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Resumen

En esta tesis de maestría se presenta un modelo de simulación numérica para evaluar el efecto
en productivdad de la filtración, el transporte y la retención de material particulado, así co-
mo efectos geomecánicos durante operaciones de perforación en yacimientos naturalmente
fracturados. El modelo desarrollado consiste en un simulador de flujo Black Oil desarrollado
bajo el enfoque de doble porosidad doble permeabilidad, acoplado a un modelo de apertura
de fractura sensitivo a esfuerzos y un modelo de filtración. Este modelo fenomenológico per-
mite estudiar el efecto del material particulado en la reducción de permeabilidad por el efecto
combinado de la invasión de sólidos y la sensibilidad a esfuerzos. La validación del modelo se
realizó a partir de datos experimentales a escala de laboratorio.

Palabras clave: Yacimiento naturalmente fracturado, estado de esfuerzos, doble porosidad doble per-

meabilidad, daño de formación.

Abstract

In this thesis a numerical simulation model is presented to evaluate the effect on productivity’s
filtration, transport and retention of particulate material, as well as geomechanical effects du-
ring drilling operations in naturally fractured reservoirs. The model proposed consists of a Black
Oil flow simulator developed under a dual permeability approach, coupled to a stress-sensitive
fracture width and a filtration models. The phenomenological model studied allows to investi-
gate the effect of the particulate material in the reduction of permeability due to the combined
effect of the invasion of solids, and the sensitivity to stress. The model was validated through
experimental data at laboratory level.

Keywords: Naturally fractured reservoir, state of stress, dual permeability, formation damage.
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Capítulo 1

Introducción

1.1. Antecedentes

La productividad de muchos de los más prolíficos yacimientos de hidrocarburos en el mundo,
depende en gran medida de redes de fracturas naturales. La alta permeabilidad de las fracturas
favorece el flujo desde la formación hacia los pozos productores. Incluso, en yacimientos de
baja y ultra baja permeabilidad matricial, solo es posible producir los fluidos confinados en los
poros de la roca a partir de redes de fracturas naturales o inducidas. Por lo tanto, la localiza-
ción de las fracturas naturales y su caracterización se ha convertido en un factor crítico para la
planificación de la trayectoria de los pozos y la estrategia de completamiento de los intervalos
productores (Jiao et al., 1996; Ehlig-Economides et al., 2000). Por tal motivo, la industria del pe-
tróleo y gas ha aumentado su interés en las últimas decadas por el entendimiento detallado del
flujo de fluidos en sistemas de fracturas, en consonancia con su importancia en la productivi-
dad de yacimientos.

El desarrollo de yacimientos naturalmente fracturados (YNF) implica grandes retos, entre ellos,
la mitigación del daño de formación inducido durante las operaciones de perforación. En es-
te proceso, la permeabilidad de las fracturas naturales puede ser disminuida por el ingreso de
sólidos transportados por el fluido de perforación. Las estrategias desarrolladas para disminuir
este impacto en la permeabilidad de fractura han sido enfocadas en dos frentes principales.
El primero de ellos sugiere realizar la perforación de pozos en condición de bajo balance, en
la cual las pérdidas de circulación e invasión de partículas suceden con menos frecuencia y
alcanzan menores radios de invasión en la formación (Ehlig-Economides et al., 2000). No obs-
tante, la perforación bajo balance no siempre es la opción más apropiada debido a la dificultad
de su ejecución y control, y a su alto costo (Bennion et al., 1996; Salimi and Ghalambor, 2011).
La segunda estrategia se ejecuta en condición de sobrebalance y está enfocada en el uso de
materiales de control de pérdidas, cuya función es promover un sello efectivo en la cara de las
fracturas para prevenir el ingreso de un volumen mayor de sólidos y filtrado hacia el interior de
la fractura y la formación (Jiao et al., 1996). Sin embargo, en la perforación con sobre balance,
los materiales de control pueden ingresar varios pies al interior de las fracturas formando una
especie de revoque interno de baja permeabilidad. Una vez finaliza la condición de sobreba-
lance, la presión de poro se restaura, produciendo un cierre de las fracturas debido al aumento
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del esfuerzo efectivo. En consecuencia, el empaque formado por el material de control de pér-
didas sufre una fuerte compactación y se reduce su permeabilidad aun más; este fenómeno es
conocido en la industria como stress-cage. Una vez ocurre el stress-cage, es difícil que durante la
puesta en producción del pozo, los fluidos del yacimiento logren arrastrar los materiales sólidos
fuera de las fracturas naturales. Por lo tanto se produce una gran pérdida de su permeabilidad
(Restrepo et al., 2010).

1.2. Descripción del problema

Los yacimientos naturalmente fracturados tienen dos aspectos a destacar. El primero de ellos
es su gran potencial para incrementar la productividad, y el segundo es la reducción de per-
meabilidad que pueden sufrir debido a las operaciones de perforación. El efecto combinado de
la invasión de sólidos y la sensibilidad a la variación de esfuerzos dificulta la prevención de este
tipo de daño.

En operaciones de fracturamiento hidraúlico, es bien conocido el uso de diversos materiales
propantes para el sostenimiento de las fracturas inducidas (Nagar et al., 2019; Dahl et al., 2015).
Este tipo de material se caracteriza por su resistencia a altas presiones de sobrecarga y su dis-
tribución de tamaño homogénea, que favorece la creación de canales muy permeables. El ma-
terial propante evita el cierre súbito de las fracturas naturales tras el cambio en presión, evi-
tando que los sólidos atrapados formen un empaque de baja permeabilidad. En consecuencia,
se favorece el arrastre de los sólidos por los fluidos in-situ durante la puesta en producción del
pozo. Adicionalmente, el material propante permanece en las fracturas naturales postergando
su cierre a pesar del depletamiento de la formación por agotamiento de la presión. Teniendo
en cuenta lo mencionado anteriormente, la incorporación del material propante en el fluido de
perforación podría ser una opción para prevenir el daño de formación en los YNF.

En síntesis, la presencia de material particulado en redes de fracturas naturales tiene fuertes
implicaciones en el daño de formación y a su vez, la incorporación de materiales propantes
puede conllevar a la mitigación de dicho daño. Para entender en detalle estos fenómenos, se
requiere estudiar los procesos de filtración, transporte y retención de material particulado en
sistemas fracturados durante operaciones de perforación. Bajo esta lógica, se desarrolla en esta
tesis de maestría un modelo de simulación multifásico de doble porosidad - doble permeabi-
lidad, acoplado a un modelo de apertura de fractura sensitivo a esfuerzos y a un modelo de
filtración. El modelo fenomenológico permite estudiar el efecto de los materiales de control de
pérdidas en la reducción de permeabilidad por el efecto combinado de la invasión de sólidos y
la sensibilidad a esfuerzos.
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1.3. Objetivos

1.3.1. Objetivo General

Desarrollar un modelo de filtración y transporte de material de control de pérdidas en forma-
ciones naturalmente fracturadas durante la etapa de perforación.

1.3.2. Objetivos Específicos

Identificar los fenómenos más relevantes asociados la filtración de material de control de
pérdidas en formaciones naturalmente fracturadas durante la etapa de perforación.

Desarrollar un modelo matemático que represente los atributos físicos de un sistema de
fracturas y los mecanismos de filtración y transporte de material de control de pérdidas.

Implementar un modelo numérico y computacional para la solución del sistema de ecua-
ciones obtenido en el modelo matemático.

Validar/ajustar el modelo con datos provenientes de literatura y/o experimentos de labo-
ratorio.

Estudiar el impacto de parámetros de ajuste y condiciones operacionales en la filtración
de material de control de pérdidas.



Capítulo 2

Aspectos generales de la productividad de
yacimientos naturalmente fracturados

En este capítulo se presentan los conceptos teóricos del daño de formación por efectos geome-
cánicos y por fluidos de perforación en yacimientos fracturados. Adicionalmente, se exponen
resultados de investigaciones experimentales y del área de simulación que ponen en contexto
práctico los fenómenos en mención. Finalmente, se aborda el efecto del transporte de partícu-
las en la productividad de yacimientos fracturados.

2.1. Efecto del esfuerzo efectivo en la permeabilidad

Nelson (2001) describe una fractura como una discontinuidad planar macroscópica en la roca
que se origina espontáneamente por deformación o diagénesis física. Tal origen puede estar
asociado al fallamiento frágil, debido al cual la fractura inicialmente se encuentra abierta pero
posteriormente puede ser mineralizada. Por el contrario, si el fallamiento asociado es dúctil,
la fractura puede existir en forma de banda altamente deformada. Debido a la morfología de la
fractura, ésta puede tener efectos positivos o negativos en el flujo de fluidos. La alta permeabili-
dad proveniente de fracturas abiertas y la baja permeabilidad asociada a fracturas deformadas,
son ejemplos de ello.

Con base en su definición de fractura, Nelson (2001) expone los yacimientos fracturados como
aquellas formaciones de roca en las cuales surgieron fracturas de forma natural que tienen un
efecto relevante en la productividad del yacimiento. En dichos yacimientos, las formaciones de
roca suprayacentes y adyacentes ejercen esfuerzos sobre el medio fracturado. El esqueleto de
la roca y la presión ejercida por los fluidos contenidos en su interior, contrarestan el esfuerzo
total. Esta diferencia de esfuerzos se designa como esfuerzo efectivo y es expresada matemati-
camente por la ecuación 2-1:

σ
′ =σT −PP (2-1)

donde σ
′

es el esfuerzo efectivo, σT es el esfuerzo total y PP es la presión del fluido o presión de
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fracturados

poro.

La capacidad del esqueleto de la roca para soportar el esfuerzo es inherente a cada tipo de
roca. El coeficiente de Biot α es un parámetro que indica dicha capacidad y varía entre 0 y 1.
El coeficiente de Biot es mínimo cuando la matriz es competente para soportar el esfuerzo, así
que no se transmite al fluido. Por el contrario, es máximo cuando la presión de poro sostiene
todo el esfuerzo, dado que la matriz es poco competente como en el caso de las arenas poco
consolidadas. De esta forma la ecuación 2-1 es finalmente expresada como:

σ
′ =σT −αPP (2-2)

Existe una condición inicial de equilibrio entre el esfuerzo exterior y la presión de poro. Una
vez inicia la etapa de producción se genera una disminución en la presión de poro que resulta
en un aumento del esfuerzo efectivo. El incremento en esfuerzo efectivo ocasiona el cierre de
las fracturas causando una pérdida en productividad (Figura 2-1). En las cercanías del pozo se
presenta la mayor disminución de presión de poro y por lo tanto, la reducción de permeabili-
dad más drástica se presenta en esta zona.

Figura 2-1: Efecto del esfuerzo efectivo sobre un sistema fracturado.

Diversas investigaciones experimentales respaldan la correlación entre apertura/cierre de frac-
tura e incremento/reducción de la permeabilidad, respectivamente, (Giraldo et al., 2000; Abass
et al., 2007; Tian et al., 2014). Entre ellas, se resalta el trabajo de Huo et al. (2014), en el cual
se empleó la técnica de tomografía computarizada para medir distribuciones de apertura de
fractura a diferentes esfuerzos de confinamiento en una berea fracturada. Se observó una dis-
minución de la apertura de fractura y aumento de la desviación estándar, debido al incremento
del esfuerzo. Ambos efectos se atribuyen a la reducción de permeabilidad y a la alteración de la
curva de presión capilar (ver Figura 2-2). Posteriormente Restrepo et al. (2017) estimaron la va-
riación de apertura de fractura y la permeabilidad absoluta en un núcleo fracturado a partir de
pruebas de pruebas de desplazamiento (ver Figura 2-3 y 2-4 ). Los resultados obtenidos repor-
tan cambios superiores al 50% en el valor de la permeabilidad absoluta, variando el esfuerzo
efectivo entre 400 y 4800 psi. En este mismo rango de esfuerzo efectivo fue estimada la apertura
de fractura, obteniendose una variación entre 216.48 a 40.20 µm.
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Figura 2-2: Apertura de fractura a diferentes estados de esfuerzo Huo et al. (2014).

Figura 2-3: Reducción de apertura de fractura debido al aumento del esfuerzo efectivo Restrepo et al.
(2017).

La reducción de permeabilidad por aumento del esfuerzo efectivo en sistemas fracturados, es
un resultado frecuente en las investigaciones experimentales. Sin embargo, la magnitud de es-
te daño puede variar según las características del sistema de fracturas. El régimen de esfuerzos
ejercido influencia en mayor o menor medida la variación de la permeabilidad. Especificamen-
te, en formaciones bajo régimen de esfuerzos rumbo deslizante (según la clasificación Ander-
soniana de movimiento de fallas, Anderson (1951)), donde el esfuerzo horizontal máximo SH

puede exceder ampliamente al esfuerzo horizontal mínimo Sh (SH > SV > Sh), la disposición
espacial de las fracturas naturales respecto a la dirección del esfuerzo horizontal máximo tiene
un rol fundamental en la magnitud del daño geomecánico. Para ejemplificar esta idea, se re-
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Figura 2-4: Efecto del esfuerzo efectivo en la permeabilidad absoluta Restrepo et al. (2017).

presenta en la figura 2-5 , un régimen de esfuerzos rumbo deslizante . En el lado izquierdo se
puede observar que la fractura se encuentra perpendicular a la dirección del esfuerzo horizon-
tal máximo, lo que propende al cierre de la fractura. Por el contrario, la fractura del lado derecho
está alineada con la dirección del esfuerzo horizontal máximo, lo que favorece la apertura de la
fractura.

Figura 2-5: Representación del efecto de la dirección de los esfuerzos sobre una fractura.

Mediante la simulación de yacimientos ha sido posible estudiar en detalle el efecto de la orien-
tación de las fracturas naturales y el estado de esfuerzos en el daño geomecánico. Rodríguez
(2017) desarrolló un modelo que acopla los atributos estáticos de las fracturas naturales, las
propiedades geomecánicas de la roca y el estado de esfuerzos alrededor del pozo con mode-
los analíticos de permeabilidad de fractura, para estimar la variación el daño geomecánico en
las cercanías del pozo. En la figura 2-6, se ilustra la variación espacial de la permeabilidad de
un plano de fractura sometido a un regimen de esfuerzos rumbo deslizante. Se observa que la
mayor permeabilidad se encuentra en la región alineada con el esfuerzo horizontal máximo,
alejada de las cercanías del pozo. Por su parte, Ramírez (2018) desarrolló un simulador numé-
rico de flujo de doble porosidad - doble permeabilidad acoplado a deformación geomecánica
para predecir la apertura de fracturas a partir de la inyección de agua. En la figura 2-7, se ob-
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serva la variación de la apertura respecto al radio de análisis, con sensibilidad al azimut de la
fractura. Se resalta que la apertura inicial es menor si la dirección del azimut de la fractura se
aleja de la dirección del azimut del esfuerzo horizontal máximo.

Figura 2-6: Variación de la permeabilidad en un plano de fractura, (Rodríguez, 2017).

Figura 2-7: Variación de la apertura de fractura con sensibilidad al azimut, (Ramírez, 2018).
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2.2. Daño por fluidos de perforación

Durante la perforación sobrebalance, la presión hidrostática ejercida por la columna de lodo de
perforación es mayor a la presión de los fluidos en la roca. Debido a esta diferencia de presión,
una parte del volumen del lodo compuesto de una fase continua y componentes suspendidos
ingresa a la formación, en donde hay una pérdida súbita denominada spurt loss. Durante este
proceso de filtración, algunos sólidos no ingresan a la formación por atrapamiento mecánico
debido a que el tamaño de las partículas es mayor al tamaño de los poros y las aperturas de
fractura, formando una acumulación de material particulado en la cara de la formación deno-
minada revoque. Así la filtración estará condicionada por la evolución de este revoque y por
el potencial de presión entre el pozo y la roca (arrastre radial). Durante la circulación del lodo,
este causará una erosión que arrastra las partículas exteriores fuera del revoque (arrastre axial)
y disminuye el espesor de éste continuamente. La combinación de ambos fenómenos da lugar
al proceso de filtración dinámica (Figura 2-8). La costra será la principal restricción del flujo,
debido a que su permeabilidad es muy baja comparada con la permeabilidad de la formación.

 

Arrastre  
axial 

Arrastre  
radial 

Figura 2-8: Efecto del arrastre axial y radial en la formación del revoque de sólidos.

Una vez el filtrado y los componentes de lodo superan el revoque externo, ingresan a la forma-
ción y entran en contacto con la roca y los fluidos in-situ. Las variables que gobiernan el flujo
multifásico como la presión capilar y la permeabilidad relativa son modificadas por las interac-
ciones fluido-fluido. La tensión interfacial de los fluidos de yacimiento es menor a la resultante
entre dichos fluidos y el lodo. Este aumento de tensión interfacial conlleva a un aumento de la
presión capilar en poros pequeños, dificultando el drenaje de los fluidos en el medio poroso.
Este efecto resulta en una reducción del flujo y es conocido como bloqueo capilar. El incremen-
to de la tensión interfacial también reduce el número capilar, lo que modifica la forma de las
curvas de permeabilidad relativa. Estos fenómenos son mecanismos de daño propios de siste-
mas matriciales, originados en gran parte por su amplia distribución de tamaño de poro.
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En sistemas fracturados la invasión de sólidos es un mecanismo de daño adicional de gran re-
levancia. Entre los aditivos solidos más comunes de la formulación de un lodo se encuentran
los agentes de pérdidas de fluido como bentonita, polímeros y defloculantes, los cuales con-
tribuyen a la construcción de una costra compresible y de baja permeabilidad, así como de
una fase continua más viscosa para menor tasa de filtración. Adicionalmente, los materiales
de control de pérdidas son incorporados para obstruir las fracturas antes de la formación del
revoque y así evitar la fuga de grandes volúmenes de lodo. Existe gran diversidad en este ti-
po de materiales, siendo los más comunes los de origen granular y fibroso. La efectividad de
los materiales granulares depende en gran medida de la distribución de tamaño de partícula,
puesto que inicialmente las partículas más grandes forman el puenteo en la boca de la fractura
y posteriormente las partículas más pequeñas llenan las aberturas creadas por las más grandes.
Por su parte los materiales fibrosos son mucho menos rígidos que los granulares y pueden ser
arrastrados a lo largo de las fracturas para formar una especie de esterilla que retiene los só-
lidos del lodo cuando se posan sobre ella. Una vez finaliza la etapa de perforación y se inicia
la producción del pozo, se pretende que un gran porcentaje de los aditivos del lodo retenidos
en el interior de la roca sean evacuados por los fluidos del yacimiento que salen al exterior. Sin
embargo, en yacimientos fracturados este barrido puede ser menos efectivo debido al cierre de
la fractura cuando la presión de poro se restaura. Tal como se mencionó en el apartado de daño
geomecánico, la variación de la presión de poro puede aumentar o disminuir la apertura de las
fracturas debido a la alteración del esfuerzo efectivo. De esta manera, la condición de sobre-
balance conduce a la dilatación de las fracturas, favoreciendo el ingreso de los componentes
sólidos. Justo después de finalizar esta presurización, el esfuerzo efectivo aumenta y la apertu-
ra de fractura se reduce nuevamente. En consecuencia, el material sólido atrapado en el medio
es compactado formando un empaque de baja permeabilidad que disminuye ampliamente la
productividad de las fracturas. Este efecto es conocido como stress-cage y se presenta especial-
mente en yacimientos sensitivos a esfuerzos, como los yacimientos fracturados, ver figura 2-9.

Restrepo et al. (2010), realizaron la evaluación del daño por fluidos de perforación de un lodo
base aceite en núcleos naturalmente fracturados, a partir de dos protocolos experimentales. El
primero consistió en circular lodo en la cara de la muestra a una condición de esfuerzo efectivo
baja y posteriormente medir la permeabilidad efectiva al aceite a esfuerzo efectivo alto. Este
proceso simula la perforación sobrebalance, seguida de la puesta en producción donde se rea-
liza una operación de cañoneo en bajo balance que induce un efecto instantáneo de cierre de
fracturas puesto que la presión de fondo fluyente es significativamente menor que la presion
de yacimiento. Posteriormente, el medio fue estimulado químicamente a esfuerzo efectivo al-
to, simulando una condición de presión de inyección moderada, típica en una operación de
estimulación a tasa matricial para disolver el material sólido atrapado. Finalmente, se midió
nuevamente la permeabilidad efectiva al aceite. En la figura 2-10 se observan los resultados
obtenidos. La permeabilidad efectiva inicial al aceite fue de 280 mD. Posterior a la invasión de
lodo este valor fue 0.16 mD, lo que se traduce a una reducción de permeabilidad del 99%. La
permeabildad recuperada después de la estimulación fue solo del 2%, 5.9 mD. Estos resultados
exponen que una gran cantidad de solidos provenientes del fluido de perforación quedó atra-
pada dentro del medio fracturado, debido al diferencial de presión instantáneo.
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Figura 2-9: Efecto stress-cage.

En el segundo procedimiento experimental, se circuló el lodo a esfuerzo efectivo bajo, y pos-
teriormente se realizó la estimulación química a esfuerzo efectivo bajo, es decir, evitando el
efecto diferencial de presión. La permeabilidad efectiva al aceite fue medida a esfuerzo efec-
tivo bajo y alto, disminuyendo la presión de poro paulatinamente, de tal manera que la caida
de presión fuera más sutil. En los resultados de este prueba se observa que la permeabilidad
efectiva al aceite recuperada fue del 76.6%, ver figura 2-11. Dicho resultado se asocia al hecho
de haber estimulado quimicamente antes del cierre de la fractura, evitando la compactación
de los sólidos que invadieron el medio. Una segunda estimulación química fue realizada, obte-
niendo una ganancia adicional de permeabilidad, asociada a efectos de reducción de tensión
interfacial.

Resultados experimentales como el expuesto anteriormente, ponen en evidencia el efecto com-
binado de la invasión de sólidos y el cierre de fractura debido al aumento de esfuerzo efectivo.
Técnicas como la estimulación química y una adecuada técnica de cañoneo, pueden mitigar el
nivel de daño inducido durante la perforación, mientras que la modificación del tamaño y la
concentración de sólidos pueden prevenir la formación de un empaque de baja permeabilidad
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Figura 2-10: Medición de la permeabilidad efectiva al aceite posterior a la inyección de lodo a esfuerzo
efectivo alto.

Figura 2-11: Medición de la permeabilidad efectiva al aceite posterior a la inyección de lodo a esfuerzo
efectivo bajo.

como se explicará en la siguiente sección.

2.3. Efecto del transporte de partículas en la productividad

En la sección anterior se mencionó el uso de diferentes tipos de materiales incorporados en
el fluido de perforación con el propósito de sellar la cara de la formación, reduciendo la inva-
sión de filtrado y sólidos. Obtener un agregado de partículas de baja permeabilidad depende
fuertemente su forma y de la distribución de los tamaños. Un conjunto de sólidos con tamaños
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muy variados se considera mal seleccionado. Este tipo de arreglos o empaques de partículas
proveen baja porosidad y por tanto, baja permeabilidad, siendo así el adecuado para evitar el
ingreso de sólidos dentro del medio poroso. Para ilustrar la idea anterior, se muestra en la figura
2-12 un grupo de esferas homogéneas y una gran cantidad de partículas pequeñas rellenando
los espacios porosos restantes, de forma que el puenteo es muy efectivo.

Figura 2-12: Arreglo de partículas de baja permeabilidad.

El concepto de área superficial aplicado a la distribución de partículas es también un indicativo
de la permeabilidad del empaque formado por los sólidos. La ecuación propuesta por Carman-
Kozeny (Lake, 1989) (2-3) expresa la permeabilidad (k) de un medio poroso en función del área
superficial específica (As), la tortuosidad (τ) y la porosidad (φ). De igual forma, el área super-
ficial está en función de un factor de forma (ϕ), que da cuenta de las irregularidades o angu-
laridad de las partículas que reducen la permeabilidad respecto a un arreglo de esferas (2-4).
Matemáticamente se puede concluir que a menor diámetro de partícula, mayor área supercial
específica y menor permeabilidad que produce un empaquetamiento de estos tamaños.

k = φ3

2τ(1−φ)2 A2
s

(2-3)

As = 6ϕ

D
(2-4)

Para efectos de la reducción de invasión de sólidos, las distribuciones de partícula que ocasio-
nen una baja permeabilidad en la costra son las más indicadas. Sin embargo, en formaciones
sensitivas a esfuerzos las partículas más pequeñas de estas distribuciones ingresan en las frac-
turas y forman un empaque de baja permeabilidad, debido al efecto stress-cage. Para garantizar
la mitigación de la invasión de filtrado y sólidos en las fracturas naturales y la recuperación de
permeabilidad en la puesta a producción, se ha planteado en la industria del petróleo la incor-
poración de agentes de sostén en las fracturas naturales.
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En operaciones de fracturamiento hidráulico, los materiales propantes son usados para soste-
ner las paredes de las fracturas inducidas y proveer una alta conductivad. Los propantes pueden
clasificarse en tres categorías generales: arenas no recubiertas, arenas recubiertas de resina y
materiales cerámicos. La conductividad de las fracturas está relacionada con la resistencia, uni-
formidad de tamaño, forma y características de la superficie del propante (Liang et al., 2015).
En la figura 2-13, se observan las características asociadas a cada categoría de propante y su
efecto en la conductividad que proporcionan.

Figura 2-13: Caracterización de materiales propantes (Liang et al., 2015).

Generalmente, tamaños mayores de propante proveerán una conductividad de fractura mayor.
Sin embargo, es conocido experimentalmente que partículas de tamaño pequeño tienen una
mayor resistencia al aplastamiento que los materiales grandes. Esto debido a que el esfuerzo
se distribuye más uniformemente entre varios granos. Es importante tomar este concepto en
cuenta al momento de realizar el diseño. La incorporación de materiales propantes en el fluido
de perforación tendría dos efectos notables: contrarrestar el efecto del esfuerzo efectivo sobre el
cierre de la fractura, evitando una fuerte disminución de la apertura de fractura, y disminuir el
área superficial específica del empaque de partículas en la fractura, de tal forma que se obtenga
una mayor permeabilidad (Belyadi et al., 2016). En esta misma línea, la disminución del efecto
de stress-cage evita un fuerte empaquetamiento de los sólidos del fluido, permitiendo que estos
sean barridos en la fase de flujo, ya sea de forma natural o por tratamientos químicos.



Capítulo 3

Modelamiento de yacimientos
naturalmente fracturados

Este capítulo inicia con un breve recorrido por los avances más relevantes de la simulación de
flujo, efectos geomecánicos y transporte de partículas en yacimientos fracturados. Posterior-
mente, se expone el modelo conceptual y matemático propuesto para la simulación del pro-
blema de estudio.

3.1. Estado del arte

Flujo de fluidos en sistemas fracturados

Barenblatt et al. (1960) estableció los fundamentos matemáticos para el flujo monofásico en
sistemas fracturados, a partir de su teoría de dominios continuos superpuestos. Apoyándose
en este desarrollo teórico, Warren et al. (1963) introdujeron el concepto de "dual-porosity", a
la ingeniería de petróleos. En la figura 3-1, se observa la representación geométrica que pro-
pusieron de un yacimiento fracturado. A grandes rasgos se trata de un conjunto de celdas que
individualmente representan un elemento de matriz, separadas por fracturas horizontales y
verticales. Bajo este enfoque, ambos dominios (matriz y fractura) tienen asociado un valor de
porosidad. Mientras que la permeabilidad es una propiedad del dominio fractura. La matriz
almacena los fluidos del yacimiento, puesto que su porosidad es considerablemente mayor a
la de fractura. El transporte de los fluidos desde del yacimiento hacia los pozos productores, se
realiza únicamente a través de la red de fracturas. No existe flujo de fluidos entre bloques ma-
triz. Dado que la dinámica de flujo entre los dominios matriz y fractura es diferente, cada uno
tiene asociado una presión (presión de matriz y presión de fractura) y de su diferencia depende
la transferencia efectiva de fluidos almacenados en el yacimiento hacia el exterior (Ayala, 2004;
Bear et al., 2012).

Hill et al. (1985), reportaron por primera vez el concepto de doble permeabilidad, cuya ca-
racterística diferenciadora con doble porosidad, es la posibilidad de transferencia de fluidos
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Figura 3-1: Idealización del modelo de doble dominio, (Warren et al., 1963).

matriz-matriz. En este enfoque, el dominio matriz también tiene asociado un valor de permea-
bilidad, por lo que el modelo es también conocido como doble porosidad doble permeabilidad,
"DPDP", y es justamente el modelo que se adopta en esta tesis.

Acoplamiento de flujo de fluidos y geomecánica

La variación del estado de esfuerzos causada por la producción de fluidos en yacimientos sensi-
tivos a esfuerzos, como los YNF, deforman la parte sólida de la roca afectando el flujo de fluidos
en la formación. Por lo tanto, la simulación de yacimientos ha avanzado en las últimas décadas
en el acoplamiento de modelos geomecánicos que dan cuenta de los fenómenos de despla-
zamiento/deformación de la roca y la variación de las propiedades petrofísicas con el estado
de esfuerzos. Chen et al. (1997), propuso un modelo de flujo acoplado a geomecánica para
YNF, donde el flujo de fluidos es representado por el concepto de doble porosidad y el com-
portamiento geomecánico es gobernado por la teoría isotérmica, lineal y poroelástica de Biot.
A partir de este modelo, se desarrollaron nuevas relaciones en función de la compresibilidad
para interpretar los cambios del volumen total y el volumen de los dominios (matriz y fractu-
ra) asociados al cambio de esfuerzos. Bagheri (2008), desarrolló un simulador doble porosidad
acoplado a geomecánica, a partir del modelamiento de la deformación de la roca, la porosidad
de matriz y el cálculo dinámico de la permeabilidad de fractura. En comparación con los simu-
ladores de flujo convencionales, la inclusión del modelamiento dinámico de la permeabilidad
de fractura resultó en un bajo recobro y aumento de los gradientes de presión durante el deple-
tamiento.

Para la determinación de la permeabilidad de fractura en modelos de simulación, también es
posible emplear modelos analíticos en función del estado de esfuerzos y propiedades físicas de
la fractura como apertura, rugosidad, entre otras. Diferentes autores han planteado modelos
derivados de pruebas experimentales, donde se evalúa la permeabilidad de fractura a diferen-
tes estados de esfuerzo y/o flujo en muestras de roca con discontinuidades. En sus estudios
sobre el efecto de la presión de poro y la presión de confinamiento sobre la permeabilidad de
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fractura, Walsh (1981) propuso un modelo en función del estado de esfuerzos y la aspereza del
contacto de las superficies de fractura, a partir de distribuciones exponenciales de altura de
asperezas. Por su parte, Roman et al. (2012), desarrolló un modelo elastoplástico para deter-
minar la permeabilidad de fractura en función de la presión de confinamiento. Para efectos
de la predicción de apertura y permeabilidad de fractura por variación del esfuerzo efectivo,
es ampliamente utilizado el modelo desarrollado por Bandis (1983), el cual fue derivado de
investigaciones experimentales sobre la deformación normal y de cizalla en discontinuidades
de rocas. Los resultados más relevantes procedentes de estos experimentos son la no linealidad
del cierre/apertura de fractura y la historia de esfuerzos ejercidos sobre la roca, (Ramírez, 2018).

Filtracion y transporte de sólidos en sistemas fracturados

Dentro de la literatura técnica sobre el modelamiento de material particulado, se resaltan dos
investigaciones. La primera realizada por Xu et al. (2017), la cual consiste en el desarrollo de un
modelo matemático y un estudio experimental del control de pérdidas de circulación en yaci-
mientos naturalmente fracturados. Este trabajo fue basado en el uso de material de pérdidas de
control en el proceso de perforación de yacimientos apretados fracturados. El modelo consiste
en submodelos de propagación de fracturas y resistencia de la zona de empaquetamiento. A
partir de este proceso de modelamiento, se obtienen conclusiones sobre los efectos mecánicos
y propiedades geométricas que influyen en el control de propagación de fractura y un óptimo
empaquetamiento. El segundo trabajo de especial interés es el desarrollado por Razavi et al.
(2017), en el cual presentan un modelo teórico para la simulación de la invasión de fluido de
perforación en fracturas naturales. El modelo matemático es basado en dos modelos constituti-
vos de reologías típicas de fluidos de perforación. La variación de la apertura de fractura debido
a la presión del fluido es simulada a partir de una ecuación de elasticidad simplificada. Algunos
objetivos del desarrollo de este modelo son la evaluación de la deformabilidad de la fractura,
las propiedades de la formación asociada a la pérdida de circulación, entre otros.

Lohne et al. (2010) desarrolló un modelo de simulación bifásico 2D para la estimación del da-
ño de formación durante operaciones de perforación sobrebalance. Dicho modelo predice la
formación del cake, tanto para condiciones dinámicas como estáticas; el transporte de sólidos
y polímeros dentro de la formación y los mecanismos de daño por taponamiento de gargantas
y depositación en la superficie de los poros. Los fenómenos de filtración y transporte del pre-
sente estudio de investigación están basados en esta formulación, aplicando modificaciones
sustanciales en el modelo matemático que serán detalladas en secciones posteriores para su
aplicación en yacimientos naturalmente fracturados.

3.2. Modelo conceptual

En el presente modelo de simulación, la representación de un yacimiento fracturado se realiza
a partir del modelamiento de un sistema de doble porosidad - doble permeabilidad. Bajo este
principio, se tienen dos dominios continuos, los cuales representan el volumen de fractura y el
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volumen matricial, constituido a su vez por el esqueleto de la roca y el volumen de los poros
en su interior. Tal como se establece en el enfoque de DPDP, se le atribuyen a cada dominio las
propiedades petrofísicas y distribuciones de saturación y presión correspondientes a matriz o
fractura. Dentro del planteamiento del enfoque DPDP clásico se establece también el no flu-
jo entre el domino matriz y los pozos. Esta directriz es modificada en el modelo de simulación
actual, de tal forma que se considera la transferencia de fluidos desde la matriz hacia el exterior.

Concerniente a los procesos de inyección/producción, se consideran dos tipos de fluidos en
el sistema de estudio, los fluidos originales del yacimiento y los procedentes del exterior. Den-
tro de la primera categoría se consideran tres fluidos o fases continuas: acuosa, volátil y oleica,
que representan la salmuera de formación y los hidrocarburos. Las fases hidrocarburo (volátil y
oleica) se constituyen a su vez por los componentes gas y petróleo. Los fluidos procedentes del
exterior son los lodos de perforación. Se consideran como fase continua de los lodos, el agua
y el aceite, las cuales corresponden a la misma composición de las fases acuosa y oleica de los
fluidos de yacimiento. Pese a que no tiene en cuenta la composición real de los fluidos de per-
foración, se consideran en el modelo propiedades como viscosidad y tamaño de los polímeros
usados en la formulación del lodo para modificar sus propiedades.

Para el modelamiento del atrapamiento de sólidos provenientes del fluido de perforación en la
roca, se modelan las partículas sólidas como un componente de la fase acuosa o fase oleica pa-
ra lodos base agua o base aceite, respectivamente. Adicionalmente, se incluye la fase roca que
representa las gargantas de poro en el dominio matriz y el volumen de fractura en el dominio
fractura. La transferencia de los sólidos desde la fase fluida hacia la fase roca es justamente el
mecanismo de daño de formación de estudio. A demás de la transferencia de fluidos de ambos
dominios hacia el exterior, existe una conexión continúa entre la matriz y la fractura. Se limita
el modelo a considerar la transferencia de fases continuas (fluidos de yacimiento y de perfo-
ración) desde el dominio matriz hacia el dominio fractura. Por el contrario, no se considera la
transferencia de sólidos entre los dominios. En la tabla 3-1 se sintetizan las fases y componen-
tes presentes en el sistema de estudio.

Acuosa Volátil Oléica Roca
Agua x
Gas x x

Aceite x x
Sólido x x x

Tabla 3-1: Componentes presentes en las fases.

La permeabilidad absoluta es la variable asociada al daño de formación por atrapamiento de
material particulado. En el dominio matriz la permeabilidad depende básicamente del área
superficial de los sólidos, que a su vez depende del diámetro de partícula y su forma (esferici-
dad). Por parte del dominio fractura, la permeabilidad es afectada por las propiedades de los
sólidos que invaden el medio y, adicionalmente, la variación de la presión en las cercanías del
pozo (efectos geomecánicos). La permeabilidad de fractura inicial es estimada a partir de sus
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propiedades físicas: apertura de fractura, orientación (inclinación y azimut) y rigidez inicial de
fractura, así como del esfuerzo efectivo normal. A escala de pozo, el esfuerzo efectivo normal es
calculado a partir de los esfuerzos radial, vertical y tangencial que actúan en la zona cercana al
pozo, donde predomina el daño geomecánico.

3.3. Formulación matemática

3.3.1. Transporte de fases y componentes en sistemas fracturados

El balance de masa en un volumen de control representativo de los componentes agua, gas y
aceite, en las fases acuosa, volátil y oléica, según las relaciones fase-componente establecidas
en la tabla 3-1, se modela en condiciones de equilibrio y es representado por la siguiente ecua-
ción:

∂

∂t

(
n j∑
j=1

φs jρ j wi j

)
+−→∇ ·

(
n j∑
j=1

ρ j wi j
−→u j

)
−

n j∑
j=1

ρ j wi j q̇ j = 0 (3-1)

donde i es el componente, j es la fase, n j es el número de fases, φ es la porosidad, S j es la sa-
turación de la fase, ρ j es la densidad de la fase, −→u j es la velocidad de la fase, q j es el caudal de
la fase y wi j es la fracción másica del componente.

Bajo el enfoque de modelamiento de doble continuo que se describió en el modelo conceptual,
las ecuaciones de balance se aplican a cada uno de los dominios. Adicionalmente se implica el
término de transferencia matriz - fractura q j ,m−→ f , el cual representa el caudal de fluido que se
transfiere desde la matriz hacia la fractura. Por lo tanto las ecuaciones de balance de masa de
un componente i sobre todas las fases presentes en el medio, para el dominio matriz y fractura
son expresados como sigue:

Dominio matriz

∂

∂t

(
n j∑
j=1

φs jρ j wi j

)
m

+−→∇ ·
(

n j∑
j=1

ρ j wi j
−→u j

)
m

−
n j∑
j=1

(
ρ j wi j q̇ j

)
m −

n j∑
j=1

(
ρ j wi j

)
m q̇ j ,m−→ f = 0 (3-2)

Dominio fractura

∂

∂t

(
n j∑
j=1

φs jρ j wi j

)
f

+−→∇ ·
(

n j∑
j=1

ρ j wi j
−→u j

)
f

−
n j∑
j=1

(
ρ j wi j q̇ j

)
f +

n j∑
j=1

(
ρ j wi j

)
f q̇ j ,m−→ f = 0 (3-3)

La velocidad de flujo de la fase j , −→u j , en el dominio d (matriz o fractura) es calculada a partir de
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la ley de Darcy:

−→u j =−Kd
kr j ,d

µ j ,d
∇Φ j ,d (3-4)

donde K es la permeabilidad absoluta, kr j es la permeabilidad relativa, µ j es la viscosidad di-
námica de la fase yΦ j es el potencial de flujo expresado como:

Φ j =
∫ P

Po

dp

ρ
− g (z − zo) (3-5)

donde dp /ρ es el potencial dependiente del fluido, g (z − zo) es el potencial del fluido debido a
la gravedad g y z es la distancia pedida a partir de una referencia zo .

Término de transferencia matriz-fractura

El término de transferencia matriz-fractura está en función del gradiente de presión existente
entre los dominios, así como de la movilidad de la fase y el factor de forma ξ.

q j ,d−→d ′ = ξ
(

kr j b j

µ j

)
d

(
Pd −P ′

d

)
(3-6)

El factor de forma ξ describe el área de superficie de contacto entre fracturas y matriz y es ex-
presado como sigue:

ξ= 4

(
kmx

L2
x

+ kmy

L2
y

+ kmz

L2
z

)
(3-7)

donde kmi es la permeabilidad de matriz en la dirección i = x, y, z, Li es el espaciamiento de
fractura en la dirección i = x, y, z, y b j es el factor volumétrico de la fase.

Por su parte, el componente sólido s se transfiere de la fase en que es inyectado (oleica o acuo-
sa) hacia la fase roca. Este fenómeno es modelado bajo condición de no equilibrio y se expresa
como sigue:

Dominio matriz
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∂

∂t

(
φs jρ j ws j

)
m +−→∇ · (ρ j ws j

−→u j
)

m − (
ρ j ws j q̇s j

)
m = ṁs, j→r (3-8)

Dominio fractura

∂

∂t

(
φs jρ j ws j

)
f +

−→∇ · (ρ j ws j
−→u j

)
f −

(
ρ j ws j q̇s j

)
f = ṁs, j→r (3-9)

donde ws j es la concentración másica del componente sólido s en la fase.

3.3.2. Filtración y crecimiento del revoque externo

La velocidad de crecimiento del revoque a condiciones actuales de filtración, tales como pre-
sión y propiedades de los componentes que forman el revoque, está dada por la siguiente ecua-
ción (Lohne et al., 2010):

∂hc

∂t
=Cd

(
u f l −

Y

ψCsm

)
(3-10)

donde hc es el espesor del revoque, Cd es un factor adimensional relacionado con la cantidad
de partículas atrapadas en el revoque y u f l es la velocidad de filtración.

El fenómeno de erosión es modelado a partir del término Y /ψCsm , el cual es función de la con-
centración total de partículas que forman el revoque, y las condiciones dinámicas del sistema,
como el esfuerzo cortante. La fracción de los sólidos que se adhieren al revoqueψ , depende de
la relación de fuerzas que experimenta cada partícula sumergida en el fluido. Cada una sufre un
arrastre en dirección perpendicular a la roca, función de la velocidad de filtración, y una fuerza
de arrastre en la dirección axial del pozo. La relación de fuerzas y su impacto sobre la fracción
adherida se exponen como sigue:

ψ= 1

1+
(

FR
fn

)n f
(3-11)

donde fn es un factor de fricción, n f es un exponente de sensibilidad a la variación de fuerzas
y FR es la relación de fuerzas perpendiculares y paralelas a la dirección de filtración.

La relación empírica para Y es estimada como:
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Y =βe Ds
σav

σah
(3-12)

donde βe es un parámetro asociado a la tasa de erosión. Ds es el diámetro promedio de las par-
tículas en el lodo, y σav y σah son los esfuerzos de arrastre sobre las partículas en la dirección
vertical y horizontal, respectivamente. El esfuerzo en dirección radial (horizontal) será el que
mantenga la partícula en su posición y hace parte de la suma de la fuerza viscosa por el flujo
a través del revoque, y una fuerza de atracción por la cohesión entre partículas que forman el
revoque:

σah = Pn(x = Ds)+τy (3-13)

donde Pn es la presión neta local, la cual se evalúa a una profundidad igual al diámetro de par-
tícula. τy es la resistencia a la deformación del revoque.

El esfuerzo de cizalladura (vertical) se calcula como sigue:

σah = γ̇µz (3-14)

donde γ̇ es la tasa de corte, µz es la viscosidad del fluido evaluada a la tasa de corte. El modelo
asume una tasa de corte constante para toda la superficie expuesta.

Una vez definidas las ecuaciones de los términos principales de la ecuación gobernante (3-10),
se utiliza la relación de Carman-Kozeny para estimar la permeabilidad del revoque en función
de una distribución de tamaños que poseen una ligera o nula compresibilidad:

kc =
φ3

c

2τc (1−φc )2 A2
s

(3-15)

donde φc es la porosidad del revoque, τc es la tortuosidad del revoque.

En este modelo las propieades del revoque son promediadas según la composición del lodo. A
su vez, el área superficial de los sólidos se calcula por medio de la ecuación de una esfera per-
fecta, con un factor de forma, que tiene en cuenta las irregularidades que pueden existir sobre la
superficie de los sólidos y que hacen que se reduzca la permeabilidad de un empaquetamiento
respecto a un conjunto de esferas perfectas.
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La tasa de filtración es la variable que ensambla el modelo de filtración y crecimiento del revo-
que con el modelo de DPDP, y es expresado como:

q f l =
kc (Pw f −Ppc )

hcµ j
A f l (3-16)

donde Pw f es la presión en fondo de pozo, Ppc es la presión en la zona tras el revoque, µ j es la
viscosidad de la fase, y A f l es el área expuesta a la filtración.

Para la asignación de una tasa de filtración a cada dominio (matriz y fractura), se usaron facto-
res de ponderación en función de la movilidad en cada una de las fases y el factor de forma de
Peaceman Gw,d (Peaceman et al., 1983), tal como se explica a continuación:

Gw,d = 2βc KH ,d hi

ln (re /rw )
(3-17)

Gm =Gwm

(
kr o

µo
+ kr w

µw
+ kr g

µg

)
m

(3-18)

G f =Gw f

(
kr o

µo
+ kr w

µw
+ kr g

µg

)
f

(3-19)

donde βc es un factor de conversión, KH ,d es la permeabilidad horizontal del dominio depen-
diente de la geometría de la malla, hi es el espesor del bloque, rw es el radio del pozo y re es el
radio para cada bloque. Luego:

fm = Gm

Gm +G f
(3-20)

f f = 1− fm (3-21)

Finalmente las tasas de filtración para cada dominio están dadas por:

Dominio matriz

q f l ,m = (
q f l

)(
fm

)
(3-22)

Dominio fractura
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q f l , f =
(
q f l

)(
f f

)
(3-23)

Cinética de atrapamiento de sólidos

Lohne et al. (2010) propuso un modelo de atrapamiento en sistemas matriciales para calcu-
lar la transferencia de masa entre fases líquidas y roca, ṁs, j→r . Haciendo una analogía con las
ecuaciones presentadas en dicho trabajo, se obtuvo un modelo de retención de partículas en
fracturas. De tal manera, la cinética de atrapamiento para el dominio fractura es expresada co-
mo sigue:

ṁs, j→ f =
(
µ j

φS j

)
f

(
λa, f

(
φS jρ j ws j

)
f

)
−

(
λd , f

((
1−φ)

S jρm ws j
)

f

)
(3-24)

donde ρm es la densidad de la roca.

El parámetro λd , f da cuenta de la removilación de las partículas atrapadas en la fractura. El co-
eficiente λa, f representa el atrapamiento por unidad de longitud y es función del diámetro de
partícula Ds , la apertura de fractura e y parámetros de ajuste (λ f , τ):

λa, f =λ f

(
Ds

e f

)τ f

(3-25)

Una partícula es retenida en una fractura si cumple que Ds ≥ εe f , donde ε es un parámetro
de ajuste que gobierna la relación entre el diámetro de partícula y la apertura de fractura. Si el
criterio no se cumple, se considera que la partícula no contribuye al daño por taponamiento y
λa, f es igual a cero.

Reducción de permeabilidad

La reducción de permeabilidad en el dominio fractura es estimada a partir de un promedio ar-
mónico entre la permeabilidad del agregado de sólidos atrapados ksa , y la permeabilidad de
fractura en función del estado de esfuerzos de la roca k f . El parámetro γs, f es la relación del
volumen de sólidos y el volumen de fractura:

ke f f =
[

γs, f

ksa(φcr , As, f )
+ 1−γs, f

k f

]−1

(3-26)



26 3. Modelamiento de yacimientos naturalmente fracturados

Por su parte, ksa es función de la porosidad corregida por los sólidos depositados φcr , y la su-
perficie específica del dominio fractura As, f :

ksa = φ3
cr

2τ f
(
1−φcr

)2 A2
s, f

(3-27)

φcr =φ f

(
1− γs, f

a

)
(3-28)

As, f =
ws j 6ϕ

Dp
(3-29)

El parámetro a es un factor de peso para la ponderación del área específica superficial de frac-
tura, que es función de los sólidos atrapados en la fractura γs, f , la porosidad del agregado de
sólidos φi c , y un parámetro f que representa la porción del dominio fractura expuesta a la re-
tención de sólidos:

a = max

(
f ,

γs, f

1−φi c

)
(3-30)

La permeabilidad de fractura k f , a un estado de esfuerzos específico, se estima a partir del mo-
delo de Bandis (1983); CMG (2016):

k f = kcc f

(
e

e0

)4

(3-31)

En una curva experimental de cierre de fractura, donde se observan los valores de permea-
bilidad a diferentes esfuerzos efectivos normales, kcc f representa la permeabilidad a esfuerzo
efectivo normal cero. Por su parte, kr c f es la permeabilidad residual, el cual es el valor estabi-
lizado de la permeabilidad donde no hay más afectación por parte del esfuerzo efectivo normal.

La apertura de fractura a un estado de esfuerzos específico, e, es función de la apertura a es-
fuerzo efectivo normal cero, e0, y del cierre de fractura V j :

e = e0 −V j (3-32)
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V j =
σ

′
n

kni + Vm

σ
′
n

(3-33)

A su vez V j es función de la rigidez inicial de fractura kni y del máximo cierre de fractura Vm , el
cual se expresa como sigue:

Vm = e0

[
1−

(
kr c f

kcc f

) 1
4
]

(3-34)

Estimación del esfuerzo efectivo normal

En la cara de un pozo y en sus cercanías, existe una concentración de esfuerzos influenciada
principalmente por la presión del fluido dentro del pozo Pw , el radio del pozo rw y los esfuerzos
in situ de la formación: esfuerzo vertical σv , esfuerzo horizontal máximo σH y esfuerzo hori-
zontal mínimo σh . Estos esfuerzos alrededor del pozo actuan en la dirección vertical (σv ), en la
dirección tangencial a la circunferencia del pozo (σθ) y en dirección radial (σθ). Las expresiones
matemáticas para calcular los esfuerzos alrededor del pozo fueron originalmente propuestas
por Kirsch (1898). En este desarrollo no se consideró el flujo entre el yacimiento y el pozo, así
que a continuación se exponen las ecuaciones presentadas en Fjaer (2008), modificadas por el
producto del coeficiente de Biot y la presión de poro, αPp . De tal manera, los esfuerzos calcu-
lados alrededor del pozo se consideran efectivos:

σ
′
r =

σH +σh

2

[
1−

(
R2

w

r 2

)]
+ σH −σh

2

[
1+

(
3

R4
w

r 4

)
−

(
4

R2
w

r 2

)]
cos (2θ)+Pw f

R2
w

r2
−αPp (3-35)

σ
′
θ =

σH +σh

2

[
1+

(
R2

w

r 2

)]
− σH −σh

2

[
1+

(
3

R4
w

r 4

)]
cos (2θ)−Pw f

R2
w

r2
−αPp (3-36)

σ
′
z =σv −ν

[
2(σH −σh)

R2
w

r 2
cos (2θ)

]
−αPp (3-37)

Una vez se tiene la distribución de esfuerzos alrededor del pozo, el esfuerzo efectivo normal
que actúa sobre un plano de fractura puede expresarse a partir de la ecuación (3-38), derivada
de la ley de Cauchy:
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σ
′
n =

 σ
′
r 0 0

0 σ
′
θ

0

0 0 σ
′
z




n1

n2

n3

 ·


n1

n2

n3

=σ′
r n2

1 +σ
′
θn2

2 +σ
′
zn2

3 (3-38)

Las variables n1,n2 y n3 son los cosenos directores del vector normal unitario al plano de frac-
tura:

n1 = si n (i n)cos (az) (3-39)

n2 = si n (i n) si n (az) (3-40)

n3 = cos (i n) (3-41)

donde i n es la inclinación del plano de fractura y an es el azimut del plano de fractura.

Sostenimiento de la apertura de fractura

Para el modelamiento del sostenimiento de fractura por sólidos, se cuantifica el diámetro pro-
medio de partículas durante el transporte de componentes sólidos usando la siguiente ecua-
ción:

log (ea) =
∑ns

s=1

(
1−φ f

)
ρm wsr l og

(
Dp

)∑ns
s=1

(
1−φ f

)
ρm wsr

(3-42)

donde wsr es la relación másica en la fase roca.

El aumento del esfuerzo efectivo ocasiona una reducción de apertura de fractura. Si debido a
este suceso el valor estimado de ea es mayor a la nueva apertura de fractura, este se asigna-
rá como nueva apertura de fractura evitando un porcentaje de la reducción de la apertura. De
acuerdo a lo anterior ea será referido como apertura aparente en lo sucesivo.



Capítulo 4

Solución numérica

En este capítulo se presenta la metodología para la solución numérica del sistema de ecua-
ciones diferenciales descrito en la sección de modelo matemático. Para finalizar, se expone un
diagrama que sintetiza el flujo de trabajo del modelo.

Discretización del sistema de ecuaciones y método de solución

El primer paso del procedimiento general para resolver un sistema de ecuaciones diferencia-
les parciales no lineales, como el presentado en el modelo matemático, consiste en la discre-
tización espacio – temporal de las ecuaciones de conservación. Para este objetivo se empleó
el método de volumen finitos, el cual transforma el conjunto de ecuaciones diferenciales par-
ciales en un sistema de ecuaciones algebraicas lineales a partir de dos pasos principales. En
el primer paso, las ecuaciones diferenciales parciales se integran y transforman en ecuaciones
de equilibrio sobre un elemento. Esto implica cambiar las integrales de superficie y volumen en
relaciones algebraicas discretas sobre los elementos y sus superficies utilizando una cuadratura
de integración de un orden de precisión específico. El resultado es un conjunto de ecuaciones
semi-discretizadas. En el segundo paso, los perfiles de interpolación se eligen para aproximar
la variación de las variables dentro del elemento y relacionar los valores de superficie de las
variables con sus valores de celda y así transformar las relaciones algebraicas en ecuaciones
algebraicas. Para más detalles sobre el paso a paso de este procedimiento revisar (Moukalled
et al., 2016).

Las ecuaciones discretizadas de conservación de los componentes agua, gas y aceite, en las
fases acuosa, volátil y oléica, así como del componente sólido en la fase roca, se presentan res-
pectivamente como siguen:

Vbφ

∆t
∆t

(
n j∑
j=1

φs jρ j wi j

)
d

−
ns∑

i=1

(
T jρ j wi j∆Φ j

)
d −

n j∑
j=1

(
ρ j wi j q j

)
d −

n j∑
j=1

(
ρ j wi j

)
d q j ,d−→d ′ = 0 (4-1)
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Vbφ

∆t
∆t

(
φs jρ j ws j

)
d −

ns∑
i=1

(
T jρ j wi j∆Φ j

)
d − (

ρ j ws j qs j
)

d = ms, j→r (4-2)

donde Vb es el volumen del bloque,∆t es el paso del tiempo,∆t es el cambio de las variables de
interés en el paso del tiempo y T es la transmisibilidad, la cual se define como sigue:

T j =G j
k j

µ j
(4-3)

donde G J es un factor de forma que depende del sistema coordenado de la malla.

Para solucionar el sistema de ecuaciones algebraicas no lineales resultantes de la aplicación del
método de volúmenes finitos, se utiliza el método de Newton-Raphson. A partir de este méto-
do se solucionan problemas del tipo A ·∆~x = ~B , donde ∆x es el vector de interés de la solución.
En la figura 4-4 se observan los valores de una variable primaria X en un tiempo actual n, y
un tiempo futuro n + 1. El objetivo del método es aproximarse al valor de la variable x en el
tiempo n +1, a partir de las iteraciones v +1, las cuales se estiman a partir de la información
de la iteración anterior v . En cada iteración se resuelve el incremento ∆x, y se suma al valor de
la variable x a la iteración v (García, 2016). Por lo tanto la aproximación es estimada como sigue:

χn+1,v+1 ∼=χn+1,v +∆χn+1,v+1 (4-4)
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Figura 4-1: Esquema de linealización con el método de Newton-Raphson. (García, 2016)

El vector~x está conformado por la presión de la fase aceite Po , la saturación de las fases agua y
gas Sw ,Sg y la concentración de los sólidos en la fase acuosa, volátil y roca, cada una de ellas en
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los dominios matriz y fractura:

~x = [
(Po ,Sw ,Sg )m , (Po ,Sw ,Sg ) f , (wso , wsw , wsr )m , (wso , wsw , wsr ) f

]
(4-5)

El vector ~B es el negativo de las funciones residuales, las cuales se definen a partir de las ecua-
ciones 4-1 y 4-3:
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La matriz A es el conjunto de derivadas de las funciones residuales con respecto a las variables
primarias en la iteración v . Este conjunto de derivadas se denomina jacobiano y es denotado
como J :

J = ∂Rv
i

∂χv
j

(4-8)

Los jacobianos se hallan de forma numérica, mediante la definición de derivada (García, 2016),
como sigue:

∂Rv

∂χv
∼= R(χv +%)−R(χv )

%
(4-9)

donde % es un incremento de la variable χv . Entre menor sea %, más exacta es la derivada nu-
mérica. El sistema de ecuaciones linealizado se resuelve a partir del método de solución lineal
FGMRES (Flexible generalized minimum residual) precondicionado con factorización ILU (In-
complete LU), el cual está disponible en la librería numérica MKL (Math Kernel Library) de Intel.
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Diagrama de flujo

En la figura 4-2, se observa el diagrama de flujo del modelo implementado. Las propiedades
del modelo de fractura son calculadas de forma explicita (tiempo actual), mientras que la ta-
sa de filtración, las propiedades petrofísicas y del fluido, así como el método de solución, son
estimadas de forma implicita (tiempo futuro). Los criterios de convergencia del modelo son el
cumplimiento de la tolerancia del método de Newton y el criterio de balance de materia (CBM),
el cual verifica que la masa producida en los pozos equivale a la masa que se extrajo del yaci-
miento.

La implementación del modelo del presente trabajo se realizó sobre una herramienta de simu-
lación numérica de yacimientos programada en lenguaje FORTRAN y fue acoplado al simula-
dor Black oil extendido a transporte de sólidos en medio matriciales perteneciente a la herra-
mienta DFTmp SIMULATOR, la cual pertenece al grupo de Dinámicas de Flujo y Transporte en
medios porosos de la Universidad Nacional de Colombia.
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Capítulo 5

Resultados y análisis

Este capítulo inicia con el análisis de resultados de la simulación de pruebas experimentales a
escala de núcleo para la validación del módelo matemático. Posteriormente se realiza un aná-
lisis de sensibilidad de variables relevantes del modelo matemático a escala de pozo.

5.1. Validación del modelo

La validación del modelo matemático propuesto en el capítulo 3 se realizó a partir de la si-
mulación de pruebas de desplazamiento en núcleos naturalmente fracturados de la formación
Mirador, perteneciente al complejo estructural del Piedemonte llanero colombiano. Se tienen
dos pruebas experimentales, A y B. En la prueba A se estima el daño inducido asociado a un
fluido de perforación. En la prueba B se evalúa el efecto en la permeabilidad de la inyección de
material micropropante.

Prueba A

Para la evaluación a nivel experimental del daño inducido por el fluido de perforación, se rea-
lizaron mediciones de recobro de aceite antes y después del desplazamiento de lodo, así como
también se mide el volumen total de fluidos filtrados en la salida del sistema durante la prueba
(aceite, salmuera y lodo). Las propiedades del núcleo y los fluidos de perforación, así como las
condiciones de operación de la prueba se detallan en la tabla 5-1.

Los valores de permeabilidad y porosidad medidos en laboratorio corresponden a la totalidad
del núcleo, es decir, no hay una medición de estás propiedades para el volumen matricial y las
fracturas naturales. Debido a que el modelo de simulación DPDP requiere la caracterización pe-
trofísica de cada dominio (matriz y fractura), se asigna una porosidad de fractura equivalente al
0.01% de la porosidad total, tal como es típico en la formación Mirador (Herrera, 2016; Gutie-
rrez, 2016). Los parámetros utilizados en el modelo de permeabilidad de fractura se muestran
en la tabla 5-2. Para obtener las permeabilidades relativas para el dominio matriz y fractura se
calibró el modelo de Brooks and Corey (1966) a partir de los datos experimentales de cambio
de presión y recobro de aceite. En el dominio fractura, la permeabilidad relativa fue modela-
da con una forma típica de "X"que caracteriza los medios fracturados. Los puntos máximos de
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permeabilidad relativa y saturación se asignaron iguales en las curvas de ambos dominios (ver
figura 5-1).

Tabla 5-1: Información de núcleo y condiciones de operación.
Parámetro Valor
Longitud [cm] 4.74
Diámetro [cm] 2.56
Porosidad de matriz [%] 7.92
Porosidad de fractura [%] 0.08
Permeabilidad de matriz [mD] 0.3
Tasa de inyección [cc/min] 0.2
Viscosidad del aceite [cp] 0.4
Temperatura [°C] 90
Presión de poro [psi] 300
Presión de sobrecarga [psi] 1500

Tabla 5-2: Parámetros del modelo de fractura.
Parámetro Valor
Permeabilidad de cierre de fractura kcc f [mD] 1.0
Permeabilidad residual de cierre de fractura kr c f [mD] 0.01
Rigidez inicial normal de fractura kni ([psi/ft] 1·106

Apertura inicial de fractura e0 [um] 100
Coeficiente de Biot α 0.9
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Figura 5-1: Permeabilidades relativas base.

La curva de recobro de aceite base obtenida en la simulación y su contraste con los datos de
laboratorio puede ser observada en la figura 5-2. La trayectoria de la curva inicia con un rápido
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incremento del recobro de aceite en los primeros volúmenes porosos inyectados, que corres-
ponde al barrido de aceite de las fracturas naturales. Posteriormente, el volumen de aceite re-
cobrado se estabiliza debido a que el agua de inyección se canaliza a través de las fracturas. El
error típico calculado fue del 8%.
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Figura 5-2: Recobro base de aceite.

El lodo fue modelado como una fase acuosa. Durante su inyección la presión estimada en la
entrada del núcleo es alrededor de 750 psi , lo cual de acuerdo a los parámetros del modelo
de permeabilidad de fractura, permite estimar una apertura de fractura en la cara del núcleo a
condiciones de yacimiento de 46 um aproximadamente. Dicho valor se encuentra entre el ran-
go de apertura de fractura de la formación Mirador, la cual varía entre 20-70 (Cifuentes, 2016).
La etapa de filtración de lodo se realizó en condiciones dinámicas. En la tabla 5-3 se detallan las
condiciones operacionales y en la figura 5-3 la distribución de partículas presentes en el lodo.

Tabla 5-3: Condiciones de filtración de lodo.
Parámetro Valor
Sobrebalance [psi] 970
Velocidad lineal [ft/min] 500
Concentración de sólidos [ppg] 2.5
Factor de forma de los sólidos 1.8
Porosidad del agregado de sólidos 0.302

El volumen total acumulado a la salida del sistema durante el desplazamiento de lodo es pre-
sentado en la figura 5-4. Es notable que los datos experimentales son bastante dispersos, sin
embargo, siguen la tendencia reproducida por el modelo. Esta dispersión puede estar asociada
a una incertidumbre en la configuración inicial de presión de poro y contrapresión a nivel ex-
perimental. Si la presión de poro inicial es ligeramente más baja que la contrapresión, el flujo
de lodo debe aumentar la presión de poro antes de observar cualquier efluente en la salida del
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Figura 5-3: Distribución de partículas del lodo.

núcleo. Aún más importante que el volumen total acumulado, es la tasa de filtración, ya que
asegura la reproducción del fenómeno. Las tasas de filtración experimentales se calcularon uti-
lizando derivadas centradas para una mayor estabilidad numérica. La figura 5-5 representa la
comparación entre la tasa de filtración experimental y la obtenida durante la simulación. En
esta se observa que aunque no hay un punto representativo al comienzo del proceso, todas las
tasas tienden a ser más altas al comienzo y disminuyen hasta alcanzar una tasa estable. Esta
tasa estabilizada se encuentra típicamente en los experimentos de filtración dinámica, debido
a que las fuerzas sobre el revoque han alcanzado un equilibrio. La tasa de equilibrio se corres-
ponde correctamente con la curva de simulación.
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Una vez se termina la etapa de filtración de lodo, se procede a medir el recobro de aceite. Los
resultados de laboratorio presentan 1.15 cc de aceite recobrado posterior al daño, lo que repre-
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senta una disminución de 22.6% respecto al recobro base, 1.485 cc. Por su parte, los resultados
de simulación arrojaron un recobro de 1.435 cc, que se traducen en un disminución de 3.7%
respecto al recobro base, 1.49 cc, (ver figura 5-6). Una explicación posible para la baja reduc-
ción de volumen de aceite recuperado estimada por el modelo, es el hecho de que el daño
por atrapamiento de partículas es modelado como un mecanismo de daño de la permeabili-
dad absoluta. No se consideran interacciones fluido-fluido, es decir, no se presenta daño en
la permeabilidad relativa. Para intentar justificar este razonamiento se proponen unas nuevas
permeabilidades relativas, ajustadas a partir de la presión de la fase aceite posterior a la filtra-
ción del lodo (ver figuras 5-7 y 5-8).
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Utilizando el nuevo conjunto de permeabilidades relativas se simula nuevamente el recobro de
aceite, en el cual se obtuvo un volumen de 1.20 cc. Dicho volumen representa una disminución
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Figura 5-8: Permeabilidades relativas - dominio matriz.

de 19.3% de aceite recuperado respecto al recobro base cc, lo que representa el daño remanen-
te asociado a interacciones entre fluidos y daños en la permeabilidad efectiva por aumento de
la tensión interfacial. En la figura 5-9, se sintetiza el daño a la permeabilidad efectiva asociado
a los sólidos y el daño a las interacciones de fluido dentro del medio poroso.

Los resultados de modelamiento de la prueba A permiten validar la capacidad del modelo de
evaluar el daño por fluidos de perforación en YNF, a partir del correcto ajuste de la tasa de fil-
tración y el recobro de aceite posterior al daño. Adicionalmente, se tiene la capacidad de cuan-
tificar y disgregar el daño asociado por el mecanismo de atrapamiento de sólidos del daño in-
ducido total.
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Prueba B

La evaluación en laboratorio del efecto del material propante consiste en la medición de la per-
meabilidad efectiva antes y después de la inyección de tratamiento. Para tener una idea de la
sensibilidad a esfuerzos del núcleo se realizan mediciones base de la permeabilidad efectiva
al aceite bajo condiciones de esfuerzo efectivo alto y bajo. El tratamiento consiste en 5 etapas
de inyección continúa de material propante a diferentes concentraciones de sólidos (ver la ta-
bla 5-4), y es realizada a esfuerzo efectivo bajo, lo que permite una mayor apertura de fractura
y por tanto, mayor emplazamiento de partículas en el medio. La medición de permeabilidad
posterior al tratamiento se realiza a esfuerzo efectivo alto, para tener un cierre de fractura más
abrupto y evaluar la efectividad del tratamiento a condiciones representativas de flujo durante
la puesta en producción el pozo.

Tabla 5-4: Etapas de inyección de tratamiento.
Etapa Concentración [ppg]

1 0.025
2 0.05
3 0.1
4 0.15
5 2

Para el desplazamiento de los sólidos a través de la muestra se requiere de un fluido de acarreo,
normalmente de caracter viscoso (base gel), con algunos fluidos complementarios de baja ten-
sión interfacial y rompedores de gel para promover una mejor limpieza en la fase de produc-
ción. La inyección de este tipo de fluidos y componentes no se considera en la presente inves-
tigación puesto que el objetivo planteado es transportar los sólidos en el fluido de perforación.
En la simulación de esta prueba se modela el transporte del sólidos en la fase oleica y se pro-
ponen dos criterios para la validación de los resultados obtenidos en laboratorio. El primero es
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la disminución del diferencial de presión de la fase aceite posterior al tratamiento, el objetivo
en este punto es lograr la simulación del soporte de la apertura de fractura una vez aumenta el
esfuerzo efectivo. El segundo criterio es obtener la concentración de partículas en la salida del
sistema. Durante la inyección del material propante en laboratorio es posible medir la concen-
tración de partículas en los efluentes obtenidos en la cara de salida del núcleo. En esta prueba
se tiene la particularidad de que hubo cero concentración de partículas en el efluente. Obte-
ner una concentración de partículas en la salida del sistema cercana a cero en la simulación
garantiza tener una calibración aceptable de la apertura de fractura, la cual no conocemos con
certeza, y el correcto modelamiento del fenómeno de atrapamiento de sólidos en el medio frac-
turado.

Las propiedades del núcleo y fluidos, así como las condiciones de operación de la prueba se
presentan en la tabla 5-5. Los parámetros del modelo de fractura se presenta en la tabla 5-
6. Para la asignación de permeabilidad relativa a cada una de los dominios de la simulación,
se realizó un proceso análogo de calibración del modelo de Corey mencionado en la prueba
A, (ver figura 5-10). La distribución de partículas del material micropropante tiene un P90 de
127.8 um, y se presenta en la figura 5-11. Para el modelamiento del material particulado se uti-
lizó un factor de forma de 1.8 y una porosidad del agregado de sólidos de 0.4, el cual es cercano
a la máxima porosidad que puede ser obtenida por un arreglo de partículas esféricas (0.47).

Tabla 5-5: Información de la prueba de laboratorio.
Parámetro Valor
Longitud [cm] 4.72
Diámetro [cm] 2.54
Permeabilidad de matriz [mD] 0.137
Porosidad de matriz [%] 3.96
Porosidad de fractura [%] 0.04
Tasa de inyección [cc/min] 0.3
Viscosidad del aceite [cp] 0.4
Temperatura [°C] 120
Presión de poro [psi] 1500
Presión de sobrecarga [psi] 6500, 2000

Tabla 5-6: Parámetros del modelo de fractura.
Parámetro Valor
Permeabilidad de cierre de fractura kcc f [mD] 100
Permeabilidad residual de cierre de fractura kr c f [mD] 0.9
Rigidez inicial normal de fractura kni ([psi/ft] 4.3·105

Apertura inicial de fractura e0 [um] 180
Coeficiente de Biot α 0.9
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Figura 5-10: Permeabilidades relativas.
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Figura 5-11: Distribución de partículas de micropropante.

En la figura 5-12 se observa los resultados de diferencial de presión de la fase aceite obtenidos
en laboratorio y simulación. Se obtuvieron errores menores al 5%, tanto en la mediciones base
a esfuerzo efectivo bajo (EEB) y esfuerzo efectivo alto (EEA), y post-tratamiento a EEA. El por-
centaje de reducción del diferencial de presión reportado en laboratorio fue del 12%, mientras
que a partir del modelo se estimó un valor de 8%. La diferencia entre estos porcentajes se aso-
cia al hecho de que el efecto de los fluidos asociados al desplazamiento del tratamiento en el
medio poroso no se considera en el presente estudio.

La inyección de aceite y de material propante se realiza a través de la cara de inyección y pro-
ducción, respectivamente, tal como se indica en la figura 5-13. En la medición base de permea-
bilidad efectiva al aceite a esfuerzo efectivo alto, se estima la apertura de fractura en 60 um,
posteriormente se procede a la inyección de material propante. En la figura 5-14 se observa la
variación de la apertura de fractura a través del núcleo en el último tiempo de la inyección de
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Figura 5-12: Diferenciales de presión base y post-tratamiento.

sólidos y la variación del diámetro promedio de las partículas atrapadas (apertura aparente).
En esta etapa el núcleo se encuentra a condición de esfuerzo efectivo bajo y la apertura de frac-
tura es estimada en 87 um. Se observa que una gran cantidad de partículas se acumulan al final
del núcleo, esto puede deberse a la reducción de apertura en función del alejamiento de la cara
de inyección, en este punto se ha detenido el paso de los sólidos por un efecto de exclusión de
tamaño. En la figura 5-15 se observa nuevamente la apertura de fractura y la apertura aparente
justo después del inicio de la inyección de aceite post-tratamiento. Durante esta etapa algunos
sólidos que se encontraban suspendidos en la fase oleica, posiblemente fueron removilizados
y atrapados en el medio, ocasionando el incremento de la apertura aparente. El material par-
ticulado soporta la fractura en la última sección del núcleo como puede comprobarse por la
comparación de la apertura de fractura calculada con el modelo de permeabilidad de fractura
y el tamaño promedio de las partículas en el medio. De tal manera, la apertura de fractura esti-
mada en 60 um a condición de esfuerzo efectivo alto en la primera etapa, es ahora estimada en
70.5 um en varias posiciones del núcleo, mejorando así la permeabilidad del sistema.

De forma similar a los resultados obtenidos en laboratorio, el modelo arrojó concentraciones
de partículas en las fases recuperadas en la salida del sistema, menores al 0.01% respecto a las
concentraciones inyectadas, ver tabla 5-7.

Tabla 5-7: Concentración de sólidos a la salida del sistema.
Etapa Concentración [ppg]

1 1.9·10−4

2 2.2·10−5

3 9.8·10−5

4 1.1·10−5

5 6.6·10−5
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Figura 5-13: Dirección de inyección de aceite y sólidos en el laboratorio.

 

0

10

20

30

40

50

60

70

80

90

100

0.0 1.0 2.0 3.0 4.0 5.0

A
p

er
tu

ra
 [

u
m

]

Longitud del núcleo [cm]

Apertura de fractura

Apertura aparente

Figura 5-14: Variación de la apertura durante la inyección de sólidos.
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Figura 5-15: Variación de la apertura durante la inyección de aceite post-tratamiento.

5.2. Análisis de sensibilidad

Para estudiar el impacto en la tasa de filtración y la productividad de parámetros de ajuste y
variables geomecánicas del modelo, se realizaron diferentes simulaciones a escala de pozo. El
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caso consta de dos periodos de tiempo, en el primero de ellos se simula el proceso de perfora-
ción durante cuatro días, y en el segundo se simula un periodo de producción de seis meses. El
régimen de esfuerzos simulado es rumbo deslizante y corresponde al existente en la formación
Mirador, el cual se caracteriza por una alta anisotropía de esfuerzos. La información detallada
del caso se encuentra en la tablas 5-8, 5-9 y 5-10.

Tabla 5-8: Propiedades petrofísicas y de la malla de simulación.
Parámetro Valor
Bloques en dirección radial 20
Radio interno [ft] 0.7
Radio externo [ft] 1000
Bloques en dirección tangencial 4
Espesor de la formación 240
Tope de la formación [ft] 15000
Porosidad de matriz [%] 8
Porosidad de fractura [%] 0.08
Permeabilidad absoluta [mD] 0.7
Presión de yacimiento [psi] 6000
Presión de fondo de pozo [psi] 4000

Tabla 5-9: Parámetros del modelo de fractura.
Parámetro Valor
Permeabilidad de cierre de fractura kcc f [mD] 700
Permeabilidad residual de cierre de fractura kr c f [mD] 3.5
Rigidez inicial normal de fractura kni ([psi/ft] 4.5·106

Apertura inicial de fractura e0 [um] 150
Gradiente de esfuerzo horizontal máximo σH [psi/ft] 1.15
Gradiente de esfuerzo horizontal mínimo σh [psi/ft] 0.7
Gradiente de esfuerzo vertical σv [psi/ft] 1.0
Azimut de las fracturas an [grados] 0
Inclinación de las fracturas i n [grados] 70
Relación de Poisson ν 0.2
Coeficiente de Biot α 0.9

La variableβe es un parámetro de ajuste de gran influencia en la tasa de filtración, este da cuen-
ta de la erosión del revoque (ver ecuación 3-12). En la gráfica 5-16 se puede observar la tasa de
filtración utilizando valores deβe de 10, 100 y 300 t−1. A partir de los resultados se concluye que
a mayor βe , mayor es la erosión del revoque y por lo tanto, la tasa de filtración inicia en un valor
más alto y tiende a estabilizarse rapidamente en un valor constante, esto debido al continúo
desgaste del revoque que evita que la tasa de filtración disminuya.
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Tabla 5-10: Parámetros del pozo y el lodo de perforación.
Parámetro Valor
Concentración de sólidos [ppg] 0.7
Diámetro del hueco [in] 8.5
Diámetro externo de la tubería [in] 5
Factor de forma de los sólidos 1.8
Coeficiente de erosión 100
Densidad de lodo [ppg] 8.4
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Figura 5-16: Tasa de filtración con variación en parámetro de erosión.

La simulación a escala de pozo permite visualizar el efecto de la localización de fracturas y el
régimen de esfuerzos de la formación. En la figura 5-17, se observa la apertura de fractura al
tiempo inicial (Ti ) y final (T f ) de la simulación, en la dirección paralela (0◦) y perpendicular
(90◦) respecto a la orientación del esfuerzo horizontal máximo, la cual se fija en la coordena
tangencial 0° en la malla de simulación (ver figura 5-18). En las posiciones perpendiculares a
la orientación del esfuerzo horizontal máximo, la apertura de fractura aumenta a medida que
avanza en la dirección radial, mientras que en las posiciones paralelas, la apertura de fractura
es mayor en las cercanías del pozo y disminuye en la dirección radial. Este fenómeno se debe a
la alta concentración de esfuerzo tangencial en las cercanías del pozo en la dirección perpen-
dicular a la dirección del esfuerzo horizontal máximo, lo que conlleva al cierre de las fracturas
ubicadas en esta posición. Por el contrario, el alto contraste del esfuerzo tangencial favorece la
apertura de las fracturas en la posición paralela al esfuerzo horizontal máximo. En las figuras
5-19 y 5-20 se observa la distribución de los esfuerzos alrededor del pozo durante la etapa de
producción en la dirección paralela y perpendicular al esfuerzo horizontal máximo.
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Figura 5-17: Variación de la apertura de fractura respecto a la dirección tangencial.
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Figura 5-19: Distribución de esfuerzos alrededor del pozo en la dirección paralela al esfuerzo
horizontal máximo.
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Figura 5-20: Distribución de esfuerzos alrededor del pozo en la dirección perpendicular al es-
fuerzo horizontal máximo.

Durante la etapa de perforación, se observó que el perfil de filtrado dentro de la formación llega
hasta los primeros 10 ft, a partir de esta distancia invade la zona parcialmente hasta los 50 ft de
la formación. Se resalta el hecho de que el perfil de filtración no cambió de forma relevante en
función de la dirección tangencial. La saturación de lodo a través del yacimiento es similar a (0◦)
y (90◦) respecto a la orientación del esfuerzo horizontal máximo (ver figura 5-21). El efecto de la
variación de la apertura de fractura se observa con mayor claridad en la etapa de producción,
posterior a la caida de presión generada por la finalización de la condición de sobrebalance.
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En efecto, se observa en la figura 5-22, que la tasa de aceite en la dirección paralela al esfuerzo
horizontal máximo es mayor que en la posición opuesta. Este efecto es más notorio en al inicio
de la etapa de producción, a medida que avanza el tiempo las tasas tienden a igualarse.
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Figura 5-21: Perfil de saturación de lodo a través de la formación.
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Figura 5-22: Tasa de aceite en la cara de la formación en la dirección paralela y perpendicular
respecto al esfuerzo horizontal máximo.

La rigidez inicial de fractura kni (ver ecuación 3-33), influencia el valor de la apertura de frac-
tura y la sensibilidad a su cierre/apertura por variación del esfuerzo normal. A mayor valor de
rigidez inicial de fractura, se tiene una mayor apertura de fractura y esto afecta directamente
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la tasa de filtración y la productividad de la formación. En las figuras 5-23 y 5-24, se observa
la variación de tasa de aceite y tasa de filtrado para dos valores diferentes de rigidez inicial de
fractura (4.5·106 y 10·106).
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Figura 5-23: Variación de la tasa de aceite respecto a la rigidez inicial de fractura.
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Figura 5-24: Variación de la tasa de aceite respecto a la rigidez inicial de fractura.

Análogamente a la orientación de las fracturas respecto al azimut del esfuerzo horizontal má-
ximo, la inclinación de las fracturas también tiene un efecto en la tasa de aceite, especialmente
en los primeros días de la producción. En la figura 5-25, se observa la producción diaria de
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aceite durante el primer mes para fracturas con diferentes inclinaciones, 15◦, 45◦ y 70◦. Se pue-
de observar que la fractura más vertical (70◦) presenta una mayor producción, mientras que
la fractura más horizontal 15◦ presenta la menor producción. Este hecho puede deberse a que
en un régimen de esfuerzos rumbo deslizante, el esfuerzo normal sobre las fracturas horizon-
tales se debe principalmente al esfuerzo vertical, mientras que las fracturas verticales se ven
afectadas principalmente por los esfuerzos horizontales. De tal forma, la apertura de las fractu-
ras verticales puede sufrir un cierre si están orientadas perpendicularmente a la dirección del
esfuerzo horizontal máximo, así como su apertura puede ser beneficiada altamente si las frac-
turas se encuentran paralelas a la dirección del esfuerzo horizontal máximo, resultando en una
mayor productividad en comparación a las fracturas horizontales.
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Capítulo 6

Conclusiones y recomendaciones

A continuación, se presentan las conclusiones derivadas del desarrollo del presente trabajo.

Se desarrolló un modelo matemático para simular los fenómenos de filtración, transporte
y retención de material particulado, así como la dependencia en productividad de la va-
riación del estado de esfuerzos en yacimientos naturalmente fracturados durante etapas
de perforación.

El modelo matemático desarrollado fue implementado en un simulador multifásico y
multicomponente, bajo el enfoque de doble porosidad doble permeabilidad. Se logró va-
lidar el modelo a partir de datos experimentales a escala de laboratorio, en los cuales se
evaluó el daño por fluidos de perforación y el efecto en productividad de la inyección de
material micropropante en un núcleo fracturado.

Los resultados de la simulación de la prueba de filtración dinámica permiten validar la ca-
pacidad del modelo para evaluar el daño inducido durante la perforación en yacimientos
naturalmente fracturados, ajustando correctamente la tasa de filtración y la recuperación
de aceite después del daño. Además, fue posible cuantificar y desglosar el daño asocia-
do por el mecanismo de atrapamiento de sólidos del daño inducido total. Para esto, la
estimación de la apertura de fractura a condiciones dinámicas fue un tema crítico para
predecir correctamente el tamaño máximo de partícula que puede quedar atrapado en la
formación.

Se realizaron simulaciones a escala de pozo en las cuales se evidenció el efecto geomecá-
nico en la productividad de yacimientos, a partir del análisis de sensibilidad de paráme-
tros de ajuste del modelo de permeabilidad de fractura y propiedades de fractura, tales
como la orientación y la apertura.

Recomendaciones

Implementar un modelo de especies químicas que permita modelar la composición real
del lodo de perforación y del fluido de acarreo del material propante.
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Implementar un modelo de daño de permeabilidad relativa para ajustar de forma más
precisa el daño por filtrado.
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