 apoS,ijk Ho3 apo&

ijk ijk

Si poto32 <0y potg32<0
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oT,

32
Zlen _g

OPos,

ijk

8( RT, )32 -0
8p03!ijk

Derivadas de los potenciales con respecto a la saturacion de gas en el medio 1:

Pyger _ P

cgol
0Sy, 0S4
Pz _
2,

Derivadas de los potenciales con respecto a la saturacion de gas en el medio 2:

apotoZl — 0
angxijk

al:)othl _ 8choz
asgz’ijk asgz!ijk
aPot032 =0
anglijk

aF)otg32 - _ achoZ
angvijk aSQZvijk

Derivadas de los potenciales con respecto a la saturacion de gas en el medio 3:

aF)ot032 =0
aS£J3:i1'|<

al:)otg32 _ 8choS
asgslijk asgslijk

Derivadas de las transmisibilidades con respecto a la saturacion de gas en el medio 1:

Si poto21 >0y potg21 >0
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a( RSTO )21 — 0
6Sgl’ijk
Si poto21 <0y potg21 <0
aTg 21 kbgl akrgl aTg 21 apcgol
G " figy g, 0Py, OS

9L,k 9L,k
8( RT, )21 -R Mop
S 68

9Lk 9L

My _ g Kby ok,

asglvijk ” Hor asglvijk

Derivadas de las transmisibilidades con respecto a la saturacién de gas en el medio 2:

Si poto21 >0y potg21 >0

aTg 21 kbg 2 akrg 2 aTg 21 apcgoz

oS .

21
92, ’u92 8ngxijk 8pozrijk asgzvijk

a( RSTO )21 =R aT021

angvijk 321 asgzvijk

0Ty Kb, ok,
21

asgzlijk Hoz 92,

Si poto21 <0y potg21 <0

0T,
0S

=0

92,

5( RT, )21
0S

=0

92,

Si poto32 >0y potg32 >0
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T3
0S

=0

92,

a( RSTO )32
0S

=0

92,

Sipoto32 <0y potg32<0

8Tgsz _ kbgz akrgZ 8Tgsz apcgoz
anglijk * ’ugz asgz’ijk 8pozvijk 6ng!ijk
a(RSTO )32 — R a-|-032

asgzvijk 532 889 2k

My _ g Kby ok,
32
68 /u02 aS

92,

92,k

Derivadas de las transmisibilidades con respecto a la saturacion de gas en el medio 3:

Si poto32 >0y potg32 >0

aTg32 _ kbgs akrg3 aTg32 apcgos
asgsvijk i 'ug3 asg3lijk ap°3’ijk asgsvijk
a(RSTO )32 =R aT032
aSg3vijk 532 aSQ»”vijk
My _p Kby ok,
Y
Sg?’vijk Hoz 93,

Sipoto32 <0y potg32<0
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a( RSTO )32 — 0

93.ijk

AGUA:

ECUACION PARA EL MEDIO 1:

Térmi Término
érmino :
Término de flujo Fuente Transzfeiencna

- - ~ A
n+ n+1 n+ r1ij
AI:Tw (pr + 7WAD)]M; + I:bwqw]l,ijk +[TW21]ijkl = Altjk At [¢bWSW]1,ijk

\ J
Y

Término de
acumulacion

ECUACION PARA EL MEDIO 2:

Término Término Término de
Transferenci Transferencia acumulacion
a 3-2
K_JH f_H A
Ve )
n+l n+1 Vr2,ijk
_[TWZI]ijk + [TW32]ijk - At At [¢bWSW]2vijk
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ECUACION PARA EL MEDIO 3:

Término Término de
Transferenci acumulacion
a

f_H f % A\

[w32]:|:1_ rguk [¢bWSW]3,ijk

Donde:

b, kk
2-w21 =0 |:uj| ( pw2 - pwl) Wy ( p02 pol CW02 + Pcwol)
21

W

b _kk
Tyzo =0 { = rw} ( Pus — pw2) W ( Pos = Poz — Pawoa
)

Hy,

FUNCION DE RESIDUO DEL AGUA PARA EL MEDIO 1:

Fu, =A[T,(8p,-7,AD) ] +[b,a,]

Expansion de la funcién de residuo del medio 1:

Lk +[TW21]"
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ijk-1

o001 ey - 1, (o)

At

Tw» 1 (po..k - po..ki1 - Pcwo..k + Pcwo. _(}/WAD) . ]

n+l

-p)](05.)" |- (b5,

=0

Derivada de la funcién de residuo del agua con respecto a la presion de

aceite en el medio 1, en ijk:

oF,

Wik

0{T.Flujo} N o{T. Fuente} . o{FT21} . o{T.Acum.}

OPoyiik OPoy ik OPoyiik OPoviik

Términos de flujo:

apol,ijk 8pol,ijk e apol,ijk

0{TFlujo} _ (T Pz  p e ]_(T
Wx2 wx1

apol,ijk

oP,

otwx1

apol,ijk

oP. oT oP. oT.
(Twyz —2 + I:)otwyz —WYZJ - (Twyl — + I:)otwyl e

apol,ijk apol,ijk apol,ijk 0 o1,k
{Twzz 8P0thz + I:)othz %J - {Twzl aPOtWZl + Pothl&

apol,ijk apol,ijk apol,ijk apol,ijk
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Término fuente:

o{T. Fuente} aa,,, b,
= bW + qujk - =
OPou ik OPgy ik OPoyiik

Funcién de transferencia 2-1:

a{ FT21} _ T aPOIWZl aTWZl
apol,ijk v apol,ijk o apol,ijk

Término de Acumulacién:

o{T.Acum.} 'V, )

P A P 908,
B _VAp:k {SW {[1—’- o ( be =B )] 68ZV,Vijk Fhe :l}
Derivadas de potenciales:
Z;"W - 6pa { Po =Py =P, +Pos, 72, (Pt =Dy )}
- _1_%( Dya i = Dijk) Vi

apol,ijk

P 0
otwxl _ _ -P +P — D. —-D. ..
ap()l- ap()l- { P, ik poi,“k owoy, oW, 4 j/wi—%,jk ( ijk i-1jk )}

rijk rijk

1

a7/Wi ik
=1_E(Dijk - Di—l, ik )—

apol,ijk

Derivadas de las transmisibilidades:
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TW — F kaI’W

Hy,

o, . (i o, 1 aywj
apol,ijk ! b, apol,ijk My, apol,ijk

Derivada de la funcion de residuo del agua con respecto a la saturacion de
gas en el medio 1, en ijk:

OF,.5 _ O{T.Flujo} .\ o{T. Fuente}

Sy Sy os

o{FT21} . o{T.Acum.}
aS’gl,ijk aSgl,ijk

+

glijk

Términos de flujo:

0{T.Flujo}
0S

gLijk

Funcién de transferencia matriz fractura (FTMF):

o{FT21}
08

Término Fuente:

glijk

o{T. Fuente}
aSgl,ijk

Término de Acumulacién:

o{T.Acum.}
aS’gl,ijk

Derivada de la funcién de residuo del agua con respecto a la saturacion de
agua en el medio 1, en ijk:
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OF,  O{T.Flujo} . o{T. Fuente} s o{FT21} . o{T.Acum.}

6Swl,ijk 6Swl,ijk aSwl,ijk aSwl,ijk aSwl,ijk

Términos de flujo:

a{T.FIujo}_[T P p oo ]_{T Puss . p }

aSwl,ijk e aswl,ijk e aSwl,ijk " aSwl,ijk o aSwl,ijk
oP oT oP oT
(Twy2 S + Potwyz w2 ]_ (Twyl o + Potwyl = ]—I—
5Sw1,ijk aSwl,ijk aSwl,ijk aSwl,ijk
(TWZZ aPOtWZZ + PothZ%J - [Twzl aPOtWZl + I:)othl %]
6Sw1,ijk aswl,ijk aswl,ijk aswl,ijk
Funcién de transferencia 2-1:
a{FT21} aPtWZl aT 21
— =T P
Wy 8SWLijk 68W1’ijk
Término fuente:
o{T. Fuente} b q ob, OP,,
6SW1,ijk ! aswl,ijk ! apol,ijk aswl,ijk
Término de acumulacion:
oy T.Acum. Vi 0
{as L thk P a5 (bWSW)}
wl,ijk wi,ijk ik
Vp, ..
__ pl,uk |:1+ Cr ( p(r)Hl _ pg )] bW _ Swi_k % apcow
At " 0P, OS, i -
ij

Derivadas de potenciales con respecto a la saturacién de agua:
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apothZ _ a
aSWLijk = sy {poi&jk - poijk - Pcwoiﬂvjk + Pcwoijk - y‘”ni,jk (Di+1,jk - Dijk )}

_ 7 owoy 1 7 Wiji al:)CWOijk

B 0S 2 ( DHl'jk - Dijk ) apolvijk aSWlxijk

Wl,ijk

OFPowa _ O
aSWl'ijk - Swl’ijk |: poijk poH,jk I:)cwoijk + Pconvjk ywi—%,jk ( Dijk Di—l,jk )}

P, OV, P,
__—“k‘*'l( ik — i—l,jk) T —

~ D
S, 2 0Py, 0S

WL, Jijk WL,

Derivadas de transmisibilidades con respecto a la saturacién de agua:

ov, ;)1 ok, 1 ou oP, 1 ob, oP

cwo & w cwo
0S

! krg aSwl,ijk Hy 8pol,ijk aSwl,ijk b, apol,ijk aswl,ijk

Wi,ijk

Derivada de la funcion de residuo del agua en el nodo i-1,j,k:

aI:wl _—[T al:)othl + P awal J
wx1 otwxl

p°1x|71p< 0Li1jk 0Ly jk

otwx1
W1,y jk Wi jk

ale =—£T aI:)othl +P awal J
wxl

W1,i g jk

Derivada de la funcién de residuo del agua en el nodo i,j-1,k:

oP. oT,
ale __{Twﬂa otwyl +P0twyla wyl J

apol,ij,lk - pOl,in p01lij—1k
oP, oT,
aFWl = Twyl o + I:)otwyl —
WL,k aSlein aszrij—lk

Derivada de la funcién de residuo del agua en el nodo i,j,k-1:
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Ry _[T P, aTWuJ
Wi otwz1

apoijk—l ) § apoijk—l apoijk—l
aI:wl - _ Twzl aPothl + meﬂ aTwzl
aSWin aSWin aSWin

Derivada de la funcién de residuo del pseudo componente aceite en el nodo
i+1,j,.k:

ale :[T al:)oth2 +P awa2 \J

otwx 2

X2
apOlvm ik ap01li+ljk ap01li+ljk
aI:wl _ T 8Poth2 + P aTw><2
- wx2 otwx2 a
W1, jk W1, jk Wi jk

Derivada de la funcién de residuo del pseudo componente aceite en el nodo
i,j+1.k:

oF,, _[T Pz GTWyZ}

- wy 2 otwy 2
8p0ij+lk apoij-v-lk apoij+lk
ale =T aPOlWyZ +P aTWyz
- wy2 otwy 2
Wi,k W11k W15,k

Derivada de la funcién de residuo del pseudo componente aceite en el nodo
i,j,k+1:

ale — {T aPo'[WZZ + P aTWZZ J
wz otwz2

8pol,ijk,,l ’ ap01xijk+l ap"lvijm
ale =T 8I:)othZ +P %
aSleijkﬁ e aszﬁjkﬁ e a Wl

FUNCION DE RESIDUO DEL AGUA PARA EL MEDIO 2:

sz = —I:TW21 ( Po2 = Py — PcwoZ + F)cwol):|n+1 + |:TW32 ( Pos = Poz — PCW03 + PCWOZ )]n+l

ijk ijk

Vr Jj
- Aztjk A [¢bWSW]2,ijk =0

Derivada de la funcion de residuo del agua con respecto a la presion de
aceite en el medio 2, en ijk:
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oF

w2,ijk

8{FT21} N 8{FT32} N 8{T.ACUM.}
apoz,ijk apoz,ijk apoz,ijk apoz,ijk

Funcién de Transferencia 2-1:

0{FT21

{ } - _ Tw21 aF)otw21 + Potw21 aTle

apoz,ijk apoz,ijk apoz,ijk
Funcién de transferencia 3-2:
8{FT32} _T aF)otw?)z aTW32

apoz,ijk " apoz,ijk o apoz,ijk
Término de acumulacién:
O{TACUM} Vi 0 (4.5.]

apoz,ijk At apoz,ijk o
Vp, ik 1 ob
=——243S,11+C.(p;" - p; Y +b,C,
At [ ( )Ja 02k »

Derivada de la funcién de residuo del agua con respecto a la saturaciéon de
gas en el medio 2, en ijk:

Gszvijk 3 6{FT21} N 6{FT32} N 6{T.ACUM.}
asgz,ijk ang,ijk ang,ijk ang,ijk
Funcién de Transferencia 2-1:
6{FT21} _

as’gz,ijk

Funcién de Transferencia 3-2:

8{FT32}
ang,ijk
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Término de Acumulacién:

d{T.ACUM |
08

92,ijk

Derivada de la funcion de residuo del agua con respecto a la saturacion de
agua en el medio 2, en ijk:

Foi o{FT21} N 0{FT32} N 0{T.ACUM }

aSwz,ijk aSwz,ijk aSwz,ijk aSwz,ijk
Término de transferencia 2-1:
a{FTZJ'} - _ T aPOtWZl + P aTW21
w2l otw21

aSwz,ijk aSwz,ijk aSwz,ijk
Término de transferencia 3-2:
a{Fng} =T apotw32 + P 6Tw32

aswzyijk w32 aSWZVijk otw32 aswzyijk

Término de acumulacion:

O{TACUM.}  V, ’ 0
oS AL

(bwsw)}
w,ijk Wiy ik

At M Op,, OS

ik WM

-l (- p;‘m)}(bwm,k -5, D (e

FUNCION DE RESIDUO DEL AGUA PARA EL MEDIO 3:

i1 Vi

Fus = _[Tvm (Pos = Poz = Praos + Pcw02):|ijk At A 40,80, =0

Derivada de la funcién de residuo del agua con respecto a la presion de
aceite en el medio 3, en ijk:

apoa,ijk apoe,,ijk 8p03,ijk

OFy _ O{FT32) 0{T.ACUM,|

Funcién de transferencia 3-2:
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O0{FT32
{ } - _ {Twsz apotw32 + Potw32 aTwsZ }
8pos,ijk apos,ijk apoa,ijk

Término de acumulacién:

O{TACUM} Vg 0

apo3,ijk At apos,ijk

Vp Jij n+ n abw
__ ;t’k {sw{[u C,(py* -y )} P bwcr}}
3

03,ijk

[¢bWSW]3,ijk

sijk

Derivada de la funcién de residuo del agua con respecto a la saturaciéon de
gas en el medio 3, en ijk:

OFuy _ 0{FT32} 0{T.ACUM,

aSgs,ijk aSg3,ijk aSgs,ijk

Funcién de Transferencia 3-2:

0{FT32)
0S

g3,ijk

Término de Acumulacion:

o{T.ACUM |
aS’g3,ijk

Derivada de la funcion de residuo del agua con respecto a la saturacion de
agua en el medio 3, en ijk:

OF,eq O1FT32) N 8{T.ACUM .}
oS .. 0S oS

w3, ijk w3,ijk w3,ijk

Término de transferencia 3-2:
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a{FTBZ} =T aPotwsz +P aTW32
aSWS’ijk w32 aSws,ijk otw32 vy
Término de acumulacion:
0{T.ACUM. Vr i 0
{ = } S A3’tlk |:¢as (bWSW):l
w3, ijk w3,ijk 3,ijk
V
=214 C, (- g ) || b - S, e
At OPos,. OSyaiik
ik ‘ 3,ijk
Donde:

Derivadas del potencial con respecto a la presién en el medio 1:

oP

otw2l _ _

8p01vijk

Derivadas de los potenciales con respecto a la presion en el medio 2:
oP

otw21 — 1

apoz,ijk

al:’ot\N32
Py

=1

sijk

Derivadas de los potenciales con respecto a la presién en el medio 3:

oP.

otw32 _ 1

OPos,

ijk

Derivadas de las transmisibilidades con respecto a la presién en el medio 1:

Si potw21 >0

6TW21
OPoy,

=0

ijk

Si poto21 <0
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My _7 [L 00, 1 ou,

apol,ijk o bw apol,ijk ,UW apol,

ijk

Derivadas de las transmisibilidades con respecto a la presién en el medio 2:

Si potw21 > 0

Mup _ 1 ob, 1 ou,
51:)02,ijk e bw 8p02,ijk luw apogijk
Sipotw21 <0

aTw21 — O

apozlijk

Si potw32 >0

aTW32 — 0

apozvijk

Si potw32 <0

% = i ab, _ i Oy,
8p021ijk w32 b, apo&uk M, Oposwjk

Derivadas de las transmisibilidades con respecto a la presién en el medio 3:

Si potw32 >0

8TW32 _ i abw _ i aluw
0P, " b,, 0P, iy, OPys

rijk rijk

rijk

Si potw32 <0
aTw32 — O
OPos,,

Derivadas de los potenciales con respecto a la saturacién de agua en el medio 1:
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OPowzr _ P
0S

W15 aSleijk

Derivadas de los potenciales con respecto a la saturacién de agua en el medio 2:

al:)otw21 _ 8Pcw02
oS 8S,s,,

w2,ijk

Pz _ OPuwoz
0S

w2,ijk 88W2,ijk

Derivadas de los potenciales con respecto a la saturacién de agua en el medio 3:

aPotw32 — aPcwoi%
0S

W3, 0 W3,k

Derivadas de las transmisibilidades con respecto a la saturacion de agua en el medio 1:

Si potw21 >0
aTWZl — O
aswl,“k

Si potw21 <O

aTW21 =F 0 (krwbwj — Fb_w akrw _ al:)cwo aTW21
oS Hy, Hy, aSwl,ijk aswl,ijk apol,ijk

wi,ijk aSw1,ijk

Derivadas de las transmisibilidades con respecto a la saturacion de agua en el medio 2:

Si potw21 >0

My _p_ 0 [krwaJ _h ok, R, 0T
OS2,k OS ik \ Ay, KOSy OSus ik OPosiik
Si potw21 < O

aTle =O

0S,2,iik

Si potw32 >0
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aTW32
0S

=0

w2, ijk

Sipotw32 < 0

My _p_ 0 [kerWJ: e b Oky R, Ty

aSwz,ijk aswz,ijk Hy, Hy aSwz,ijk aSwz,ijk apoz,ijk

Derivadas de las transmisibilidades con respecto a la saturacion de agua en el medio 3:

Si potw32 >0

aTw32 F a (krwbwj — Fb_w akrW _ al:>cwo aTw32

aSws,ijk aSws,ijk Hy Hy aSwa,ijk aSws,ijk 8pos,ijk
Sipotw32 < 0

aTW32 :O

aSwa,ijk
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