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Resumen

Cuando se realiza cualquier tipo de caracterizacion de un yacimiento de manera
previa a su explotacion, es habitual encontrarse con métodos, técnicas y soluciones
que son desarrolladas bajo hipdtesis que no siempre resultan verdaderas o aplicables
al tipo de yacimiento en cuestion. Casos de este tipo son encontrados de manera fre-
cuente cuando se estudian los yacimientos no convencionales, como los yacimientos
de shale gas o de tight oil.

En un yacimiento de shale gas, el tamano de la garganta de poro oscila en la esca-
la de los nanémetros, lo que provoca que el flujo de gas en este tipo de medios sea un
proceso complejo en el que las fuerzas viscosas no gobiernan el flujo y, por ende, la
ley de Darcy no puede utilizarse para describir de manera adecuada este proceso. Por
ello, en el presente trabajo se implementa una soluciéon que clasifica los regimenes de
flujo de gas a través de nanoporos, de acuerdo con el nimero de Knudsen, en cuatro
diferentes regimenes (flujo continuo convencional, flujo por deslizamiento, flujo libre
molecular y flujo de transicién) y, posteriormente, propone un modelo integral para
analizar el comportamiento del flujo de gas en este tipo de medios.

Por otro lado, cuando se pretende la explotacion de yacimientos compactos en los
que la permeabilidad es muy baja, como los yacimientos de tight oil o shale oil, se
implementan técnicas de estimulacion que reacondicionen las propiedades del yaci-
miento, tales como el fracturamiento hidraulico. Generalmente, esta técnica da lugar
a redes de fracturas complejas que se generan cuando las fracturas hidraulicas en-
tran en contacto con las fracturas naturales preexistentes en el yacimiento. El flujo a
través de este tipo de medios fracturados es cominmente modelado haciendo uso del
modelo clasico de doble porosidad, sin embargo, la idealizacién de la red de fracturas
como un arreglo lineal de paralelepipedos no es la méas adecuada. Para realizar un
mejor analisis del transiente de presion, en esta tesis se implementa una solucién que
emplea un modelo de flujo trilineal para representar el flujo a través de las fracturas
hidraulicas, la red de fracturas complejas generada por la estimulacion y la zona no
alterada de la formacién, expresando ademads a la porosidad y permeabilidad de la
red de fracturas como leyes de potencias, de acuerdo con la teoria fractal.
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Introduccion

Los yacimientos convencionales han sido, a lo largo de las ultimas décadas, los
principales objetivos de explotacion, pues en este tipo de acumulaciones, la pro-
duccion tanto de aceite como de gas puede llevarse a cabo de manera rentable y
relativamente sencilla. Ya que han sido objeto de estudio de diversos trabajos de
investigacion, se cuenta con literatura que facilita su entendimiento.

De acuerdo con Cander (2012), los yacimientos no convencionales son aquéllos
que requieren el uso de diversas tecnologias para alterar las propiedades del medio
poroso (permeabilidad) o de sus fluidos (viscosidad), con el objetivo de producir
hidrocarburos a tasas comercialmente competitivas. Este autor propone un método
grafico para clasificar los yacimientos en convencionales y no convencionales, incor-
porando tanto las propiedades de la roca como las propiedades de los fluidos, como
se indica en la Figura 1. Se observa que los yacimientos convencionales seran grafi-
cados en el cuadrante inferior derecho del grafico, mientras que los no convencionales
estaran fuera de este cuadrante debido a una relacién permeabilidad /porosidad baja.

Cuando se trata de yacimientos no convencionales, es necesario prestar la atencion
adecuada a la caracterizacién del medio, sus fluidos y los procesos que intervienen
en el flujo cuando se pretende llevar a cabo la explotaciéon de yacimientos no con-
vencionales, pues la mayoria de los modelos y herramientas empleadas actualmente
fueron desarrolladas bajo hipdtesis que en estos casos no son validas o verdaderas.

Ejemplificando lo anterior, podria hablarse de los yacimientos de shale gas, en los
que el sistema poroso es heterogéneo, pues varia de forma considerable a diferentes
escalas, llegando a presentar poros cuyo tamano alcanza apenas algunas decenas de
nanémetros. El flujo a esta escala se da como la combinacion de diversos procesos y
mecanismos, como se describe a continuacién, por lo que ecuaciones clasicas, como
la ley de Darcy, no son aplicables para describir estos fenémenos.

Algunos autores, como Swami et al. (2012) y Beskok and Karniadakis (1994), han
propuesto que el flujo de gas a través de nanoporos puede darse en cuatro regimenes
de flujo distintos, los cuales pueden determinarse en funcién del nimero de Knud-
sen (K,), un parametro adimensional que se define como una medida del grado de
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Figura 1: Clasificacién gréfica de los yacimientos segin su relacién permeabilidad /-
viscosidad. Adaptado de Cander (2012).

rarefaccién del gas mientras fluye a través de poros muy pequenos. De esta forma,
dichos autores establecen que el flujo de fluidos en yacimientos de shale gas es una
combinacién de los regimenes de flujo continuo convencional (K, < 0,001), que pue-
de ser descrito con la ley de Darcy, flujo por deslizamiento (0,001 < K,, < 0,1), flujo
de transicién (0,1 < K,, < 10) y flujo libre molecular (K, > 10). Ademés de ello, es
prudente considerar que el gas que fluye en este tipo de yacimientos no es sélo gas
libre, sino que también existe un mecanismo de flujo que se origina por la adsorcién
y desorcion de las particulas de gas que se adhieren a la materia organica presente
en la superficie de las paredes del poro.

Otro ejemplo tangible de las problematicas halladas en yacimientos no conven-
cionales es la permeabilidad limitada que caracteriza a los yacimientos compactos,
como los yacimientos de tight oil y shale oil. Cuando las condiciones de permeabili-
dad en el yacimiento no favorecen el flujo de los hidrocarburos hacia el pozo, técnicas
que incrementen esta propiedad pueden ayudar a resolver este problema, tal como
lo hace el fracturamiento hidraulico. Este proceso de estimulacion genera una red de
fracturas complejas (gracias a la interaccién entre las fracturas hidraulicas genera-
das y las fracturas naturales) que, de acuerdo con el arreglo de esfuerzos in situ del
yacimiento, se propagara, dando lugar asi a un medio de comunicacion de alta con-
ductividad hidraulica entre el pozo y el yacimiento, mejorando con ello los niveles de
produccion. El efecto de la red de fracturas complejas sera relevante tanto en la pro-
duccién de aceite como en el andlisis de pruebas de presion en este tipo de escenarios.
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INTRODUCCION

Autores como Lee and Brockenbrough (1986) y Brown et al. (2011) han propuesto
soluciones analiticas para modelar el comportamiento de la presién en estos casos, en
cuyo desarrollo suponen un modelo de flujo tri-lineal similar al que se describira en
secciones posteriores de esta tesis; sin embargo, a pesar de que han habido diversos
trabajos que buscan también abordar este tema, el hecho de considerar la comple-
jidad de la red de fracturas creada sigue representando un reto, pues el modelo que
con mayor frecuencia se utiliza para caracterizarla es el modelo clasico de doble po-
rosidad de Warren and Root (1963), el cual asume que las fracturas se encuentran
uniformemente distribuidas, perfectamente interconectadas y a una sola escala, si-
tuacion que es muy poco probable encontrar.

Buscando proporcionar una caracterizacion més adecuada de la red de fracturas
complejas, Chang and Yortsos (1990) y Acuna et al. (1995) propusieron el uso de la
geometria fractal para estudiarla (consideraron a la red de fracturas como un objeto
fractal que se incorpora a la matriz, misma que es considerada como un objeto
de geometria euclidiana), implementando relaciones que describan a la porosidad y
permeabilidad del medio en forma de leyes de potencias.

Objetivo general

El objetivo de esta tesis es tomar como punto de partida trabajos anteriores!
que propongan soluciones analiticas a las problematicas previamente abordadas y
escribir el codigo de una herramienta de computo que las automatice, construyendo
ademas una interfaz gréfica para facilitar su uso.

Estructura del trabajo

Con fines précticos, esta tesis se divide en cinco apartados distintos, cuyo conte-
nido particular se describe a continuacion.

En la Introduccién se presenta una breve descripcion de los yacimientos no
convencionales, mencionando ademas algunas de las problematicas y retos que sus
caracteristicas pueden representar durante la explotacion.

En el Capitulo 1 se revisan a detalle los conceptos requeridos para la compren-
sion de la problematica que cada una de las soluciones implementadas en esta tesis
busca resolver, asi como de la solucién per se.

1Se tomaron como punto de partida los trabajos realizados por Shen et al. (2017) y Wang et al.
(2015), respectivamente.
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INTRODUCCION

En el Capitulo 2 se describen de manera amplia las soluciones implementadas,
asi como su razon de ser, ventajas, analisis de sensibilidad y resultados obtenidos.

En el Capitulo 3 se presenta la herramienta de cémputo desarrollada para este
trabajo, describiendo la interfaz grafica que la contiene, sus entradas y salidas y su
funcionalidad.

Por ultimo, en Conclusiones y recomendaciones, se enlistan las principales
conclusiones de esta tesis, asi como las recomendaciones pertinentes.
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Capitulo 1

Revision de literatura

En este capitulo se revisan a detalle los conceptos requeridos para la comprension
de la problematica que cada una de las soluciones implementadas en esta tesis busca
resolver, asi como de la solucién per se; se revisa la teoria y resultados obtenidos en
trabajos previos.

1.1. Sistema petrolero

Se define al sistema petrolero como el conjunto de eventos geoldgicos necesarios
para dar lugar a un yacimiento de hidrocarburos. Aunque los elementos que com-
ponen al sistema petrolero pueden variar en las distintas definiciones existentes, la
mayoria de los autores concuerda en que son cinco los necesarios: una roca genera-
dora, una roca almacén, una roca sello, una trampa y sincronia entre estos cuatro
elementos. A continuacién se describe la importancia de cada uno, de acuerdo con

Magoon (2004).

= Roca generadora: roca con un contenido elevado de materia organica; dadas
las condiciones de presién y temperatura adecuadas, en ella se generaran los
hidrocarburos.

= Roca almacén: roca porosa y permeable en la que los hidrocarburos tienden
a acumularse luego de la migracion primaria.

= Roca sello: roca que funciona como barrera, impidiendo el flujo de los hi-
drocarburos mas alld de la roca almacén, gracias a sus condiciones de baja
porosidad y muy baja permeabilidad.

= Trampa: estructura geoldgica que permite la acumulaciéon de un volumen de-
terminado de hidrocarburos, donde las condiciones propician que la roca al-
macén se encuentre rodeada por la roca sello, impidiendo asi la migracién
de los fluidos. De manera general, puede hablarse de dos tipos distintos de
trampas, aunque existen sistemas petroleros en los que la trampa es de origen
combinado:
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e Trampa estratigrafica: aquella generada por una variacion en la litologia
y, por ende, una variacién en la permeabilidad.

e Trampa estructural: aquella resultante de una deformacién en los estratos,
misma que puede dar origen a estructuras como pliegues o fallas.

= Sincronia: se refiere a la necesidad de que todos estos eventos o elementos exis-
tan en un mismo tiempo y espacio, dando lugar a la generacion y acumulacion
de los hidrocarburos, pues la ausencia de cualquiera de ellos lo impediria.

1.1.1. Yacimientos convencionales

El término yacimiento convencional es empleado para hacer referencia a aquellos
yacimientos, ya sean de aceite o de gas, que tienen un sistema petrolero bien definido,
en el que la roca almacén es porosa y permeable, y la energia natural del yacimiento
permite que los fluidos se desplacen hacia el pozo de manera espontanea, sin la
necesidad de implementar ninguna técnica que modifique las propiedades del fluido
o del yacimiento.

1.1.2. Yacimientos no convencionales

A diferencia de un yacimiento convencional, cuando las propiedades de los flui-
dos o las propiedades geoldgicas del yacimiento no permiten que la producciéon de
hidrocarburos se lleve a cabo de manera convencional, se dice entonces que se trata
de un yacimiento no convencional.

La explotacion de los yacimientos no convencionales se lleva a cabo mediante la
implementacion de diversas tecnologias que acondicionan las propiedades de estos
para facilitar la produccion.

Segin Russum (2010), los yacimientos petroleros pueden clasificarse de acuerdo
con sus propiedades roca-fluidos como se muestra en la Figura 1.1. Por convencién,
se asignaran las literales A,B,C y D para los cuatro tipos propuestos por Russum.

= Yacimientos tipo A: gas o aceite que fluye hacia los pozos de manera espontanea
o con minima intervencion.

= Yacimientos tipo B: gas o aceite que fluye hacia los pozos si las condiciones del
yacimiento son mejoradas, por ejemplo, un incremento en la permeabilidad.
Algunos ejemplos de ello son los yacimientos de shale/tight gas.

= Yacimientos tipo C: gas o aceite que puede fluir hacia el pozo pero que necesita
algun tipo de procesamiento adicional, o bien, que requiere alguna modificacién
o mejora en sus propiedades para hacerlo fluir, como en el caso de los aceites
pesados.
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Roca almacén no
convencional

convencionales
B) Fluidos A) Fluidos
convencionales convencionales
acumulados acumulados
en rocas no en rocas
convencionales convencionales

D) Fluidos no

C) Fluidos no

convencionales convencionales
acumulados acumulados
en rocas no en rocas

convencionales convencionales

Roca almacén
convencional

Fluidos no
convencionales

Figura 1.1: Clasificacion de D. Russum para los yacimientos petroleros segin sus
propiedades roca-fluidos. Adaptado de Euzen (2011).

= Yacimientos tipo D: fluidos de poca madurez en rocas de baja calidad. Ejemplo
de ello son los yacimientos de shale oil.

1.2. Yacimientos de shale gas

El término shale gas hace referencia al gas natural contenido en una formacion
de lutita. En un yacimiento de shale gas, la misma formacién funciona como roca
generadora, roca almacén y trampa en el sistema petrolero.

A diferencia de los yacimientos de arenisca o yacimientos carbonatados, los yaci-
mientos de shale gas son caracterizados por poseer una porosidad relativamente baja
(del 2% al 5%, segin Chen et al. (2019)), ultra baja permeabilidad (< 0,001[mD]))
y un alto contenido de arcilla (> 2 %) (Boyer et al., 2006). Son estas condiciones por
las que los yacimientos de este tipo son considerados como no convencionales.

A continuacion se hablard de algunas de las problematicas que representa un
yacimiento de shale gas.
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1.2.1. Variacién en la escala de porosidad

El flujo de gas en yacimientos no convencionales suele representar un reto durante
la explotacién, debido a que el tamano de poro y garganta de poro en estas forma-
ciones varfa desde nanémetros hasta micrémetros.! Mientras que en los yacimientos
convencionales de arenisca o carbonatados el tamano de poro varia de 1 a 100 pm,
en los yacimientos de shale gas el tamano de la garganta de poro varia entre 1 y 200
nm (Cipolla et al., 2009).

El gas en los yacimientos de shale gas se encuentra presente como gas libre en los
espacios porosos, como gas adsorbido a las paredes del poro y como gas disuelto en
el kerégeno? presente en la formacién®. Bajo estas condiciones, es necesario tomar en
cuenta que el flujo de gas en estos yacimientos se dara a diferentes escalas o niveles,
de la forma en que a continuacion se describe.

Se conoce como escala macroscopica a aquélla que, comparada con el tamano de
los granos y espacios entre granos que constituyen el medio poroso, es considerada
de mucho mayor magnitud; a escala macro, el flujo de fluidos puede analizarse co-
mo un fenémeno continuo, pues se ve gobernado por las ecuaciones de Navier-Stokes.

La escala microscopica es aquélla que podria ser comparada con el tamano de los
poros y granos del medio poroso, pero que sigue siendo mayor a la escala molecular;
ejemplo de ello son los nanoporos a través de los cuales fluyen los hidrocarburos en
los yacimientos de shale gas. El transporte de gas a este nivel serd un proceso com-
plejo, influido por diversos mecanismos, que no podra ser descrito de forma correcta
mediante la ley de Darcy, problematica que sera tratada en secciones posteriores de
esta tesis.

De acuerdo con Javadpour et al. (2007), el flujo de gas en este tipo de yacimientos
se da de forma consecutiva a seis diferentes escalas:

= Macroescala: el gas fluye del yacimiento hacia el pozo, normalmente a través
de una fractura hidraulica.

= Mesoescala: el gas fluye a través de los poros mas grandes, como redes de
microfracturas.

= Microescala: el flujo de gas se da a través de los nanoporos.

nm = 107%m; pm = 10~%m

2Materia orgdnica natural, insoluble y sélida, presente en las rocas generadoras, que puede
producir hidrocarburos si recibe calor (Schlumberger, 2022).

3En los yacimientos de shale gas, el gas se origina en el kerégeno presente en la lutita, que funge
como roca generadora y roca almacén.
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= Nanoescala: conforme la produccién avanza y la presion se reduce, el equi-
librio termodinamico existente entre el gas en el espacio poroso y la materia
organica en la formacién (kerégeno) se ve alterado, por lo que inicia un proceso
de liberacion de gas de la superficie del poro.

= Escala molecular: el proceso previamente descrito altera la concentraciéon de
equilibrio entre la matriz del kerégeno y su superficie (expuesta a la red de
poros), dando origen a un gradiente de concentracién, por lo que se inicia un
proceso de difusién de gas, es decir, nuevas moléculas de gas se mudan hacia
las paredes del poro buscando restablecer el equilibrio.

Tipos de porosidad en yacimientos de shale gas

Como se mencioné anteriormente, el tamafno de poro en este tipo de yacimientos
varfa de forma relativamente amplia. Milner et al. (2010) examinaron diversas mues-
tras tomadas de yacimientos no convencionales (mudstones y shales) y concluyeron
que son cinco los principales tipos de porosidad encontrados en este tipo de rocas,
cuyas caracteristicas principales se muestran en la Tabla 1.1, en la que también se
ha anadido la porosidad de fractura.

1.2.2. Adsorcién de gas

El gas adsorbido en los yacimientos de shale gas formara una especie de capa que
recubre la superficie de las paredes de los nanoporos y microporos. Cabe destacar
que el area superficial aumenta de forma exponencial conforme se reduce el tamano
del poro.

De la forma en que se aprecia en la Figura 1.2, cuando se perfora un pozo
o se induce una fractura, se altera el equilibrio del medio y comienza el flujo de
moléculas de gas. Primero se produce el gas libre contenido en los nanoporos, después
comienza a incrementar la presién de poro 4 debido a la desorcién de moléculas de
gas de las paredes del poro, y el proceso continta con la difusién de las moléculas
que se encontraban dispersas en el kerdgeno. La importancia de la presencia de
nanoporos radica en que, gracias al gran area superficial expuesta, es también grande
el contenido de gas que serd desorbido (Javadpour, 2009).

Ademas del tamano de poro, el contenido de gas adsorbido dependera de la capa-
cidad de adsorcion de la roca. La variacion en la capacidad de adsorcién de una roca
en especifico con la presién, a una temperatura dada, puede describirse mediante la
isoterma de Langmuir, mostrada en la Figura 1.3.

4Se define como presién de poro a la presién que actiia sobre los fluidos en el espacio poroso,
originada por los procesos geoldgicos de deposicién y compactacién Veeken (2006).
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Tabla 1.1: Tipos de porosidad encontrados en yacimientos no convencionales y sus
caracteristicas (superindices 1 y 2 indican porosidad primaria y secundaria, respec-
tivamente). Adaptado de Milner et al. (2010).

Tipo de . ~
P . Caracteristicas Tamano
porosidad
. Espacios frecuentemente encon-
Porosidad
. . .1 | trados entre fragmentos de na- 3nm - 2 ym
intraparticula , .
nofosiles.
Porosidad Espacios encontrados entre los 10 200
. m - m
intergranular’ | granos que conforman a la roca. H H
Este tipo de porosidad puede en-
contrarse como espacios forma-
dos por la transformacion de la
Porosidad de materia organica cuando alcanza
: (. o L. . 10 nm - 10 pm
origen organico” | la madurez térmica, o bien, co-
mo pequenos poros en la materia
organica solida presente en la ro-
ca, como el kerogeno.
Porosidad Espacios entre cristales u otras 1 um - 5 um
intercristalina? | particulas en la matriz. H a
Espacios generados por disolu-
Porosidad por | cién mineral, frecuentemente en-
. ., 9 - 5 pm - 200 pm
disolucion contrados en pequenos porcenta-
jes en mudstones.
Porosidad que se origina cuando
la roca es sometida a esfuerzos
Porosidad de que dan lugar al fracturamiento, ~ 1 um
fractura? es decir, se trata de la porosidad "
relacionada a las fracturas natu-
rales.
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Figura 1.2: Distribucion de las moléculas de gas en el sistema poroso de los yaci-
mientos de shale gas. Adaptado de Javadpour (2009).

A una presién dada, solo determinada cantidad de gas puede ser adsorbida y, a
medida que la presion disminuye, el gas sera liberado de la superficie de la roca en
forma de gas libre en el espacio poroso.

Esta curva se construye mediante la ecuacién 1.1 propuesta por Langmuir (1918):

VP
= 1.1
G = 55 (11)

Donde Gy es el contenido de gas adsorbido por la superficie de la roca, P es la
presion del yacimiento, V7, es el volumen de Langmuir y P, es la presiéon de Lang-
muir. Estos dos ultimos parametros son de suma importancia, y se definen como el
volumen de gas adsorbido por la roca cuando la presion tiende a infinito, y la presion
correspondiente a la mitad de dicho volumen, respectivamente.

De la Figura 1.3 puede concluirse que, mientras mayor sea la presion de Lang-
muir, mayor sera la cantidad de gas liberada de las paredes del poro, lo que se tra-
duce en una mayor produccion de gas. En una etapa temprana, la contribucién de la
desorcién de gas es insignificante, sin embargo, a medida que la presién se reduce sera
necesario tomar en cuenta este fenémeno, basandose en la isoterma correspondiente
generada en el laboratorio (Yu and Sepehrnoori, 2018).
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Figura 1.3: Isoterma de Langmuir. Adaptado de Euzen (2011).

1.2.3. Regimenes de flujo

Cuando se pretende modelar el flujo de fluidos en el yacimiento en la mesoescala
(macroporos y redes de microfracturas), puede asumirse que se trata de un proceso
continuo en el que el flujo se ve gobernado por las ecuaciones de Navier-Stokes.

Las ecuaciones de Navier-Stokes son un conjunto de ecuaciones en derivadas par-
ciales no lineales que pretenden describir el flujo de fluidos viscosos e incompresibles.

La solucién de dichas ecuaciones, una vez definidas de forma apropiada las condi-
ciones de frontera, daria lugar a la distribucién de la velocidad del flujo, sin embargo,
en el medio poroso resulta complicado definir estas condiciones, por lo que una po-
sible solucién analitica queda descartada. Una forma de afrontar esta problemética
es mediante consideraciones e hipédtesis que la simplifiquen; ejemplo de ello es la ley
de Darcy.

Henry Darcy propuso una ecuacién lineal, que dedujo de forma empirica, en la
que se relaciona el gasto de flujo de un fluido con el gradiente de presion y las propie-
dades del medio poroso a través del cual fluye. Hubbert (1957) demostré que si, en
un medio isotérmico, se asume un flujo a baja velocidad, tal que las fuerzas de inercia
sean despreciables comparadas con las fuerzas viscosas, es decir, que se presente un
flujo laminar y que ademas sea monofasico, la ecuacion 1.2, conocida como la ley de
Darcy, puede obtenerse a partir de las ecuaciones de Navier-Stokes.

q= —EAVp (1.2)
i
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Donde g es el gasto de flujo, k es la permeabilidad del medio poroso, u es la viscosi-
dad del fluido, A es el area transversal al flujo y Vp es el gradiente de presion.

Es importante mencionar que, debido al tamano de poro tan reducido que puede
llegar a encontrarse en yacimientos de shale gas, el cumplimiento de las hipotesis
planteadas para el desarrollo de la ley de Darcy podria verse condicionado, princi-
palmente a causa de la existencia de velocidades de flujo en las que las fuerzas de
inercia ya no resultan despreciables, por lo que puede concluirse que, en dado caso,
dicha solucion no es aplicable en este tipo de yacimientos.

Si se busca describir el perfil de velocidades de un fluido, como se hace con las
ecuaciones de Navier-Stokes, existen dos principales tipos de condiciones de frontera:

1. Frontera de no deslizamiento: se asume que la velocidad de las moléculas del
fluido, en este caso gas, en la superficie interna del poro es igual a cero (Figura
1.4a). Aplicable a flujo de gas en microporos, pues el fluido actia como un
medio continuo.

2. Frontera de deslizamiento: se asume que existe un movimiento relativo entre las
paredes del poro y las moléculas de gas, es decir que las moléculas se deslizan
libremente por las paredes del poro, por lo que pueden colisionar entre ellas
mismas o con las paredes; por ende, la velocidad en la superficie interna del poro
serd diferente de cero (Figura 1.4b). Aplicable a flujo de gas en nanoporos,
pues a esta escala el diametro de flujo es comparable con el tamano de las
moléculas de gas.

Dado que las ecuaciones de Navier-Stokes se desarrollaron considerando condi-
ciones de frontera de no deslizamiento, la presencia de nanoporos vuelve su uso
inapropiado para modelar el flujo de fluidos a esta escala. En los yacimientos de
shale gas, donde la escala de porosidad varia, deberan evaluarse las condiciones del
medio para determinar el régimen de flujo en cuestién.

Swami et al. (2012) clasificaron el flujo de gas en este tipo de yacimientos en
cuatro diferentes regimenes basados en un parametro adimensional conocido como
nimero de Knudsen, definido en la ecuacién 1.3, donde K, es el nimero de Knud-
sen, A, es el camino libre medio de las moléculas de gas y 7, es el radio hidraulico
del poro. El nimero de Knudsen es una medida del grado de rarefaccién ® del gas
mientras fluye a través de poros muy pequenos.

K,=2¢ (1.3)

5La rarefaccién de un gas se define como la disminucién de su densidad al separarse o espaciarse
las moléculas que lo componen.
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(a) Fronteras de no deslizamiento (no
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(b) Fronteras de deslizamiento (slip)

Figura 1.4: Fronteras de (1.4a) no deslizamiento y (1.4b) deslizamiento. Adaptado
de Xie et al. (2018) y Javadpour et al. (2007).

El camino libre medio de las moléculas de gas, que hace referencia a la distancia
que recorren las moléculas antes de colisionar entre ellas, se muestra en la ecuacién
1.4, donde kp es la constante de Boltzmann en J/K y equivale a 1,3805 x 10723,
T es la temperatura en K, P es la presion en Pa y § es el didmetro de colision de
las moléculas de gas (definido como la distancia que existe entre los centros de dos
moléculas en contacto).

kgT
Ag Jons'P (1.4)

Swami et al. (2012) proponen que, en los nanoporos de los yacimientos de shale
gas, ademds del flujo convencional que puede modelarse mediante la ley de Darcy,
pueden darse otros mecanismos de transporte. La clasificacion propuesta se describe
a continuacion.

= Flujo continuo: K, < 0,001, también llamado flujo viscoso, para diametros
de poro en escala de los micréometros, el tamano del camino libre medio de las
moléculas de gas resulta despreciable, por lo que las colisiones de las moléculas
con las paredes del poro pueden no ser consideradas y el gas puede asumirse
como un medio continuo. En este régimen sélo importan las colisiones entre las
mismas moléculas del gas, es decir, se asume que las fuerzas viscosas gobiernan
el flujo, mientras que las fuerzas de inercia no juegan un papel importante, asi
como que la velocidad de flujo en las paredes del poro es igual a cero. La ley
de Darcy puede emplearse bajo este régimen.
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» Flujo de deslizamiento: 0,001 < K, < 0,1, las moléculas de gas tienden a
acumularse a lo largo de la superficie interna del poro y comienzan a deslizarse
sobre esta, por ende, la velocidad en la pared del poro no sera igual a cero. La
ley de Darcy, con algunas modificaciones, podria emplearse para modelar este
fenémeno.

= Flujo de transicion: 0,1 < K,, < 10, es quiza el régimen de flujo mas compli-
cado de modelar; ademas del fenémeno de deslizamiento de las moléculas, las
colisiones entre éstas y las paredes del poro comienzan a tomar importancia,
pues el tamano de A, se vuelve significativo comparado con el tamano de la
garganta de poro. Algunas de las moléculas colisionan con otras adsorbidas a
la superficie interna del poro, ejerciendo una fuerza sobre ellas que provoca su
desorcién, por lo que pasan a formar parte del flujo continuo, sin embargo, las
ecuaciones que modelan el flujo continuo no describen este fenémeno de forma
adecuada.

= Difusién de Knudsen: K,, > 10, el camino libre medio de las moléculas de
gas es mucho mas grande que el tamano del poro, por lo que las moléculas
colisionan de manera mas frecuente con las paredes del poro que entre ellas
mismas. Este régimen se da en gargantas de poro sumamente pequenas.

1.3. Yacimientos compactos

Se les conoce como yacimientos compactos a aquéllas acumulaciones de aceite que
se encuentran alojadas en formaciones cuya permeabilidad es muy baja. Ejemplo de
ello son los yacimientos de tight oil y shale oil.

Zhang et al. (2016) definen a los yacimientos de tight oil como recursos de acei-
te que se encuentran preservados y acumulados en formaciones de baja porosidad
(< 12%) y baja permeabilidad (< 0,1 mD), pudiendo tratarse de formaciones de
lutita, limolita, arenisca, carbonatos u otro tipo de rocas compactas.

Por otro lado, de acuerdo con Jiang et al. (2016), el término shale o0il es utili-
zado para senalar acumulaciones de hidrocarburos liquidos que pueden encontrarse
libres, disueltos o adsorbidos a la superficie de la roca (lutita). Bésicamente, los au-
tores establecen que, en los yacimientos de shale oil, inicamente se da lugar (y de
manera limitada) a mecanismos de migracién primaria. Este tipo de yacimientos se
ven caracterizados por poseer bajos niveles de porosidad (< 10%), asi como baja
permeabilidad (< 0,1 mD).

De acuerdo con la clasificacién de Dave Russum, mostrada en el apartado 1.1.2
de esta tesis, los yacimientos de tight oil pertenecen al grupo de los fluidos convencio-
nales acumulados en rocas no convencionales, mientras que los yacimientos de shale
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oil pertenecen al grupo de los fluidos de poca madurez almacenados en rocas de baja
permeabilidad.

Tanto para los yacimientos de tight oil como de shale oil, las condiciones y pro-
piedades del yacimiento deberan ser reacondicionadas para realizar una explotacién
rentable de los mismos. Esto puede llevarse a cabo mediante técnicas como la perfo-
racion de pozos horizontales (que incrementen el drea de contacto con el yacimiento)
y, posteriormente, un proceso de fracturamiento hidraulico; de esta técnica de explo-
tacion se habla en el siguiente apartado de este trabajo.

1.3.1. Fracturamiento hidraulico en pozos horizontales

El fracturamiento hidraulico es una técnica de estimulacion que se lleva a cabo
con el objetivo de incrementar la permeabilidad en yacimientos en los que esta pro-
piedad es baja o muy baja, mediante la generacién de fracturas que comuniquen al
pozo con el yacimiento. El tratamiento consiste en bombear un fluido a alta presion,
mayor a la presiéon de fracturamiento de la roca, a través de los disparos, con el obje-
tivo de inducir fracturas que, segin el régimen de esfuerzos presente en el yacimiento,
se propagaran a una distancia determinada del pozo. El fluido inyectado, compues-
to aproximadamente por 90 % agua, también contendrd particulas sélidas conocidas
como apuntalantes, las cuales tienen como objetivo impedir que la fractura abierta
se cierre una vez que se detiene el bombeo.

Regularmente, cuando se pretende aplicar esta técnica de estimulacion, se busca
que el pozo horizontal sea perforado de forma paralela a la direccién del minimo es-
fuerzo horizontal in-situ, de acuerdo con el arreglo de esfuerzos compresivos actuando
sobre la roca; asi, la fractura hidraulica abrirda en direccion del minimo esfuerzo y
se propagara en el plano del maximo esfuerzo, tal y como puede apreciarse en la
Figura 1.5.

La combinacién de estas tecnologias da lugar a la afectacion de una porcion del
volumen del yacimiento debido a la estimulacién, conocida como SRV, por sus siglas
en inglés (Stimulated Reservoir Volume), mismo que comuinmente contiene redes de
fracturas complejas, como la que se ilustra en la Figura 1.6, debido a la interacciéon
que se da entre las fracturas hidraulicas y las fracturas naturales preexistentes, una
vez que las primeras se propagan (Jia et al., 2015).

Los modelos analiticos més comunes para analizar el flujo de fluidos en un medio
fracturado consideran a la red de fracturas como un medio homogéneo de geometria
euclidiana, que conceptualiza a la red de fracturas y la matriz que la rodea como un
medio continuo que ocupa la totalidad del dominio analizado (Wang et al., 2015).
El ejemplo méas comun de este tipo de modelos continuos es el modelo clasico de
doble porosidad introducido originalmente por Barenblatt et al. (1960), y aplicado
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Figura 1.5: Apertura y propagacion de la fractura hidraulica de acuerdo con el arreglo
de esfuerzos compresivos in-situ. Adaptado de Fu et al. (2017).

a la ingenieria petrolera de manera posterior por Warren and Root (1963).

1.3.2. Modelo de doble porosidad de Warren y Root

El modelo propuesto por Warren and Root (1963) es un modelo idealizado que fue
desarrollado con el propédsito de estudiar y analizar el comportamiento caracteristico
de un medio poroso y permeable, en el que existen regiones que contribuyen de ma-
nera importante al volumen poroso, pero de manera despreciable a la capacidad de
flujo; ejemplo de este tipo de medios son los yacimientos naturalmente fracturados,
mismos que corresponden a los yacimientos tipo II segin la clasificacién de Nelson
(2001), la cual se muestra en la Figura 1.7.

Como puede observarse en la Figura 1.7, Nelson (2001) clasifica a los yacimientos
fracturados en cuatro familias o tipos principales, segin sea el efecto o contribucién
que tienen las fracturas en el flujo de fluidos a través de ellos. A continuacién se
describe cada uno de los cuatro tipos.

= Tipo I: las fracturas proveen la mayor parte tanto de la porosidad como de la
permeabilidad en el medio, es decir, intervienen en el flujo y el almacenamiento
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Figura 1.6: Tipos de propagacion de una fractura o un conjunto de ellas, donde en
A) se observa una fractura simple, en B) una fractura compleja, en C) una fractura
compleja con apertura de fisuras y en D) una red de fracturas complejas. Adaptado
de Warpinski et al. (2001).

de los fluidos, mientras que la matriz se caracteriza por poseer porosidad y
permeabilidad muy bajas.

= Tipo II: las fracturas proveen una parte importante de la permeabilidad vy,
en menor medida, parte de la porosidad en el medio, es decir, favorecen el
flujo de fluidos mas que su almacenamiento; la matriz se caracteriza por poseer
porosidad y permeabilidad relativamente bajas.

» Tipo III: las fracturas ayudan a mejorar la permeabilidad en el medio pero
no contribuyen a la porosidad, es decir, sélo participan favoreciendo el flujo de
fluidos, mientras que la matriz se caracteriza por poseer alta porosidad pero
baja permeabilidad.

= Tipo IV: las fracturas no proveen porosidad o permeabilidad adicional al
medio; la matriz se caracteriza por poseer alta porosidad y alta permeabilidad.

La esquematizaciéon empleada por Warren and Root (1963) es mostrada en la
Figura 1.8, donde puede observarse al medio real y su representacion mediante un
conjunto de elementos volumétricos con porosidad primaria (paralelepipedos rectan-
gulares que representan a la matriz) que se encuentran unidos por espacios porosos
del tipo secundario (espaciamiento entre cubos que representa a los vigulos y las
fracturas). Esta idealizacién es tomada como punto de partida para el desarrollo del
modelo propuesto, y con base en ella pueden considerarse las siguientes premisas.
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Figura 1.7: Esquematizacion de la clasificacion de los yacimientos fracturados pro-
puesta por Nelson Nosjean. Adaptado de Nelson (2001).

1. La porosidad primaria se encuentra contenida en un arreglo sisteméatico de
paralelepipedos rectangulares idénticos, por lo que el sistema matriz es consi-
derado homogéneo e isétropo.

2. Todo tipo de porosidad secundaria se encuentra contenido en el sistema fractu-
ra, un sistema ortogonal, continuo y uniforme de fracturas, mismas que estan
orientadas de tal forma que cada fractura es paralela al eje principal de per-
meabilidad; las fracturas normales a cada eje se encuentran uniformemente
espaciadas y son de espesor constante, aunque puede asumirse la existencia de
una fractura de diferente espaciamiento o diferente espesor en cada uno de los
ejes para simular un grado de anisotropia.

3. Asi, puede considerarse a las porosidades primaria y secundaria, en conjunto,
como un sistema homogéneo aunque anisétropo, donde el flujo puede darse
entre elementos con porosidad primaria y elementos con porosidad secundaria,
pero no entre elementos con porosidad primaria, es decir, el sistema matriz no
esta interconectado (yacimientos tipo II segin Nelson (2001)).

Es importante mencionar que estas premisas resultan muy restrictivas: dado que
los vigulos y las fracturas tienen origenes distintos, el considerarlos en conjunto co-
mo un solo tipo de porosidad secundaria es erréneo y, por esto mismo, el esperar que
la anisotropia de la red de viigulos y la red de fracturas sea la misma (y que ademas
coincida con los ejes coordenados) es una hip6tesis muy ambiciosa; también, es muy
raro encontrar un escenario en el que las fracturas se encuentren uniformemente dis-
tribuidas, perfectamente interconectadas y a una sola escala.
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Figura 1.8: Idealizacién de un medio poroso heterogéneo empleada para el desarrollo
del modelo de doble porosidad. Adaptado de Warren and Root (1963).

Desarrollo matematico del modelo

Aunque el modelo idealizado implica cierto grado de heterogeneidad a escala ma-
croscopica, atin puede considerarse como un sistema homogéneo si las dimensiones de
los paralelepipedos rectangulares son pequenas en comparacion con las dimensiones
del yacimiento.

Un enfoque del modelo de Warren y Root que resulta 1til en las siguientes sec-
ciones de esta tesis es el presentado por Blasingame (1994), mismo que se desarrolla
a continuacion.

Si se considera el flujo de un fluido ligeramente compresible, puede escribirse la
ecuacion de difusién para el sistema matriz y el sistema fractura como se muestra en
las expresiones 1.5 y 1.6, respectivamente.

k OPm

M 72 — Zm

. Vopm = [pcil,, 5 +q (1.5)
kpeo py

Uy = Lol (1.6

Donde k,, y k; representan a la permeabilidad en el sistema matriz y en el sis-
tema fractura, respectivamente, p es la viscosidad del fluido, los términos [¢c],, v
[¢ci] s hacen referencia a la porosidad y compresibilidad total del sistema matriz y
del sistema fractura, respectivamente, q es el gasto de flujo en el medio por unidad
de volumen y p,, y py representan a la presion en el sistema matriz y en el sistema
fractura, respectivamente.
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Para ambos sistemas, la ecuacion de difusion se escribe con un término de produc-
cién; con base en ello puede decirse que, durante el flujo, el sistema matriz actuara
como una fuente, mientras que el sistema fractura como un sumidero (debe recor-
darse que el flujo se da de los elementos de porosidad primaria hacia los elementos
de porosidad secundaria). Si de las ecuaciones 1.5 y 1.6 se despeja al gasto de flujo,
q, v las expresiones resultantes son igualadas, se obtiene la ecuacién 1.7.

K

k 0
N2 + L2 = [¢c] oPr
n n

" at U ot

Warren and Root (1963) sugieren que el comportamiento del flujo en el sistema
matriz puede ser considerado como flujo pseudo-estacionario. Asi, el gasto de flujo
que sale de los bloques de matriz puede expresarse mediante la ecuacion 1.8.

OPm
[¢Ct]m ot

Por otro lado, la caida de presion que se da en la cara de la fractura, es decir, en
la interfaz que existe entre el sistema fractura y el sistema matriz, puede ser descrita
mediante la ecuacion 1.9.

-~ + [oc] (1.7)

(1.8)

q= oz%m(pm — py) (1.9)

Donde « es un factor geométrico o factor de forma para la transferencia de fluidos
desde la matriz hacia las fracturas, y depende del arreglo geométrico de los sistemas
matriz y fractura. Al igualar las ecuaciones 1.8 y 1.9, y resolviendo para la derivada
de la presion en el sistema matriz con respecto al tiempo, se llega a la ecuacién 1.10,
la cual describe las condiciones de presién en la interfaz matriz-fractura.

Opm _  Fom 1
ot H [¢Ct]m

Las ecuaciones 1.8, 1.9 y 1.10 fueron propuestas por Barenblatt et al. (1960), de
manera previa al trabajo de Warren and Root (1963).

(pf — Pm) (1.10)

Al sustituir la ecuacién 1.8 en la ecuacion 1.6 es posible obtener una relacion para
la presion en el sistema fractura, como se indica en la ecuacion 1.11.

Opm
T (1.11)

Las definiciones de las variables adimensionales, tp y pp, propuestas se muestran
a continuacién.

Vs = [ 100d, B + 6l

ky
o ([oed; + [0cd,,) ro?

tp = t (1.12)
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Pp = QWLM(]% —p) (1.13)

En las ecuaciones 1.12 y 1.13, r,, representa al radio del pozo, ¢ representa al
gasto de produccion, B hace referencia al factor de volumen de formacién del aceite
y p; es la presion inicial en el yacimiento.

Al despejar al tiempo, ¢, de la ecuacion 1.12 se tiene:

t =1 (oal, + [6ed, ) ruto (1.14)
f
Al resolver la ecuacion 1.13 para la presion en la matriz, p,, se tiene:
1 qBu
m = Pi — — ——DDm 1.15
S R (1.15)

Al resolver la ecuacién 1.13 para la presién en el sistema fractura, ps se tiene:

—p,— — 128 1.1
Pr= P o e n P! (1.16)

Sustituyendo las ecuaciones 1.14, 1.15 y 1.16 en 1.10 y arreglando de manera
algebraica se obtiene la ecuacién 1.17.

apo o km [(bct]f + [¢Ct]m
otp O‘k_fTwZ ( el ) (Pof — PDm) (1.17)

Sea A el coeficiente de flujo interporoso, un parametro que dicta la facilidad con
la que la matriz aporta fluido a las fracturas, definido como:

K
A = a-21y,2

y (1.18)

Sea w la relacion de almacenamiento, una medida de la capacidad de almacena-
miento de las fracturas, definida como:

B [¢Ct]f
“= [Bal, + 16, (1.19)
O bien:
D (.51
1 e, + G (1.20)

Sustituyendo las ecuaciones 1.18 y 1.20 en 1.17 se obtiene la forma adimensional
de la ecuacién 1.10, misma que se indica en la ecuacién 1.21.

apo o A
8tD N (1 —(JJ)

(PDf — PDm) (1.21)
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De manera andloga, sustituyendo las ecuaciones 1.14, 1.15 y 1.16 en 1.11 y arre-
glando de manera algebraica se obtiene la ecuacion 1.22.

1 | Oppy Ipp
2 =— lw=—+(1- i 1.22
Vpps 3 [w o0 +(1—-w) T (1.22)
Al desarrollar el laplaciano se obtiene:

10 8pr 1 8pr apo
-— =— lw——+(1—- 1.23
ror [r or Tw? “ JOtp +1-w) dtp (1.23)

Si ademas se define al radio de pozo adimensional, rp, como:

r

= — 1.24
D= - (1.24)

La ecuacion 1.23 puede escribirse como se indica en la ecuacion 1.25, que es la
forma adimensional de la ecuacién 1.11.

1 0 Opps|  Opps _ \9ppm
A {r 8T’D:| =w FT. + (1 —w) T (1.25)

De la ecuaciéon 1.25, puede concluirse que, si w = 1, ésta se simplifica a la for-
ma de la ecuacion de difusion tradicional que modela el flujo en un medio homogéneo.

Haciendo uso de la transformada de Laplace, de las ecuaciones 1.21 y 1.25, puede
llegarse finalmente al modelo propuesto por Warren and Root (1963), cuyo objetivo
es describir el comportamiento de yacimientos naturalmente fracturados o de doble
porosidad, el cual se muestra, en el espacio de Laplace, en la ecuacion 1.26.

Pos(rp, s) = % F In (ii) e -t (M) e (M)}

s €2V rp2 s s s
(1.26)

Donde v es la constante de Fuler-Mascheroni y s es la variable de Laplace. La
transformada inversa de Laplace de la ecuacion 1.26 esta dada por la ecuacion 1.27.

1 4 1 1 A 1 A
tp)=-In| ——tp | — =E; | ———t —FB | ——t 1.2
pps(rp,tp) 5 <€v . D) 5 (w(l — ) D) + 5 ((1 — ) D) (1.27)

Aunque el modelo propuesto por Warren and Root (1963) sea ampliamente uti-
lizado, y exista ademas un nimero importante de trabajos dedicados a hallar una
solucion analitica que modele el flujo de fluidos en medios fracturados, el incorporar
la heterogeneidad de la red de fracturas complejas sigue representando un reto. Para
atacar esta problemadtica, autores como Acuna et al. (1995) y Chang and Yortsos
(1990) han hecho uso de la teoria fractal.
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1.3.3. Geometria fractal

El concepto de geometria fractal fue originalmente introducido por Mandelbrot
(1967), cuando intentaba medir la longitud de la linea costera de Gran Bretana, y
determind que dicha longitud incrementaba conforme la longitud de la unidad de
medicion disminuia en funcion de una ley de potencias, que posteriormente relaciono
con la dimensién fractal.

Para definir el concepto de dimension fractal es necesario primero establecer que
un fractal es un objeto geométrico que se caracteriza por ser autosemejante y que,
ademas, no presenta variacion estadistica alguna si la escala varia, es decir que la au-
tosemejanza se mantiene independiente de la escala. Dicho de una forma mas simple,
un fractal es un objeto geométrico que se genera a partir de copias mas pequenas de
si mismo.

La autosemejanza estda directamente relacionada con el concepto de dimension
fractal. Si se piensa en un segmento de recta de longitud L, dicho segmento de recta
puede ser generado mediante la unién de N segmentos de recta de longitud r = L/N,
cada uno de los cuales puede obtenerse, mediante la relacion de similitud r, a partir
del segmento original. De manera andloga, un cuadrado con longitud de lado L puede
construirse mediante la unién de N? cuadrados con longitud de lado r = L/N, y lo
mismo sucederia con un cubo de arista L, que podria construirse al unir N? cubos
de arista r = L/N. Este comportamiento es ilustrado en la Figura 1.9, donde cada
uno de los objetos geométricos anteriormente mencionados es reducido en tamano
por un factor de 1/2.

De lo anterior puede entonces concluirse que, si se genera un objeto geométrico
de dimensiéon D mediante la reduccién continua en tamano de un objeto original por
un factor 1/N, entonces cada nivel de construccién estard formado por NP nimero
de copias del nivel previo. Ahora bien, si M es el numero de copias generadas, se
obtiene la siguiente relacion:

M = NP (1.28)

Por lo tanto, si la dimension D fuese un parametro desconocido, es posible obte-
nerlo mediante la ecuacion 1.29.

_ log(M)
log(N)

En la Figura 1.10 puede observarse la construcciéon de un objeto fractal cono-
cido como la curva de Koch. En la primer etapa o primer nivel de construccién, el
objeto inicial es un segmento de recta; en la segunda etapa, el segmento es reducido
en tamano por un factor de 1/3, y 4 copias de este subsegmento dan lugar al nuevo
objeto geométrico; de forma similar, en la tercera etapa, cada una de las 4 copias

(1.29)
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Nivel 1 Nivel 2

>

Dimension 1

El nivel 2 estd construido por 2
segmentos de recta cuya longitud
es 1/2 la longitud de la recta en
el nivel 1.

Dimension 2

>

Figura 1.9: Generacién de objetos de geometria euclidiana mediante la segmentaciéon
continua de sus lados.

El nivel 2 estd construido por 4
cuadrados cuya drea es 1/4 el
area del cuadrado en el nivel 1.

Dimension 3

El nivel 2 estd construido
por 8 cubos cuyo volumen
es 1/8 el volumen del cubo
en el nivel 1.

generadas en la etapa anterior es nuevamente reducida en tamano por un factor de
1/3, y nuevamente son 4 copias de este nuevo subsegmento las que dan origen al
nuevo elemento geométrico.

Para el caso de la curva de Koch, se tiene que M = 4 y N = 3, por lo que,
haciendo uso de la ecuacién 1.29 se obtiene:

p_ log(4)

- log(3)

Asi, resulta que la curva de Koch no posee una dimension entera, sino fracciona-

ria. La dimensién D, conocida como dimensién de Hausdorff, que es en realidad una

generalizacion de la dimensién euclidiana, representa a la dimension fractal, y es un
parametro crucial para describir cualquier objeto fractal.

~ 1,26

Si el proceso anterior continuara repitiéndose n veces, el resultado obtenido seria
el mostrado en la Figura 1.11. De la figura puede concluirse que el objeto fractal
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n=0
n=1
n=>2

Figura 1.10: Construccién de la curva de Koch en tres etapas. Adaptado de Mandel-
brot and Frame (1987).

generado es autosemejante independientemente de la escala de estudio, pues, en
todas las etapas de construccion, éste se genera a partir de copias mas pequenas de
si mismo. De este modo, por ejemplo, la curva de Koch generada en la etapa n luce
igual a la generada en la etapa n — 1, y si se realizase un acercamiento a dicho objeto
fractal, en cualquiera de sus etapas podria observarse una misma estructura o forma
repetida de manera indefinida.

Finalmente, puede pensarse en un elemento fractal como un objeto geométrico
que no tiene una escala, longitud o tamano caracteristico asociado, pues, por ejemplo,
si se pretende determinar la longitud de la curva de Koch, esta magnitud tendera a
infinito mientras mayor sea el detalle o acercamiento con el que se le mire, es decir,
su longitud dependera de la escala.

1.3.4. Caracterizaciéon de redes de fracturas complejas me-
diante la geometria fractal

En la seccion 1.3.2 de esta tesis, se presentan las tres premisas bajo las cuales
Warren and Root (1963) desarrollaron su modelo, el cual asume que una red de
fracturas, como las que se encuentran en los yacimientos naturalmente fracturados
o estimulados mediante fracturamiento hidraulico, puede caracterizarse como dos
medios distintos: el sistema matriz y el sistema fractura. Sin embargo, existen ya-
cimientos que no satisfacen estas premisas, pues presentan propiedades a multiples
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n-3
n-2
n-1

n

Figura 1.11: Construccién de la curva de Koch en n etapas. Adaptado de Ungar
(2007).

escalas (fracturas que van desde los centimetros hasta los micrometros), ademés de
que la red de fracturas no obedece a la geometria euclidiana.

Dichas variaciones en la escala y densidad de las fracturas, asi como en el grado
de fracturamiento, se veran reflejadas cuando se lleve a cabo un anélisis de pruebas
de presién en este tipo de yacimientos.

Cuando se emplean modelos convencionales como herramienta para analizar prue-
bas de presion en yacimientos fracturados, la respuesta de la presién caracteristica
obtenida en graficos diagndstico es la siguiente (Chang and Yortsos, 1990):

» Sistema de doble porosidad (Warren y Root): pp =~ In(tp), como se
observa en la Figura 1.12.

1/4 1/2

» Sistema de una sola fractura: pp ~ tp"/* a tiempos cortos y pp =~ tp
a tiempos largos, sugiriendo flujo bi-lineal y lineal, respectivamente, como se
observa en la Figura 1.13.
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A PRESION

1 2
LOG TIEMPO DE PRODUCCION

Figura 1.12: Comportamiento caracteristico de un sistema de doble porosidad en un
grafico diagndstico semi-logaritmico. Recuperado de Gringarten (1984).

Son muchos los casos en los que de los graficos diagnodstico se obtienen lineas
rectas cuya pendiente difiere de lo anteriormente mencionado.

Con el objetivo de describir la respuesta atipica de la presiéon en yacimientos
naturalmente fracturados, autores como Acuna et al. (1995) y Chang and Yortsos
(1990) hicieron uso de la geometria fractal para caracterizar a las redes de fracturas
complejas, pues atribuyeron esta variacion en el comportamiento de la presion a que
la red de fracturas en cuestiéon dificilmente se encontraria uniformemente distribuida,
perfectamente interconectada y a una sola escala, como se establece en los modelos
que idealizan al sistema matriz-fractura como un medio homogéneo.

De acuerdo con Acuna et al. (1995), patrones reales de fracturamiento han sido
analizados mediante distintos afloramientos de formaciones con estas caracteristicas,
asi como con estudios de laminas delgadas, y se ha determinado que poseen propie-
dades fractales. Una caracteristica basica de los objetos fractales es que muchas de
sus propiedades dependen de la escala, y varian con ésta en funciéon de una ley de
potencias, tal como lo establecié Mandelbrot (1967).

Chang and Yortsos (1990) propusieron una manera de representar a las redes de
fracturas complejas, asumiéndolas como objetos fractales incorporados a la matriz,
y no solo como el espaciamiento existente en un arreglo lineal de paralelepipedos.
Posteriormente, Acuna et al. (1995) simplificaron este formalismo para sistemas na-
turalmente fracturados, presentando expresiones en forma de leyes de potencias para
representar a la porosidad y permeabilidad de un medio fracturado caracterizado en
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Figura 1.13: Comportamiento caracteristico de un sistema de una sola fractura en
un grafico diagnéstico doblemente logaritmico. Adaptado de Cinco-Ley et al. (1981).

coordenadas cilindricas, las cuales se muestran en las ecuaciones 1.30 y 1.31.

r dpp—d
¢r=¢o< ) (1.30)

To

P\ Gms—d=6
k. = ko <_) (1.31)

To

Donde ¢, v k, representan a la porosidad y permeabilidad fractal, respectiva-
mente, ¢g y ko son propiedades de referencia, r es la escala, ro es una longitud de
referencia, d es la dimension euclidiana, d,,¢ es la dimension fractal y 6 representa
al indice de conectividad de las fracturas.

El indice de conectividad esta relacionado con la anisotropia del medio. Debido a
que un medio fractal es anisétropo, la difusién en éste serd anémala. Cuando 6 = 0,
el medio esta caracterizado por poseer una alta conectividad de las fracturas y, por
ende, el proceso de difusion no se vera obstaculizado; esto puede aplicar para los
casos en los que la red de fracturas se encuentra perfectamente interconectada. En
un medio fractal, en cambio, existirdn caminos de flujo de alta tortuosidad ¢, por lo
que la difusién se vera ralentizada; de manera general, el valor del indice de conecti-
vidad incrementa conforme incrementa la tortuosidad y decrementa la conectividad
del medio.

6La tortuosidad es una relacién que caracteriza los trayectos convolutos de la difusién del fluido
a través de los medios porosos. En la mecéanica de fluidos de los medios porosos, la tortuosidad es
la relacion del largo de la corriente natural de un fluido —una linea o trayecto de flujo— entre dos
puntos y la distancia en linea recta entre esos puntos (Schlumberger, 2022).
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Para entender el efecto de la dimensién fractal, d,,, en el medio, se presentan las
Figuras 1.14 y 1.15. Ambas ilustran tres redes de fracturas, con distinta dimension
fractal, acopladas en un sistema matriz de dimensién euclidiana d = 2.

(a) (b) (c)

P

pEREREE

Figura 1.14: Redes de fracturas con distinta dimension fractal acopladas en un siste-
ma matriz con dimensién euclidiana d = 2, donde en (a) d,,,y = 1,en (b) 1 < dp,p < 2,
y en (¢) dpys = 2. Recuperado de Acuna et al. (1995).

Figura 1.15: Efecto de la dimensién fractal, d,,,¢, en una red de fracturas complejas,
donde en (a) dpy = 1,78, en (b) dpny = 1,65 y en (¢) d,y = 1,47. Recuperado de
Acuna et al. (1995).

En la Figura 1.14, (a) corresponde a un sistema de una sola fractura donde
dyms =1, (b) representa un sistema fractal con 1 < d,,,y < 2, mientras que (c) podria
representar al medio idealizado en el modelo de Warren and Root (1963), donde
dms = 2. Aunque en los casos (a) y (c) la red de fracturas obedece a la geometria
euclidiana, ambos podrian ser considerados como medios fractales para los limites
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en los que dp,y = 1y dy = 2, respectivamente, considerando asi al modelo fractal
como una generalizacion del modelo convencional.

De manera similar, en la Figura 1.15 se muestran tres redes de fracturas com-
plejas, donde en (a) d,,,y = 1,78, en (b) dpy = 1,65 y en (¢) d,,y = 1,47. Con base en
lo anterior, puede pensarse entonces en la dimension fractal como un indicador de la
densidad de fracturas en el medio.
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Capitulo 2

Soluciones implementadas

Este capitulo esta dividido en dos subapartados, en cada uno de los cuales se des-
cribe la solucién implementada !, su funcionalidad, ventajas, andlisis de sensibilidad
y/o resultados obtenidos.

2.1. Comportamiento del flujo de gas a través de
nanoporos en yacimientos de shale gas

Buscando solucionar las limitantes en el modelado del flujo de fluidos en yaci-
mientos de shale gas provocadas por la existencia de distintos mecanismos de flujo,
debido a la variacion en la escala de porosidad, se tomé como base el trabajo realiza-
do por Shen et al. (2017), titulado Gas Flow Behavior of Nanoscale Pores in Shale
Gas Reservoirs. Shen et al. (2017) propusieron un modelo de flujo considerando el
flujo continuo convencional, flujo por deslizamiento, flujo de transicién, difusién de
Knudsen y el efecto de la adsorcion del gas, con el objetivo de evaluar el comporta-
miento del flujo de gas a través de nanoporos.

Ademés, Shen et al. (2017) realizaron un anédlisis de sensibilidad para cuantificar
el efecto de parametros como presion, temperatura, espesor de la capa de gas adsor-
bida y la presiéon de Langmuir sobre el comportamiento del flujo de gas.

A continuacion, se describe de forma detallada el desarrollo del modelo propuesto
por Shen et al. (2017).

!Las soluciones implementadas en esta tesis son completamente atribuidas a los autores de los
trabajos que se tomaron como base, mismos que son debidamente referenciados en el subapartado
correspondiente. El objetivo central de esta tesis es desarrollar una herramienta computacional que
automatice dichas soluciones existentes en la literatura, replicando sus resultados.
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2.1.1. Modelo matematico con miultiples regimenes de flujo
Flujo continuo convencional

Cuando el nimero de Knudsen es menor que 0,001, el flujo de gas a través de los
nanaporos presentes en los yacimientos de shale gas puede describirse mediante la
ley de Darcy, la cual se expresa como se indica en la ecuacién 2.1.

Vg = —@VP (2.1)
Hg

Donde v, es la velocidad del gas, k, es la permeabilidad al gas, p, es la viscosidad
del gas y VP es el gradiente de presion.

La ecuacién 2.2 es conocida como la ecuacion de Poiseuille para el flujo de fluidos
viscosos en un tubo capilar, donde @) es el gasto de flujo, r es el radio del tubo capilar,
1 es la viscosidad del fluido, AP es un diferencial de presién y L es la longitud del
capilar.

=T (22)

Si se considera al medio poroso como un conjunto de capilares, las ecuaciones 2.1 y

2.2 pueden relacionarse entre si, por lo que la permeabilidad de Darcy puede expre-
sarse mediante la ecuacion 2.3, donde r seria el radio capilar del poro.

ky = — (2.3)

Sustituyendo la ecuacion 2.3 en la ecuacién 2.1, el flujo masico de gas por unidad
de area para el flujo continuo convencional puede expresarse mediante la ecuacién
2.4, donde p, es la densidad del gas.

2

PgT
Jy = —=—-VP 2.4
v 8lig (2:4)

Flujo por deslizamiento (slip flow)

Si el valor de K, se encuentra entre 0,001 y 0,1, las colisiones entre las moléculas
y las paredes del poro no son despreciables y la velocidad de las moléculas a lo largo
de las paredes del poro es diferente de cero, por lo que el efecto de deslizamiento de
gas debe tomarse en cuenta.

Klinkenberg (1941) fue el primero, en la industria petrolera, en considerar el efec-
to de deslizamiento del gas en el medio poroso, pues observé que, a presiones muy
bajas, el flujo real de gas era mayor al flujo calculado mediante la ley de Darcy.
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Klinkenberg atribuyé este efecto al deslizamiento de las moléculas de gas sobre (y a
lo largo de) la pared del poro, por lo que propuso la ecuacién 2.5 para determinar
la permeabilidad aparente al gas como una funcién de la presién (Swami et al., 2012).

- (1 + %) (2.5)

Donde k., es una permeabilidad al gas de referencia en mD, P es la presién me-
dia del sistema en psi, y by es el factor de deslizamiento, mismo que se define en la
ecuacion 2.6 y depende tanto del camino libre medio de las moléculas como del radio
de poro a través del cual fluyen.

by — 46)7:9]3 (2.6)

En la ecuacién 2.6, ¢ es un valor constante cercano a la unidad. Roy et al. (2003)
propusieron una ecuacién similar para determinar la permeabilidad aparente al gas,
como se indica en la ecuacién 2.7.

ko = koo(1 + 5K,) (2.7)

Si se considera a la permeabilidad de Darcy como permeabilidad de referencia,
el flujo masico por unidad de area para el flujo por deslizamiento estara dado por la
ecuacién 2.8, donde F' = (1 4+ 5K,) representa un factor de flujo por deslizamiento.

2

PgT
Jg=F VP 2.8
s 8llg ( )

Difusion de Knudsen

Cuando K, toma valores mayores a 10, el transporte de gas en el medio poroso
puede describirse mediante la difusién de Knudsen, proceso que también es conocido
como flujo libre molecular. Para este régimen, el flujo masico por unidad de &rea
puede representarse por la ecuacién 2.9.

Donde Vn; es el gradiente de densidad del componente ¢ de una mezcla de gases,
mismo que puede calcularse mediante la ecuacién 2.10.

- 103RT
M; es la masa molecular del componente i, R es la constante universal de los gases,
y T es la temperatura del sistema.

Vi (2.10)
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Dk, representa al coeficiente de difusividad de Knudsen. Roy et al. (2003), asu-
miendo un flujo a través de un tubo capilar, propusieron la ecuacién 2.11 para cal-
cular dicho coeficiente, donde d es el didmetro de flujo del capilar y M es la masa
molecular de la mezcla de gases.

d (SRT\"®
Dx = — 2= 211
Kn ™3 (WM) (2.11)

Sustituyendo las ecuaciones 2.10 y 2.11 en 2.9, se tiene entonces que el flujo mési-
co por unidad de area para el régimen de flujo gobernado por la difusion de Knudsen
se calcula mediante la ecuacion 2.12.

2rM  (8RT\"’
= P 2.12
I = S G RT (WM) v (2.12)

Flujo de transicion

El transporte de gas en el régimen de flujo de transicion se encuentra entre los
regimenes de slip flow y flujo libre molecular, donde el flujo por deslizamiento y la
difusion de Knudsen coexisten. A medida que el nimero de Knudsen crece, el efecto
del deslizamiento de las moléculas de gas decrece, mientras que el efecto de la di-
fusién de Knudsen crece. Entonces, el modelo de transporte de gas en este régimen
estard dado como una ponderacion entre el régimen de flujo por deslizamiento y el
régimen gobernado por la difusién de Knudsen, como se muestra en la ecuacion 2.13

(Shi et al., 2013).

Jr=[fJs+ (1= f)Ju (2.13)

Donde Jr es el flujo masico por unidad de &rea para el régimen de flujo de
transicion y f es el factor de ponderacién para el mismo régimen, el cual es un
parametro adimensional entre 0 y 1, y puede expresarse mediante la ecuacién 2.14.

(2.14)

Los valores de los coeficientes K, ; y n estan dados por 4,5 y 5, respectivamente.
Cuando K,, es menor a 0,1, el factor de ponderacién f es cercano a la unidad,
mientras que cuando K, es mayor a 10, f se aproxima a 0, es decir, mientras mayor
sea el valor de f, mayor sera el efecto del deslizamiento de las moléculas de gas sobre
el régimen de flujo y, de forma contraria, mientras menor sea el valor de f, mayor
serda el efecto de la difusion de Knudsen.
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Modelo propuesto

De acuerdo con los resultados analiticos mostrados lineas arriba, el flujo de gas
en yacimientos de shale gas es un proceso complejo que incluye los cuatro regimenes
de flujo descritos anteriormente, los cuales pueden existir al mismo tiempo, por lo
que no es apropiado modelar el flujo con sélo uno de ellos.

Un parametro util para tomar en cuenta el efecto que tiene cada régimen sobre

el transporte de gas es el flujo masico por unidad de area con multiples regimenes
de flujo, mostrado en la ecuacién 2.15.

J=Jv+Js+Jr+ Ju (2.15)

Sustituyendo las ecuaciones 2.4, 2.8, 2.12 y 2.13 en 2.15 se llega a la ecuacion.

4

( 2+ (3%)
14—
1+ ( )

5

J = VP

|N =

r2 . L+2(5)" 900 /8RT\*
M

Pg
145K
(1+ )> 8ty 1+ (f_) 3 x 103RT

W~

(2.16)

Si se considera el efecto de la adsorcién de gas, el espesor de la capa de gas

adsorbida, de acuerdo con la ecuacién de Langmuir, puede expresarse mediante la

ecuacion 2.17, donde d. es el espesor de la capa adsorbida, y dy es el espesor maximo
de la capa de adsorcion.

P
P+ P

de = dy (2.17)

Con base en lo anterior, el radio efectivo de flujo en los nanoporos, 7., y el niimero
de Knudsen considerando el efecto de la adsorcién, K., pueden determinarse me-
diante las ecuaciones 2.18 y 2.19, respectivamente.

P

re:r—de:r—d0P+PL (2.18)
K,, =22 (2.19)
Te

Asi, el flujo masico de gas por unidad de area con multiples regimenes de flu-
jo tomando en cuenta el efecto de adsorcién, J,4, queda expresado en la ecuacion 2.20.

Kpe |4

Jod = <1+M
1 (Haey!

4
> 1+ 2(K”e) % M (SRT\"
+ r ( > VP

pgre
145K,
(1+ >> o

8ltg 1 _,_( ) 3 x 103RT

N

(2.20)
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2.1.2. Estudio de caso

Analizando las ecuaciones 2.16 y 2.20, puede concluirse que son muchos los
parametros que tienen un efecto sobre el comportamiento del flujo de gas a través de
nanoporos en yacimientos de shale gas. Para analizar la influencia de los diferentes
regimenes de flujo, Shen et al. (2017) propusieron como parametro de andlisis al
cociente entre el flujo mésico por unidad de area correspondiente a cada régimen de
flujo y el flujo mésico por unidad de area con multiples regimenes, ambos conside-
rando el efecto de adsorcién, como se indica a continuacion:

JadDarcy / Jad

Jadsu,p / Jad

JadT'ransicién / Jad

JadKnudsen / Jad

En la Tabla 2.1 se presentan las propiedades de una mezcla de gases tipicamente
encontrada en los yacimientos de shale gas.

Con los datos proporcionados en la Tabla 2.1, Shen et al. (2017) presentaron en
su trabajo la Figura 2.1a, donde pretenden mostrar la relaciéon existente entre la
fraccién de flujo de cada régimen y el radio de poro. De manera andloga, la Figura
2.1b fue generada con la herramienta computacional desarrollada en esta tesis vy,
aunque los resultados obtenidos coinciden con los resultados presentados por Shen
et al. (2017), para la creacién de este grafico dichos autores consideraron un valor ar-
bitrario del camino libre medio de las moléculas (\,) de 5,55 nm. Esta hipotesis no es
representativa de las condiciones reales del flujo que se darian con los datos propor-
cionados, pues el camino libre medio, como se indicé anteriormente, es funcion de la
presion y temperatura del sistema, asi como del diametro de colision de las moléculas.
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(a) Fraccién de flujo vs. radio de poro. Recuperado de Shen et al. (2017).
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(b) Fraccién de flujo vs. radio de poro, generado con la herramienta desarrollada (conside-
rando un valor arbitrario de A, = 5,5 nm).

Figura 2.1: Validacién de la herramienta desarrollada mediante la comparacion de
los resultados obtenidos con ésta y los resultados presentados por Shen et al. (2017).

Por lo anterior, y también con base en la Tabla 2.1 se gener6 la Figura 2.2, en
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Tabla 2.1: Propiedades de una mezcla de gases tipicamente encontrada en yacimientos
de shale gas. Recuperado de Shen et al. (2017).

Propiedad Valor Unidades
Densidad del gas (pg) 8.03 kg/m?
Viscosidad del gas (f14) 0.12 x107*Pa - s
Espesor maximo de la capa de adsorcion 0.50 o
(do)
Temperatura (7") 300 K
Presién (P) 10 MPa
Gradiente de presion (VP) 5 MPa/m
Presién de Langmuir (Pp) 10 MPa
Constante universal de los gases (R) 8.31 Pa-m?/(mol-K)
Masa molecular de la mezcla (M) 19.50 kg/kmol
Didametro de colision molecular de la 041 < 10-%m
mezcla

la que se ilustra la relacién entre la fraccion de flujo correspondiente a cada régimen
y el radio de poro, 7, esta vez considerando el valor de A\, calculado de 0,555 nm, y
al analizarla puede llegarse a las siguientes conclusiones:

A medida que incrementa el tamano del poro, el efecto del flujo continuo con-
vencional (modelado con la ley de Darcy) también crece, mientras que el efecto
del flujo por deslizamiento (slip flow) y el efecto del flujo de transicién decrecen.

= Para el caso estudiado, el efecto que tiene el régimen de flujo libre molecular
(difusién de Knudsen) es minimo y, por lo tanto, el efecto del flujo de transicién
resulta practicamente igual al del flujo por deslizamiento, observandose en la
Figura 2.2 un traslape entre las curvas correspondientes.

= Los regimenes de flujo que gobiernan el transporte de gas a través de los
nanoporos (en este caso particular) son el flujo por deslizamiento y flujo de
transicion.

= Es posible observar que el efecto del flujo libre molecular decrementa conforme
el tamano del poro incrementa.
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Figura 2.2: Fraccién de flujo de los distintos regimenes vs. radio de poro.

2.1.3. Analisis de sensibilidad

Efecto de la presion

De manera andloga a lo realizado por Shen et al. (2017), en este trabajo se
analizé el efecto de la presion sobre el transporte de gas en el medio poroso mediante
la variacion de este parametro desde 5 M Pa hasta 40 M Pa. Los resultados obtenidos
se muestran en la Figura 2.3, misma que se gener6 con los datos presentados en la
Tabla 2.1, modificando tinicamente la temperatura, la cual se considerd a 350 K.

De la Figura 2.3 puede concluirse que, mientras las fracciones de flujo correspon-
dientes a los regimenes de flujo continuo convencional (Darcy) y flujo libre molecular
(difusién de Knudsen) crecen a medida que la presion crece, las fracciones de flujo
de los regimenes de transicién y flujo por deslizamiento decrecen.

También, se observa que, a una presién dada, solo la fraccion de flujo del régimen
continuo convencional crece mientras el radio de poro incrementa, pues el efecto
de los tres regimenes restantes decrece conforme crece el tamano del poro. Este
comportamiento es atribuible a que, mientras mayor sea el radio del poro a través
del cual el gas fluye, menor efecto sobre el flujo tendran las colisiones entre las
moléculas de gas y las colisiones entre las moléculas de gas y las paredes del poro.
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Figura 2.3: Fraccion de flujo vs. radio de poro a diferentes condiciones de presion.

Efecto de la temperatura

Por otra parte, en la Figura 2.4 se muestra el efecto que tiene la temperatura
sobre los regimenes de flujo presentes en el transporte de gas a través de nanoporos,
pues se grafica la fraccion de flujo de cada uno de los cuatro regimenes versus el radio

de poro, haciendo variar la temperatura de 320 K a 400 K. Dicha figura se generd
tomando como base la Tabla 2.1.

Puede observarse que la variacion en las fracciones de flujo de los cuatro regimenes
es muy pequena, sin embargo, para los regimenes de flujo continuo convencional y
flujo libre molecular la fraccion de flujo decrece conforme aumenta la temperatura,

mientras que, para los regimenes de flujo por deslizamiento y de transicion, la fraccién
de flujo crece a medida que la temperatura aumenta.
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Figura 2.4: Fraccion de flujo vs. radio de poro a diferentes condiciones de tempera-
tura.

Efecto de la presion de Langmuir

Como se menciono en secciones anteriores, conforme aumenta el tiempo de explo-
tacion de un yacimiento de shale gas y decrece la presiéon, es importante considerar
el efecto de la desorcién de moléculas de gas de las paredes de los nanoporos a través
de los cuales fluye. Shen et al. (2017) analizaron el efecto de la presién de Langmuir
sobre el flujo volumétrico de gas por unidad de drea total (considerando los cuatro
regimenes de flujo), para lo que propusieron como parametro de andlisis al cociente
Jua/J, es decir, el flujo volumétrico considerando el efecto de adsorcién sobre el flujo
volumétrico sin considerar dicho efecto.

Con base en los datos proporcionados por la Tabla 2.1, la Figura 2.5 muestra
el efecto de la variacién de la presion de Langmuir de 10 M Pa a 25 M Pa, mientras la
presion y la temperatura se mantienen constantes. Es posible concluir que, a mayor
presion de Langmuir, mas grande seréd el cociente de flujos, debido a que serd mayor la
cantidad de gas liberada de la superficie del poro a medida que disminuye la presién
del sistema, lo que se traduce en un flujo masico total mayor.
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Figura 2.5: J,4/J vs. radio de poro para diferentes valores de la presién de Langmuir.

Efecto del espesor maximo de la capa de adsorcion

En la Figura 2.62 se ilustra el efecto que tiene la variacién del espesor de la
capa de adsorcién sobre el cociente J,q/J, variando dy de 0,3 nm a 1,0 nm. Al
analizar dicha variacion se observa que, al aumentar el espesor maximo de la capa
de adsorcién, el cociente de flujos volumétricos por unidad de area decrece, pues el
radio efectivo de flujo, r., disminuye y con ello disminuye también el flujo mésico
total por unidad de &rea.

2.2. Modelo fractal semi-analitico para la produc-
cién de aceite en yacimientos compactos con
pozos horizontales hidraulicamente fractura-
dos

Una de las tecnologias que ha permitido la explotacién de yacimientos no con-
vencionales, en los que la permeabilidad es muy baja para producir hidrocarburos de
manera rentable, es la implementacién de una técnica de estimulacién que mejore di-
cha propiedad mediante un fracturamiento hidréulico a la formacién, ello ademés de
la perforacion de pozos horizontales que incrementen el area de contacto con el yaci-
miento. Este procedimiento da lugar a una red de fracturas complejas en la cercania

?La Figura 2.6 también se generé con los datos mostrados en la Tabla 2.1.

Pagina 43



CAPITULO 2. SOLUCIONES IMPLEMENTADAS
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Figura 2.6: J,4/J vs. radio de poro para diferentes valores del espesor méaximo de la
capa de adsorcion de gas.

de los disparos, sin embargo, como se ha mencionado anteriormente, los modelos que
la caracterizan como un medio homogéneo de geometria euclidiana describen pobre-
mente el comportamiento del flujo a través de dicha red.

Con el objetivo de llevar a cabo una mejor caracterizacion de la red de fractu-
ras complejas generada por el fracturamiento hidraulico en yacimientos compactos,
para esta tesis se tomé como referencia el trabajo de Wang et al. (2015), titulado A
semi-analytical fractal model for production from tight oil reservoirs with hydrauli-
cally fractured horizontal wells, en el que presentan una modificacion a la ecuacion
de difusién tradicional, pues emplean definiciones fractales de la porosidad y per-
meabilidad de una red de fracturas complejas para describir el flujo en el sistema de
doble porosidad generado por el fracturamiento.

El objetivo central del modelo desarrollado por Wang et al. (2015) es proveer una
representacion mas realista del flujo que se da en las distintas regiones que rodean a
un pozo horizontal hidraulicamente fracturado, para propiciar la generacién de cur-
vas tipo mas confiables que puedan emplearse para el andlisis de pruebas de presion
en yacimientos de tight oil y, de manera general, en yacimientos compactos.

El desarrollo del modelo propuesto por Wang et al. (2015), asi como un anélisis
de sensibilidad del mismo, se presenta a continuacion.
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2.2.1. Geometria de flujo hipotética y metodologia de desa-
rrollo

En la Figura 2.7 se esquematiza la geometria de flujo tri-lineal que hipotética-
mente se espera de un yacimiento con un pozo horizontal hidraulicamente fracturado.
Para el desarrollo de su modelo, Wang et al. (2015) consideraron tres regiones de
flujo lineal: flujo a través de la fractura hidraulica (Regién 1), flujo en la red de frac-
turas complejas creada por la estimulacion (Region 2), y flujo en la regién inalterada
del yacimiento (Regién 3). En el esquema, by es la apertura media de la fractura
hidraulica, x. vy y. representan los limites del yacimiento en la direccion de los ejes
x 'y y, respectivamente, y z es la longitud de la fractura hidraulica.

by
f— Region 1

Q [ y v )
Pozo horizontal } ‘ 2 : y

| f )=k G |

\ 1 4 |
Volumen : ‘ |Regién 2 ‘ Regi6n 2 : xf
estimulado [ ] ] (| . ] |
del yacimiento \ NI |
(red de fracturas | ‘ o(x)= ﬁf(g) |
de geometria e e e e e e e e L e e R _JT X,

fractal) IIHTTAHA ITAAHTAHT

ﬂ Regién 3 Regién 3 “\
\ |

Frontera
devotuje” = Ye k\ TdF:(:ll:)ti;:lljo

Figura 2.7: Esquematizaciéon de la geometria de flujo tri-lineal para un yacimiento
con un pozo horizontal hidraulicamente fracturado. Adaptado de Wang et al. (2015).

En realidad, el esquema presentado por Wang et al. (2015) es una adaptacién
de la esquematizacién realizada por Brown et al. (2011) para esta geometria de
flujo, la cual puede verse eshozada en la Figura 2.8. Las tres regiones de flujo
contiguas a través de las cuales se da el flujo son: la zona no alterada del yacimiento
que se ubica mas alld de la punta de las fracturas hidraulicas (Regién 3), la zona
del yacimiento que queda entre las fracturas hidraulicas (Regién 2) y las fracturas
hidraulicas (Regién 1). Como se ha mencionado antes, la Regién 2 del yacimiento
se asume caracterizada por la presencia de una red de fracturas complejas, mientras
que, de manera hipotética, las fracturas hidraulicas seran de conductividad finita, y
seran equidistantes entre si, espaciadas por una distancia y. (de esta forma puede
entenderse la presencia de las fronteras de no flujo esquematizadas).
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Figura 2.8: Esquematizacion de la geometria de flujo tri-lineal para un yacimiento
con un pozo horizontal hidrdulicamente fracturado. Adaptado de Brown et al. (2011).

El modelo en cuestion fue desarrollado bajo la hipdtesis de un flujo monofasico
de un fluido de compresibilidad constante. La caracterizacién de la red de fracturas
complejas en la Region 2 se llevo a cabo empleando las expresiones presentadas por
Acuna et al. (1995) (ecuaciones 1.30 y 1.31), considerando que la dimensién eucli-
diana del medio en el que se incorpora la red de fracturas (sistema matriz) es d = 2,
con el objetivo de desarrollar una ecuacién de difusion fractal. Las expresiones em-
pleadas para describir la porosidad y permeabilidad fractal en la direccién del eje y
(de acuerdo con el sistema cartesiano indicado en la Figura 2.7) se muestran en las
ecuaciones 2.21 y 2.22.

o(y) = ¢y (%) o (2.21)

Ky) = by (%)D (222)

Donde ¢; y ks representan a la porosidad y permeabilidad de fractura en la Re-
gién 2, estimadas en la cara de la fractura (en la frontera de flujo compartida por la
Regién 1 y la Regién 2), respectivamente, D corresponde a la dimensién fractal de
la red de fracturas, y @ es el indice de conectividad caracteristico de la difusion en la
Regién 2.

2.2.2. Desarrollo matematico del modelo fractal

Wang et al. (2015) desarrollaron su modelo fractal en coordenadas cartesianas
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para un yacimiento rectangular con un pozo horizontal hidraulicamente fracturado,
donde la fractura es totalmente penetrante y se propaga verticalmente, ademés de
poseer conductividad finita, es decir, la caida de presién dentro de la fractura no
es despreciable. En cada region, el flujo es representado mediante la ecuacién de
difusion para flujo monofasico y dos condiciones de frontera, ademas, el flujo entre
regiones se describe relacionando dichas ecuaciones a través de condiciones de fron-
tera o mediante términos de produccién (fuentes o sumideros).

Los autores definen las siguientes variables adimensionales:

_ 2.23
Tq o (2.23)
i = 2 (2.24)

by

by
by = 2.25
4= 3, (2.25)

Donde z4 y yq son la distancia adimensional en direccién de los ejes x y y, res-
pectivamente, y by es la apertura media adimensional de la fractura hidraulica.

_ k¢h(pi —p)

2.26
JoBotto (2:26)

kgt
tg=———= 2.27
! ¢2Ct2l~bo$f2 ( )

Donde py v t4 representan a la presion y al tiempo adimensional, respectivamente,
h es el espesor del yacimiento, p; es la presién inicial en el yacimiento, g, es el gasto
de produccién de aceite, B, hace referencia al factor de volumen de formacion del
aceite, p, es la viscosidad del aceite, y ¢io v ¢o representan a la compresibilidad y
porosidad total de la Regién 2 (sistema matriz y fractura), respectivamente.

A continuacion, se presenta la derivacion de la ecuacién de difusién para cada
una de las regiones de flujo, sus respectivas condiciones de frontera y su soluciéon en
el espacio de Laplace.
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Flujo en la Regién 3

Para desarrollar la ecuacién de continuidad en la Regién 3, primero se plantea
un balance de materia para un diferencial de volumen AV =V, = AxAyAz, como
se muestra en la ecuacion 2.28, para el flujo en direccién del eje n.

Min — Mon = Vi Ain oAt — V,, Agn po At = Maey, (2.28)

Donde m;, y m,, representan a la masa que entra y sale del sistema de estudio
(representado por el diferencial de volumen), respectivamente, V,, es la velocidad del
flujo en la direccion del eje n, A;, y A,, hacen referencia al area de entrada y salida
del flujo en direccién de n, respectivamente, p, es la densidad del aceite, At es un
diferencial de tiempo y my., es la masa acumulada en el sistema, la cual puede ex-
presarse como se muestra en la ecuacién 2.29.

Macn = m|t+At —ml|, = %¢msfp0|t+m - %¢m5fp0|t (2.29)

En la expresion anterior, m es la masa presente en el sistema, ¢,, es la porosidad
en la Regién 3, o bien, la porosidad de matriz, y Sy es el indice de saturacién de
fluido del medio.

Con base en lo anterior, el balance de materia para el diferencial de volumen AV
puede escribirse como:

(%AyAzpoAtLr — V;AZJAZPOAﬂHAw)

+ (VyAxAzpoAﬂy — V;,A$A200At‘y+Ay>
+ <‘7zA$AypoAt|z - @AxAypoAtlz-i-Az)
= ATAYAZG0Stpol, 4 n; — ATAYAZG St (2.30)

Si la ecuacién 2.30 se multiplica por 1/AtAzAyAz, y se asume que el medio esté
completamente saturado por un mismo fluido, es decir, que el indice de saturacion,
S¢, es igual a uno, se obtiene la ecuacién 2.31.

(Vmpo ~ Vapo ) o Yare| _ Viro N (Vzpo ~ Vipo )
Az T Az z+Ax Ay y Ay y+Ay Az z Az z+Az
PmPo OmPo
= - (2.31)
At [ At |,
Considerando la definicién de la derivada, mostrada en la ecuacién 2.32.
- fle+Ax) — f(x) _ df(z)
1 = 2.32
A0 Az dx (2.32)
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Entonces, la ecuacién 2.31 puede escribirse como se indica a continuacién:

8(‘7;?/00) a(Vp0> 8(‘7zp0>_ a(¢mP0)
e oy T e o (2.33)

Ahora bien, para derivar la ecuacién de difusion se opta por expresar a la ecua-
cién 2.33 en términos de la divergencia, obteniendo como resultado la ecuacion 2.34.

V- (Vp,) = —% (2.34)

Sabiendo que:

V- (Vpo,) = VVp,+ p,VV (2.35)

Y siendo la densidad del aceite, p,, una funcién de la presién en la Region 3, ps,
resulta:

Po(P3) .. Vpo < Vps (2.36)

Entonces, desarrollando el gradiente de la densidad, Vp,, y aplicando la regla de
la cadena:

V), = (3193 Ops 8193) dpo 3povp3 (2.37)

Ox’ Oy’ 0z ) Ops  Ops

Por lo tanto, la ecuacién 2.35 puede escribirse de la siguiente manera:

_ _ (dp, _
V-(Vp,) =V ( P Vpg) + p,VV (2.38)
Ops
Si se considera la ecuacién de Darcy (mostrada anteriormente en la 2.1 para un
flujo de gas), se tiene:

V- (Vpo) = <—§Vp3) (apong) + poV (—%Vp:a) (2.39)

o ap 3

Suponiendo al medio en la Regién 3 como isétropo y homogéneo, puede enton-
ces pensarse en la permeabilidad al fluido, k, como una propiedad escalar y ya no
tensorial, y por lo tanto:

kp = ky = kg = ki, =™ = (2.40)

Donde k,, k, y k. representan a la permeabilidad al fluido que satura el medio en
la direccién de los ejes z, y v z respectivamente, y k,, es la permeabilidad al aceite
en la Region 3, o bien, la permeabilidad en la matriz. Con base en lo anterior, la
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ecuaciéon 2.39 puede reescribirse de la siguiente manera:

7 km apo 2 2
V- -(Vp,) =—— \Y oV 2.41
(Vo) o (ap3( p3)” + poV P (2.41)
La compresibilidad de un fluido, en este caso aceite, puede definirse como:
1 9p,
cp=— 2.42
d Po ap?) ( )
Por lo tanto:
dpo
oCf = 2.43
PoCs = 3,0 (2.43)
Asi, sustituyendo la ecuacion 2.43 en la ecuacién 2.41 se llega a:
7 km 2 2
V- (Vp,) = 0 (Pocs(Vp3)™ + poV7?ps) (2.44)

Dado que se considera un régimen de flujo laminar (pues se emplea como ecuacién
de transporte que describe el flujo a la ecuacién de Darcy), se asume que las fuerzas
viscosas gobiernan el flujo, mientras que las fuerzas de inercia resultan despreciables,
por lo que puede deducirse entonces que la velocidad del fluido, V, serd de magni-
tud pequena y, por ende, también el gradiente de la presién, Vps, sera de magnitud
pequefa (recordar que V o Vp3). Por ello, se cumple la siguiente condicién:

pocs(Vps)* < poV7ps (2.45)

Tomando en cuenta lo anterior, la ecuacién 2.44 puede simplificarse a la siguiente
forma:

V- (Vp,) = i (PoV°ps) (2.46)

o

Si se sustituye la ecuacion 2.46 en la ecuacion 2.34, se obtiene la ecuacion 2.47.

km 2 8(¢mp0>
B, _ APmPo) 2.47
1 (P \ p3) ot ( )
Sabiendo que tanto la densidad del fluido como la porosidad del medio son fun-
ciones de la presion, es decir, p,(ps) ¥ ¢m(ps), aplicando la regla de la cadena al lado

derecho de la ecuacién 2.47 se obtiene:

a(¢mpo) o 1 apo 1 3¢m 8]?3
RV Ty

5 (2.48)

La compresibilidad de un medio poroso, en este caso la Region 3, puede definirse
como:
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1 9¢nm

T G by

(2.49)

Y si se define a la compresibilidad total del sistema en la Regién 3 (compresibi-
lidad total de la matriz), ¢y, en la ecuacién 2.50.

Ctm = Cf +Cp (2.50)

La ecuacién 2.48 puede reescribirse de la siguiente manera:

a(¢mpo) apS
O — b PoChm—— 2.51
ot PimpPoCt ot ( )
Al sustituir la ecuacién 2.51 en 2.47 se llega a la ecuacién 2.52.
(bm,uoctm ap?)
Vipy = 22 2.52
D3 ko ot ( )

Definiendo al coeficiente de difusividad hidraulica, 1, como se indica a continua-
cién:

K
gbmuoctm ( )
Sustituyendo la ecuacién 2.53 en la ecuacion 2.52 resulta:
1 Ops
Vipy = ——= 2.54
b3 n ot ( )

La ecuacién 2.54 es la ecuacién de difusién para un fluido de compresibilidad
constante que fluye a través de un medio isétropo y homogéneo. Si se desarrolla el
laplaciano, se llega a la ecuacién 2.55.

ps | O%ps  O’ps  10ps

022 o T o2 n ot

Finalmente, siguiendo la hipdtesis de flujo lineal en la Regién 3, la ecuacion de
difusion para dicha region se muestra en la ecuacién 2.56

(2.55)

km 0%ps Ips

T a9 T ¢mctm_

o Ox ot

Para homogeneizar el problema y facilitar el manejo de la ecuaciéon 2.56, se realiza

un cambio de variable y se aplica la regla de la cadena con el objetivo de adimensio-

narla, obteniendo asi la ecuacién 2.57, donde p34 representa a la presion adimensional
en la Regién 3.

(2.56)

a (apfi 8p3d axd) 8l’d o ¢mNoCtm ap3 ap?;d% (2 57)

0xg \Opsg Oxg Ox ) O  ky, Opsg Otg Ot
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De las variables adimensionales definidas en las ecuaciones 2.23, 2.24, 2.26 y 2.27,
es posible obtener las siguientes derivadas auxiliares.

8$d 1

I R — 2.

or  xy (2.58)

8yd 1

_— = — 2.59

=1 (2.59)
ap?) (_ZOBO:u’O

= — 2.60

8p3d k‘fh ( )
9% i (2.61)

E B ¢2Ct2ﬂo$f2
Sustituyendo las ecuaciones 2.58, 2.59, 2.60 y 2.61 en 2.57, se obtiene la ecuacion

de difusion para la Region 3 en su forma adimensional.

a2293cl _ ¢mCtmkf Op3a
0z 42 Gacioky, Otg

(2.62)

Para el flujo en la Regién 3, la ecuacion 2.62 estard sujeta a las condiciones de
frontera e inicial enunciadas a continuacion.

= Condicion de frontera interna: se asume la continuidad de la presiéon en
las Regiones 3 y 2.

DPadly,—1 = P2dly,—1 (2.63)

» Condicion de frontera externa: se asume la existencia de una frontera de
no flujo.

Op3a
—_— =0 2.64
Iz Tg=Teq ( )

= Condicion inicial: presion inicial del yacimiento, p;.

P3d(za,ta =0) =0 (2.65)

Ahora bien, para resolver la ecuacion 2.62, se opta por obtener su transformada
de Laplace.

Sea

_ ¢m6tmkf

= cte. 2.
¢20t2km e ( 66)
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Entonces, la transformada de Laplace de la ecuacion 2.62 se muestra a continua-
cion:
0 p3a

Donde s es la variable de Laplace y F'(s) = p3g. Tomando en cuenta la condicién
inicial mostrada en la ecuacién 2.65, la ecuacién 2.67 puede escribirse como:

9?P3a _
T Aspzqg =0 (2.68)
O bien:
y' — Asy =0 (2.69)

Para resolver la ecuacion 2.69 se obtiene su polinomio caracteristico, mismo que
es mostrado en la ecuacién 2.70.

(D? — As)y =0 (2.70)

Al resolver el polinomio caracteristico se obtiene D = £+v/As, por lo que la solu-
cién general la ecuacion 2.68 estd dada por:

y = creV AT ey VAL = i, (2.71)

En la ecuacién 2.71, ¢; y co son constantes de integracion, cuyo valor sera determi-
nado mediante las condiciones de frontera anteriormente planteadas. Asi, derivando
la ecuacion 2.71 con respecto a xg y sustituyendo la condicién de frontera externa
mostrada en la ecuacion 2.64, resulta:

Opsq

Fo. = (m—semxed) Lo (_\/A_sefm@ 0 (272)

Td=ZTed

Si la ecuacion 2.72 se resuelve para ¢, se llega a:

Cy = cpe2VAsted (2.73)

De este modo, si se sustituye la ecuacién 2.73 en 2.71 se obtiene como resultado
la ecuacién 2.74.

Paa = cre¥ A5 4 (clemeed> e VAszd (2.74)

Evaluando la ecuacion 2.74 en x4, = 1 y sustituyendo la condicién de frontera
interna indicada en la ecuacién 2.63 se tiene:

pgdldeI — Clem + 0162m16d_m — p5d|$d:1 (275)
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Resolviendo la ecuacién 2.75 para cy:

eV As + 62\/ Aszoq—V As

(2.76)

C1

Sustituyendo las ecuaciones 2.73 y 2.76 en la derivada de p3, con respecto a x4,
la expresiéon resultante se muestra en la ecuacién 2.77.

axd em + 62\/E$8d*\/1@

- ( Pdl g1 > (ezmxed> (@efmrd) (2.77)

eV As + e2Vv Asxoq—V As

Opsa _ ( P2dly,—1 ) (@emxd>

Al evaluar la ecuacion 2.77 en z4 = 1 resulta:

8zd

_ { ( P2l ) (@)} (em_ eamm—m> (2.78)

eV As + e2v Astoq—V As

rq=1

Sabiendo que:

eVAs _ o2V Aszeg—VAs  VAs _ VAsze
em + €2mzed_m - em + em%d = tanh < As — AS:C&d) (279)

La ecuacién 2.78 puede reescribirse entonces como:

Opza B .
Dy o = (\/ As> (tanh (\/ As — v ASl'ed>> Pd|y,— (2.80)
Sea:
OmCrmbs
a3 = As = (bc—ks’ s = y/as (tanh (/ag — \/asxeq)) (2.81)
2042vm

Entonces, finalmente, la ecuacién 2.80 puede expresarse como se indica en la ecua-
cién 2.82; la cual corresponde a la solucién en el espacio de Laplace a la ecuacion de
difusién para la Regién 3.

Zi3d = 53 (p5d|zd—1) (2.82)

Flujo en la Regién 2

Para modelar el flujo a través de la Region 2, pensando en la existencia de una
red de fracturas complejas, Wang et al. (2015) establecieron que se trata de un me-
dio con doble porosidad, y optaron por emplear leyes de potencias para describir la
porosidad y permeabilidad del sistema (ecuaciones 2.21 y 2.22, respectivamente). El
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flujo en la Regién 2 se considera perpendicular a la fractura hidraulica, es decir, en
la direccién del eje y.

De manera andloga al procedimiento realizado para la Region 3, es posible obte-
ner la ecuacion de difusion para la Region 2, misma que se muestra en la ecuacién
2.83.

9 (k(y) Ip2 Opa
y ( 1 Oy Gmyf + q32 = 15 O(Y) ot ( )
Donde p; es la presion de fractura en la Region 2 y ¢y representa a la compresi-

bilidad total de la red de fracturas que existe en ésta misma.

Es importante mencionar que el medio en la Regién 2 se supone heterogéneo,
siendo ¢(y) v k(y), la porosidad y permeabilidad fractal en la Region 2, funciones de
la posicién; ademas, en la ecuacion de difusion para la Regién 2 se toman en cuenta
también dos términos fuente o términos de produccion, ¢, y gs2, que representan,
respectivamente, al gasto del flujo interporoso y al gasto del flujo que se da de la
Regién 3 a la Regién 2 (con el objetivo de analizar su efecto en la caida de presion
total del sistema), ambos por unidad volumétrica, cuya definicién se muestra en las
ecuaciones 2.84 y 2.85, donde p,, es la presion de matriz en la Region 2.

Las expresiones en cuestion fueron previamente propuestas por Wang et al.
(2014), quienes a partir del concepto de flujo interporoso (propuesto inicialmente
por Barenblatt et al. (1960) y, posteriormente, aplicado por Warren and Root (1963)
a la ingenieria petrolera) y la ley de Darcy, desarrollaron las ecuaciones 2.84 y 2.85,
respectivamente, mediante las cuales proponen que dichas tasas de flujo varian en la
direccién del eje y con una tendencia similar a la de la porosidad de fractura en la
Region 2.

ak y D—2
mf — = m T 2.84
dmf 1 (p pz)(bf) ( 84)
km 1 ap3 Yy b2
s2 Ho 'Tf 8‘7: T=T§ (bf ( 85)

Sustituyendo las relaciones fractales de porosidad y permeabilidad en la ecuacion
2.83 se obtiene:

ki (y\"2[D—-2-600p, y\ " 9ps
M2 - - 7Fs = = — 2.
Mo<bf) g oy o | TI T =0y, o | (280)

Ahora bien, sustituyendo las ecuaciones 2.84 y 2.85 en la ecuacién 2.86 y arre-
glando de manera algebraica se llega a:
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82]02 D —2—00p, Yy GOékm Yy ekml Ops
et ) S () i

CC:.’,Ef

0
Y\ HoCirds Op2
Y A i 2.

<bf> ky Ot (2:87)

También, buscando homogeneizar el problema y facilitar el manejo de las ecua-
ciones, se adimensiona la ecuacion 2.87, realizando un cambio de variable y aplicando
la regla de la cadena, como se muestra a continuacion.

0 ([ Opy Op2qa Oya\ Oya D —2—0 Opy Opaq Oya y\" km
— |+ - a—(pm — p2)

9ya \ Op2q Oya 0y ) Oy Yy Opaa Oya Oy bi) ks
( Yy )ekm 1 ( Ops Opsa axd) . ( Yy )Gﬂoctf¢f Opa Opaq Otq
+1 P e A N —_4
by) kyxy \Opsa Oxq Ox ) |,_,
Al sustituir las variables dimensionales definidas inicialmente (ecuaciones 2.23,

by ki  Opaa Ota Ot
2.24 y 2.25), asi como las derivadas auxiliares mostradas en las ecuaciones 2.58, 2.59,
2.60 y 2.61 y, ademas, arreglando de forma algebraica, la ecuacion 2.88 resulta:

(2.88)

0*Pad D —2—-0\ 0py, 0, 2km Dad 01 2 k
p2lm e b 20 (pma —
Dy + Ya Oya + Yd ba ky Oral, t Ya ba" Xy akf (Pmd — Paa)
0y 2 th¢f dpq
=y,"b — 2.89
Ya b (Ct2¢2> Otq ( )

Para la Region 2, las definiciones del coeficiente de flujo interporoso, A, y la rela-
ci6n de almacenamiento de las fracturas, w, propuestas por Warren and Root (1963),
pueden expresarse como:

k c
A=a"r2 w= Cudr (2.90)
kf CraP2
Por lo tanto, la ecuacion de difusion, en su forma adimensional, para la Region
2 se muestra en la ecuacién 2.91.

82]020[ D—-2-10 3p2d 01 2 01 2 Em D34
Ayg b md — by — =—
e + Ve O + AYa" ba” (Pmd — D2d) + Ya ba k Ozq -
Opq
0y 2
= by w—— 2.91
Ya 0g W oty ( )

Para el flujo en la Regién 2, la ecuacion 2.91 estara sujeta a las condiciones de
frontera e inicial enunciadas a continuacién.
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= Condicion de frontera interna: se asume la continuidad de la presién en la
cara de la fractura.

Padly,—1 = Praly,— (2.92)
s Condicion de frontera externa: se asume la existencia de una frontera de
no flujo.
0
ap 2 =0 (2.93)
Yd yy=yeq

= Condicion inicial: presion inicial del yacimiento, p;.

P24(Ya,ta =0) =0 (2.94)

Para resolver la ecuacion 2.91, primero se obtiene su transformada de Laplace.
9*pad D—2—0Y\ Opy km D3d
[P d A 9b 2 o — 9b 2vm  Foa
{ B + e O + AYa"ba” (Pmd — P2a) + Ya ba by Oz4l,
= y4"bs’w (sG(s) — g(0)) (2.95)

Donde G(s) = pzq. Tomando en cuenta la condicién inicial mostrada en la ecua-
cion 2.94, la ecuacion 2.95 puede escribirse como:

_ _ km pgd
+ ANYa?bd” (Prad — Poa) + ya’ba* - =
]Cf aZL‘d zg=1

= ya"by’wspza (2.96)

0*pag N <D —2— 9) dpa,
Oyq? Yd 0yq

Ahora bien, si se considera al modelo de doble porosidad de Warren and Root
(1963), la ecuacién 2.97 (mostrada en su forma adimensional) puede emplearse para
describir las condiciones del flujo interporoso entre el sistema matriz y el sistema
fractura.

apmd
Oty

Para expresar a la presion adimensional de la matriz en la Region 2, p,.q, en
términos de la presion adimensional de fractura en la Regién 2, psg, ambas en el
espacio de Laplace, se obtiene la tranformada de Laplace de la ecuacion 2.97, la cual
se muestra a continuacion.

APma — pad) = (1 — w) (2.97)

, AP2dq

Pmd = At (—w)s (2.98)
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Asi, sustituyendo las ecuaciones 2.82 y 2.98 en la ecuacion 2.96 se obtiene:

0*paq D —2—0Y\ 0pa 0, 2 ( AD24 )
+ + \ya"b T )
0yq? Yd OYq Ya Dd A+ (1—w)s P2
+yd9bd2k_m (53 p5d|md:1) = ydebdzwsmd (2.99)
f

Factorizando términos, la ecuacion 2.99 puede escribirse como se indica en la
ecuacion 2.100.

02p5d D—-2-406 apéd 0
20 = 0 2.100
ya® " ( Ya 9Ya S22 ( )
Donde:
sy = | Abg? +—1 +b2k—ms — wsby’? (2.101)
? TN+ (1 —w)s Tk I '

La solucién general a la ecuacién 2.100, en términos de las funciones de Bessel
modificadas 3, estd dada por:

P2a = Ya* [C1ln, (B29a™) + 2Ky (B2ya™)] (2.102)

En la ecuacién 2.102, ¢; y ¢p son constantes de integracién, mientras que asg, 59
) ) ) )
Y2, ¥ no estan definidas por las siguientes ecuaciones:

3—D—+46 2y/—52 2+46 3—D+6
= = = — = 2.103
Q3 5 Ba 210 72 5 na 2+ 0 ( )
Si la ecuacion 2.102 se deriva con respecto a y, se llega a:
Opa _
S = 0™ [ b, (Baa™) = B, (Bad™)] (2.104)
d

Al sustituir la condicién de frontera externa, dada por la ecuacion 2.93, en la
ecuacion 2.104 resulta:

0Yq

Por otro lado, sustituyendo la condicién de frontera interna, dada por la ecuacion
2.92, en la ecuacién 2.102 se obtiene como resultado:

Y _S2yeda2+v2_1 [61]n271 (BZyedqQ) - CQKn2,1 (62y6d72)} =0 (2]—05)

Yd=Yed

p§d|yd:1 = Cl]”Q (62) + CQKTLQ (/82) = p1d|yd:]_ (2]‘06)

3I.(x) es la funcién de Bessel modificada del primer tipo, mientras que K, (x) representa a la
funcién de Bessel modificada del segundo tipo, ambas correspondientes a cualquier orden real n
(Bowman, 2012).
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Resolviendo el sistema de ecuaciones conformado por 2.105 y 2.106 para las cons-
tantes de integracion, c¢; y ca, se obtienen las siguientes soluciones:

Ky, (62yed’yz)
[n271 (62yedv2) Km (62) + ]le (ﬁ2>KN271 (BQdeV2

_ [nz—l (BdedAm)
[ng (/82)Kn2_1 (529@72) + Ing_l (52%{”) Kng (52)

La solucién a la ecuacién de difusion, en el espacio de Laplace, para la Region
2, se obtiene al sustituir las ecuaciones 2.107 y 2.108 en 2.102. Ahora bien, para
obtener una expresién que represente al flujo que se da de la Regién 2 a la Regién
1, se evaltua la ecuacion 2.104 en y,; = 1 y, ademas, se sustituyen los valores de ¢; y
co. De este modo se obtiene:

C1 =

) p1d|yd:1 (2107)

e Pl y,— (2.108)

Op2a _
i = 2.109
By et S4 p1d|yd:1 ( )
Con:
I, K, , ed'?) — Iny_, ed?) Ky,

Inz (52>Kn271 (ﬁZyed’m) + In271 (ﬁded’m) an (ﬁQ)

Flujo en la Regién 1

De forma analoga a lo realizado para las Regiones 3 y 2, para la Regién 1, que
representa a la fractura hidraulica, se asume un flujo lineal en la direccién del eje x,
por lo que la ecuacién de difusion para dicho caso puede escribirse como se indica en
la ecuacién 2.111.

ﬁ 82291
o 02

9]
+ G = ¢1Ct1% (2.111)

En la ecuacion 2.111, p; es la presion en la Region 1, ¢y v ky representan a la
permeabilidad y porosidad de la fractura hidraulica, respectivamente, ¢;; hace refe-
rencia a la compresibilidad total de la fractura hidraulica, y g2 es el gasto del flujo
por unidad de volumen que se da de la Regién 2 a la Regién 1. Este ultimo parametro
puede reescribirse si se emplea la ley de Darcy, y la ecuacion 2.111 podria expresarse
como a continuacion.

k1 32])1 /{Zf 8p2 8]91
— —-— = —_— 2.112
Lo Ox2 ,uobf dy Vb, P10 ( )

ot

La ecuacién 2.112 es la ecuacion de difusién para la Region 1 y, tal como se realizo
anteriormente, para adimensionarla primero debe derivarse y aplicarse la regla de la
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cadena, resultando asi:

ki 0 (apl Op14 &Ed) Ovqg  ky <3p2 Opad %)

- Op1 Op1a Ota
o Oxg \ Op1g Oxq Ox ) Ox  pobs \ Op2q Oyq Oy

8p1d 8td ot
(2.113)
Al sustituir las derivadas auxiliares mostradas en las ecuaciones 2.58, 2.59, 2.60
y 2.61 y arreglar de manera algebraica, se obtiene la ecuacion de difusién para la
Region 1 en su forma adimensional, la cual es mostrada en la ecuaciéon 2.114.

= 0141
Ya=1

0*p1a Opaa Ip1a
= 2.114
Ox 42 + o a |,y—1 Yoty ( )
Donde:
]fffo ¢1Ct1]€f
- by = 2.115
TR T bacak (2115)

La ecuacion 2.114 estd sujeta a las condiciones de frontera e inicial presentadas
a continuacion.

= Condicion de frontera interna: se asume la existencia de produccién por al-
macenamiento en el pozo; Cy es el coeficiente de almacenamiento adimensional
V Pwa representa a la presion adimensional de fondo fluyendo.

B OPwd _ mkyxy
=) <1 Caf ot, > P = oy (2.116)

= Condicién de frontera externa: se asume la existencia de una frontera de
no flujo.

Ip1d

8:1:d

—0 (2.117)

zrg=1

= Condicion inicial: presion inicial del yacimiento, p;.

pra(za,ta = 0) =0 (2.118)

Para resolver la ecuacion 2.114, se obtiene su transformada de Laplace.

2
58{8p1d}+a1££ Opad :blse{apld} (2.119)
ya=1 Otq

x4 0Ya
O bien:
pia Opad
W ay a_yd et = b1 (SH(S) - h(O)) (2120)
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Donde H(s) = pi4. Considerando la condicién inicial mostrada en la ecuacién
2.118, la ecuacién 2.120 puede escribirse como:

*pia a Op2d
0z 4> " Oya

Si se sustituye la ecuacién 2.109 en la ecuacién 2.121 se llega a:

= b1 Sp1a (2.121)

ya=1

*pia
= o7 2.122
D12 P1d ( )
Con:
0 = sb; — a8y (2.123)

La ecuacion 2.122 puede también escribirse de la siguiente manera:

y' —dy=0 (2.124)

Para resolver la ecuacion 2.124 se obtiene su polinomio caracteristico, mismo que
es mostrado en la ecuacion 2.125.

(D*=0) =0 (2.125)

Al resolver el polinomio caracteristico se obtiene D = ++/8, por lo que la solucién
general a la ecuacion 2.122 esta dada por:

y = iV 4 eV — g (2.126)

Donde ¢; y co son constantes de integracion, y su valor se determinara median-
te las condiciones de frontera anteriormente planteadas. Asi, derivando la ecuacion
2.126 con respecto a x4, resulta:

O _ . (_ ﬁ) e~V 4 ¢ <\/5> eVowd (2.127)

al’d

Para sustituir las condiciones de frontera, primero es necesario obtener su trans-
formada de Laplace, por lo que la transformada de Laplace para las condiciones de
frontera interna y externa se indican en las ecuaciones 2.128 y 2.129, respectivamente.

apid 1/} 2 _
=—(1- w 2.128
O2al, o s (1 — s*crpua) (2.128)
P
AL —) (2.129)
a{L‘d zg=1
Ahora bien, sustituyendo la ecuacién 2.128 en la ecuacién 2.127 se tiene:
P
ﬂ = — (501 + \/502 = % (1 — sszfp{Ud) (2130)
0x4 24=0 S
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De manera similar, si se sustituye la ecuacién 2.129 en la ecuacion 2.127 se llega a:

Wid|  _ _\fiere 4+ /epe = 0 (2.131)

8xd zg=1

Resolviendo el sistema de ecuaciones conformado por las ecuaciones 2.130 y 2.131
para las constantes de integracién, c; y ¢o, se obtienen las siguientes soluciones:

¥ (1= 5*CyPua) 215
s V6 —\oe2V0

Y (1 = 5°Cigpua)
§ V6 —/6e2V0
Al sustituir las ecuaciones 2.132 y 2.133 en la ecuacién 2.126 se obtiene el resul-

tado mostrado en la ecuacion 2.134, el cual representa a la solucién, en el espacio de
Laplace, de la ecuacion de difusion para la Region 1.

Cc1 =

(2.132)

¢y = (2.133)

eV (62\/5 . ewm)

Ve <e2‘/g — 1> s

Pid =

(1 — s°Cypua) (2.134)

Solucion final para la presion de fondo fluyendo

Para tomar en cuenta el efecto del dano a la formacién debe partirse de su de-
finicion, la cual establece que dicho parametro puede suponerse como una caida de
presion adicional al comportamiento ideal del sistema, por lo que entonces puede
establecerse la ecuacion 2.135.

(2.135)

Dwd = P1d|xd:0 — _(93(:d

Donde S representa al factor de dano. Para obtener una soluciéon general en el
espacio de Laplace para la presion adimensional de fondo fluyendo, p,q4, s necesa-
rio primero evaluar la ecuaciéon 2.134 en z; = 0, con lo que se llega a la ecuacion 2.136.

(0 (62\/3 + 1)

Pldly,—o = — 1 — $*CyPua (2.136)
= Ve <€2‘/S — 1) s ( )
Tomando en cuenta que:
\/— 62\/3 -1
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Entonces la ecuacién 2.136 puede escribirse como:

v
$v/0 tanh (\/5)

(1 = s*Copua) (2.138)

p1d|m,1:0 = -

Finalmente, si se sustituyen las ecuaciones 2.130 y 2.138 en la ecuacion 2.135,
se obtiene la soluciéon general para la presiéon adimensional de fondo fluyendo, p,q,
misma que se muestra en la ecuacion 2.139.

v »
sv/8 tanh (\/3) + S s

Dwd =
(i b g2 —
(sﬁtanh(\/g) T SS) 5 Cdf 1

Como puede observarse, la solucién mostrada en la ecuacion 2.139 esta desarrolla-
da en el espacio de Laplace. Para obtener la presion adimensional de fondo fluyendo
en el dominio del tiempo, p,q4, €s necesario invertir numéricamente la ecuaciéon en
cuestién; para realizar esto, se empled el algoritmo de Stehfest (1970), cuyos princi-
pios y metodologia se presentan en el Apéndice B de esta tesis.

(2.139)

Asi mismo, con la finalidad de generar curvas tipo que puedan emplearse como
herramienta para el andlisis de pruebas de presién en este tipo de casos, partiendo
del valor obtenido de p,q4, se calcula la funcion derivada definida por Bourdet et al.
(1989) como se muestra en la ecuacién 2.140.

dpwd
dX
Donde el subindice 1 representa a la posiciéon anterior a la posicion ¢, mientras

que el subindice 2, por el contrario, representa a la posicion posterior a la posicién
7. Ademas, X se define como:

_ (Apwai /AX1) AXs + (Apyas/AXs) AXy (2.140)
(AX, + AXy) ’

i

X = In(Aty) (2.141)

Por lo tanto, sustituyendo la ecuacion 2.141, la ecuacion 2.140 puede reescribirse
como:

DER(Apua)|, =

prd’i - prd‘l',l In <tdi+1> + prd’i+1 - prd‘i In ( tdi >
In (tdi/tdi—l) tdi In (tdi+1/tdi) tdi—l
x ! (2.142)

tdi 1 i i
i (%) +n (52)
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2.2.3. Anadlisis de sensibilidad

Cuando una red de fracturas se modela desde el enfoque de la geometria frac-
tal, son dos los parametros cruciales para describirla: la dimensién fractal, D, y el
indice de conectividad, . Como fue mencionado en la seccion 1.3.4 de esta tesis,
0 es directamente proporcional a la tortuosidad del camino de flujo e inversamente
proporcional a la conectividad de las fracturas, mientras que D es un indicador de
la densidad de fracturamiento, asi como del area que las fracturas ocupan.

Con el objetivo de analizar la influencia que tienen estos dos parametros sobre el
comportamiento de la presién, empleando la herramienta desarrollada (que se descri-
be en el siguiente capitulo de este trabajo), se llevé a cabo un andlisis de sensibilidad,
variando el valor de la dimensién fractal, de manera similar a lo realizado por Wang
et al. (2015). Los resultados se muestran en la Figura 2.9a. El grafico fue generado
con los datos presentados en la Tabla 2.2, misma que fue recuperada del trabajo
presentado por Wang et al. (2015)*.

La Figura 2.9a muestra el efecto de la dimension fractal sobre la presion adi-
mensional de fondo fluyendo, p,q, y la funcién derivada, DE R(pyq), que puede visua-
lizarse mediante un gréafico diagnéstico doblemente logaritmico de dichos parametros
versus el tiempo adimensional, t;. Es posible observar que la dimension fractal afecta
el resultado arrojado por la solucién presentada por Wang et al. (2015) durante el
periodo de produccién, pues el comportamiento de la presion varia de manera con-
siderable, sin embargo, a tiempos cortos, el flujo se ve fuertemente gobernado por el
almacenamiento, independientemente del valor de D. En la Figura 2.9b se mues-
tran los resultados obtenidos por Wang et al. (2015) al trabajar los mismos escenarios.

Es importante mencionar que, aunque sean considerados validos unicamente
aquéllos valores de la dimensién fractal que se encuentren entre uno (1) y dos (2), con
el objetivo de comparar los resultados de la herramienta desarrollada en este trabajo
con los resultados obtenidos por Wang et al. (2015), se emplearon los mismos valores
de D que dichos autores utilizaron.

4En los datos y parametros presentados en el trabajo de Wang et al. (2015) no se indican los
valores del factor de dano ni del coeficiente de almacenamiento adimensional, por lo que se optd
por considerar los siguientes valores arbitrarios: S = 0, Cgqr = 6 x 104
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Presién adimensional, pg

108 . . . . . . \ . . .

= pg con D=1.5y 6=0

==+ DER(pg) con D=1.5y 6=0
105{ — PaconD=2y 6=0 |

===+ DER(pg) con D=2y 6=0

—— pa con D=2.25y 8=0

——- DER(pqg) con D=2.25y 6=0 4
10¢ 4 4 L

—— pgcon D=2.5y6=0.5 z 4
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(a) Efecto de la dimensién fractal, D, sobre el comportamiento de la presién adimensional
de fondo fluyendo, pyq, y la funcién derivada, DER(p,q). Para los cuatro casos se calcu-
laron valores de A = 0,0158 y w = 0,0137.

Presién adimensional, pd

10°

10°

10*

10°

LI L N B L N DL B L N R R EL
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TR T

i PR | MR R PR L, Rl
—— Dimensionless pressure D =1.5 , 8=0
—— Dimensionless pressure D=2 | §=0
—— Dimensionless pressure D =2.25, §=0
Dimensionless pressure D=2.5 , =0
=== Dimensionless pressure derivative D =1.5

- -~ Dimensionless pressure derivative D =2
=== Dimensionless pressure derivative D =2.25,
- -- Dimensionless pressure derivative D =2.5 |

il

10° 10

Tiempo adimensional, td

10°

10°

10°

10°

10°

107

(b) Efecto de la dimensién fractal, D, sobre el comportamiento de la presién adimensional
de fondo fluyendo, p,q, y la funcién derivada, DER(pyq). Recuperado de Wang et al.

(2015).

Figura 2.9: Validacién de la herramienta desarrollada mediante la comparacion de
los resultados obtenidos con ésta y los resultados presentados por Wang et al. (2015).
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Tabla 2.2: Datos sintéticos empleados para realizar el analisis de sensibilidad. Recu-
perado de Wang et al. (2015).

Parametro Valor Unidades
by 1,60 x 1072 ft
Cef 2,58 x 1074 psit
Cem, 2,58 x 1076 psi—!
C 2,58 x 107° psi?
k¢ 2,00 x 102 mD
kv 2,30 x 107! mD
k1 2,00 x 103 mD
Ty 6,56 x 10? ft
Te 1,15 x 103 ft
Ye 6,56 x 10? ft
o 3,20 x 107° ft?
I 1,06 cp
1,50 x 1075 n/a
oF" ;
Orm 1,08 x 107! n/a
1 4.50 x 1071 n/a
¢ :

Para entender mejor las etapas o regimenes de flujo que se hacen visibles en
el grafico anteriormente analizado (y estudiar ademads el efecto de los pardametros
fractales sobre ellos), en las Figuras 2.10 y 2.11 se seccionan tanto la curva de
la presién adimensional de fondo fluyendo como la de la funcién derivada en cinco
periodos diferentes, los cuales son descritos a continuacién:

» Periodo 1: el flujo se ve completamente gobernado por el efecto del almacena-
miento, por lo que ambas curvas coinciden, y su tendencia se ve caracterizada
por una pendiente unitaria. Puede decirse que ni la dimensién fractal ni el
indice de conectividad influyen de manera importante en este periodo de flujo.

= Periodo 2: se da un primer periodo de transiciéon que se origina conforme
desaparece el efecto del almacenamiento; se caracteriza por una joroba en la
curva de la funcién derivada. A medida que incrementa el valor de D, puede
observarse que incrementa también la duracion de este periodo; por otro lado,
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puede observarse que el flujo de transicion se da a tiempos mas cortos para
valores pequenos de 6.

Periodo 3: comienza el flujo interporoso considerado hipotéticamente pseudo-
estacionario por Warren and Root (1963), mismo que se da cuando comienza
la transferencia de fluidos desde la matriz hacia las fracturas (en la Regién 2,
segin el esquema mostrado en la Figura 2.7). En la red de fracturas, conforme
avanza la produccion, se reduce la presion, por lo que los fluidos en la matriz
empiezan a migrar hacia las fracturas. Este periodo de flujo se caracteriza por
formar un valle en la curva de la funcion derivada, y podria decirse que, antes
del valle, el flujo se da por la contribucién del sistema fractura, mientras que
después del valle el flujo se da por la contribucién del sistema en su totalidad
(matriz y fractura). Este periodo de flujo se verd influenciado por el coeficiente
de flujo interporoso, A, y la relacion de almacenamiento de las fracturas, w,
como se mostrard en la siguiente seccion de esta tesis.

Periodo 4: nuevamente, en este periodo de flujo la curva de la funcion deri-
vada tiende a ser una linea recta, cuya pendiente dependerda de los pardametros
fractales; el comportamiento observado corresponde al de una ley de potencias
(caracteristica del comportamiento fractal). En este periodo, la onda de presién
ha alcanzado los limites de la fractura hidraulica, es decir, alcanza la Regién 3
indicada en la Figura 2.7.

Periodo 5: es el ultimo periodo y el flujo se ve gobernado por las fronteras.
Las curvas de pyq y DER(pwq) convergen en una linea recta de pendiente
unitaria, tendencia caracteristica de la existencia de fronteras de no flujo. Es
posible observar que una variacion en el indice de conectividad no tiene efecto
observable en este periodo de flujo.
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Figura 2.10: Efecto de la dimensién fractal (D) sobre los regimenes de flujo que son
visibles en curvas tipo generadas con la solucién propuesta por Wang et al. (2015).
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Figura 2.11: Efecto del indice de conectividad (6) sobre los regimenes de flujo que son
visibles en curvas tipo generadas con la solucién propuesta por Wang et al. (2015).
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Capitulo 3

Descripcion de la herramienta
desarrollada

Con el objetivo de implementar las soluciones presentadas en esta tesis, se opto
por desarrollar una herramienta de computo utilizando el lenguaje de programacién
Python®. Dicha herramienta consta de una interfaz grafica que permite al usuario
hacer uso de los algoritmos integrados, de forma intuitiva, a través de diferentes wid-
gets, ademés de proporcionarle los resultados obtenidos para cada solucién mediante
graficos interactivos, facilitando asi el analisis visual de éstos.

En este capitulo se describe la interfaz grafica desarrollada, asi como sus entradas
y salidas. En el Apéndice A se muestra el codigo principal correspondiente a las
soluciones trabajadas.

Al correr el cédigo, el usuario podra visualizar una ventana como la mostrada
en la Figura 3.1, en la que se indican los datos principales correspondientes a esta
tesis, y se permite al usuario utilizar la herramienta al dar click en el boton Inicio.
Es importante mencionar que, al ser ésta la ventana principal del programa, debe
permanecer activa hasta que la herramienta deje de utilizarse.

Una vez que se oprime el botén Inicio, se muestra una lista de las soluciones
implementadas (ver Figura 3.2). En esta ventana, el usuario deberd seleccionar la
solucién con la que desea trabajar, y posteriormente dar click en el botén Comenzar
para continuar.

Cuando el usuario oprime el botén Comenzar, el programa lo dirigiré a la ventana
correspondiente a la solucion seleccionada. Cada una de dichas ventanas es descrita
en las siguientes secciones.
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'+ Implementacién de soluciones analiticas aplicables en yacimientos no convencionales - X

UNIVERSIDAD NACIONAL AUTONOMA DE MEXICO
FACULTAD DE INGENIERIA

IMPLEMENTACION DE SOLUCIONES ANALITICAS
APLICABLES EN YACIMIENTOS NO CONVENCIONALES

TESIS
Que para obtener el titulo de

Ingeniera Petrolera

PRESENTA
Virginia Arlette Cedefio Estrada

DIRECTOR DE TESIS

Dr. Rodolfo Gabriel Camacho Velazguez

Ciudad Universitaria, Cd. Mx., 2022

Figura 3.1: Ventana de inicio de la herramienta de computo desarrollada.

|_ Eleccién de solucion deseada - >

Por favor, elija la solucion con la que desea trabajar.

Soluciones
& Comportamiento del flujo de gas a través de nanoporos en yacimientos de shale gas

~ Modelo fractal semianalitico para la produccidn de aceite en yacimientos de tight oil
con pozos horizontales hidraulicamente fracturados

COMENZAR

Figura 3.2: Ventana que muestra la lista de soluciones implementadas.
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3.1. Comportamiento del flujo de gas a través de
nanoporos en yacimientos de shale gas

Toda vez que el usuario seleccione esta soluciéon, una ventana como la mostrada
en la Figura 3.3 se hard visible, en la que se le solicitan al usuario las propiedades y
parametros necesarios para modelar la influencia de los diferentes regimenes de flujo
sobre el transporte de gas a través de nanoporos.

En esta ventana se le permite al usuario seleccionar las unidades de las propie-
dades que se le requiere ingresar; es posible elegir entre unidades del sistema inglés
y unidades del sistema internacional.

En la parte inferior de la ventana, el usuario encontrard los botones Volver al
meni, que lo redirige a la ventana anterior para seleccionar una solucién diferente,
y Validar datos.

" Comportamiento del flujo de gas a través de nanoporos en yacimientos de shale gas - X

Comportamiento del flujo de gas a través
de nanoporos en yacimientos de shale gas

Proporcione las propiedades solicitadas a continuacion:

Propiedades
Densidad del gas: kg/m* ¥ Gradiente de presion (VP): [ MPaim~
Viscosidad del gas: Pas ¥ Presion de Langmuir: | MPa~
Espesor maximeo de adsorcién (de): nm Masa molecular del gas: r kg/kmol

Kw Diametro de colision molecular: nm

MPa *

Temperatura del yacimiento:

Ji

Presién del yacimiento:
VOLVER AL VALIDAR
MENU DATOS

Figura 3.3: Ventana correspondiente a la solucién que modela el comportamiento del
flujo de gas a través de nanoporos en yacimientos de shale gas.

El botén Validar datos tiene la funcionalidad de verificar que la informacion
ingresada por el usuario sea completa y congruente, y le hace a éste saber dichas
condiciones a través de ventanas emergentes como se muestra en la Figura 3.4.

Este filtro de datos es capaz de detectar cuando una casilla de entrada se ha
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dejado vacia, y lo senala al usuario mostrando un mensaje como se indica en la
Figura 3.4a; de manera similar, si en alguna de las casillas de entrada se han in-
gresado valores no numéricos, se muestra un mensaje solicitando que se realicen las
correcciones pertinentes, tal como lo ilustra la Figura 3.4b. Finalmente, si no exis-
ten problemas con los datos ingresados por el usuario, el programa mostrarda una
ventana emergente como la presentada en la Figura 3.4c, donde se anuncia que
es posible continuar presionando el botén Generar grdficos. Cabe mencionar que,
una vez que la informacion es validada, el botén Validar datos desaparece y es reem-
plazado por el botén Generar graficos, de la forma en que se ilustra en la Figura 3.5.

.+ Campos vacios *

| Por favor, asegurese de haber proporcionado todas las
. propiedades solicitadas.

(a) Advertencia de que alguna de las casillas se entrada se ha dejado vacia.

" Informacién no vilida P

Por favor, verifique haber ingresado dnicamente valores
numericos,

(b) Advertencia de que alguno (o algunos) de los pardmetros ingresados contiene caracteres

no numeéricos.

2+ Informacién valida >

La informacion proporcionada ha sido validada
correctamente. Para continuar, presione el botdn “GEMERAR

GRAFICOS",

(c) Mensaje indicando que la informacién ingresada es vélida y se puede continuar.

Figura 3.4: Ventanas emergentes que muestra el programa al momento de validar la
informacion ingresada por el usuario.

Al presionar el botén Generar grdficos, el programa genera una serie de figuras
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|+ Comportamiento del flujo de gas a través de nanoporos en yacimientos de shale gas - X

Comportamiento del flujo de gas a través
de nanoporos en yacimientos de shale gas

Proporcione las propiedades solicitadas a continuacion:

rPropiedades
Densidad del gas- [803  kg/m’~ Gradiente de presion (VP): [5  MPa/m~
Viscosidad del gas: [0000012  Pa-s ~ Presion de Langmuir: [10  MPa~
Espesor maximo de adsorcidn (do): ’0-57 nm Masa molecular del gas: ’r kg/kmol
Temperatura del yacimiento: Boo k- Diametro de colision molecular: 041 nm
Presion del yacimiento: [lo Mpav
MEN( GRAFICOS

Figura 3.5: Ventana que muestra la herramienta cuando los datos ingresados son
véalidos y se permite la generacién de los graficos correspondientes (solucién para
flujo en nanoporos).

interactivas como se muestra en la Figura 3.6. Dichos graficos ilustran a la fraccién
del flujo masico total de gas por unidad de area, .J, que corresponde a los regimenes
de flujo continuo convencional o flujo de Darcy (Jy ), flujo por deslizamiento o slip
flow (Jg), flujo gobernado por la difusién de Knudsen o flujo libre molecular (Jy/),
y flujo de transicién (Jr), con respecto al radio del poro a través del cual se da el
flujo. Por practicidad, se opté por mantener el rango de valores para el radio de poro
constante para todos los graficos, variando de 1 nm a 1000 nm.

El objetivo del grafico es comparar el comportamiento de dichos regimenes con-
forme la condiciones del flujo varian, para definir cudl es el que gobierna el proceso de
transporte y modelarlo de manera mas apropiada, o bien, entender alguna variacion
en el comportamiento del flujo que difiera del modelo convencional (ley de Darcy).

A la derecha de los gréficos, el usuario encontrard cuatro sets de sliders, cada uno
de los cuales corresponde a un caso de estudio distinto (Curvas 1, 2, 3y 4). Los sliders
le permitiran al usuario variar los valores de la presion y temperatura del sistema, la
presién de Langmuir y el espesor méaximo de la capa de adsorcién para cada caso, a
la vez que se modifican en tiempo real los graficos generados. Asi, el usuario podra
comparar el efecto que tiene la variacion de los pardametros modificados sobre los
regimenes de flujo en cuatro escenarios diferentes.
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| Comportamiente del flujo de gas a través de nanoporos en yacimientos de shale gas - X
. . P .
Comportamiento del flujo de gas a través de nanoporos en yacimientos de shale gas
Utilice los sliders para variar la magnitud de los pardmetros.
Fraccién de flujo vs. radio de poro “Curva i A
@~ Curva 1. Slip
“ & Curva2:Siip Presién del yacimiento, MPa Temperatura del yacimiento, K
0 =@~ Curva 3: Slip 10 300
— — Curva 4: Siip
g g - N | UNNNNNNEE | m—
2> £y 1 5 E 13 4 15 132 249 366 483
H EE
] ]
5% 53 Presisn de Langmuir, MPa Espesor maximo de adsorcion, nm
§ F 10 05
S @ Gnelbug |5y I |
=@~ Curva 2: Darcy ~n n o " ~ n
-®- Curva 3. Darcy 1 5 E 13 7 00 02 04 06 08 10
10 -@- Curva 4 Darcy *
107 10* 107 107 10" 10° 10° 10° urva £
Radio de poro [nm] Radic de poro [nm]
[P a— & Corva 1 Knudsen Presién del yacimiento, MPa Temperatura del yacimiento, K
4 =@~ Curva 2: Transicién 04 =@~ Curva 2: Knudsen 10 300
- Curva 3: Transicién ) @ Curva 3: Knudsen L s esss—m——
F 2 =@~ Curva 4: Transicién F =@~ Curva 4: Knudsen . 5 5 2 - 2 22 oz s sm2
fa H
3 3 Presién de Langmuir, MPa Espasor maximo de adsorcion, nm
Y g 10 05
g g L s esss—m——
“ % © 1 H 9 13 7 00 02 04 06 08 10
34
Curva 3
107 [
Radio de poro [nm] Radio de poro [nm] DraciAn dal M- T i elal v hd

Figura 3.6: Ventana de impresién de graficos interactivos generados para analizar
el efecto de los distintos regimenes de flujo sobre el transporte de gas a través de
Nnanoporos.

En la parte inferior central de esta ventana se encontrard el botéon Volver, mis-
mo que devolverd al usuario a la ventana anterior (Figura 3.3) en caso de que se
requiera comenzar nuevamente.

En la Figura 3.7 se presenta un nuevo analisis de sensibilidad, esta vez emplean-
do la herramienta de computo en cuestién. Aunque al inicio los cuatro escenarios se
traslapen, pues son generados con los mismos datos, al hacer uso de los sliders es
posible observar las variaciones generadas.

Los graficos mostrados se generaron inicialmente con las propiedades contenidas
en la Tabla 2.1 y, posteriormente, la presion del sistema se modificé como se indica

a continuacion:

1. Curva 1: 18 M Pa
2. Curva 2: 13 MPa
3. Curva 3: 9 M Pa

4. Curva 4: 5 M Pa
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|+ Comportamiento del flujo de gas a través de nanoporos en yacimientos de shale gas - X

Comportamiento del flujo de gas a través de nanoporos en yacimientos de shale gas

Utilice fos sliders para variar la magnitud de los parametros.
Fraccién de flujo vs. radio de poro C 1 ~
urva |
@~ Curva 1. Slip
™ R ~@- Curva 2: Slip Presién del yacimiento, MPa Temperatura del yacimiento, K
=@~ Curva 3: Slip 18 300
. - -@- Curva 4: Slip A b
Ex £ I | N NN | (S—
; ; 2 1 5 E 13 7 15 132 249 366 483
® 0 % 0
] ] Presion de Langmuir, MPa Espesor maxime de adsordion, nm
g1 g 10 03
: b I |
m & cunva 2 Darcy P e —
@ curva 3. Darcy s 8 1w T 00 02 04 06 08 10
@~ Curva 4: Darcy 3"
5
100 100 12 100 0 100 rCurva 2
Radio de poro [nm] Radio de poro [nm]
@ Curva 1 Transicién 07 @ Curva 1. Knudsen Presian del yacimiento, MPa Temperatura del yacimients, K
& o |0 & o — i— — —
@~ Curva 4: Transicion s @~ Curva 4 Knudsen ’ 5 o 5 = 5 2 e s uo3
04
Presian de Langmuir, MPa Espesor maximo de adsarcién, nm

0 05

Fraccion de flujo (%]
® OB B &8 &5 B &

2

10 10 100 0 100 10 100

Radio de poro [nm] Radic de poro [nm]
VOLVER

Figura 3.7: Anélisis de sensibilidad a la presién del flujo de gas a través de nanoporos
realizado con la herramienta desarrollada.

Puede notarse que lo observado en la Figura 3.7 coincide con los observado
en la Figura 2.3, y es que mientras las fracciones de flujo correspondientes a los
regimenes de flujo continuo convencional (Darcy) y flujo libre molecular (difusién de
Knudsen) crecen a medida que la presién crece, las fracciones de flujo de los regime-
nes de transicion y flujo por deslizamiento decrecen.

3.2. Modelo fractal semi-analitico para la produc-
ciéon de aceite en yacimientos compactos con
pozos horizontales hidraulicamente fractura-
dos

Cuando sea esta la solucién que el usuario seleccione, la herramienta desarro-
llada mostrara una ventana como la que se indica en la Figura 3.8, en donde se
encuentran disponibles las casillas de entrada para que el usuario ingrese las distintas
propiedades y parametros que se requieren para generar una serie de curvas tipo que
pretenden modelar el comportamiento de la presiéon en yacimientos compactos con
pozos horizontales hidraulicamente fracturados.
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| Modelo fractal semianalitico para la produccién de aceite en yacimientos de tight oil con pozos horizontales hidraulicamente fracturados - X

Modelo fractal semianalitico para la produccién de aceite en
yacimientos de tight oil con pozos horizontales hidraulicamente fracturados

Proporcione las propiedades solicitadas a continuacion:

Propiedades

Apertura media de la fractura hidraulica: ft Longitud de la fractura hidraulica:

Compresibilidad total de la red de fracturas en la Regién 2: 1/psi Limite del yacimiento en direccién del eje x:

Compresibilidad total de la matriz en la Regién 3: 1/psi Limite del yacimiento en direccién del eje y:

Compresibilidad total de la fractura hidraulica en la Regién 1: 1/psi Viscosidad del aceite:

P

Permeabilidad de la fractura en la Region 2: Porosidad de fractura en la Region 2: n/a

Permeabilidad de la matriz en la Regién 3: mD Porosidad de matriz en la Regién 3: n/a

Permeabilidad de la fractura hidraulica en la Region 1: mD  Porosidad de la fractura hidraulica en la Region 1: n/a

TTHTTT

Factor de forma (a): 142 Factor de daho: n/a

JIHTT

Coeficiente adimensional de almacenamiento:
VOLVER AL VALIDAR
MEND DATOS

Figura 3.8: Ventana correspondiente a la solucién que modela el comportamiento de
la presion en yacimientos compactos con pozos horizontales hidraulicamente fractu-
rados.

n/a

En la parte inferior de la ventana, el usuario encontrara los botones Volver al
ment, que lo redirige a la ventana anterior para seleccionar una solucion diferente,
y Validar datos. De manera similar a la soluciéon descrita en la seccién anterior, el
botén Validar datos da inicio a una funcionalidad que permite verificar que la in-
formaciéon ingresada sea completa y congruente, y también arroja como resultado
ventanas emergentes como las mostradas en la Figura 3.4.

Ademas, cuando los datos ingresados por el usuario sean validados por la herra-
mienta, el botén Validar datos desaparece y el boton Generar grdaficos toma su lugar
(ver Figura 3.9), permitiendo al usuario continuar.

Si la informacion ingresada por el usuario cumple con los criterios establecidos
anteriormente, al oprimir el botén Generar grdficos el programa mostrara un conjun-
to de cuatro curvas tipo generadas empleando la solucién presentada en la ecuacion
2.139, la cual representa una solucién a la ecuacion de difusién desarrollada para
determinar el comportamiento de la presion con respecto al tiempo en un yacimiento
compacto con un pozo horizontal hidraulicamente fracturado, con la particularidad
de describir a la red de fracturas complejas generada por la estimulaciéon mediante la
aplicacion de la teoria fractal, empleando las relaciones de porosidad y permeabilidad
propuestas por Acuna et al. (1995), ademéds de la funcién derivada de la presién, la
cual se obtiene haciendo uso del algoritmo de Bourdet et al. (1989).
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2" Modelo fractal semianalitice para la produccién de aceite en yacimientos de tight il con pozos herizntales hidraulicamente fracturados - X

Modelo fractal semianalitico para la produccién de aceite en
yacimientos de tight oil con pozos horizontales hidraulicamente fracturados

Proporcione las propiedades solicitadas a continuacion:

Propiedades

Apertura media de la fractura hidraulica: W ft Longitud de la fractura hidraulica: IESE— ft
Compresibilidad total de la red de fracturas en la Region 2: [0.0002%¢  1/psi Limite del yacimiento en direccién del gjex: [1130 +
Compresibilidad total de la matriz en la Regién 3: [000000352  1/psi Limite del yacimiento en direccién del eje y: 856 ft
Compresibilidad total de la fractura hidraulica en la Regién 1: [00000258  1/psi Viscosidad del aceite: [106  ¢cp
Permeabilidad de la fractura en la Region 2: ’1007 mD Porosidad de fractura en la Region 2: ’W n/a
Permeabilidad de la matriz en la Regién 3: |0.23 mD Porosidad de matriz en la Regién 3: ’DE— n/a
Permeabilidad de la fractura hidraulica en la Region 1: W mD  Porosidad de la fractura hidraulica en la Regién 1: ’r n/a
Factor de forma (a): W 1482 Factor de daho: ’DI— n/a
Coeficiente adimensional de almacenamiento: W n/a

VOLVER AL GENERAR
MEND GRAFICOS

Figura 3.9: Ventana que muestra la herramienta cuando los datos ingresados son
vélidos y pueden generarse los graficos correspondientes (solucién fractal).

Por practicidad, el rango de valores del tiempo adimensional, t;, se manejé de
manera constante para todos los graficos, variando de 1074 [adim] a 10° [adim]. La
ventana que serd presentada al usuario se muestra en la Figura 3.10.

Aunque en un principio las cuatro curvas generadas se traslapen, el usuario podré
variar la relaciéon de almacenamiento de las fracturas (w), el coeficiente de flujo inter-
poroso (), la dimensién fractal de la red de fracturas (D) y/o el indice de conecti-
vidad que caracteriza al proceso de difusién (6), con la finalidad de estimar el efecto
que tiene cada parametro en el transiente de presion y asi tener una caracterizacién
méas adecuada de éste; es posible emplear esta herramienta como instrumento para
analizar pruebas de presién en casos que se asemejen al estudiado en esta tesis.

En las Figuras 3.11 y 3.12 se muestran los resultados de un nuevo anélisis de
sensibilidad llevado a cabo con la ayuda de la herramienta desarrollada; ambas figu-
ras se generaron tomando como base los datos presentados en la Tabla 2.2, variando
algunos parametros de la forma en que se indica a continuacion.

En la Figura 3.11 se presenta a la familia de curvas tipo generadas para analizar
el efecto que tiene el coeficiente de flujo interporoso sobre el comportamiento de la
presién, las cuales se construyeron considerando las siguientes propiedades:

1. Curva 1: w=0,06 D =2060=0,0A=1,0
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|2/ Modelo fractal semianalitico para la produccion de aceite en yacimientos compactos con pozos horizontales hidrulicamente fracturados - X

Modelo fractal semianalitico para la produccién de aceite en yacimientos compactos con pozos horizontales hidraulicamente fracturados
Utifice los sliders para variar la magnitud de fos parémetros.

Curva 1
Pa, DER(ps) vs. ty a diferentes valores de D

6n de almacenamiento, w

— Curval:pg
—— Curva 2: py
3 Curva3:ps
—— Curva4: py
--- Curva 1: DER(pa)
-~ Curva 2: DER(pa)
~—-— Curva 3: DER(pa)
1 --- Curva4: DER(pg)

Pa, DER(pa)

Curva 3

w10 o 0 10 0 o 07 10 w Relacion de almacenamiento, w Coeficiente de flujo interporoso, A
Tiempo adimensional, ts 005

L — v

Im

Figura 3.10: Ventana de impresién de graficos interactivos que permiten la generacién
de curvas tipo para el comportamiento de la presion.

2. Curva 2: w=0,06 D=2060=0,0A=0,50
3. Curva 3: w=0,06 D=200=0,0X=0,20
4. Curva 4: w=0,06D =2,00=0,0X=0,05

Considerando que A es un parametro que define la comunicacién existente en-
tre el sistema matriz y el sistema fractura, se concluye que mientras menor sea este
parametro, mas dificil sera la transferencia de fluido entre ambos medios; en el gréfico
se observa que, a valores mas pequenos, mas tardia sera la transicién de flujo tipica
de un medio con doble porosidad, caracterizada por formar un valle de la curva de
la funcién derivada.

De manera similar, en la Figura 3.12 se presenta a la familia de curvas tipo
generadas para analizar el efecto que tiene la relacién de almacenamiento de las frac-
turas sobre el comportamiento de la presién, las cuales se construyeron considerando
las siguientes propiedades:

1. Curva1: D=2060=0,0A=0,05w=0,20
2. Curva2: D=2060=0,0A=0,05w=0,10
3. Curva 3: D=206=0,0X=0,05w=0,03

4. Curva4: D=200=00A=0,00w=0,0
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|- Modelo fractal semianalitico para la produccion de aceite en

ctos con

Utifice los sliders para variar la magnitud de fos parémetros.

Pa, DER(p4) vs. ty a diferentes valores de D

Pa, DER(Pq)

Curva 1: pg
Curva 2: py
Curva 3: py
Curva 4: py

— Curva 1: DER(pg)

Curva 2: DER(pa)
Curva 3: DER(pa)
Curva 4: DER(pa)

1w 00 107 100 1
Tiempo adimensional, ts

- X

Modelo fractal semianalitico para la produccién de aceite en yacimientos compactos con pozos horizontales hidraulicamente fracturados

Curva 1

Relacion de almacenamiento, w

Cosficiente de fujo interporoso, A

005 100
I I e
000 025 050 075 100 000 025 050 075 100

Dimension fractal, D ndice de conectividad, &
20 00
I | | | —
10 15 20 00 05 10

Curva

Relacién de almacenamiento, w Coeficiente de flujo interporoso, A
006 00
WL [ | {m——
0.00 025 050 075 100 0.00 025 050 075 100
Dimension fractal, D ndice de conectividad, &
20 00
L Im——
5 20 00 05 10
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Figura 3.11: Anélisis de sensibilidad al coeficiente de flujo interporoso, A, en la ge-
neracion de curvas tipo.
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Figura 3.12: Andlisis de sensibilidad a la relacién de almacenamiento de las fracturas,
w, en la generacién de curvas tipo.

Si se considera que la relacién de almacenamiento de las fracturas, w, es un
indicador de la diferencia existente entre la capacidad de almacenamiento que tienen
las fracturas y la capacidad del sistema total, puede concluirse entonces, y con base
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en la Figura 3.12, que si w decrece, la transicion de flujo caracteristica de un medio
con doble porosidad se dard de manera temprana y, ademés, tendré mayor duracion.
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Conclusiones

= La mayoria de los métodos, técnicas y soluciones que se emplean para realizar

cualquier tipo de caracterizacion de yacimientos convencionales, son desarro-
llados bajo hipdtesis que no siempre resultan verdaderas o aplicables a los
yacimientos no convencionales, por lo que es importante prestar la atencién
adecuada al medio, sus fluidos y los procesos que intervienen en el flujo de
éstos.

La herramienta de cémputo presentada fue desarrollada con el objetivo de ha-
cer uso de soluciones propuestas por diversos autores en trabajos previos: para
tratar con yacimientos no convencionales no es necesario comenzar completa-
mente desde cero, sino que una buen practica es aprovechar las herramientas
tedricas ya existentes y hacer uso de los recursos computacionales actuales,
facilitando el acceso a métodos més factibles para estudiar los distintos tipos
de yacimientos segin sus caracteristicas.

Con respecto a la solucién correspondiente al flujo de gas a través de nanoporos
puede concluirse lo siguiente:

e En medios en los que el sistema poroso es heterogéneo y varia de manera
considerable a diferentes escalas (con poros cuyo tamano alcanza apenas
algunas decenas de nanémetros), como en los yacimientos de shale gas, el
flujo de gas se da como la combinacion de diversos procesos y mecanismos.

e El flujo de gas a través de nanoporos puede darse en cuatro regimenes
de flujo distintos, los cuales pueden determinarse en funcién del nimero
de Knudsen: flujo continuo convencional (K, < 0,001), flujo por desliza-
miento (0,001 < K,, < 0,1), flujo de transicién (0,1 < K,, < 10) y flujo
libre molecular (K, > 10).

e A medida que incrementa el tamano del poro, el efecto del flujo continuo
convencional también crece, mientras que el efecto del flujo por desliza-
miento (slip flow) y del flujo de transicién decrece. Este comportamiento
es atribuible a que, mientras mayor sea el radio del poro a través del cual
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el gas fluye, menor efecto sobre el flujo tendran las colisiones entre las
moléculas de gas y las colisiones entre éstas y las paredes del poro.

e Considerando el pardmetro de andlisis J,q/.J, a mayor presién de Lang-
muir, mas grande sera el cociente de flujos, pues entre mayor sea la presion
de Langmuir, mayor sera la cantidad de gas liberada de la superficie del
poro a medida que disminuye la presion del sistema, lo que se traduce en
un flujo mésico total mayor.

e Al aumentar el espesor maximo de la capa de adsorcion, el cociente de
flujos volumétricos por unidad de area (J,q4/J) decrece, pues el radio efec-
tivo de flujo, 7., disminuye y con ello disminuye también el flujo mésico
total por unidad de area.

= Con respecto a la solucién semi-analitica para la produccion de aceite en yaci-
mientos compactos puede concluirse que:

e Cuando las condiciones de permeabilidad en el yacimiento no favorecen
el flujo de los hidrocarburos hacia el pozo, técnicas como el fracturamien-
to hidraulico pueden ayudar a incrementar esta propiedad y resolver el
problema. Este proceso de estimulacion genera una red de fracturas com-
plejas.

e Con el objetivo de incorporar la heterogeneidad que caracteriza a una
red de fracturas complejas puede hacerse uso de la geometria fractal e
implementarse relaciones que describan a la porosidad y permeabilidad
del medio en forma de leyes de potencias.

e Una variacién en la dimension fractal, D, tendra un efecto importante
en la respuesta de la presion para tiempos de produccién intermedios y
largos, mientras que a tiempos cortos sera el efecto del almacenamiento
el mecanismo que gobierne el flujo.

e El efecto del indice de conectividad, @, sera apreciable en el transiente de
presiéon a tiempos de produccién intermedios, pues a tiempos cortos es el
efecto del almacenamiento el mecanismo que gobierna el flujo. A tiempos
largos, el efecto que tiene € sobre el comportamiento de la presién es
despreciable.

Recomendaciones

= Sobre la solucion correspondiente al flujo de gas a través de nanoporos se reco-
mienda, en un trabajo subsecuente, el desarrollo de un modelo de transporte
que considere los cuatro regimenes de flujo descritos en esta tesis (flujo con-
tinuo convencional (flujo viscoso), slip flow, flujo libre molecular (difusién de
Knudsen) y flujo de transicién), asi como el efecto de la adsorcién y desorcién
de las moléculas de gas.
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= En el caso de la soluciéon semi-analitica para la producciéon de aceite en ya-
cimientos compactos, se recomienda mejorar la herramienta aqui desarrollada
implementando la alimentacion del modelo con datos provenientes de pruebas
de presién, con el objetivo de llevar a cabo un ajuste de curvas tipo.
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Apéndice A

Cddigo principal de la herramienta
desarrollada

En este apéndice se presentan las lineas de cédigo de las rutinas desarrolladas
mas importantes en cada solucién. Para su desarrollo se empled el lenguaje de pro-
gramacién Python®.

A.1. Comportamiento del flujo de gas a través de
nanoporos en yacimientos de shale gas

La siguientes lineas de cédigo corresponden a la definicién de la funcién F'(p, t, pr, dp),
que determina las fracciones de flujo correspondientes a cada régimen de flujo, sin
considerar el efecto de la adsorcién, J,4, y considerandolo, J, de la forma en que se
indica en las ecuaciones 2.16 y 2.20 de esta tesis.

F(P,T,PL,d0):

#Se calcula el espesor de la capa de adsorcion de gas y el
camino libre medio de las moleculas bajo las condiciones dadas
d=d0*(P/(P+PL))

free_path=kb*T/math.sqrt (2)/math.pi/coll_diam**2/P

#Define e inicializa los vectores que requiere la funcion
re=np.arange (0,limite, dtype= )
radiom=np.arange (0,limite, dtype= )
kne=np.arange (0,limite ,dtype= )
kn=np.arange (0,limite ,dtype= )
Jv=np.arange (0,limite, dtype= )
Jv_noad=np.arange(0,limite ,dtype= )
fcoeff=np.arange(0,limite,dtype= )
fcoeff_noad=np.arange (0,limite,dtype= )
Js=np.arange(0,limite ,dtype= )
Js_noad=np.arange(0,limite ,dtype= )
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18 Jm=np.arange (0,limite ,dtype= )

19 Jm_noad=np.arange (0,limite,dtype= )

20 aux=np.arange (0,limite ,dtype= )

21 aux_noad=np.arange (0,limite ,dtype= )

22 Jt=np.arange(0,limite ,dtype= )

23 Jt_noad=np.arange (0,limite,dtype= )

24 Total=np.arange (0,limite ,dtype= )

25 Total_noad=np.arange(0,limite ,dtype= )

26 ratioJ=np.arange(0,limite ,dtype= )

27 ratioDarcy=np.arange(0,limite ,dtype= )

28 ratioSlip=np.arange (0,limite ,dtype= )

29 ratioTransition=np.arange (0,limite ,dtype= )
30 ratioDiffusion=np.arange(0,limite ,dtype= )
31

32 "Obtencion de re y Kne"

33 i (0,limite):

34 re[i]l=(radio[i]/10%%9)-d

35 radiom[i]l=(radio[i1i]/10%%*9)
36 kne[i]=free_path/(rel[i])

37 kn[il=free_path/(radiom[i])

38

39 "Flujo continuo convencional (Darcy)"

40 i (0,1limite):

1 Jv[i]l=densg*re[i]**2xPgrad/8/viscg

12 Jv_noad[i]l=densg*radiom[i]**2*xPgrad/8/viscg

14 "Flujo por deslizamiento (Slip flow)"

45 i (0,1limite):

46 fcoeff[i]=1+5*kne[i]

17 fcoeff_noad[i]l=1+5*kn[i]

18 Js[i]=densg*re[i]**2xPgrad/8/viscgxfcoeff [i]

19 Js_noad[i]l=densg*radiom[i]**2*xPgrad/8/viscg*fcoeff_noad[i]

51 "Flujo libre molecular"

52 i (0,limite):

53 Jm[i]=(2*re[i]*M/(3%10%*3) /R/T) *math.sqrt (8xR*T/M/math.pi)*
Pgrad

54 Jm_noad[i]=(2*radiom [i]*M/(3*10*%*3) /R/T)*math.sqrt (8*xR*xT/M/

math.pi)*Pgrad

56 "Flujo de transicion"

57 i (0,limite):

58 aux[i]l=(kne[i]/4.5) x*x4

59 aux_noad[i]l=(kn[i]/4.5) *x4

60 f=1/(1+aux[i])

61 f_noad=1/(1+aux_noad[il])

62 Jt[i]=f*xJs[i]+(1-£)*Jm[i]

63 Jt_noad[i]l=f_noad*Js_noad[i]+(1-f_noad)*Jm_noad[i]

65 #Calcula la fraccion de flujo correspondiente a cada regimen
66 i (0,limite):
67 Total[i]l=Jv[il+Js[i]l+Jm[i]+Jt [1]
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Total_noad[i]l=Jv_noad[i]l+Js_noad[i]+Jm_noad[i]l+Jt_noad[il]
ratioJ[i]=Total[i]/Total_noad[il]

ratioDarcy [i]=Jv[i]/Total[i]%*100
ratioSlip[il=Js[i]1/Total[i1*100
ratioTransition[i]=Jt[i]/Total [i]%*100
ratioDiffusion[i]l=Jm[i]/Total[i]*100

ratioDarcy, ratioSlip, ratioTransition, ratioDiffusion,
ratiol

A.2. Modelo fractal semi-analitico para la produc-
cién de aceite en yacimientos compactos con
pozos horizontales hidraulicamente fractura-
dos

Las siguientes lineas de codigo corresponden a las dos funciones principales rela-
cionadas con esta solucién.

La funcién G(¢, D, 0) calcula el aproximado de la transformada inversa de Laplace
para un tiempo dado empleando el algoritmo de Stehfest (1970), asi como la funcién
derivada mediante el algoritmo de Bourdet et al. (1989). Por otro lado, la funcién
F(s, D, 0) calcula el valor de la presién adimensional de fondo fluyendo en el espacio
de Laplace, p,q, mostrada en la ecuacién 2.139 de esta tesis.

"Funcion general con algoritmo de Stehfest incluido"

G(tiempo, D, the):

aa= ( (0,var))
functiempo= ( (0,var))
deri= ( (0,var))
aux= ( (1,sumas+1))

i (0,var):

resultado=0
aalil=math.log(2)/tiempo [i]
J N:
aux[j-1]=aal[ilx*j
j<ene:
A=]

A=ene
sdos=0
ka=(j+1)/2
ka= (ka)
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z (ka,A+1):
uno=math.factorial (2*z)
dos=math.factorial (ene-2z)
tres=math.factorial(z)
cuatro=math.factorial(z-1)
cinco=math.factorial (j-z)
seis=math.factorial ((2*z)-j)
sdos=sdos+((z**x(ene))*uno)/(dos*tres*cuatro*cinco*
seis)
Vj=sdos*((-1) **x(ene+j))
resultado=resultado+Vj*F(aux[j-1], D, the)
functiempo[il=resultado*aal[il]

i (1,var-1):

deri[i]=((functiempo[i+1]-functiempo[i])/(math.log(tiempo[i
+1]) -math.log(tiempo[i])))*math.log(tiempo[i]l/tiempo[i-1])

deri[i]=deri[i]+((functiempo[i]-functiempo[i-1])/(math.log(
tiempo[i])-math.log(tiempo[i-1])))*math.log(tiempo[i+1]/tiempo[i
D

deri[i]=deri[i]l*(1/(math.log(tiempo[i+1]/tiempo[i])+math.log
(tiempo[i]l/tiempo[i-1]1)))
derivada=np.delete(deri, [0,49])

functiempo, derivada

F(laplace, D, the):
a3=((phim*ctm*kf)/(ct2phi2*km))*laplace
s3=math.sqrt(a3)*math.tanh(math.sqrt(a3)-(math.sqrt (a3)*xed))
s2=lam*(bd**2) *((lam/(lam+(1-ome)*laplace)) -1)+(bd**2) *(km/kf) *
s3-(omexlaplace*bd**2)
be=2*math.sqrt (-s2)/(2+the)
ga=(2+the) /2
eta=(3-D+the) /(2+the)
auxiliar=math.sqrt(-s2)*((sp.iv(eta-1,be)*sp.kv(eta-1,bexyed**ga
)-sp.kv(eta-1,be)*sp.iv(eta-1,be*yed**ga))/(sp.iv(eta,be)*sp.kv(
eta-1,be*yed**ga)+sp.iv(eta-1,bexyed**ga)*sp.kv(eta,be)))
bl=(phil*cti*kf)/(ct2phi2x*k1)
al=(xf**x2%kf)/(bf*x*2%xkl)
delt=laplacex*bl-al*auxiliar
cl=-(math.pi*kf*xf)/(klxbf)
pwdl=(cl/(laplace*math.sqrt(delt)*math.tanh(math.sqrt(delt))))+(
skin*xcl/laplace)
pwd=pwdl/(pwdl*laplace**2*cdf -1)

pwd
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Algoritmo de Stehfest

El algoritmo propuesto por Stehfest (1970) es un método numérico utilizado pa-
ra obtener una aproximacion de la transformada inversa de Laplace de una funcién,
partiendo de su transformada.

Si la transformada de Laplace, f(s), de una funcién existe, el algoritmo de Steh-

fest (1970) proporcionara un valor aproximado, Fa, de su transformada inversa, p(t),
para un tiempo ¢ dado. El valor de F'a se obtiene mediante la ecuacion B.1.

a= @ ;V}F (J@) (B.1)

Donde:

_ (Cqy L k"+1(2k)!
h=t :Z BRI = DI — R)I2k = ) .

2n=N (B.3)

El parametro k debe truncarse a modo que pertenezca siempre al conjunto de los
nimero naturales, mientras que N debe ser un nimero entero par. De la ecuacién
B.2 puede observarse que los coeficientes V; se mantendran constantes durante todo
el proceso iterativo para determinar el valor de Fa, por lo que solo deberan ser cal-
culados una vez.

La precisién del método depende directamente del parametro N, sin embargo,
eso no significa que mientras mayor sea el valor de N mayor serd la precision, pues si
el valor es muy grande podrian presentarse errores por truncamiento. Generalmente,
valores entre 12 y 16 arrojan buenos resultados.
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