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Resumen
En esta Tesis de Maestrı́a se desarrolla un modelo de simulación numérica de yacimientos. Es-
te modelo representa la dinámica relacionada con la generación de espuma mediante inyección
de espumante disperso en gas en Yacimientos Naturalmente Fracturados, basado en un esquema
multidominio. Esta propuesta fue desarrollada bajo un enfoque fenomenológico basado en la ca-
racterización de los fenómenos. Posteriormente, su solución numérica se implementó mediante
la adaptación de DFTmp Simulator, que es capaz de predecir las variables de pozo y yacimien-
to después de la aplicación de la inyección de espumante disperso en Yacimientos Naturalmente
Fracturado. Este modelo se valida utilizando datos de pruebas de laboratorio realizados a nivel de
núcleo, y se proponen simulaciones a escala de campo para estudiar el efecto de los parámetros
del modelo en el comportamiento del yacimiento.

Palabras clave: Recobro Mejorado de Petróleo, Espumas, Yacimientos Naturalmente Fracturados,
Modelado Matemático, Simulación de Yacimientos. .

Abstract
A model for numerical reservoir simulation is developed in this Master’s Thesis. This model re-
presents the dynamics associated with foaming by dispersed-in-gas foamer injection in Naturally
Fractured Reservoirs, based on a multidomain scheme. This proposal was developed under a phe-
nomenological approach which is based on phenomena characterization. After that, its numerical
solution was implemented by adaptation of DFTmp Simulator, which is capable of predicting
well and reservoir variables after application of dispersed foamer injection in Naturally Fractured
Reservoirs. This model is validated using laboratory test data carried out on the core level, and
simulations on the field-scale are proposed in order to study the effect of model parameters in the
reservoir behavior.

Keywords: Enhanced Oil Recovery, Foam, Naturally Fractured Reservoir, Mathematical Modelling,
Reservoir Simulation.
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5-4. Parámetros del modelo de espumación mediante inyección de espumante disperso

en una corriente de gas. . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 68
5-5. Incrementales de recobro obtenidos para las simulaciones corridas para el análisis

de sensibilidad. . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . . 72
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1. Introducción

De acuerdo con el Oil Market Report de la International Energy Agency, la demanda global diaria
de hidrocarburos presenta una tendencia al crecimiento, mientras que su oferta muestra una pro-
pensión a la baja [4]. Al cierre del año 2019, se pronostica una demanda global de 100.2 millones
de barriles diarios de petróleo y una oferta de 99.3 millones de barriles diarios de petróleo [4].
Lo anterior indica que el volumen producido de petróleo no logra satisfacer su demanda. Para fre-
nar esta tendencia, se hace necesario proponer y desarrollar alternativas en busca de incrementar
la producción global de hidrocarburos y asegurar la disponibilidad del recurso en el tiempo. Una
de las alternativas más viables consiste en la masificación de técnicas de Recobro Mejorado de
Petróleo (EOR, por sus siglas en inglés)[4]. El Recobro Mejorado de Petróleo agrupa el conjunto
de técnicas sofisticadas que buscan alterar las propiedades del yacimiento a través de diferentes
mecanismos fı́sicos, quı́micos o biológicos [5, 6]. Esto permite mejorar el desplazamiento de los
hidrocarburos hacia los pozos productores e incrementar su producción.

A pesar que se han reportado aplicaciones especı́ficas de metodologı́as para recobro que han lle-
vado el factor de recuperación a proporciones superiores al 60 % [4], no existe una tecnologı́a o
técnica que pueda considerarse como universalmente adecuada para generar el mayor recobro. La
pertinencia o no de una técnica para EOR en un campo está afectada por las propiedades de la
roca, las composiciones de los fluidos en yacimiento y de inyección, las interacciones superficiales
e interfaciales, las heterogeneidades a múltiples escalas, y por los parámetros de operación [5, 7, 8].

La inyección de gas es una metodologı́a alternativa ampliamente usada para recobro mejorado
[9, 10], que ha mostrado alta eficiencia a escala microscópica, logrando buen desplazamiento de
los hidrocarburos a nivel de poro. Sin embargo, a nivel de yacimiento, el gas inyectado se canaliza
por las zonas más permeables en yacimientos heterogéneos debido al contraste de permeabilidad
y a la baja viscosidad del gas [11, 12]. Adicionalmente, el gas tiende a segregarse verticalmen-
te como consecuencia de la diferencia de densidades entre los fluidos inyectado y de yacimiento
[12]. Para el caso particular de los Yacimientos Naturalmente Fracturados (NFRs, por sus siglas en
inglés), las fracturas actúan como canales preferenciales de flujo. Esta condición genera canaliza-
ción de los fluidos inyectados por la fractura; y con ello, una baja eficiencia de barrido con el gas
[13].

La generación de espumas en el yacimiento es una de las alternativas emergentes que puede mejo-
rar el barrido de los fluidos en yacimientos naturalmente fracturados [11, 12, 14]. A través de ésta,
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se busca reducir la movilidad de la fase inyectada, permitiendo mejorar el barrido de fluidos en el
yacimiento [11, 12, 14, 15].

A escala de campo, se han desarrollado pilotos de aplicaciones de espumas en el potenciamiento
de la recuperación de hidrocarburos en yacimientos [16, 17]. En el campo North Ward-Estes, loca-
lizado en Texas (Estados Unidos de América), se implementó un piloto de generación de espumas
con dióxido de carbono y se logró un incremento importante en la producción [18], considerándose
como el caso más exitoso de aplicación de espumas para bloqueo de gas reportado en literatura
[19]. Por otro lado, en el complejo Cantarell, ubicado en aguas continentales de los Estados Unidos
Mexicanos, se han llevado a cabo pilotos con espumas de nitrógeno [20, 21], logrando resultados
satisfactorios en comparación con la inyección de gas. En campos del Mar del Norte se han hecho
aplicaciones en los campos Snorre, Prudhoe Bay, North Sea y Oseburg [22, 23, 24]. En Colombia,
la operadora Equion Energı́a Limited ha desarrollado pilotos de generación de espumas en los ya-
cimientos del Piedemonte Llanero [25, 26].

Existen varias técnicas para la generación de espumas en el medio poroso para fines de recobro
mejorado [12, 27, 28, 29, 30]. Una de estas técnicas es la inyección de espumante disperso en gas,
la cual ha sido previamente estudiada e implementada por la empresa colombiana Equion Ener-
gia Limited y la Universidad Nacional de Colombia [30, 31, 32, 33]. Diversas pruebas llevadas a
cabo a nivel de laboratorio, ası́ como los pilotos desarrollados a escala de campo, han demostrado
la efectividad de esta técnica en la generación de espumas in-situ [32, 3]. Además, se ha logrado
evidenciar que las espumas generadas tienen mayor perdurabilidad y se generan a mayores profun-
didades desde el yacimiento [3, 32]. Ocampo [30] presenta esta técnica de generación de espumas
en medios porosos y estudia el efecto de la concentración mediante protocolos experimentales con
pruebas de desplazamiento a escala de núcleos. Simultáneamente, Valencia [31] y Ocampo [30]
realizan una conceptualización de esta técnica a través de la identificación de los fenómenos de
transporte, transferencia y espumamiento presentes en la aplicación. A nivel de modelamiento, Va-
lencia [31] desarrolla y valida un modelo matemático de base fı́sica que involucra las dinámicas
asociadas a la fenomenologı́a descrita.

En relación con la aplicación de la inyección de espumante disperso en gas para yacimientos frac-
turados, el trabajo de Ocampo y colegas [3] presenta un estudio de la generación de espumas en
medios fracturados mediante pruebas de desplazamiento a escala de núcleos. A través de estas, se
evidenció la generación de espumas y la efectividad de esta técnica para mejorar la recuperación
de fluidos del yacimiento. Por otra parte, Solano y colegas [34] realizaron una aproximación el
comportamiento de la inyección de espumante disperso en sectores de yacimientos naturalmen-
te fracturados mediante un modelo de asociación de fracturas. A través de esta aproximación, se
precisó un mayor bloqueo en las fracturas al incrementar la relación de permeabilidades entre frac-
tura y matriz . Sin embargo, en el planteamiento no se consideran variaciones en los parámetros
cinéticos asociados con la generación y coalescencia de espumas para las fracturas y para el medio
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poroso, ni variaciones en las propiedades de flujo de ambos.

En el sentido de la descripción fenomenológica de las dinámicas de espumamiento en fracturas,
varios autores han presentado estudios desarrollados mediante experimentos a escala de poro a
través de micromodelos [35, 36, 37]. Como resultado de éstos, se evidenciaron los mismos meca-
nismos de generación y coalescencia de espumas que se presentan en medios porosos matriciales.
Sin embargo, las dinámicas asociadas a estos son función de propiedades de la fractura, especial-
mente de su rugosidad [37]. En consecuencia, las propiedades fı́sicas de la discontinuidad inciden
en la generación de espumas, y a su vez en su capacidad reductora de movilidad .

Frente a este panorama, la aplicación de la técnica de inyección de espumante disperso en gas pa-
ra generación de espumas en yacimientos naturalmente fracturados como metodologı́a de recobro
mejorado tiene un alto grado de incertidumbre. Frente a esto, surgen varios interrogantes: ¿cómo
se distribuye el agente espumante en la matriz y en las fracturas a partir de la inyección del espu-
mante disperso en gas?, ¿qué diferencia las dinámicas de generación y coalescencia de espumas
entre la matriz porosa y las fracturas?, ¿qué condiciones operacionales deben presentarse para que
las espumas realicen una reducción de movilidad efectiva a las fracturas?, ¿qué condiciones deben
presentarse para lograr un aumento en la recuperación de petróleos por generación de espumas?

Para dar respuesta a los interrogantes previamente propuestos, se requiere una herramienta de si-
mulación de operaciones de generación y coalescencia de espumas en Yacimientos Naturalmente
Fracturados mediante inyección de espumante disperso en gas. Varios simuladores comerciales,
tales como Stars, UTChem y Eclipse, cuentan con aproximaciones empı́ricas que permiten repre-
sentar la generación de espumas en yacimientos [12, 38, 39] e incorporar un modelo de doble
dominio de permeabilidad para modelar el flujo en los yacimientos naturalmente fracturados. Sin
embargo, los modelos matemáticos formulados para el desarrollo de estas herramientas no consi-
deran los mecanismos involucrados en la inyección de fases dispersas en gas, lo cual es altamente
necesario para representar la fı́sica involucrada en el dada la novedad de la técnica y la ausencia
de un banco completo con pruebas de desplazamiento que permitan una adecuada calibración de
modelos de naturaleza empı́rica. Por tal motivo, se hace necesaria la construcción de un modelo
de base fı́sica que permita modelar la generación y coalescencia de espumas en yacimientos natu-
ralmente fracturados mediante la aplicación de la inyección de espumante disperso en gas, con la
finalidad de simular estas operaciones a escala de laboratorio y a escala de campo.

En esta Tesis de Maestrı́a, se desarrolla e implementa un modelo multifı́sico robusto de simulación
numérica de yacimientos que acopla los fenómenos de transporte de componentes en el medio
poroso, los mecanismos de transferencia de los componentes entre las fases, los mecanismos de
generación y coalescencia de espumas en función de las propiedades del medio a nivel del con-
tinuo, y la reducción de movilidad debido al espumamiento. Este modelo se desarrolla bajo un
enfoque multi-dominio que permite desagregar los mecanismos expuestos expuestas en múltiples



1.1 Objetivos 5

dominio de flujo conectados entre sı́, con la finalidad de diferenciar el flujo y las dinámicas de
espumamiento en el medio poroso y en la fractura. De esta forma, se logra una representación más
fiel a los procesos involucrados a la aplicación de esta técnica en yacimientos naturalmente frac-
turados y posibilita el diseño de operaciones de inyección de espumante disperso en yacimientos
fracturados con fines de reducir la incertidumbre asociada.

1.1. Objetivos

1.1.1. Objetivo General

Desarrollar un modelo de base fenomenológica para la generación, transporte y coalescencia de
espumas formadas a través de gasodispersiones en yacimientos fracturados para operaciones de
Recobro Mejorado.

1.1.2. Objetivo Especı́fico

Identificar los fenómenos de transporte y mecanismos de transferencia cuantificables más
representativos en la generación, transporte y coalescencia de espumas formadas mediante
gasodispersiones en yacimientos fracturados.

Constituir un modelo matemático que represente los principales fenómenos involucrados.

Implementar un modelo numérico y computacional que permita solucionar las ecuaciones
gobernantes y constitutivas planteadas en el modelo matemático.

Validar el funcionamiento de la herramienta computacional de simulación numérica a partir
de datos de laboratorio y/o simulaciones en simuladores comerciales validados.

1.2. Metodologı́a

Este trabajo se aborda desde un enfoque de modelado fenomenológico [40]. En primera instan-
cia, se plantea un modelo conceptual que describa verbalmente las caracterı́sticas del sistema, sus
componentes, fases y dominios. De igual forma, dicho modelo conceptual contiene los fenómenos
y mecanismos fı́sicos y quı́micos asociados con los procesos que se presente en el medio poroso
en una operación de inyección de espumante disperso en yacimientos naturalmente fracturados.

Posterior a la consolidación del modelo conceptual, se formula el sistema de ecuaciones que re-
lacionan las variables involucradas en las dinámicas de transporte, transferencia y espumamiento
en el sistema naturalmente fracturado. Inicialmente se plantean las ecuaciones de conservación co-
rrespondientes a las propiedades extensivas involucradas; y posteriormente, se proponen las ecua-
ciones constitutivas que representan los mecanismos relacionados en la fenomenologı́a.
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Luego, se propone e implementa una estrategia de solución numérica que permita aproximar la
solución del sistema de ecuaciones en diferencias parciales planteado en la formulación matemáti-
ca. En este paso, se propone la discretización del sistema, la linealización y la solución numérica
de las ecuaciones resultantes mediante métodos numéricos iterativos avanzados. Asimismo, se im-
plementa el algoritmo en la herramienta DFTmp Simulator del Grupo de Investigación Dinámicas
de Flujo y Transporte en medios porosos de la Universidad Nacional de Colombia.

Finalmente, utilizando datos experimentales disponibles en literatura y suministrados por Equión

Energı́a Limited, se validará el modelo propuesto y desarrollado en esta Tesis de Maestrrı́a a partir
de un proceso de ajuste de los parámetros del mismo, en función de las variables operacionales
usadas en los experimentos a escala de núcleo. A partir de estas validaciones, se proponen aplica-
ciones a escala de campo a modelos de yacimiento hipotéticos.

1.3. Estructura de la Tesis

El Capı́tulo 2 muestra los conceptos y antecedentes relacionados con la fı́sica y el modelado del
transporte en yacimientos naturalmente fracturados. Ası́mismo, se hace un acercamiento concep-
tual al modelado de aplicaciones de espumas en procesos de Recobro Mejorado de Petróleo.

El Capı́tulo 3 presenta el modelo matemático que representa la fenomenologı́a relacionada con
la inyección de espumante disperso en gas para yacimientos naturalmente fracturados desde una
óptica de múltiples dominios.

El Capı́tulo 4 contiene el planteamiento del problema y el proceso de implementación en código
del modelo matemático.

El Capı́tulo 5 contiene la validación del modelo de espumamiento a escala de núcleo, el desarrollo
de simulaciones y un análisis de sensibilidad de variables asociadas al yacimiento y a los fluidos
involucrados.

El Capı́tulo 6 presenta las conclusiones y recomendaciones de esta Tesis de Maestrı́a.
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Antecedentes

El desarrollo de un modelo de generación, flujo y destrucción de espumas en yacimientos fractura-
dos mediante la inyección de espumante disperso en gas requiere de la consideración de una serie
de conceptos y de experiencias previas en el modelamiento de la espumación en modelos fractu-
rados. Para abordar conceptualmente los conceptos y antecedentes asociados al objetivo de esta
Tesis de Maestrı́a, se plantean tres secciones. En una primera sección se abordan los conceptos y el
modelado de los yacimientos naturalmente fracturados. Posteriormente, se presenta el concepto de
dispersiones de quı́micos en procesos de inyección de gas. Finalmente, se abordan los conceptos
relacionados con la generación de espumas en yacimientos como alternativas de mejoramiento de
la recuperación de hidrocarburos.

2.1. Yacimientos Naturalmente Fracturados

Un yacimiento naturalmente fracturado hace referencia a un cuerpo de roca del subsuelo, que
almacena hidrocarburos y que contiene fracturas que incrementan su capacidad de flujo [13, 41, 42,
43]. Por otro lado, una fractura se define como una discontinuidad mecánica en las rocas, generada
por procesos posteriores a la formación de la roca bajo un régimen de falla frágil [13]. Existen
diversas maneras de clasificar este tipo de yacimientos; sin embargo, de acuerdo a la interacción
entre la matriz y la fractura, los yacimientos naturalmente fracturados se pueden clasificar en las
siguientes categorı́as [40, 44]:

Rocas fracturadas: son yacimientos del subsuelo que están conformados únicamente por
un dominio de fracturas en el cual se acumulan los fluidos [44]. En este caso, no existe
otro aporte a la capacidad de almacenamiento y de flujo al sistema diferente al que hacen
las fracturas. En este grupo se destacan el campo Amal en Libia, y los campos Edison y
Basement Fields en los Estados Unidos de América [13].

Medios porosos fracturados: a diferencia de las rocas fracturadas, están formados por un
dominio poroso y un dominio de fracturas [44]. Generalmente, las fracturas aportan la capa-
cidad de flujo mientras que el medio poroso aporta la capacidad de almacenamiento. En esta
categorı́a se destacan los campos Agha Jari y Haft Kel en Irán, y los campos Sooner Trend y
Spraberry Trend Area en los Estados Unidos de América [13].
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Las propiedades de flujo de fracturas en los yacimientos naturalmente fracturados afecta su ad-
ministración y monitoreo en actividades como perforación, completamiento, adquisición de datos,
localización de pozos y esquemas de recobro asistido [13]. Por ejemplo, cuando aumenta la aper-
tura de las fracturas, se incrementa su capacidad para permitir el flujo. De igual forma, la altura de
las fracturas incrementa la efectividad del drenaje de los fluidos asistida por gravedad. Ası́mismo,
al incrementar la longitud de las fracturas, se incrementan las permeabilidades efectivas de las fa-
ses en el medio [13].

En el caso particular del diseño de esquemas tradicionales para el recobro asistido, las fracturas en
los medios porosos tienden a canalizar mayores volúmenes de fluido inyectado debido al contraste
en capacidad de flujo entre el medio poroso y la fractura [5, 12, 45]. En consecuencia, la eficiencia
del método de recuperación asistida aplicado se reduce. Dada esta situación, se hace necesario
entender las dinámicas asociadas presenten en este tipo de yacimientos.

Para estudiar el transporte en medios porosos fracturados, es necesario tener en consideración el
concepto de medio poroso y de la definición de las propiedades usadas en la caracterización de su
flujo. Estas propiedades son función de la escala desde la que se abarca el estudio del transporte
en medios porosos.

2.1.1. Escala de Heterogeneidad

El concepto de medio poroso y la consideración de las fracturas son función de la escala en que se
consideran. En este sentido, existen tres niveles de estudio [46]:

Escala Molecular: A este nivel, se busca entender la fundamentación de los mecanismos
de transporte en términos de la estructura molecular y de las fuerzas intermoleculares. Los
estudios a esta escala se fundamentan en consideraciones de la fı́sica teórica y de la fı́sico-
quı́mica.

Escala Microscópica: A este nivel, se estudia el transporte en una sección pequeña del sis-
tema. Para ello, se emplean ecuaciones de cambio que permiten evaluar cómo cambia una
propiedad termodinámica en una región.

Escala Macroscópica: A este nivel, se estudia el transporte considerando propiedades cons-
titutivas del sistema bajo la consideración de medio continuo (sección 2.1.2). Para ello, se
utilizan ecuaciones de balance macroscópicas que permiten describir cambios en propieda-
des termodinámicas en función de fluxes de entrada y salida al sistema.

Para el estudio del transporte en yacimientos, se ha considerado el estudio del medio poroso a
escala macroscópica [40]. Para ello, es necesario introducir una concepción de este concepto desde
la óptica de un medio continuo con propiedades intensivas representativas [40].
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2.1.2. Concepto de Medio Poroso

Un medio poroso es un dominio espacial formado parcialmente por un esqueleto sólido y por es-
pacios vacı́os que está ocupado por uno o más fluidos [40]. El estudio de los medios porosos ha
sido de gran aplicación para la ciencia y para la ingenierı́a; destacándose en la hidrogeologı́a, inge-
nierı́a de yacimientos de hidrocarburos, ingenierı́a quı́mica, ingenierı́a biomédica, entre otras [40].
En estos procesos, se presenta el transporte de una o varias propiedades termodinámicas extensi-
vas (i.e. materia, cantidad de movimiento, energı́a) a lo largo del medio [40]. En el caso particular
de los yacimientos de hidrocarburos, el transporte de propiedades extensivas en el medio está
estrechamente vinculado con los procesos enmarcados en la explotación de los yacimientos de hi-
drocarburos: producción, estimulación, técnicas de recobro, entre otros [47].

El concepto de medio poroso se enmarca dentro de la definición de medio continuo [40]. De acuer-
do con este concepto, las propiedades intrı́nsecas del medio se distribuyen de manera uniforme en
el espacio. Esta definición tiene su incidencia en la escala en que se estudien los diversos fenóme-
nos de transporte. Tomando la proporción en volumen de espacio poroso en el medio, a nivel de
partı́cula se presenta un valor de 1 (partı́cula en espacio poroso) o de 0 (partı́cula en el esque-
leto sólido). Al incrementar el volumen de estudio, dicha proporción muestra variaciones hasta
lograrse un valor independiente del volumen [40]. En la Figura 2-1 se esquematiza la definición
de medio continuo para el caso de un medio poroso. En la imagen se logra apreciar cómo varı́a
la proporción de volumen poroso al aumentar el volumen de estudio, hasta que llega a un valor
determinado. A partir del valor señalado, es posible considerar un medio continuo y asignar pro-
piedades intrı́nsecas puntuales que describen el transporte en el medio poroso [40]. Este valor de
volumen se conoce como Volumen de Elemento Representativo (REV, por sus siglas en inglés). Al
igual que como ocurre con la proporción de espacio poroso en el medio, el concepto de volumen de
elemento representativo tiene aplicación en otras propiedades intrı́nsecas que guardan relación con
el transporte de propiedades extensivas a lo largo del medio, y que son definidas en en la siguiente
sección [40].

2.1.3. Flujo y Transporte en Medios Porosos

El transporte de cualquier propiedad en un medio poroso está fuertemente asociada al flujo de flui-
dos en su interior. Por ello, bajo un enfoque de medio continuo, se define una serie de propiedades
constitutivas que describen el flujo en el medio poroso.
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(a) Representación del volumen de es-
tudio en medio poroso.
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(b) Esquema de proporción de volumen porosos contra volumen de
estudio.

Figura 2-1.: Volumen de Elemento Representativo para un medio poroso.

Porosidad

Es la proporción de volumen de un medio poroso que no está ocupado por partı́culas sólidas y está
disponible para los fluidos [48]. La ecuación 2-1 presenta el concepto de porosidad.

φ =
Vp

Vb
(2-1)

donde:

φ es la porosidad del medio poroso.

Vp es el volumen poroso del medio.

Vb es el volumen total del sistema.

Saturación

Es el volumen que ocupa una fase respecto al volumen poroso. La ecuación 2-2 representa la
definición de esta propiedad [48].

S α =
Vα

Vp
(2-2)

donde:

S α es la saturación de una fase α.
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Vp es el volumen poroso del medio.

Vα es el volumen ocupado por una fase α.

Para cualquier fase en el medio poroso, se cuenta con dos saturaciones especiales:

Saturación irreducible: La saturación irreducible corresponde a la saturación mı́nima que
alcanza la fase en el medio poroso [48]. Esta se da por entrampamiento capilar o por moja-
bilidad de la roca.

Saturación crı́tica: La saturación crı́tica corresponde a la saturación mı́nima que se requiere
para que la fase fluya en el medio poroso [48].

Permeabilidad

Es la medida del medio poroso que indica la capacidad que este tiene para conducir un fluido [48].
Para su estimación, se emplea la ley fenomenológica de Darcy, definida mediante la ecuación 2-3,
que la relaciona con la tasa de flujo y la caı́da de presión.

q =
KA
µ

dP
dl

(2-3)

donde:

q es la tasa de flujo.

K es la permeabilidad absoluta de la roca.

A es el área transversal de flujo.

µ es la viscosidad del fluido.

dP
dl es el gradiente de presión en dirección del flujo.

Existen tres tipos de permeabilidades a tener en cuenta en la caracterización del flujo en un medio
porosos [48]:

Permeabilidad absoluta: es la medida relacionada con la capacidad de flujo de la roca. Su
estimación se realiza bajo flujo monofásico.

Permeabilidad efectiva: en un sistema de flujo en medio poroso que involucre varias fases, la
permeabilidad efectiva es la capacidad de flujo de una fase en presencia de otra(s) [48]. Para su
estimación mediante la ecuación 2-3, se emplean las propiedades de cada fase correspondiente.
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Permeabilidad relativa: esta propiedad describe la capacidad de flujo que esta tiene en un me-
dio poroso en condiciones de flujo multifásico respecto a la condición de flujo monofásico [48]. En
términos matemáticos, la permeabilidad relativa se define como la relación entre la permeabilidad
efectiva de la fase en el sistema bifásico y la permeabilidad absoluta del medio poroso, como se
muestra en la ecuación 2-4 [48].

kr,α(S α) =
ke f f ,α(S α)

K
(2-4)

donde:

kr,α es la permeabilidad relativa de la fase α en el medio poroso.

ke f f ,α es la permeabilidad efectiva de la fase α en el medio poroso.

S α es la saturación de la fase α.

K es la permeabilidad absoluta del medio poroso.

La Figura 2-2 muestra un esquema clásico para una curva de permeabilidad relativa bifásica.

Presión Capilar

Se define como la diferencia entre las presiones de dos fases con una superficie interfacial común
[48]. En un sistema poroso bifásico, corresponde a la diferencia entre la presión de una fase mo-
jante y una fase no mojante [49], como indica la ecuación 2-5.

pc(S w) = Pnw − Pw (2-5)

donde:

pc es la presión capilar del sistema bifásico.

Pnw es la presión de la fase no mojante.

Pw es la presión de la fase mojante.

S w es la saturación de la fase mojante.
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Figura 2-2.: Curvas de permeabilidad relativa en flujo bifásico como función de la saturación de
cada fase coexistente en el medio poroso.

2.1.4. Medios Porosos Fracturados

Una fractura, al definirse como una discontinuidad del material, divide el medio poroso en dos
partes [40, 44]. Esta consideración tiene un efecto directo sobre la suposición del medio continuo
para este tipo de medios porosos dado que, no hay una distribución uniforme del esqueleto sólido
en el volumen para un medio fracturado, como se puede apreciar en la Figura 2-4. En base a lo
anterior, el modelado de medios porosos fracturados se puede clasificar en dos grandes categorı́as
[40, 44]:

Único Dominio: este enfoque considera que, a pesar de no haber una distribución de la
condición porosa en el espacio, se puede considerar como un medio poroso a un volumen
de elemento representativo. A través de este enfoque, no es posible desagregar la fı́sica del
transporte entre el medio poroso y la fractura.

Múltiples Dominios: este enfoque considera que el medio está compuesto por varios medio
superpuestos. Por un lado se encuentra el medio poroso y por otro los diversos sistemas de
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Figura 2-3.: Curva de presión capilar como función de la saturación de la fase mojante.

fracturas. Este enfoque permite desagregar la fı́sica del transporte en el medio poroso y en la
fractura. Para este caso, se tienen múltiples dominios de flujo, como se ilustra en la Figura
2-5, donde se considera la región en que se tiene volúmenes de elemento representativos
comunes para ambos dominios.

Bajo estos enfoques para el estudio del problema del flujo en medios porosos fracturados, se han
desarrollado estudios empleando los siguientes modelos [13]:

Medio Continuo Equivalente: este modelo se basa en la consideración de un único dominio
en el sistema fı́sico. Para dicho fin, el sistema se caracteriza bajo propiedades de flujo y
transporte que toman en cuenta la contribución de la matriz porosa y de la fractura [13].
La principal desventaja de este enfoque es que no permite estimar las interacciones entre el
medio poroso y las fracturas.

Asociación de Fracturas: al igual que bajo los modelos basados en Medio Continuo Equi-
valentes, la asociación de fracturas considera un único sistema fı́sico [34]. Sin embargo, en
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(a) Concepción de medio poroso no frac-
turado a escala del poro.

(b) Concepción de medio poroso fractu-
rado a escala del poro.

Figura 2-4.: Concepción a escala de poro de un medio poroso no fracturado y de un medio
fracturado.

este se desagregan y agrupan las fracturas en bloques, y se le asignan propiedades de flujo y
transporte correspondientes.

Doble Porosidad: este modelo considera dos dominios continuos interconectados: el medio
poroso y el sistema de fracturas [13]. En este modelo, solo se considera el transporte en
las fracturas; mientras que el medio poroso únicamente almacena los fluidos y los transfiere
hacia las fracturas.

Doble Permeabilidad: al igual que los modelos de doble porosidad, los modelos de doble
permeabilidad consideran dos dominios de flujo continuo [13]. Sin embargo, estos modelos
considera transporte tanto en el medio poroso como en la fractura.

Triple Porosidad: estos modelos consideran un tercer dominio interconectado, el cual co-
rresponde a los vúgulos caracterı́sticos en rocas carbonatadas [13]. En estos modelos, no se
considera transporte en el dominio correspondiente a los vúgulos o cavernas.

2.1.5. Flujo y Transporte en Medios Porosos Fracturados

Como se mencionó al inicio de sección 2.1, la presencia de fracturas tiene efectos relevantes en en
transporte en medios porosos. Gran parte de estos efectos se relacionan con cambios en las dinámi-
cas del flujo de fluidos en el sistema. Uno de los aspectos más importantes y discutidos respecto al
flujo en medios porosos está relacionado con la interacción matriz-fractura. Frente a esto, existen
dos mecanismos principales: imbibición capilar y drenaje por gravedad [13].
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Figura 2-5.: Esquema del concepto de Volumen de Elemento Representativo para un sistema de
múltiples dominios.

Imbibición capilar: este mecanismo se presenta cuando se tiene una fase mojante en las
fracturas y una fase no mojante en el medio poroso. Por imbibición espontánea, la fase
mojante ingresa a la matriz siguiendo fuerzas capilares y la fase no mojante ingresa a la
fractura [13].

Drenaje de gravedad por gas: este mecanismo se presenta cuando se tiene gas como fase no
mojante en las fracturas y se transfiere a la matriz por acción de gravedad, haciendo que el
fluido mojante ingrese a la fractura [13].

Los anteriores mecanismos tienen repercusiones importantes en la caracterización de las propie-
dades de flujo en las fracturas [13]. Por un lado, diversos estudios a escala de laboratorio muestran
que las saturaciones irreducibles en fracturas de las fases son nulas y que curvas de permeabilidad
relativa asociadas tienen un comportamiento recto. [13]. Por otro lado, la presión capilar en las
fracturas se puede considerar nula puesto que tienen una apertura que es superior a los diámetros
tı́picos de garganta del medio poroso [13].

2.2. Inyección de Quı́micos Dispersos

Como segunda parte del marco preliminar, se abordarán los conceptos relacionados con la inyec-
ción de quı́micos dispersos en gas. Esta técnica ha sido empleada por la empresa Equión Energı́a en
operaciones de estimulación de pozos [50, 51] y de recobro mejorado [32, 33, 52, 53]. Asimismo,
la Universidad Nacional de Colombia, especı́ficamente el Grupo de Investigación en Dinámicas
de Flujo y Transporte en medios porosos, ha aunado esfuerzos en mejorar el entendimiento de
los fenómenos fı́sicos relacionados en este tipo de operaciones y en su modelado fenomenológico
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[33, 52, 53, 34, 54].

Para ambos casos, esta técnica tiene dos ventajas principales. Por un lado, el requerimiento en área
y en equipos de superficie es menor que respecto a una inyección alternada de volúmenes de gas
y solución lı́quida del agente quı́mico. Por otro lado, los volúmenes de quı́mico requeridos son
menores para lograr mayores profundidades de invasión a las formaciones debido a la efectividad
del acarreo y a la reducción de las pérdidas por retención en el medio poroso [50, 51].

A continuación se presenta la descripción de la operación y la caracterización de la fenomenologı́a
asociada.

2.2.1. Descripción de la Operación

La inyección de quı́micos bajo esta técnica se realiza a partir de la dispersión de una solución
lı́quida en la corriente de gas que ingresa al yacimiento. Para este fin, se utiliza un equipo esque-
matizado en la Figura 2-6, el cual consta de una boquilla que añade el quı́mico en forma de gotas
a corriente gaseosa para formar una niebla [32, 33].

Figura 2-6.: Representación del equipo en superficie para inyección de quı́micos dispersos en gas.

De acuerdo con Valencia [31], cuando la corriente gaseosa ingresa al yacimiento, se presentan
varias de dinámicas de transferencia entre fases que permiten que el quı́mico cumpla su función
dentro del medio poroso. En la subsección 2.2.2 se presentan los fenómenos de transferencia que
se consideran en el modelado de la inyección de quı́micos dispersos en gas.
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2.2.2. Fenomenologı́a

Los fenómenos de transferencia entre fases que se pueden categorizar en tres mecanismos princi-
pales: interceptación, partición y sorción [31, 33, 30]. A continuación se definen conceptualmente
dichos mecanismos.

Interceptación

Al inyectar una solución de agente quı́mico dispersa en la fase gaseosa, las gotas colisionan y
se transfieren a la fase acuosa u oleica de acuerdo a la naturaleza de la solución dispersada [31].
Mediante este mecanismo, las gotas alcanzan la interfase entre las fases gaseosa y lı́quida, y se
incorporan en esta última; como se puede apreciar en la Figura 2-7.

Figura 2-7.: Interceptación de un componente disperso (amarillo) en la fase gaseosa (rojo) hacia
una fase lı́quida (azul).

Partición

Existen quı́micos de naturaleza anfifı́licas que pueden ser usados en operaciones de inyección
dispersa. Por tal motivo, se presenta una transferencia entre las fase lı́quidas, como se muestra en
la Figura 2-8, hasta lograr una concentración de equilibrio en la fase de destino [31, 55].

Sorción

Los fenómenos de sorción corresponden a la transferencia de quı́mico entre la fase lı́quida y la
roca. Cuando la transferencia se presenta desde la fase lı́quida hacia la roca, se hace referencia
a la adsorción. Mientras tanto, cuando ocurre en sentido contrario, se presenta el mecanismo de
desorción [55]. La Figura 2-9 muestra gráficamente ambos fenómenos.
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Figura 2-8.: Partición de un componente disuelto (amarillo) entre dos fases lı́quidas (verde y azul).

Figura 2-9.: Sorción de un componente disuelto (amarillo) en una fase lı́quida (azul) hacia la roca
y visceversa.

2.3. Espumas

Finalmente, dentro de este marco preliminar, se abordará la aplicación de las espumas en opera-
ciones de recobro mejorado. Las espumas se define como un sistema coloidal conformado por una
fase gaseosa dispersa separada por pelı́culas lı́quidas conocidas como lamelas [1]. Esta caracterı́sti-
ca condiciona que las espumas exhiban una serie de cualidades especiales que son empleadas en
diversas aplicaciones de la ciencia y de la ingenierı́a: alta área superficial especı́fica, baja velocidad
de desplizamiento entre fases, gran relación de expansión y un esfuerzo de cedencia finito. [1].

En Recobro Mejorado de hidrocarburos, las espumas son ampliamente utilizadas como un agente
de mejoramiento de la eficiencia de barrido en yacimientos sometidos a procesos de inyección de
gas debido a las propiedades que exhiben [5].
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2.3.1. Generalidades de las Espumas

Las espumas, al ser un sistema coloidal complejo, presentan propiedades particulares que definirán
su desempeño en las diversas aplicaciones. A su vez, estas propiedades dependen de su morfologı́a.

Propiedades de las espumas

Como se enunció al inicio de esta sección, una de las ventajas de las espumas es su comportamiento
no newtoniano. Dos conceptos importantes que definen la reologı́a de las espumas son la calidad
y la textura.

Calidad de la espuma La calidad de la espuma es la fracción del volumen de la espuma que
corresponde al gas . Este parámetro define si una espuma se puede considerar como seca o húmeda.
Convencionalmente, una espuma es seca si su calidad es superior a 0.8.

Textura de la espuma La textura de la espuma hace referencia a la cantidad de lamelas que
hay en una unidad de volumen de la espuma. A mayor textura, la espuma adquiere una mayor
resistencia al flujo, es decir, disminuye su movilidad.

Morfologı́a de las espumas

La morfologı́a de las espumas depende de su clasificación de acuerdo a la calidad. Para espumas
húmedas, las burbujas de gas tienen forma redonda; mientras que las espumas secas tienen forma
poliédrica. En ambos casos, la morfologı́a de las espumas se fundamenta en las cuatro reglas de
Plateau [56]:

Las lamelas están formadas por superficies continuas no rugosas.

La curvatura media de una porción de lamela es siempre constante en cualquier punto de la
misma porción.

Tres lamelas se intersectan a lo largo de una lı́nea formando un ángulo de 120o. Esa lı́nea se
conoce como frontera de Plateau o triángulo de Gibbs.

Cuatro fronteras de Plateau se intersectan en un punto y forman un ángulo de 109o28′.

En la Figura 2-10 se presentan gráficamente las definiciones asociadas a la forma que adquieren
los sistemas de espumas.
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Figura 2-10.: Esquema de la morfologı́a de las espumas. Tomado de [1].

2.3.2. Generación y Coalescencia de Espumas en Medios Porosos
Fracturados

Las espumas son sistemas termodinámicamente no estables [1]. Por dicho motivo, su generación
es función de ciertas condiciones que favorecen la estabilidad de las lamelas. Cuando estas con-
diciones no son favorables, la lamela se destruye [15, 30]. Adicionalmente, presencia del agente
espumante en la fase lı́quida genera una separación repulsiva que mejora la estabilidad de las lame-
las [15]. En función de esto, se definen los mecanismos de generación y coalescencia de espumas
tanto en medios porosos como en sus discontinuidades.

Generación de espumas en medios porosos

Existen diversos mecanismos fı́sicos, quı́micos y bioquı́micos que están relacionados con la gene-
ración de espumas. Sin embargo, para medios porosos se asocian principalmente tres mecanismos
con la formación de lamelas: snap-off, división de lamelas y leave-behind [15]. Estos tres meca-
nismos se presentan a escala de poro y responden a fı́sica del no-equilibrio.

Snap-off El mecanismo de snap-off es el primero que se presenta en la generación de espumas
mediante el contacto de una solución de espumante con una corriente gaseosa. En este mecanismo,
las burbujas de gas son estranguladas al paso del gas por una garganta de poro inicialmente saturada
por lı́quido, formando una lamela. De acuerdo a Kovscek [15], las velocidades intersticiales de las
fases involucradas en la garganta de poro gobiernan la generación de espumas por snap-off. La
Figura 2-11 presenta una representación gráfica de esta dinámica de generación de lamelas a nivel
de garganta de poro.

División de lamelas La división de lamelas se presenta debido a las bifurcaciones del medio
poroso y es considerado como el principal mecanismo para el ”fortalecimiento”de las espumas
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Figura 2-11.: Representación del mecanismo snap-off para la generación de espumas en medios
porosos. En azul: lı́quido. En rojo: gas.

[31]. Mediante este, al presentarse ramificiones de flujo, la lamela se divide en dos [15]. La Figura
2-12 presentan una esquematización del mecanismo de división de lamelas.

Figura 2-12.: Representación del mecanismo de división de lamelas para la generación de espu-
mas en medios porosos. En azul: lı́quido. En rojo: gas.

Leave-behind El mecanismo de leave-behind se presenta cuando dos frentes locales de flujo
de gas invaden simultáneamente dos poros adyacentes [12]. En ese proceso, se genera una lame-
la en la garganta entre los dos poros. Las espumas generadas por ese mecanismo se consideran
”débiles”[31].

Generación de espumas en fracturas

Como se mencionó en los mecanismos de generación de espumas en medios porosos, la morfo-
logı́a juega un papel sumamente importante en la generación de las espumas. Al ser las fracturas
discontinuidades de los medios porosos, estas dinámicas de generación de espumas difieren. Sin
embargo, de acuerdo a estudios experimentales a escala de núcleo y de poro, se ha encontrado que
el mecanismo de snap-off permite la formación de lamelas en las fracturas debido a los cambios
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locales de apertura asociados a la rugosidad. La Figura 2-13 presenta un esquema del proceso de
formación de lamelas en la fractura mediante este mecanismo.

Figura 2-13.: Representación del mecanismo snap-off para la generación de espumas en medios
porosos. En azul: lı́quido. En rojo: gas.

Coalescencia de espumas en medios porosos y en fracturas

Similar a como ocurre con la generación, la coalescencia de espumas se presenta como conse-
cuencia de diversos mecanismos a escala de poro, destacándose la succión capilar y la difusión de
gas.

Succión capilar De acuerdo a [15], existe un valor de presión capilar lı́mite de estabilidad de
la lamela. Por encima de ese valor, la pelı́cula de lı́quido se destruye. El incremento en la presión
capilar se presenta por el flujo de la espuma en el medio poroso, en el cual se presentan variaciones
en el espesor de la lamela.

Difusión de gas La succión capilar es un mecanismo que se presenta principalmente en espu-
mas atrapadas. En este, el gas contenido en una burbuja se transfiere a otra gracias a un gradiente
de potencial quı́mico a través de una lamela común [15].

2.3.3. Técnicas para la Generación de Espumas en Yacimientos

A nivel de campo, existen diversas metodologı́as empleadas para el espumamiento in-situ en las
cuales se inyecta una solución de espumante y una cantidad de gas. Las principales técnicas utili-
zadas para dicho fin son: la inyección alternada de espumante y gas, la co-inyección de espumante
y gas, inyección de espumante disuelto en CO2 supercrı́tico y la inyección de espumante disperso
en gas.
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Inyección alternada de espumante y gas

La inyección alternada de espumante y gas, conocida domo SAG por sus siglas en inglés, consta
de la inyección de un volumen de solución de espumante al yacimiento seguida de la inyección de
una corriente de gas [12]. En la interacción de ambas fases en el medio se presentan las dinámicas
de generación y coalescencia de espumas en medios porosos.

Co-inyección de espumante y gas

La co-inyección de espumante y gas consiste en la inyección simultánea de la solución de es-
pumante y de la corriente de gas en la misma formación geológica o en diferentes formaciones
conectadas entre sı́ [12]. De igual manera, al haber contacto entre ambas fases en el medio poroso,
se da lugar a las dinámicas de generación y coalescencia de espumas.

Inyección de espumante disuelto en CO2 supercrı́tico

La inyección de espumante disperso en CO2 supercrı́tico como alternativa de espumamiento in-situ
fue desarrollada en la Universidad de Texas en Austin. En esta técnica, el espumante es disuelto en
dióxido de carbono a condiciones supercrı́ticas [28, 29]. Cuando el fluido ingresa al yacimiento,
se presenta un cambio de fase debido a las condiciones de presión y temperatura del yacimiento,
haciendo que el espumante intercepte la fase acuosa, y se presenten las dinámicas de espumamiento
descritas en la subsección 2.3.2. [28].

Inyección de espumante disperso en gas

La inyección de espumante disperso en gas consiste en la adición de gotas dispersas de solución
espumante en la corriente de gas que ingresa al yacimiento. Las gotas de la solución ingresan al
medio e interceptan las fases lı́quidas que se encuentran en el yacimiento. De esta forma, y junto
con las dinámicas asociadas a la generación y coalescencia de espumas, se presenta el espuma-
miento. Esta técnica, desarrollada recientemente en los trabajos de Ocampo [30] y de Valencia
[31], muestra ventajas técnicas, operativas y económicas en relación con su aplicación respecto
a técnicas tradicionales como la inyección alternada o la co-inyección [33]. En el capı́tulo 3 se
desarrolla con mayor nivel de detalle la fenomenologı́a involucrada en la generación de espumas a
través de esta técnica.

2.3.4. Modelado de la Generación y Coalescencia de Espumas en
Yacimientos

El modelado de la generación y coalescencia de espumas en medios porosos ha contado con dife-
rentes enfoques. Kovscek [57] propone la siguientes condiciones para los modelos que representen
el espumamiento en medios porosos: reducción de la movilidad del gas en presencia de espumas,
flujo de la espuma no newtoniano, variabilidad de las propiedades de la espuma como función
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Figura 2-14.: Enfoques en el modelado de espumamiento en medios porosos. Adaptado de [2].

de la concentración de espumante, representación adecuada del transporte y transferencias del es-
pumante y un enfoque predictivo. Todos los modelos revisados, acoplados tanto en simuladores
comerciales como en herramientas académicas, consideran a la espuma como parte de la fase gas
[12, 2], la movilidad de las fases lı́quidas no se ve afectada por el espumamiento, y que la movili-
dad de la fase gaseosa es función de la textura de la espuma [12, 58, 59].

La Figura 2-14 presenta las tres categorı́as en que se pueden clasificar los modelos considerados
para el transporte de espumas en medios porosos.

Modelos empı́ricos

Los modelos empı́ricos son aquellos que no cuentan con una relación explı́cita entre la movilidad
de la fase gas y la textura de la espuma [2, 12]. Para este caso, se presentan ecuaciones que permiten
estimar la movilidad de la fase gas como función de parámetros de ajuste, gradientes de presión,
concentraciones de espumante en fase acuosa, presiones capilares, entre otros [27, 12]. Debido al
bajo costo computacional requerido, son utilizados en los simuladores comerciales [12].

Modelos semiempı́ricos

Los modelos semiempı́ricos son aquellos que cuentan con una relación explı́cita entre la movilidad
de la fase gaseosa y la textura de la espuma [27, 12, 2]. Sin embargo, a diferencia de los modelos
mecanı́sticos, la textura de la espuma se estima mediante correlaciones empı́ricas. El planteamiento
de estos modelos se basa en la consideración de la teorı́a de flujo fraccional para sistemas bifásicos
[60, 61, 62]. Dicha teorı́a asume la no compresibilidad de las fases coexistentes en el medio poroso,
por lo cual no son convenientes para sistemas con compresibilidad considerable. Asimismo, úni-
camente permiten modelar bajo una condición de equilibrio entre la generación y la coalescencia
de espumas; imposibilitando considerar condiciones altamente dinámicas.
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Modelos mecanı́sticos

Al igual que los métodos semiempı́ricos, la movilidad de la fase gaseosa está relacionada explı́ci-
tamente con la textura de la espuma [63, 12, 64]. Sin embargo, la estimación de la textura se realiza
considerando las dinámicas de generación y coalescencia de las espumas en medios porosos [64].
Dentro de esta categorı́a se destacan los modelos basados en el balance de población de lamelas
[64, 23]. Estos relacionan la textura de la espuma con el flujo y con las dinámicas de generación
y coalescencia en el medio poroso a través de un balance de cantidad de lamelas en la fase gaseosa.

Respecto a las aproximaciones empı́ricas y semiempı́ricas, los modelos mecanı́sticos tienen una
base fı́sica más fuerte, lo cual permite una mejor representación de la fenomenologı́a relacionada
con la generación, transporte y coalescencia de espumas en el medio porosos. Sin embargo, una
clara desventaja de estos modelos es el alto consumo computacional que se requiere para llevar a
cabo una simulación [12].

Como se mencionó en el Capı́tulo 1, una de las limitantes que se tiene para el modelado de procesos
de inyección de espumante disperso en gas es la falta de un banco de pruebas experimentales robus-
to apto para un planteamiento de carácter empı́rico. Adicionalmente, de acuerdo a las conclusiones
obtenidas por Ocampo [30] y Valencia [31] en sus respectivas Tesis de Maestrı́a, la generación de
espumas mediante inyección dispersa es altamente dinámica. Esto último hace que no sea factible
aplicar las consideraciones de flujo fraccional caracterı́sticas de los modelos semiempı́ricos [2].
De esta forma, para el desarrollo de esta Tesis de Maestrı́a se realiza el modelado propuesto desde
un enfoque mecanı́stico que fidelice con los fenómenos fı́sicos involucrados en el proceso. En el
Capı́tulo 3 se presenta la propuesta de modelo en que se enmarca el desarrollo del trabajo.



3. Modelo de Espumas en Yacimientos
Fracturados

El modelamiento de la generación, flujo y destrucción de espumas en medios porosos requiere
de la consideración de una serie de mecanismos asociados al transporte de los componentes del
sistema, a la transferencia de estos entre las fases, y a la generación y coalescencia de lamelas en
el medio poroso. En este capı́tulo se presenta la deducción y el desarrollo del modelo propuesto en
esta Tesis de Maestrı́a.

3.1. Volumen de Control

El sistema fı́sico a considerar corresponde a un medio poroso con discontinuidades. Para su mode-
lado, se considerará un conjunto finito de dominios de flujo conectados entre sı́. De estos dominios,
el primer dominio corresponde al medio poroso, mientras que los demás correspondrán a los dife-
rentes sistemas de fracturas. Un caso particular de modelos de múltiples dominios corresponde al
llamado modelo de doble permeabilidad (ver Figura 3-1), el cual consta de un dominio poroso y
un dominio de fracturas.

El estudio para el problema del transporte, transferencias y espumamiento se propone desde un
marco de referencia Euleriano [65, 66, 67]. Esta descripción considera el movimiento de las
partı́culas de fluido por un volumen de control Ω del sistema. En dicho elemento de volumen
se tienen nd dominios continuos conectados entre sı́. El volumen de control se encuentra en el
rango de representatividad de las propiedades intensivas a estudiar en el transporte para todos los
dominios (ver Figura 2-5).

3.2. Ecuaciones de Conservación

El espacio disponible para el flujo, tanto en el medio poroso como en las fracturas, se encuentra
saturado por hidrocarburos distribuidos entre una fase oleica y una fase gaseosa; ası́ como por agua
que conforma una fase acuosa. Adicionalmente, se cuenta con un esqueleto sólido que corresponde
a una fase no fluida.
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Figura 3-1.: Esquema de desagregación de un medio poroso conectado en dos dominios.

En el proceso de inyección de espumante disperso en gas se realiza la dispersión de una solución
acuosa de agente activo en gas. Por ende, el agua también puede estar presente dispersa en el gas.
Por otro lado, el agente espumante puede estar en la fase gaseosa disperso, disuelto en las fases
oleica y acuosa, o adsorbido a la roca. La Tabla 3-1 muestra en resumen la composición de las
fases en el medio poroso.

Tabla 3-1.: Componentes presentes en cada una de las fases.
Oleica (O) Gaseosa (G) Acuosa (W) Roca (R)

Hidrocarburo (h) X X
Agua (w) X X

Espumante (s) X X X X
Lamela (f) X

En este esquema, el transporte de cualquier propiedad E en los dominios del medio porosos se
estudia a partir de ecuaciones de conservación a la macroescala o a niveles superiores en la escala
de heterogeneidad [40]. Para cada componente i con presencia en cada fase p dentro de cada
dominio d se plantea una ecuación de conservación de la propiedad extensiva correspondiente,
como se muestra en la ecuación 3-1 [40].

∂

∂t

(
ei

p,d

)
+
−→
5 ·
−→
JEi

p,d + q̃Ei
p,d +

nd∑
d′=1

ėi
p,d→d′ +

np∑
p′=1

ėi
p→p′ ,d − ėi

p,d,gen = 0 (3-1)
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donde:

ei
p,d corresponde a la propiedad extensiva E para el componente i en la fase p dentro del

dominio d por unidad de volumen de control.
−→
JEi

p,d es el flux de la propiedad E para el componente i en la fase p dentro del dominio d.

q̃Ei
p,d corresponde al término de fuentes y sumideros de la propiedad E del componente i en

la fase p dentro del dominio d por unidad de volumen de control.

ėi
p,d→d′

es la tasa de transferencia de la propiedad E del componente i en la fase p que sale
del dominio d hacia otro dominio d′ por unidad de volumen de control.

ėi
p→p′ ,d

es la tasa transferencia por unidad de volumen de control de la propiedad E del
componente i que sale de la fase p hacia otra fase p′ en un dominio d.

ėi
p,d,gen es la tasa neta de generación por unidad de volumen de control correspondiente a la

propiedad E del componente i en la fase p dentro del dominio d.

En base a la ecuación 3-1, se plantearán las ecuaciones de conservación para cada una de las pro-
piedades involucradas en el transporte de propiedades. En el modelo planteado, se considera que
los fluidos se inyectan a una temperatura igual a la del sistema en yacimiento. Por lo tanto, existe
un equilibrio térmico global en el yacimiento. En consecuencia, no es requerida la aplicación de
una ecuación conservativa para la energı́a. Entretanto, para modelar el transporte de la materia, se
plantea su conservación para los componentes considerados en el sistema por cada volumen de
control.

3.2.1. Ecuaciones Conservativas para Componentes Hidrocarburos

Para los componentes hidrocarburos, cuya presencia se limita a las fases oleica (O) y gaseosa
(G), se plantea la conservación en términos de cantidad de sustancia (moles). Adicionalmente, se
considera que la transferencia de estos componentes entre ambas fases es instantánea, alcanzando
el equilibrio a tiempos menores que los usados en la simulación [31]. Por otro lado, en el desarrollo
de los procesos de inyección dispersa no se presenta generación ni consumo del componente por
reacciones. Tomando en cuenta lo anteriormente señalado, se plantea la ecuación 3-2. Esta relación
corresponde a la sumatoria de las ecuaciones de conservación de cantidad de sustancia para todas
las fases.

∂

∂t

(
N i

d

)
+
−→
5 ·

np∑
p=1

−→
J i

p,d +

np∑
p=1

q̃i
p,d +

nd∑
d′=1

np∑
p=1

Ṅ i
p,d→d′ = 0 (3-2)

donde:
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N i
d es la cantidad de sustancia por volumen de control de i en todas las fases del dominio d.

−→
J i

p,d es el flux de cantidad de sustancia del componente i en la fase p en el dominio d.

q̃i
p,d es la tasa de cantidad de sustancia por unidad de volumen de control correspondiente a la

producción hacia los exteriores del sistema del componente i en la fase p dentro del dominio
d.

Ṅ i
p,d→d′

es la cantidad de sustancia transferida entre la fase p del dominio d′ a la fase p del
dominio d.

En la Tabla 3-2 se discriminan los términos apreciables en la ecuación 3-2. Estos corresponden al
término de acumulación, término de transporte, término de fuentes y sumideros, y al término de
transferencia entre dominios.

Tabla 3-2.: Términos de la ecuación conservativa para un componente i con transferencias en
equilibrio.

Término Expresión

Acumulación
∂

∂t

(
N i

d

)
Transporte −→

5 ·

np∑
p=1

−→
J i

p,d

Fuentes y sumideros
np∑

p=1

q̃i
p,d

Transferencia desde dominios
nd∑

d′=1

np∑
p=1

Ṅ i
p,d→d′

3.2.2. Ecuaciones Conservativas para los Componentes Agua y
Espumante

Al igual que para los componentes hidrocarburos, las ecuaciones de conservación de los com-
ponentes agua y espumante se plantean en términos de cantidad de sustancia. Sin embargo, el
equilibrio de concentraciones de estos componentes no se consideran instantáneos dado que los
tiempos requeridos para ello son superiores a los de simulación. Finalmente, en el modelo plantea-
do no se presenta su generación o consumo mediante reacciones. Tomando lo anterior, se plantea
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la conservación de cantidad de sustancia para estos componentes mediante la ecuación 3-3.

∂

∂t

(
N i

p,d

)
+
−→
5 ·
−→
J i

p,d + q̃i
p,d +

nd∑
d′=1

Ṅ i
p,d→d′ +

np∑
p′=1

Ṅ i
p→p′ ,d = 0 (3-3)

donde:

N i
p,d es la cantidad de sustancia del componente i en le fase p dentro del dominio d por

unidad de volumen de control.
−→
J i

p,d es el flux molar del componente i en la fase p en el dominio d.

q̃i
p,d es la tasa molar por unidad de volumen de control correspondiente a la producción hacia

los exteriores del sistema del componente i en la fase p dentro del dominio d.

Ṅ i
p,d→d′

es la cantidad de sustancia transferida entre la fase p del dominio d′ a la fase p del
dominio d.

Ṅ i
p→p′ ,d

es la cantidad de sustancia transferida entre la fase p del dominio d a la fase p del
dominio d.

En la Tabla 3-3 se discriminan los términos apreciables en la ecuación 3-3. Estos corresponden al
término de acumulación, término de transporte, término de fuentes y sumideros, y al término de
transferencia entre dominios.

Tabla 3-3.: Términos de la ecuación conservativa para un componente i en la fase p con transfe-
rencias en no equilibrio.

Término Expresión

Acumulación
∂

∂t

(
N i

p,d

)
Transporte −→

5 ·
−→
J i

p,d

Fuentes y sumideros q̃i
p,d

Transferencia desde dominios
nd∑

d′=1

Ṅ i
p,d→d′

Transferencia desde fases
np∑

p′=1

Ṅ i
p→p′ ,d
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3.2.3. Ecuación Conservativa para el Componente Lamela

A diferencia de los demás componentes, para el componente lamela se plantea la ecuación de
conservación en función de la cantidad de componente en el volumen de control. Este plantea-
miento equivale al modelo de balance de población propuesto para la textura de las lamelas en la
fase gaseosa [63, 64]. En éste, se considera un término asociado a las dinámicas de generación y
coalescencia de lamelas. En este sentido, se plantea su conservación en la fase gaseosa mediante
la ecuación 3-4.

∂

∂t

(
N f

G,d

)
+
−→
5 ·
−→
J f

G,d + q̃ f
G,d +

nd∑
d′=1

Ṅ f
G,d→d′

− Ṅ f
G,d,gen = 0 (3-4)

donde:

N f
g,d es la cantidad de lamelas en la fase gaseosa del dominio d por unidad de volumen de

control.

−→
J f

g,d es el flux de cantidad de lamelas en la fase gaseosa del domino d.

q̃ f
g,d es el término de producción de lamelas en la fase gaseosa dentro del dominio d por

unidad de volumen de control.

Ṅ f
g,d→d′

corresponde a la cantidad de lamelas que se transfieren desde el dominio d
′

hacia el
dominio d por unidad de volumen de control.

En la Tabla 3-4 se discriminan los términos apreciables en la ecuación 3-4. Estos corresponden al
término de acumulación, término de transporte, término de fuentes y sumideros, y al término de
transferencia entre dominios.

3.2.4. Ecuación Conservativa General para el Volumen

Como parte del modelo, es necesario plantear la conservación del volumen poroso correspondiente
al dominio. En este sentido, el volumen ocupado por todas las fases fluidas debe equivaler a la
porosidad de la roca, como se muestra en la ecuación 3-5.

np f∑
p=1

 1
ρp,d

nc∑
i=1

N i
p,d

 − φd = 0 (3-5)

donde:

ρp,d es la densidad molar de la fase p en el dominio d.
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Tabla 3-4.: Términos de la ecuación conservativa para el componente lamela en la fase gaseosa.
Término Expresión

Acumulación
∂

∂t

(
N f

G,d

)
Transporte −→

5 ·
−→
J f

G,d

Fuentes y sumideros q̃ f
G,d

Transferencia desde dominios
nd∑

d′=1

Ṅ i
G,d→d′

Generación Neta Ṅ f
G,gen

N i
p,d es la cantidad de sustancia del componente i por volumen de control contenidos dentro

de la fase p en el dominio d.

φd es la porosidad de la roca en el dominio d.

np f es el número de fases fluidas del sistema.

3.3. Ecuaciones Constitutivas

Los fenómenos involucrados en la generación, flujo y destrucción de espumas en medios porosos
en procesos de desplazamiento de fluidos se pueden apreciar en la Figura 3-2. Estos se clasifican
en: fenómenos de transporte, fenómenos de transferencia y fenómenos de espumamiento.

Las ecuaciones constitutivas corresponden a las relaciones entre variables fı́sicas que aparecen en
las ecuaciones de conservación y otras variables fı́sicas predecibles. Estas ecuaciones representan
los mecanismos asociados a los fenómenos

3.3.1. Transporte

Los fenómenos de transporte son procesos irreversibles en los que se presenta el intercambio de
propiedades termodinámicas extensivas en un mismo sistema. Para cualquier propiedad termo-
dinámica se pueden presentar dos mecanismos de transporte a escala macroscópica: advectivo y
difusivo.
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Figura 3-2.: Fenómenos y mecanismos de transporte, transferencia y espumamiento.

Transporte advectivo: Este mecanismo se asocia con el transporte generado por el movi-
miento de los componentes en el medio.

Transporte difusivo: Este mecanismo se asocia con el transporte generado por gradientes de
la propiedad termodinámica intensiva correspondiente en el medio.

En el caso especı́fico del transporte de cantidad de sustancia, el mecanismo difusivo será despre-
ciado debido a altos números adimensionales de Péclet asociados a los tamaños de garganta poral
en yacimientos convencionales [68, 69]. Por lo tanto, se considerará únicamente el mecanismo
advectivo para el transporte de cantidad de sustancia.

Para un componente presente en una fase dentro de un dominio, el flux advectivo de la cantidad de
sustancia corresponde al producto de la proporción molar del componente en la fase por la cantidad
de movimiento (momentum) lineal asociada a una mol de la fase, lo cual se expresa en la ecuación
3-6.

−→
J i

p,d = xi
p,dρp,d

−→u p,d (3-6)

donde:

xi
p,d es la concentración molar del componente i en la fase p dentro del dominio d.

ρp,d es la densidad molar de la fase p del dominio d.
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−→u p,d es la velocidad de flujo de la fase p dentro del dominio d.

De forma análoga, el flux advectivo del transporte de la cantidad de lamelas se estima como pro-
ducto de la velocidad de la fase gaseosa y la textura de la espuma, que, como se mencionó en la
subsección 2.3.1, corresponde a la cantidad de lamelas por unidad de volumen de la espuma. Bajo
esta lógica, la ecuación 3-7 representa el flux advectivo asociado a la cantidad de lamelas.

−→
J f

G,d = n f
G,d
−→u G,d (3-7)

donde:

n f
G,d es la cantidad de lamelas por volumen de fase gaseosa en el volumen de control (textura

de la espuma).

Para modelar la velocidad de flujo de cada fase, se emplea la ley fenomenológica de Darcy, la cual
relaciona la velocidad de flujo de una fase con gradientes de potencial de flujo, como se expresa
en la ecuación 3-8.

−→u p,d = −K
krp,d

µp,d

−→
5Φp,d (3-8)

donde:

−→u p,d es la velocidad de flujo de la fase p en el dominio d del volumen de control.

Kd es el tensor de permeabilidad absoluta en el dominio d del volumen de control.

krp,d es la permeabilidad relativa de la fase p en el dominio d dentro del volumen de control.

µp,d es la viscosidad de la fase p en el dominio d del volumen de control.

Φp,d es el potencial de flujo de la fase p en el dominio d del volumen de control.

Finalmente, el gradiente de potencial de flujo de una fase p en el dominio d se define mediante la
ecuación 3-9.

−→
∇Φp,d =

−→
∇Pp,d − γp,dn̂g (3-9)

donde:

Φp,d es el potencial de flujo de la fase p en el dominio d del volumen de control.

Pp,d es la presión de la fase p en el dominio d.
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γp,d es el peso de una unidad de volumen de la fase p en el dominio d.

n̂g es el vector unitatio en dirección de la aceleración de gravedad.

3.3.2. Transferencia

Los fenómenos de transferencia son procesos en los cuales se transfiere una propiedad entre dife-
rentes sistemas. Para el modelo propuesto, la transferencia de cantidad de sustancia se considera
entre fases de un dominio y entre los dominios.

Transferencia de componentes entre fases

En el caso del modelo, corresponden a los mecanismos en que se transfieren las propiedades entre
las fases. De igual manera, al haber equilibrio térmico global, no hay transferencia de calor entre
las fases coexistentes. Mientras tanto, la transferencia de masa y de cantidad de componente se
presenta entre las fases, de acuerdo con el esquema presentado en la Figura 3-3.

OG

W

R

Ṅ
s

O←G

Ṅ
i

O←G

Ṅ
s

R←O

Ṅ
s

R←W

Ṅ
s

O←W

Ṅ
w

W←G

Ṅ
s

W←G

Figura 3-3.: Esquema con términos de transferencia entre las fases fluyentes en yacimiento.

Transferencia de componentes hidrocarburos en equilibrio: Para el modelo propuesto se
consideran dos componentes hidrocarburos que corresponden a las fases obtenidas en superficie
tras la producción: petróleo “muerto”(o) y gas (g). Ambos componentes componen las fases oleica
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(O) y gaseosa (G) y se transfieren en equilibrio entre ellas [70].

Para modelar las transferencias de los componentes entre las fases, se emplean relaciones de equi-
librio dependientes del estado termodinámico, definidas mediante la ecuación 3-10.

Ki =
yi

xi (3-10)

donde:

Ki es la relación de equilibrio para un componente hidrocarburo i a condiciones del estado
termodinámico.

yi es la fracción molar del componente i en la fase gaseosa.

xi es la fracción molar del componente i en la fase oleica.

Para los componentes hidrocarburos, se definen las relaciones de equilibrio mediante las ecuacio-
nes 3-11 y 3-12 [70, 47].

Kg =
1 + rs

rs (1 + rv)
(3-11)

Ko =
rv (1 + rs)

1 + rv
(3-12)

donde:

rs es la relación de moles de componente gas en la fase oleica.

rv es la relación de moles de componente aceite en la fase gaseosa.

Entretanto, las relaciones molares del componente gas en la fase oleica y del componente aceite
en la fase gaseosa se generan a partir de una tabla PVT clásica de un modelo Black Oil extendido
para cada una de las presiones [70, 47].

Transferencia de componentes agua y espumante por interceptación: La formulación
de la cinética de transferencia por interceptación desde la fase gaseosa hasta las fases lı́quidas se
propone de forma análoga a la captación de gotas desde la niebla por parte de la flora, a través
de una cinética de orden cero [31]. El modelo propuesto para la interceptación del agua y del



38 3 Modelo de Espumas en Yacimientos Fracturados

espumante, presentado mediante las ecuaciones 3-13 y 3-14 relacionan la transferencia de cantidad
de sustancia proporcionalmente a la concentración de cada componente disperso en la fase gaseosa.

Ṅw
G→W,d = Kw

G→W xw
G,d (3-13)

Ṅ s
G→W,d = K s

G→W xs
G,d (3-14)

donde:

Kw
G→W y K s

G→W son las constantes cinéticas de interceptación de los componentes agua y
surfactante desde la fase gaseosa hacia la fase acuosa respectivamente.

Transferencia del componente espumante por partición: La dinámica de transferencias
por partición de espumante entre las fase lı́quidas se modela a partir de una cinética de primer
orden, expresada mediante la ecuación 3-15 [55].

Ṅ s
W→O,d = K s

W→O,d

(
N s0

O,d − N s
O,d

)
(3-15)

donde:

K s
W→O,d es la constante cinética de transferencia de cantidad de sustancia de espumante de la

fase acuosa a la fase oleica en el dominio d por unidad de volumen de control.

N s0
O,d es la concentración de cantidad de sustancia de espumante por volumen de la fase oleica

en el dominio d en condición de transferencia nula.

Transferencia del componente espumante por sorción: De igual forma al modelo plan-
teado para la partición, se proponen las ecuaciones 3-16 y 3-17 para representar la adsorción y la
desorción, respectivamente [55].

Ṅ s
p→R,d = K s

p→R,d

(
N s0

R,d − N s
R,d

)
(3-16)

Ṅ s
R→p,d = K s

p→R,d

(
N s0

p,d − N s
p,d

)
(3-17)

donde:
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K s
p→R,d y K s

R→p,d es la constante cinética de sorción del espumante entre una fase p y la roca
en el dominio d del volumen de control, y viceversa,

N s0
R,d es la cantidad de sustancia en equilibrio de espumante adsorbida en la roca por volumen

de control en condición de equilibrio para el dominio d.

N s0
p,d es la cantidad de sustancia en equilibrio de espumante en la fase p del volumen de

control para el dominio d.

Transferencias de componentes entre dominios

La transferencia de los componentes entre los dominios se modela a través de una función de
transferencia en la que predomina la advección. La ecuación 3-18 presenta la ecuación propuesta
para la transferencia de componentes entre los dominios.

Ṅ i
p,d→d′ = xi

p,d∗ρp,d∗τd→d′
krp,d∗

µp,d∗

[
Pp,d − Pp,d′

]
(3-18)

donde:

d∗ es el dominio emisor de los componentes en la transferencia. Si Pp,d > Pp,d′ , d∗ corres-
ponde al dominio d; de lo contrario, d∗ es d′.

τd→d′ es el factor de forma asociado a la transferencia entre los dominios d y d′.

El factor de forma hace referencia a la capacidad de transferencia de componentes entre dos do-
minios [71]. Para el caso particular de la transferencia entre un medio poroso y un sistema de
fracturas, Gilman & Kazemi [72] proponen un factor de forma que se aprecia en la ecuación 3-19,
el cual aplica para el caso particular de un sistema fracturado.

τd→d′ = 4K∗∗d · λ
2 (3-19)

donde:

K∗∗d corresponde a las permeabilidades en las tres direcciones principales en el dominio aso-
ciado al medio poroso.

λ corresponde al vector cuyos componentes son las intensidades de fractura las direcciones
principales. La intensidad de fractura es la cantidad de fracturas por unidad de longitud.

3.3.3. Espumación

Los fenómenos de espumamiento, descritos en la subsección 2.3.2, se modelan de acuerdo al mo-
delo de cinéticas para generación y coalescencia propuesto por Kovscek [64].
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Generación de Espumas

El modelo de Kovscek [64] relaciona la tasa de generación de lamelas en fase gaseosa como fun-
ción de las velocidades intersticiales de las fases gaseosa, como se muestra en la ecuación 3-20.
Esta aproximación le da un mayor peso al mecanismo de snap-off sobre los otros mecanismos
relacionados en la generación de espumas.

RG = K1,dvG,d
avW,d

b (3-20)

donde:

RG es la tasa de generación de lamelas por unidad de volumen de fase gaseosa.

K1,d es la constante cinética de generación de lamelas.

a y b son parámetros de ajuste del modelo.

vp,d es la velocidad intersticial de la fase p en el dominio d, definida como el cociente entre
la velocidad de flujo up,d y la proporción del espacio ocupado por la fase p en el dominio d.

Coalescencia de Espumas

El modelo de Kovscek [64] relaciona la tasa de destrucción de lamelas con las saturaciones de la
fase acuosa, que a su vez son dependientes de la presión capilar. Además, dicha tasa depende de la
textura de la espuma y de la velocidad intersticial de la fase gaseosa, como se puede apreciar en la
ecuación 3-21.

RC = K0
−1,d

 1 − S W,d

S W,d − S ∗W,d

 vg,dn f
G,d (3-21)

donde:

RC es la tasa de destrucción de lamelas por unidad de volumen de fase gaseosa.

K0
−1,d es la constante cinética de destrucciónñ de lamelas.

n f
G,d es la textura de la espuma en el dominio d.

S W,d es la saturación de la fase acuosa en el dominio d del volumen de control.

vp,d es la velocidad intersticial de la fase p en el dominio d.

S ∗W,d es la saturación crı́tica de la fase acuosa en el dominio d del volumen de control. Esa
saturación está asociada a la presión capilar lı́mite.
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Reologı́a de le Espuma

La reducción de la movilidad de las espumas se modela mediante la ecuación 3-22. Esta aproxi-
mación, igualmente propuesta por Kovscek [64], muestra un incremento de la viscosidad como
función de la textura de la espuma y de la velocidad intersticial de la fase gaseosa.

µG,d = µ0
G,d +

αn f
G,d

vG,d
c (3-22)

donde:

µG,d es la viscosidad de la fase gaseosa en el dominio d.

µ0
G,d es la viscosidad de la fase gaseosa a condiciones del dominio d sin espumamiento.

c es un parámetro de ajuste del modelo.

3.4. Condiciones Iniciales y de Frontera

Finalmente, para delimitar la formulación matemática del modelo de espumamiento mediante in-
yección de espumante disperso en yacimientos naturalmente fracturados, es necesario definir las
condiciones iniciales y de fronteras a considerar en la solución del problema y que deben guardar
relación con la fı́sica del planteamiento y del proceso [40].

3.4.1. Condiciones Iniciales

La inicialización de la formulación corresponde al conjunto de valores de propiedades a calcular
que deben considerarse al tiempo inicial para poder desarrollar el proceso iterativo [73]. En este
sentido, existe la posibilidad de que se presenten dos tipos de condiciones iniciales en el modelo:

Equilibrio Vertical Capilar

Esta es la condición inicial que se considera a escala de yacimiento, donde la segregación vertical
por gravedad tiene un efecto importante sobre la distribución de las fases en el espacio [74]. Esta
condición requiere conocer una presión en la fase oleica (Po,d) a una profundidad de referencia, y
a las profundidades de contactos gas-aceite y agua-aceite (GOC y WOC respectivamente, por sus
siglas en inglés). A partir de estas definiciones se estiman las saturaciones volumétricas de cada
fase en función de las condiciones irreducibles dictadas por las curvas de permeabilidad relativa
de cada dominio [74].

Al aplicar esta condición, es necesario considera el efecto de la capilaridad en cada uno de los



42 3 Modelo de Espumas en Yacimientos Fracturados

dominios, por el cual se tienen zonas de transición entre dos fases en lugar de una superficie de
contacto con salto de saturaciones [74, 49].

Arreglo de Propiedades

Esta condición inicial se considera a escala de laboratorio, donde la segregación vertical por gra-
vedad no es relevante. Para este tipo de condiciones, se asignan valores de presión de fase oleica y
saturaciones volumétricas de las fases.

3.4.2. Condiciones de Frontera

Las fronteras de un yacimiento se pueden clasificar en dos: fronteras exteriores y fronteras en los
pozos.

Fronteras exteriores

Las fronteras exteriores son las fronteras que limitan los dominios espaciales del yacimiento. En
el subsuelo, el yacimiento puede estar abierto o puede estar cerrado antes de la puesta en funcio-
namiento de los pozos. En este trabajo se considerará la segunda alternativa. Para su modelado, se
toma una condición de frontera tipo Neumann con potenciales de flujo nulos [75]. De esta forma,
se plantea la ecuación 3-23 para este tipo de condición de frontera.

−→
∇Φp,d|frontera exterior = 0 (3-23)

Fronteras en los pozos

Fı́sicamente, la cara de los pozos corresponde a otra frontera del yacimiento dado que correspon-
de a una entrada o salida de los fluidos. Sin embargo, el modelarlos como tal trae complejidades
adicionales al mallado y al desarrollo del modelo numérico. Por ello, estas fronteras se modelan a
partir del término de fuentes y sumideros contenido en las ecuaciones 3-2, 3-3 y 3-4.

El término de fuentes y sumideros en las ecuaciones de conservación está asociado a las dinámicas
de inyección y de producción en el medio poroso. Para su modelamiento, se empleará el modelo de
[76], el cual se basa en la ley fenomenológica de Darcy para flujo radial en pozos completamente
verticales. Con fines de modelar la cantidad de sustancia que ingresa o que sale del volumen de
control por pozos, se emplea la ecuación 3-24.

qi
p,d = 2πxi

p,dKd,av
krp,dρp,d∆z

µp,d ln
(

re
rw

)[Pp,d − Pw

]
(3-24)
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donde:

qi
p,d es la tasa de producción del componente i en la fase p dentro del dominio d.

Kd,av es la permeabilidad horizontal promedio, calculada a partir de una media geométrica.

∆z es el espesor del volumen de control.

Pw es la presión del pozo a la profundidad del volumen de control.

rw es el radio del pozo.

re es el radio de drenaje asociado al pozo.

El modelo de Peaceman [76] define el radio de drenaje del pozo en función de la geometrı́a del
volumen de control y de su anisotropı́a. La ecuación 3-25 representa la estimación del radio de
drenaje en el volumen de control.

re = 0,28

√√
kH
kh

(∆xh)2 +

√
kh
kH

(∆xH)2√
4
√

kH
kh

+ 4
√

kh
kH

(3-25)

donde:

kH y kh son las permeabilidades absolutas en las direcciones horizontales.

∆xH y ∆xh son las dimensiones del bloque en las direcciones horizontales.

Finalmente, con el conjunto de ecuaciones de conservación, las relaciones constitutivas y las con-
diciones iniciales y de frontera, el problema matemático que corresponde al modelo propuesto
queda planteado y delimitado. En el Capı́tulo 4 de esta Tesis de Maestrı́a se muestra una propuesta
y su implementación en código de un esquema de solución numérica del sistema de ecuaciones.



4. Implementación Numérica y
Computacional

Posterior a tener las ecuaciones planteadas, se requiere plantear una estrategia de solución del
sistema e implementarla en lenguaje de programación. En este capı́tulo se presenta el esquema
de solución numérica propuesto para resolver el modelo matemático establecido en el Capı́tulo 3.
Asimismo, se muestra el flujo de rutinas empleado en la implementación computacional.

4.1. Estrategia de Solución Numérica

La solución numérica del sistema de diferencias parciales planteado en el modelo matemático
requiere de los siguientes pasos:

1. Aproximación a sistema de ecuaciones algebraicas mediante discretización.

2. Aproximación a sistema de ecuaciones algebraicas lineales mediante linealización.

3. Solución del sistema de ecuaciones algebraicas lineales.

Sin embargo, antes de plantear la estrategia de solución, es necesario definir la malla de simulación,
sus caracterı́sticas y cómo se abordarán tales aproximaciones.

4.1.1. Definición de Malla de Simulación

Para el desarrollo de la simulación de los procesos de Recobro Mejorado con espumas en Yaci-
mientos Naturalmente Fracturados, se propone la discretización del espacio mediante una malla
ortogonal. En esta malla, siempre se cumple que la recta directriz de la trayectoria que une dos
centroides de bloques consecutivos es paralela al vector normal de la superficie de frontera entre
ambos bloques.

La solución numérica del modelo se plantea en una malla tridimensional conformada por nx×ny×nz

bloques, definidos dentro del rango de volumen de elemento representativo para todos los dominios
de flujo considerados en el sistema. Cada uno de estos bloques comparte frontera con seis bloques
a lo sumo. Para un bloque j, se define el conjunto Ψ j, conformado por los bloques vecinos, los
cuales son determinantes para la evaluación del transporte de una propiedad en el medio [77]. La
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Figura 4-1 representa el concepto de bloque vecino bajo una malla ortogonal, en el cual se destacan
dos bloques en cada una de las direcciones. En resumen, el conjunto Ψ j se define como sigue:

Ψ j =
{
( j − nxny), ( j − nx), ( j − 1), ( j + 1), ( j + nx), ( j + nxny)

}

Figura 4-1.: Representación de los bloques vecinos que comparten frontera con un bloque de
estudio.

La definición de los bloques vecinos es necesaria para la estimación de los términos relacionados
con el transporte de propiedades en el sistema.

4.1.2. Discretización de las Ecuaciones

En el proceso de solución numérica del modelo matemático, se discretizan las ecuaciones diferen-
ciales parciales mediante el método de los volúmenes finitos, que permite obtener una representa-
ción algebraica que aproxime a la formulación matemática del modelo [78, 79, 80]. Este método
se aplica a las ecuaciones de conservación en cada dominio integrando en el volumen de control
y en un intervalo de tiempo comprendido entre t y t + ∆t. Las expresiones se obtienen planteando
un esquema implı́cito para garantizar la estabilidad incondicional de la solución [73]. El desarrollo
de la discretización de las ecuaciones en diferencias parciales se presenta en el Anexo A de una
forma rigurosa.
La discretización ecuación de conservación de volumen para un dominio d se presenta en la ecua-
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ción 4-1.

Ω j


np∑

p=1

(
Np,d

)m+1

j(
ρp,d

)m+1

j

− (φd)m+1
j

 = 0 (4-1)

La discretización de las ecuaciones de conservación de los componentes aceite y gas se presentan
en las ecuaciones 4-2 y 4-3.
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[(
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(4-2)

Ω j

∆t

[(
Ng

d

)m+1

j
−

(
Ng

d

)m

j

]
−

np∑
p=1

∑
lεψ j

[(
T g

p,d

)m+1

l, j

((
Φp,d

)m+1

l
−

(
Φp,d

)m+1

j

)]
+

np∑
p=1

(
qg

p,d

)m+1

j
+ Ω j

nd∑
d′=1

np∑
p=1

(
Ṅg
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(4-3)

Las ecuaciones 4-4 y 4-5 corresponden a las ecuaciones algebraicas obtenidas de la discretización
de las ecuaciones de conservación del componente agua en las fases acuosa y gaseosa respectiva-
mente.
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(4-4)
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(4-5)

La discretización de las ecuaciones de conservación de cantidad de sustancia del espumante en las
fases oleica, gaseosa, acuosa y roca se puede apreciar respectivamente en las ecuaciones 4-6, 4-7,
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4-8 y 4-9.
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(4-7)
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(4-8)
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Finalmente, el balance de cantidad de componente lamela en el volumen de control se muestra en
la ecuación 4-10.
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Ṅ f

G,d→d′

)m+1

j
= 0

(4-10)

En las ecuaciones algebraicas planteadas, m y m + 1 son los tiempos inicial y final del intervalo
de la discretización, j corresponde al bloque al cual se le plantea el balance de ecuaciones, l a los
bloques vecinos de j que pertenecen al conjunto Ψ j y Ω j al volumen del bloque j.

Adicionalmente, se define la transmisibilidad T i
p,d mediante la ecuación 4-11, y hace referencia al
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potencial de flujo en la cara que separa los bloques j y l.

(
T i

p,d

)
l, j

=

 xi
p,dρp,dKdλp,d

∆x


l, j

(4-11)

donde:

∆xl, j es la distancia entre los centroides correspondientes a los bloques l y j.

4.2. Solución del Sistema de Ecuaciones

El sistema de ecuaciones algebraico que aproxima a la formulación matemática del modelo se
realiza a través de dos procesos de solución secuenciales en esquemas completamente implı́citos.
En un primer ciclo, se resuelven las ecuaciones de 4-1 a 4-9, mientras que en el segundo ciclo se
resuelve la ecuación 4-10. Para ambos ciclos, dada la no-linealidad de las ecuaciones obtenidas de
la discretización, se propone la aproximación del sistema de ecuaciones a un sistema lineal.

4.2.1. Primer Ciclo de Solución

El primer ciclo de solución corresponde a la solución de las ecuaciones de conservación de volu-
men poroso y de la cantidad de sustancia para los componentes aceite, gas, agua y espumante.

Ensamble de Ecuaciones

El sistema de ecuaciones diferenciales involucra la inclusión de las ecuaciones algebraicas no li-
neales relacionadas con la conservación de la cantidad de sustancia de componentes y del volumen
del yacimiento, ası́ como a las ecuaciones que modelan la producción o inyección en los pozos.

En primera instancia, para las ecuaciones de yacimiento, se plantea una función vectorial de resi-
duales por dominio y bloque (Rd)m+1

j que contiene las ecuaciones de conservación asociadas a un
dominio de un bloque, definida mediante la ecuación 4-12 para un dominio d en el bloque j, y
cuyos elementos están asociados respectivamente a los residuales de las ecuaciones de 4-1 a 4-9.
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(Rd)m+1
j =



RΩ,d

Ro
d
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d

Rw
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O,d
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Rs
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m+1

j

(4-12)

Por otro lado, para cada pozo operando a condición de tasa de inyección/producción constante,
se añade el respectivo residual de pozo (Rwellw) correspondiente, de acuerdo a lo indicado en la
subsección 3.4.2. Finalmente, para un sistema de nb bloques, nd dominios de flujo y n∗w pozos
operando en condiciones de tasa de flujo constante, se genera una función de residuales globales
del sistema 9nb × nd + n∗w, expresada mediante la ecuación 4-13.

Rm+1
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(R1)1
...(

Rnd

)
1

...

(R1)nb
...(

Rnd

)
nb

(R)wells1
...

(R)wellsn∗w



m+1

(4-13)

Variables de Solución

Al igual que con las ecuaciones, existen variables relacionadas con el yacimiento y variables aso-
ciadas con pozos. Para el yacimiento, se plantea la solución en términos de variables molares:
presión de la fase oleica y cantidad de sustancia de los componentes por unidad de volumen de
control. De esta forma, se define el vector de variables de yacimiento (Xd)m+1

j de acuerdo a la
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ecuación 4-14.

(Xd)m+1
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(4-14)

De igual forma, para los pozos operando a condición de tasa de flujo constante, la variable a
resolver es la presión en fondo de pozo de cada pozo

(
Pw f

)
wellsw

. Finalmente, se define el vector de
solución del sistema de acuerdo a la ecuación 4-15.
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(4-15)

Esquema de Linealización

Una vez definida la función de residuales del sistema y el vector de solución, se plantea un esque-
ma de linealización basado en el método de Newton-Raphson [81, 82, 73], el cual se basa en una
aproximación resultante del truncamiento de la serie Taylor correspondiente a la función de resi-
duales. Centrando la serie en un valor Xk

1, se obtiene la ecuación 4-16 que corresponde al residual
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para el vector de variables al tiempo t + ∆t.
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(4-16)

La ecuación 4-16 contiene dos términos. En primer término contiene los elementos de la sucesión
que son considerados en una aproximación; mientras que el segundo término se asocia a los ele-
mentos despreciados, haciendo referencia al error del truncamiento.

El método de Newton-Raphson propone un truncamiento en la primera derivada. De esta forma,
considerando que el vector Xm+1

1 corresponde al vector de solución, que cumple Rm+1
1

(
Xm+1

1

)
= 0,

se aproxima la serie a la ecuación 4-17.
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(4-17)

Donde Xk+1
1 corresponde a la aproximación obtenida a Xm+1

1 en la iteración correspondiente.
La derivada de la función de residuales respecto al vector de variables se conoce como jacobiano y
contiene como elementos las derivadas de cada ecuación del sistema respecto a cada variable. En
la solución numérica implementada, se propone la estuctura de la matriz jacobiana de acuerdo a
la Figura 4-2, en la cual se incluyen los residuales y las variables relacionadas con los bloques en
yacimiento como con los pozos.

La ecuación 4-18 define el jacobiano general del sistema expresado en la ecuación 4-17 de acuerdo
a la estructura planteada. Para cada dominio d de cada bloque j de la malla de simulación, se
plantea una matriz jacobiana ∂(Rd) j

∂(Xd) j
, la cual contiene las derivada de cada ecuación por cada variable

de yacimiento, tal y como se define en la ecuación 4-19. Las derivadas planteadas en los elementos
del jacobiano se calculan numéricamente bajo un esquema de diferenciación progresiva.
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Figura 4-2.: Esquema de ordenamiento de las variables, residuales y derivadas empleados en la
linealización.
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Solución Lineal

Finalmente, después de obtener un sistema de ecuaciones lineales que aproxime al sistema alge-
braico, se propone un método iterativo para aproximar su solución. En primera instancia, se realiza
un precondicionamiento de la matriz jacobiana mediante factorización LU incompleta; y poste-
riormente se emplea el método de Mı́nimos Residuales Generalizados (GMRES).

La factorización LU incompleta tiene su motivación en la eliminación gaussiana de matrices, la
cual descompone el jacobiano como producto de una matriz triangular inferior L y otra triangular
superior U. Sin embargo, el desarrollar el proceso completo implica un alto costo computacional.
Por ello, se propone seguir un patrón que imite la estructura del jacobiano [83, 84]. En base a esto,
se toman matrices L y U cuyo producto sea una matriz similar.

Por otro lado, el método de Mı́nimos Residuales Generalizados (GMRES) busca minimizar el
residual optimizando los espacios de Krylov [85, 86, 87]. A pesar de tener un costo computacional
alto respecto a otros métodos, presenta una convergencia del error suave [85, 86].



4.2 Solución del Sistema de Ecuaciones 55

4.2.2. Segundo Ciclo de Solución

El segundo ciclo corresponde a la solución de las ecuaciones de conservación de cantidad de lame-
las. El desacoplamiento de estas ecuaciones del primer ciclo de solución se propone dado que un
acoplamiento completo del sistema genera matrices jacobianas con números de condición elevados
que reducen la velocidad de convergencia a la solución, asociado a la diferencia de naturaleza de
balances entre las ecuaciones correspondientes [40].

Ensamble de las Ecuaciones

El sistema de ecuaciones relacionados incluye únicamente los residuales asociados a la conser-
vación de cantidad de lamelas. En este sentido, se plantea la función de residuales Rm+1

2 definida
mediante la ecuación 4-20.
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Variables de Solución

Las variables que se solucionarán en este ciclo de la solución numérica son las texturas de las
espumas en cada dominio de cada bloque de simulación (n f ). En este sentido, se define el vector
de solución del sistema mediante la ecuación 4-21.
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Esquema de Linealización

De forma análoga a la linealización planteada para el primer sistema de ecuaciones, se propon el
método de Newton-Raphson para linealizar las ecuaciones algebraicas. De esta forma, se define el
esquema de linealización mediante la ecuación 4-22.
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(4-22)

Donde ∂(v)(Rm+1
2 )

∂(Xm+1
2 )(v) es la matriz jacobiana asociada al sistema, definida mediante la ecuación 4-23.
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Solución Lineal

De igual forma al anterior, el sistema lineal resultante se precondiciona mediante factorización LU
incompleta y se resuelve a través del método de Mı́nimos Residuales Generalizados.

4.3. Implementación Computacional

En función del esquema de solución numérica generado y planteado en la sección 4.2, se propone
el Algoritmo 1 como modelo de implementación. Dicho pseudocódigo fue implementado usando
el lenguaje de programación Fortran 2008, y fue acoplado a la herramienta DFTmp Simulator, la

https://dftmp.co/software/
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cual pertenece al grupo de Dinámicas de Flujo y Transporte en medios porosos de la Universidad
Nacional de Colombia.

4.3.1. Datos de entrada

Los datos de entrada requeridos para la solución del modelo corresponden a las propiedades de
la roca, las propiedades del fluido de yacimiento para un modelo tipo “Black Oil Model”, las
curvas de permeabilidad relativa y de presión capilar para cada dominio de flujo, la programación
de inyección-producción de los pozos, la información relacionada con el agente espumante, los
parámetros del modelo de espumación y los tiempos de impresión.

4.3.2. Datos de salida

Los datos de salida impresos por la herramienta de simulación numérica en cada tiempo de im-
presión corresponden a información de yacimiento e información de pozos. La información de
yacimientos asociada corresponde a la presión de la fase oleica, saturaciones de las fases coexis-
tentes, concentraciones de espumante en cada pozo y cantidad de lamelas en volumen de la fase
gas por cada bloque de la malla de simulación. Por otro lado, para cada pozo se imprimen la pre-
sión en fondo fluyente de pozo, las tasas de flujo de cada fase, las concentraciones de espumante en
los fluidos inyectados o producidos, los volúmenes de fase y cantidades de espumante acumuladas.

Con la definición e implementación de la estrategia de solución de la formulación matemática
propuesto, se procede a la validación del modelo y a la aplicación en caso de campo, lo cual se
desarrolla en el Capı́tulo 5 de esta Tesis de Maestrı́a.
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Algoritmo 1 Esquema de Solución General
1: Entrada: Datos de yacimiento, componentes, fluidos, interacción roca-fluido y pozos.
2: Creación y poblamiento de la malla de simulación.
3: Inicialización y dimensionamiento del sistema.
4: t ← 0, m← 1
5: while t < tsim do
6: iter ← 1
7: Xk

1 ← Xm
1 , Xk

2 ← Xm
2 , Rk

1 ← Rm
1 , Rk

2 ← Rm
2

8: while Rk
1 > tol1 & Rk

2 > tol2 do
9: if iter > itermax then

10: Xk
1 ← Xm

1 , Xk
2 ← Xm

2 , Rk
1 ← Rm

1 , Rk
2 ← Rm

2
11: Reducir ∆t
12: iter ← 1
13: else
14: Inicialización del método de solución del primer sistema.
15: Cálculo de Ki y propiedades petrofı́sicas a k + 1.
16: Cálculo del vector de residuales Rk+1

1 del primer sistema.
17: Cálculo de matriz jacobiana Jk+1

1 del primer sistema.
18: Estimar ∆Xk+1

1 en Jk+1
1 ∆Xk+1

1 = −Rk+1
1

19: Xk+1
1 ← Xk

1 + ∆Xk+1
1

20: Cálculo de Ki y propiedades petrofı́sicas a k + 1.
21: Inicialización del método de solución del segundo sistema.
22: Cálculo del vector de residuales Rk+1

2 del segundo sistema.
23: Cálculo de matriz jacobiana Jk+1

2 del segundo sistema.
24: Estimar ∆Xk+1

2 en Jk+1
2 ∆Xk+1

2 = −Rk+1
2

25: Xk+1
2 ← Xk

2 + ∆Xk+1
2

26: Xk
1 ← Xk+1

1 , Xk
2 ← Xk+1

2 , Rk
1 ← Rk+1

1 , Rk
2 ← Rk+1

2
27: iter ← iter + 1
28: end if
29: end while
30: Xm+1

1 ← Xk
1, Xm+1

2 ← Xk
2, Rm+1

1 ← Rk
1, Rm+1

2 ← Rk
2

31: Calcular la métrica de balance de materiales.
32: if EBM > tolm then
33: Reducir ∆t
34: else
35: t ← t + ∆t, m← m + 1
36: Xm

1 ← Xm+1
1 , Xm

2 ← Xm+1
2

37: Calcular presiones, saturaciones y composiciones.
38: Imprimir: Presiones, saturaciones y composiciones.
39: end if
40: end while



5. Validación y Resultados

De acuerdo al enfoque fenomenológico para el modelado de procesos fı́sicos o quı́micos, después
del desarrollo e implementación numérica de un modelo, este debe ser validado a partir de informa-
ción observable. En este capı́tulo se presenta la validación del modelo y un análisis de sensibilidad
a escala de sector de yacimiento.

5.1. Validación del Modelo

La validación del modelo propuesto consta de la verificación de las dinámicas de espumamiento.
Para este, se emplean los datos asociados a la prueba experimental desarrollada por Ocampo y
aliados [25] bajo la metodologı́a SAG (Surfactant Alterning Gas) a un núcleo de afloramiento
fracturado, y se calibran los parámetros cinéticos del modelo. La validación de este modelo está
reportada por Solano y compañı́a en la referencia [34].

5.1.1. Descripción de la prueba experimental

La prueba experimental se desarrolló bajo la inyección alternada de espumante y gas a una muestra
cilı́ndrica de roca con una fractura en dirección horizontal. El equipo empleado en el desarrollo de
esta prueba es el presentado en la Figura 5-1.

Las propiedades de la roca y de los fluidos utilizados se especifican en la Figura 5-1. Inicialmente,
se tiene la roca a saturación irreducible de agua y a saturación máxima de petróleo. A esta roca se
le inyectó gas hidrocarburo a condiciones variables de presión y tasa de inyección, las cuales se
pueden apreciar en la Figura 5-2. En el minuto 500, se presenta la espumación generada por la in-
yección de una solución acuosa de espumante Petrostep C1. En total se inyectaron 170 volúmenes
porosos de gas a condiciones de presión y temperatura de la prueba (ver Tabla 5-1).

5.1.2. Calibración

En primera instancia, se realiza el ajuste de la curva de permeabilidad relativa del sistema para
representar las dinámicas de flujo bifásico en el medio poroso fracturado. Para ello, se tomó el
modelo de Corey [88] y se calibraron sus parámetros en función de los datos de tasa y presión de
inyección antes de la espumación. Las respectivas simulaciones se realizaron ingresando la tasa de
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Figura 5-1.: Equipo de desplazamiento usado para pruebas a escala de núcleos. Tomado de [3].

Tabla 5-1.: Propiedades del núcleo y de los fluidos utilizados en la prueba de validación.

.

Propiedad Magnitud
Porosidad 0.12

Permeabilidad 1.29 mD
Temperatura 90oC

Presión de sobrecarga 4500 psi
Presión de poro 1500 psi

Densidad del aceite 0.8156 g/mL
Viscosidad del aceite 2 cP

inyección del gas para obtener la caı́da de presión en el núcleo y compararlo con el obtenido expe-
rimentalmente. La Figura 5-3 muestra las curvas calibradas que tienen una mejor aproximación a
los datos correspondientes.

Con las curvas de permeabilidad relativa obtenidas, y considerando que el agente espumante no
tiene efectos sobre estas, se calibran los parámetros del modelo de espumamiento para lograr el
ajuste de la caı́da de presión, la conductividad y el factor de recobro asociado al experimento.
La Tabla 5-2 contiene los parámetros calibrados obtenidos. Entretanto, las Figuras 5-4, 5-5, 5-6
muestran el ajuste obtenido a partir de la calibración del modelo para la caı́da de presión, la con-
ductividad y el factor de recobro.
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(a) Tasa de inyección de gas.

(b) Caı́da de presión.

Figura 5-2.: Datos de tasa de inyección de gas y de caı́da de presión en el núcleo a lo largo de la
prueba.
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(a) Curvas de permeabilidad relativa de fases acuosa y oleica.

(b) Curvas de permeabilidad relativa de fases gaseosa y oleica.

Figura 5-3.: Curvas de permeabilidad relativa ajustadas para la prueba experimental.
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Tabla 5-2.: Parámetros calibrados del modelo de espumamiento propuesto.
Parámetro Valor calibrado

Cinética de Generación de Lamelas K1 6e14
Cinética de Coalescencia de Lamelas K0

−1 50,15
Parámetro α 2e − 21
Parámetro XT,max 0.96
Parámetro β 1e − 9

Figura 5-4.: Caı́das de presión obtenidas experimentalmente y mediante simulación.
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Figura 5-5.: Conductividades obtenidas mediante resultados experimentales y por simulación.

Figura 5-6.: Factores de recobro de petróleo obtenidos mediante resultados experimentales y por
simulación.



5.1 Validación del Modelo 65

5.1.3. Discusión

Al analizar las Figuras 5-4 y 5-5, se pueden detectar tres periodos de flujo:

Previo a la espumación: Antes de la inyección del espumante, el comportamiento de las
variables de estado guarda gran relación con el incremento en la tasa de inyección de la fase
gaseosa a lo largo de la prueba. Esta condición genera un incremento continuo en la conduc-
tividad del sistema debido al aumento en la movilidad del gas al incrementar la saturación
de fase gaseosa. Adicionalmente, se presenta un aumento en la caı́da de presión asociado al
incremento en los requerimientos en potencial de flujo para el desplazamiento.

Generación de espuma: A partir de la inyección alternada de espumante y gas se presentan
las dinámicas de generación de espumas, generando una reducción en la movilidad de la fase
gaseosa. Esto conlleva a un aumento en la caı́da de presión en el núcleo y la reducción de la
conductividad.

Coalescencia de espuma: Cuando las dinámicas de coalescencia comienzan a predominar
sobre las de generación, la movilidad de la fase gas aumenta. En este sentido, se reduce
continuamente la caı́da de presión a lo largo del núcleo e incrementa su conductividad.

Respecto a la Figura 5-6, se logra apreciar un incremento en la tendencia de recobro de aceite al
inicio del periodo de coalescencia, debido a que la espuma bloquea y se reduce considerablemente
su tasa de inyección en el periodo de generación. Mientras tanto, cuando comienza la coalescencia,
se incrementa la movilidad y la espuma puede ser desplazada para barrer el aceite.

La calibración logra reproducir las tendencias generales reportadas en los datos experimentales
para las caı́das de presión y la conductividad. Sin embargo, se presentan puntos que están fuera
de la tendencia, que corresponden a datos anómalos. Estas mediciones se generaron por la di-
ficultad para mantener la tasa o la presión de inyección constantes, conllevando a incrementos
súbitos no reproducibles por el modelo. Entretanto, el modelo presenta subestimación del factor
de recuperación, asociada a la incertidumbre en la medición de las tasas de flujo en el proceso de
desplazamiento.
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5.2. Resultados a escala de sector de yacimiento

Finalmente, posterior a la validación del modelo de espumamiento a escala de núcleo, se propone
una simulación a escala de sector de yacimiento con la inyección de espumante disperso en gas. El
sector de yacimiento propuesto se puede apreciar en la Figura 5-7. La malla tiene un refinamiento
local en cercanı́as de los pozos, con la finalidad de reducir la incertidumbre en las estimaciones
relacionadas con los parámetros texturales en cercanı́as del pozo.

Figura 5-7.: Sector de yacimiento propuesto para el desarrollo de la simulación de inyección de
espumante disperso.

La Tabla 5-3 contiene los datos correspondientes a las propiedades del dominio matriz y del do-
minio fractura. Por otra parte, las curvas de permeabilidad relativa utilizadas en la simulación se
presentan en la Figura 5-8. Asimismo, la Tabla 5-4 contiene los parámetros asociados al modelo
de espumamiento mediante gasodispersiones empleados en la simulación.

Tabla 5-3.: Propiedades del sector de yacimiento propuesto para matriz y fractura.
Propiedad Valor en Matriz Valor en Fractura
Porosidad 0.08 0.008

Permeabilidad Horizontal 5 mD 1000 mD
Permeabilidad Vertical 0.5 mD 100 mD

Presión inicial 4350 psi 4350 psi
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(a) Curvas de permeabilidad relativa de fases gaseosa y oleica.

(b) Curvas de permeabilidad relativa de fases acuosa y oleica.

Figura 5-8.: Curvas de permeabilidad relativa usadas en la simulación del modelo sectorial.
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Tabla 5-4.: Parámetros del modelo de espumación mediante inyección de espumante disperso en
una corriente de gas.

.

Parámetros Valor
Cinética de Generación de Lamelas K1 1.5e10

Cinética de Coalescencia de Lamelas K0
−1 0.0085

Parámetro α 2e-21
Parámetro XT,max 0.90

Parámetro β 1e-8
Parámetro de Interceptación 4.67e-5

5.2.1. Resultados

Inicialmente, se inyecta a tasa constante 10 MMscf de gas por dı́a al yacimiento por medio del
pozo inyector durante 990 dı́as, mientras que el pozo productor se mantiene a una presión de 4000
psi. Entre los dı́as 180 y 210 se dispersan 2.5 barriles de espumante en cada millón de pies cúbicos
de fase gaseosa inyectada. La Figura 5-9 muestra la tasa de producción de petróleo y la Figura 5-10
presenta la evolución de la relación gas-aceite producidos instantánea. Finalmente, la producción
de petróleo acumulada se puede apreciar en la Figura 5-11.

Figura 5-9.: Tasa de producción de fase oleica en el pozo productor.
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Figura 5-10.: Relación de volumen producido de gas y de petróleo obtenida con espumamiento y
sin espumamiento.

Figura 5-11.: Volumen de petróleo acumulado recuperado.
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La tasa de producción de petróleo muestra un comportamiento de doble pendiente previo al espu-
mamiento, caracterı́stico de los yacimientos que contienen dos dominios fı́sicos de flujo. En esta
etapa, se puede apreciar un declinamiento continuo de la producción, lo cual se puede asociar a la
canalización del gas inyectado por las fracturas. Esto último se puede evidenciar en el incremento
en la relación gas-petróleo - GOR en el pozo productor.

Al inicio de la inyección de espumante disperso, se logra apreciar el incremento en la tasa de pro-
ducción relacionado con la reducción de la movilidad del gas en las fracturas. A diferencia como
ocurrió con el caso presentado como validación, no se presenta un bloqueo total del sistema. Por
otro lado, se presenta una reducción en la producción de gas asociada al atrapamiento de esta fase
entre las lamelas de la espuma.

Cuando finaliza la inyección del espumante disperso, la tasa de producción comienza a reducirse
hasta llegar a tener comportamiento equivalente al caso base. Esto guarda relación con el carácter
temporal de la espumación dada la no estabilidad termodinámica de la espuma generada en el ya-
cimiento. De igual forma, la relación de gas-petróleo instantánea crece porque el gas atrapado en
la espuma es liberado debido a la coalescencia y su movilidad incrementa.

Finalmente, la producción acumulada de petróleo muestra un incremento al iniciar la dispersión
del espumante. Al finalizar el efecto de la espumación, la producción acumulada no muestra una
tasa de variación diferente a la asociada al caso base; lo cual se puede apreciar en la Figura 5-9 y
es consecuencia del efecto temporal de la espuma generada en el medio poroso.

5.2.2. Análisis de Sensibilidad

Para finalizar, se analiza el efecto de variables de entrada en la respuesta del modelo implementado.
Las variables analizadas son la cantidad de quı́mico disperso, la relación de heterogeneidad y la
viscosidad del aceite.

Concentración de espumante disperso

Para el espumante disperso, se corrieron dos simulaciones adicionales a 0.5 bbl/MMscf y 1.0
bbl/MMscf con la finalidad de evidenciar el efecto que tiene la inyección del espumante en el
incremento de la producción acumulada de petróleo. La Figura 5-12 muestra los cambios en la
producción acumulada al variar el volumen de espumante disperso en el gas. Como puede apre-
ciarse, la cantidad de espumante genera un mayor espumamiento, lo cual fı́sicamente se asocia a
su capacidad de estabilizar las lamelas en la espuma.



5.2 Resultados a escala de sector de yacimiento 71

Viscosidad del aceite

Para la viscosidad del aceite muerto (condiciones de separador), se corrieron tres simulaciones
adicionales para 4 cP, 10 cP y 100 cP, cuyos resultados se pueden apreciar en la 5-13.

Para el mayor valor de viscosidad, se presenta un incremento del volumen recuperado del 3 %, lo
cual se asocia la baja movilidad de la fase oleica. Esto genera que la reducción de la movilidad del
gas sea insuficiente para mejorar su afluencia hacia el pozo productor.

Entretanto, para las menores viscosidades se tiene un aumento mayor en la recuperación de aceite
tras la aplicación de la inyección de espumante disperso. Sin embargo, dicho incremental en re-
cobro se reduce con la viscosidad dado que estos tienen una mejor movilidad de la fase oleica en
pozos productores.

Relación de heterogeneidad

Para hacer la sensibilidad a la relación de heterogeneidad, definida como la razón entre la permea-
bilidad de la fractura y de medio poroso, se corrieron tres simulaciones con permeabilidad de 100
mD, 20 mD y 1 mD. Los resultado de estas simulaciones se pueden apreciar en la Figura 5-14.

De acuerdo a los resultados obtenidos, cuando la relación de heterogeneidad es menor, se tiene un
menor incremental de recuperación debido a que el caso base presenta menor canalización de gas
en la fractura respecto a casos con mayores valores en este parámetro.

De forma similar, cuando la relación de heterogeneidad es más alta, el incremental de producción
acumulada de petróleo se reduce debido a que la reducción de movilidad del gas en la fractura es
insuficiente para hacer que el fluido ingrese al medio poroso desde el pozo inyector.
La Tabla 5-5 muestra los recobros incrementales obtenidos en las simulaciones llevadas a cabo en
este análisis de sensibilidad.
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Figura 5-12.: Efecto de la cantidad de espumante dispersado en la recuperación de petróleo.

Tabla 5-5.: Incrementales de recobro obtenidos para las simulaciones corridas para el análisis de
sensibilidad.
Heterogeneidad Viscosidad Espumante Recobro Incremental

200 30 cP 2.5 bbl/MMscf 54 %
200 30 cP 0.5 bbl/MMscf 12 %
200 30 cP 1.0 bbl/MMscf 26 %
200 4 cP 2.5 bbl/MMscf 21 %
200 10 cP 2.5 bbl/MMscf 32 %
200 100 cP 2.5 bbl/MMscf 3 %
10 30 cP 2.5 bbl/MMscf 7 %
50 30 cP 2.5 bbl/MMscf 13 %
100 30 cP 2.5 bbl/MMscf 7 %
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(a) Viscosidad de 4 cP. (b) Viscosidad de 10 cP.

(c) Viscosidad de 30 cP. (d) Viscosidad de 100 cP.

Figura 5-13.: Efecto de la viscosidad del petróleo en la recuperación de petróleo de un yacimiento
al inyectar espumante disperso en gas.



74 5 Validación y Resultados

(a) Relación de heterogeneidad de 1000. (b) Relación de heterogeneidad de 200.

(c) Relación de heterogeneidad de 50. (d) Relación de heterogeneidad de 10.

Figura 5-14.: Efecto de la relación de heterogeneidad en la recuperación de petróleo de un yaci-
miento al inyectar espumante disperso en gas.



6. Conclusiones y Recomendaciones

En este capı́tulo, se presentan las conclusiones finales de esta Tesis de Maestrı́a, ası́ como las
recomendaciones que se tienen para futuros trabajos.

6.1. Conclusiones

En la investigación relacionada con esta Tesis de Maestrı́a, el autor llegó a las siguientes conclu-
siones:

El modelo propuesto para la representación de la inyección de espumante disperso en gas
para yacimientos naturalmente fracturados, fue desarrollado bajo un enfoque fenomenológi-
co, que acopla los mecanismos asociados al transporte, transferencia y espumamiento. Para
desagregar las dinámicas asociadas en el medio poroso y en las fracturas, se desarrolla el
modelo desde una óptica de múltiples dominios.

El modelo conceptual se lleva a un sistema de ecuaciones de conservación y constitutivas que
representan la relación entre las propiedades del sistema con diversas variables. El sistema de
ecuaciones planteado tiene una base fı́sica dado que guardan relación con la fenomenologı́a.

Para la solución del sistema de ecuaciones planteado en la formulación matemática, se cuenta
con un esquema de solución numérica en dos etapas secuenciales. Las ecuaciones de con-
servación correspondientes a cada ciclo son discretizadas a través del método de volúmenes
finitos para obtener un sistema algebraico equivalente. Dicho conjunto de ecuaciones es li-
nealizado mediante el método de Newton-Raphson para obtener un sistema de ecuaciones
lineal que es resulto mediante el método de los Mı́nimos Residuales Generalizados con pre-
condicionamiento por factorización LU incompleta. Esta solución está implementada en el
DFTmp Simulator, propiedad del grupo de Dinámicas de Flujo y Transporte en medios po-
rosos de la Universidad Nacional de Colombia. Esto incrementa la capacidad de esta herra-
mienta posibilitando la predicción del comportamiento de la generación, flujo y destrucción
de espumas generadas mediante gasodispersiones en yacimientos naturalmente fracturados.

El modelo numérico asociado al espumamiento fue validado a través de la calibración de
parámetros con prueba experimental reportada en literatura. Adicionalmente se corrieron
simulaciones para evaluar el efecto de las diferentes variables en la recuperación adicional
generada por la aplicación de la inyección de espumante disperso en yacimientos fracturados.
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En este, se analizó el efecto de la heterogeneidad, la concentración de espumante disperso y
de la viscosidad del aceite.

6.2. Recomendaciones

En función del desarrollo de esta tesis, se plantean las siguientes recomendaciones para futuras
investigaciones.

Validar a nivel de pozo el modelo numérico asociado a la herramienta desarrollada, con la
finalidad de considerar la transferencia entre dominios como función de la intensidad de
fracturas mediante un volumen de mayor representatividad.

Validar el modelo conceptual mediante pruebas experimentales a escala de núcleo y de poro
para mejorar el entendimiento de los fenómenos relacionados y refinar su modelado.

Estudiar el efecto desestabilizador de la temperatura y de la salinidad del agua de formación
sobre las lamelas, con fines de mejorar el modelado de la coalescencia de las espumas.

Modelar el mejoramiento de la estabilidad mecánica de las espumas con la adición de
partı́culas de tamaño nanométrico.

Incorporar el modelado de agentes modificadores de la mojabilidad en las lamelas de la
espuma como técnica para obtención de mejoramiento de la eficiencia de desplazamiento.

Desarrollar un estudio teórico-experimental para evaluar el efecto de la mojabilidad en las
dinámicas de coalescencia.



A. Anexo: Discretización de las
ecuaciones

En este apartado se presenta el proceso de discretización de la ecuación de conservación de canti-
dad de sustancia para un componente en desequilibrio, expresada mediante la ecuación A-1.

∂

∂t

(
N i

p,d

)
+
−→
5 ·
−→
J i

p,d + q̃i
p,d +

nd∑
d′=1

Ṅ i
p,d→d′ +

np∑
p′=1

Ṅ i
p→p′ ,d = 0 (A-1)

Para discretizar la ecuación ?? en espacio y tiempo, se utilizará el método de volúmenes finitos. La
aplicación del método consta de integrar las funciones en el volumen de control y en el intervalo
de tiempo, con la finalidad de obtener aproximaciones algebraicas que respondan a las relaciones
constitutivas. En este sentido, la ecuación A-2 presenta el planteamiento de la discretización en
espacio y tiempo para dicha ecuación de conservación.
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Ṅ i
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(A-2)

Donde:

t es el tiempo inicial del intervalo.

t + ∆t es el tiempo final del intervalo.

Ω j es el volumen de control.

A.1. Discretización de cada término

En la ecuación A-2 se pueden distinguir los términos señalados en la Tabla A-1. A partir de esta
clasificación, se desarrollará la discretización.
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Tabla A-1.: Términos de la discretización de la ecuación conservativa para un componente i en la
fase p con transferencias en no equilibrio.

Término Expresión

Acumulación
∫ t+∆t

t

*
Ω j

∂

∂t

(
N i

p,d

)
dVdt

Transporte
∫ t+∆t

t

*
Ω j

−→
5 ·
−→
J i

p,ddVdt

Fuentes y sumideros
∫ t+∆t

t

*
Ω j

q̃i
p,ddVdt

Transferencia desde dominios
∫ t+∆t

t

*
Ω j

nd∑
d′=1

Ṅ i
p,d→d′dVdt

Transferencia desde fases
∫ t+∆t

t

*
Ω j

np∑
p′=1

Ṅ i
p→p′ ,ddVdt

A.1.1. Discretización del término de acumulación

Dado que el volumen representativo es independiente al lapso temporal, es posible aplicar el teo-
rema de Fubini tal y como se plantea en la ecuación A-3.

∫ t+∆t

t

*
Ω j

∂

∂t

(
N i

p,d

)
dVdt =

*
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p,d

)
dtdV (A-3)

La integral del tiempo, que se encuentra interna, se desarrolla a partir del Teorema Fundamental
del Cálculo, tal y como se aprecia en la ecuación A-4.
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(A-4)

Incorporando la ecuación A-4 en A-3, se obtiene la ecuación A-5.

∫ t+∆t
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]
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Dado que las cantidades de sustancia por unidad de volumen de control no dependen del volumen
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del bloque, se resuelve la integran resultante, quedan la ecuación A-6 como resultante de esta
discretización.
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dVdt = Ω j

[(
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)t

j

]
(A-6)

A.1.2. Discretización del término de transporte

La expresión A-7 corresponde a la formulación de la discretización del término de transporte de la
ecuación de conservación.∫ t+∆t

t

*
Ω j

−→
5 ·
−→
J i

p,ddVdt (A-7)

En la discretización del término de transporte advectivo se aplica el Teorema de la Divergencia de
Gauss con la finalidad de relacionar la divergencia del flux advectivo en el volumen con el flujo a
través de sus fronteras. La ecuación A-8 muestra la aplicación especı́fica en este término.

*
Ω j
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5 ·
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J i

p,ddV =

	
∂Ω j
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p,d ·
−→n dS (A-8)

Incorporando la definición del flux advectivo, se obtiene la ecuación A-9.

*
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J i

p,ddV = −
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xi
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(−→
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)

(A-9)

Considerando que el bloque es un cuerpo sólido con caras planas definidas, se aproxima la integral
a una sumatoria del flux en todas las caras. Por otro lado, dado que se considera una malla orto-
gonal, la magnitud de −→5Φp,d ·

−→n equivale a la magnitud de −→5Φp,d. En este sentido, se aproxima
el gradiente por una cara a través de una diferenciación centrada de primer orden, tal y como se
expresa en la ecuación A-10.
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(A-10)

Se define la transmisibilidad del componente i en la fase p dentro del dominio d mediante la
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ecuación A-11.

(
T i

p,d

)
l, j

=

 xi
p,dρp,dKdλp,dA

∆x


l, j

(A-11)

Incorporando la ecuación A-11 en la ecuación A-10, y esta en la ecuación A-8; se obtiene la
ecuación A-12.
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Luego, se incorpora la ecuación A-12 en la expresión A-7, se obtiene la ecuación A-13
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Para aproximar la ecuación A-13, se plantea el Teorema del Valor Medio bajo un esquema implı́ci-
to, para el cual se hace la aproximación del integrando al tiempo t + ∆t. Luego, se propone la
aproximación de la ecuación A-14.
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Finalmente, se propone la discretización del término de transporte advectivo mediante la ecuación
A-15.
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A.1.3. Discretización del término de fuentes y sumideros

La discretización del término de fuentes y sumideros se plantea mediante la expresión A-16.∫ t+∆t

t

*
Ω j

q̃i
p,ddVdt (A-16)

Por definición la integral en el volumen de control de la producción o inyección especı́fica de
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cantidad de sustancia equivale a su tasa de flujo; tal y como lo indica la A-17.
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q̃i
p,ddV =

(
qi

p,d

)
j

(A-17)

Acoplando la ecuación A-17 en la ecuación A-16, y resolviendo la integral bajo una aproximación
implı́cita, se obtiene la ecuación A-18.
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j
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A.1.4. Discretización del término de transferencia entre dominios

El término correspondiente a la transferencia entre dominios corresponde a la expresión A-19.

∫ t+∆t
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Ṅ i
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Considerando que el flujo de cantidad de sustancia por unidad de volumen no depende del volumen
de control, y haciendo una aproximación implı́cita, se obtiene la ecuación A-20.
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A.1.5. Discretización del término de transferencia entre fases

El término correspondiente a la transferencia entre fases corresponde a la expresión A-21.

∫ t+∆t
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Ṅ i
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Considerando que el flujo de cantidad de sustancia por unidad de volumen no corresponde ni del
volumen de control, y haciendo una aproximación implı́cita, se obtiene la ecuación A-22.
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A.2. Acoplamiento de la ecuación

Acoplando las ecuaciones A-6, A-15, A-18, A-20 y A-22 en la ecuación A-2, se obtiene la ecuación
A-23.
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(A-23)

Finalmente, dividiendo ambos miembros de la ecuación A-23 entre ∆t, se obtiene la ecuación
A-24.
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(A-24)

La eccuación A-24 corresponde a la versión discreta de la ecuación A-1.
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