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Resumen. El creciente consumo energético mundial propicia la necesidad de innovar en formas de
obtencion de energia y mejorar su eficiencia, fomentando el interés en el estudio y explotacion de los
yacimientos no convencionales. En Argentina existen importantes recursos en yacimientos de baja o
ultra baja permeabilidad y el desafio actual es convertir dichos recursos en reservas. Para lograr su
extraccion, se debe fracturar la formacion, preferiblemente utilizando tecnologia de pozo horizontal o
multilateral. Sin embargo, los pronosticos de produccion atn son inciertos. En consecuencia, obtener un
modelo de simulacion adecuado es esencial y constituye un problema abierto en la industria. Diversas
publicaciones proponen soluciones analiticas simplificadas para modelar la producciéon y estimar las
propiedades del reservorio, entre ellas el modelo trilineal que combina tres flujos lineales monofasicos.
El objetivo de este trabajo es analizar la capacidad del modelo Black-Oil para representar reservorios
tight y shale. Para ello se aplica un simulador de dominio publico (BOAST) y se compara su
comportamiento con el modelo trilineal, logrando un muy buen ajuste. Finalmente se analiza la
influencia de relajar la hipotesis de flujo monofasico de los modelos analiticos considerando flujo gas-
petrdleo en las simulaciones BOAST.

Keywords: BOAST, Trilinear Model, Numerical Simulation, Shale, Black-Oil.

Abstract. The growing global consumption generates the need to innovate in ways of obtaining energy
and improve its efficiency, encouraging interest in the study and production of unconventional
reservoirs. In Argentina there are important resources in low or ultralow permeability reservoirs, and the
current challenge is to convert these resources into reserves. To achieve hydrocarbon production, the
formation has to be fractured preferably using horizontal or multilateral well technology. However,
production forecasts are still uncertain. Consequently, obtaining an adequate simulation model is
essential and constitutes an open problem in the industry. Different publications propose simplified
analytical solutions to model production and estimate reservoir properties, among them the trilinear
model that combines three single-phase linear flows. The objective of this work is to analyze the ability
of the Black-Oil model to represent tight and shale reservoirs. To do this, a public domain simulator
(BOAST) is applied and its behavior is compared with the trilinear model, reaching a very good fit.
Finally, the influence of relaxing the single-phase hypothesis of the analytical models is analyzed by
considering gas-oil flow in BOAST simulations.
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1 INTRODUCCION

En la actualidad los yacimientos de baja y ultra baja permeabilidad estdn en constante y
creciente desarrollo y se dedican grandes esfuerzos e inversiones a su estudio y analisis. Sin
embargo, ain no se cuenta con una metodologia confiable para lograr modelarlos, predecir su
produccion futura y estimar sus reservas. De hecho, debido a la gran complejidad geoldgica,
pozos con tratamientos de fracturacion hidraulica similares pueden comportarse de forma
totalmente diferente. En general, para realizar pronésticos de produccion se recurre a dos
métodos:

1) Anélisis de Curvas de Declinacion de caudal en funcion del tiempo: método
fundamentalmente empirico, que se basa en ajustar el comportamiento del caudal de un pozo
con algiin modelo propuesto en la bibliografia. Entre estos modelos se pueden considerar desde
los tradicionales de Arps (1945) y Fetkovich (1980), ya aplicados en pozos convencionales,
hasta los mas novedosos de Valké and Lee (2010), Ilk et al (2008), Duong (2011) y Clark et al
(2011) desarrollados para pozos tight y shale.

2) Analisis transitorio de presion: en este caso se utilizan soluciones analiticas simplificadas
que se aplican no sélo para realizar predicciones sino también para ajustar la historia de
produccion y estimar propiedades del yacimiento. En reservorios de tight gas, Wattenbarger et.
al (1998) muestran la validez del modelo simplificado de flujo lineal en las fracturas. Anderson
y Liang (2011) generalizaron esta propuesta a shale gas, haciendo una revision de curvas tipo
y graficos especializados para la prediccion de produccion y la estimacion de parametros. Por
su parte, Brown (2009) y Brown et al. (2011), presentaron un modelo analitico trilineal que
acopla tres flujos lineales: flujo en las fracturas, flujo en la region estimulada hacia las fracturas
y flujo de la region no estimulada hacia la region estimulada. Este modelo trilineal contempla
una sola region no estimulada, lo mismo que el modelo de 3 regiones de Stalgorova y Mattar
(2012-a), que difiere del anterior en la ubicacion de dicha zona no estimulada. También
Stalgorova y Mattar (2012-b) generalizaron los modelos trilineales anteriores considerando tres
regiones no estimuladas, aunque todavia no estd demostrada la relevancia de incluir este nuevo
aporte. Todos estos modelos analiticos tienen como fuerte hipotesis simplificatoria que los
flujos considerados son monoféasicos.

El objetivo de este trabajo es aplicar el tradicional modelo Black Oil (Aziz and Settari, 1985,
Fanchi, 1997) usado en reservorios convencionales, para simular el comportamiento en un
reservorio de ultrabaja permeabilidad, que ha sido hidraulicamente fracturado. Se verificara la
ductilidad de este modelo para manejar zonas de alto contraste de permeabilidades (matriz
rocosa y fractura) y tamanos de bloques en la grilla numérica. En una primera etapa se
compararan los resultados obtenidos con el modelo Black-Oil (aplicado a un caso monofésico)
con los del modelo trilineal de Brown. Luego se aplicara el simulador Black Oil a un caso de
flujo bifasico gas-petréleo, para analizar las limitaciones de los modelos analiticos. Entre las
ventajas de aplicar un simulador numérico podemos mencionar la posibilidad de incluir redes
de fracturas a distintas escalas, la heterogeneidad del medio y el cambio de las propiedades de
la roca debido a efectos geomecanicos (Ding et al, 2014; Pak and Chan, 2008).

2 TEORIA
2.1 Modelo Trilineal de Brown

Este modelo considera tres regiones, como puede verse en la Figura 1:

1. La fractura hidraulica, region RF, donde el flujo se dirige hacia el pozo productor, esta
region es de alta permeabilidad.

2. La zona estimulada, regiéon R2, donde el flujo se dirige hacia la fractura y que ha
mejorado su permeabilidad debido a la influencia de la fractura
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3. La zona no estimulada, region R1, donde el flujo va hacia la zona estimulada, que
conserva la permeabilidad original de la matriz rocosa
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Figura 1: Esquema de representacion de flujo propuesto por Brown

Para obtener la solucion analitica, se resuelve la siguiente ecuacion de difusividad en cada
region considerada:

0
vi, PHCOP
P 1

donde la incognita es la presion del fluido p, k£ y ¢ son la permeabilidad y la porosidad de la
roca, c es la compresibilidad total (roca +fluido) y  es la viscosidad del fluido.
Para resolver (1) se definen las siguientes variables adimensionales:
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donde el subindice 7 indica la region estimulada, g es el caudal de produccion, B, es el factor
de volumen del petrdleo (pardmetro PVT que relaciona el volumen de petroleo a presion y
temperatura del reservorio con el volumen en condiciones estandar), p; es la presion inicial y

Xres la mitad de la longitud de la fractura. Se aplica la transformada de Laplace a la ecuacion
(1) adimensionalizada y se obtiene la solucion en cada region, reduciendo la ecuacion a una
sola variable espacial de acuerdo a la direccion principal del flujo y aplicando condiciones de
contorno adecuadas, en las que se contempla la continuidad del flujo y la presion entre las
distintas regiones (Brown, 2009). Cada regién posee su propia porosidad, permeabilidad y
compresibilidad.

2.2 Modelo Black-Oil

La formulacion Black-Oil es un sistema de ecuaciones diferenciales no lineales que
representa el flujo de tres pseudo-componentes (Petrdleo - Gas - Agua) en tres fases (oleosa,
gaseosa y acuosa). Las ecuaciones surgen de combinar la ecuacion de conservacion de masa
para cada componente con la ecuacion de flujo de Darcy para cada fase (Aziz and Settari, 1985).
Las hipotesis del modelo son: 1) no hay transferencia de masa entre la fase acuosa y las otras
dos y 2) la transferencia de masa entre las fases oleosa y gaseosa es unidireccional: la
componente gas se solubiliza en la fase oleosa pero la componente petrdleo no se vaporiza en
la fase gaseosa. La particion de las componentes entre las fases estd regida por un modelo
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termodindmico simplificado, los Pardmetros PVT (Bidner, 2001).

En este trabajo se aplico el modelo Black Oil mediante un simulador de dominio publico
tridimensional llamado BOAST (Fanchi, 1997)(https://www.netl.doe.gov/node/7530). Cabe
aclarar que existen diversos simuladores comerciales disponibles en el mercado que resuelven
el modelo Black Oil y que podrian usarse en este tipo de andlisis: ECLIPSE suite
(Schlumberger)(https://www.software.slb.com), IMEX (Computer Modelling
Group)(https://www.cmgl.ca/imex), tNavigator (Rock Flow Dynamics)(https://rfdyn.com),
PumaFlow (Beicip-Franlab)(http://www.beicip.com/reservoir-simulation) entre otros. BOAST
resuelve el sistema de ecuaciones aplicando diferencias finitas mediante el método IMPES
(IMplicit Pressure, Explicit Saturation). Utiliza una grilla cartesiana de bloques centrados. Los
pozos se consideran términos fuente o sumidero en el bloque que los contiene. BOAST
contempla dos mecanismos de produccidon o inyeccion en los pozos: caudal g constante o

presion dinamica de fondo p,,s constante. Estos dos mecanismos estan relacionados por un

parametro, PID, que debe ingresar el usuario, y que puede estimarse tedricamente con la
siguiente ecuacion (Fanchi, 1997):

(2 m.k.h)

o Dy, @

In

donde h es el espesor del reservorio, Dx, Dy el tamafio del bloque que contiene al pozo, rw el
radio del pozo y s el factor de dafio.

Para emular la geometria considerada por el modelo de Brown, en la simulacion se optd por
colocar el pozo productor en el centro de la grilla y considerar 6 regiones circundantes, tal como
se observa en la Figura 2. Las 2 regiones marcadas como RF corresponden a la fractura, las 2
regiones R2 corresponden a la zona estimulada y las 2 regiones R1 a la zona no estimulada.

Figura 2: Representacion esquematica utilizada para la simulacion - R1: Region no estimulada, R2: Region
estimulada, RF: Region de la Fractura, PP: Pozo productor

3 EXPERIMENTOS NUMERICOS

Para el primer ejemplo se tomaron los datos de Brown et al (2011). Asi se consideré un
reservorio de 1216 ft (370,6 m) en la direccion X, 2650 ft (807,7 m) en la direccion Y y 100
ft (30,48 m) de espesor en Z. Se estimo6 la profundidad del reservorio, en funcion de la
informacion sobre el Yacimiento Barnett, al cual hace referencia el trabajo de Brown. Las
permeabilidades adoptadas fueron constantes e isotropas, con un valor diferente para cada
region, que pueden verse en la Tabla 1.
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Para el simulador BOAST se disefio una grilla gruesa de 9 bloques en X, 11 bloques en Y,
y 1 bloque en Z, las dimensiones de estos bloques fueron elegidas en funcion del tamaiio del
reservorio y pueden verse en la Tabla 1. Se redujo el tamafio de los bloques en la fractura,
adoptandose un valor de 0,1ft para representarla. El unico pozo productor se ubic6 en el centro
del modelo, bloque (5,6,1). Para considerar flujo monofasico se defini6 saturacion de petroleo
inicial S,=1 y permeabilidad relativa al petroleo k.,=1

Profundidad de la formacion 8000 ft Dimension de bloque X 152 ft
Porosidad Region no estimulada 0,07 Dimension de bloque Y 241 ft
Porosidad Region estimulada 0,45 Dimension de bloque Z 100 ft
Porosidad Fractura 0,38 Dimension en X de la fractura 0,1 ft
Permeabilidad Region no estimulada 0,0l mD  Longitud de la fractura 1325 ft
Permeabilidad Region estimulada 2mD PID 1,96
Permeabilidad Fractura 1000 mD  py, 0,02 cP

B, 1

Tabla 1: Parametros utilizados en la simulacion, Ejemplo 1

En la Figura 3 se muestran las presiones dindmicas de fondo adimensionales p,,s calculadas
a partir de los resultados obtenidos con el simulador BOAST y su comparacion con las
presentadas por Brown et al (2011). Se puede observar que el ajuste entre ambos modelos es
muy bueno, con aproximadamente la misma pendiente en la parte lineal del grafico, valor
fundamental en la posterior estimacion de parametros que se realiza con estas curvas. Brown et
al (2011) ademas incluyen en sus resultados la curva derivada de la presion. Esta curva es de
suma utilidad en la practica para identificar el régimen de flujo y asi aplicar el modelo adecuado
en los andlisis transitorios de presion (Horne, 1996). Por ello también se calcula la curva
derivada a partir de los resultados de BOAST como se ve en la Figura 3. En este caso, si bien
la derivada tiene un comportamiento lineal, lo que permite identificar el régimen de flujo,
presenta una mayor pendiente que la derivada de Brown.

El célculo de la derivada merece un parrafo especial, pues se relaciona con el paso temporal.
En primera instancia, para asegurarse estabilidad en la simulacidn, se eligié un paso de tiempo
pequefio de 0,05 dias. Si bien los resultados simulados de presion coincidieron con la solucion
analitica, se presentd un intenso ruido en el calculo de la derivada, como puede verse en la
Figura 4. Se adopt6 entonces la formula propuesta por Horne (1996) para dicho calculo:

. Litjti-k tiyi
ln(i).APH- in| === ).4p; ln(ﬂ).api_k
(%), = |- s + s~ i (5)
ot/ ln(ﬂ) ln(ﬁ) ln(ﬁ) ln( b ) ln( b )ln(tHj)
tp )7 \ti—k tp )7 \ti—g ti—g) \ti—g

y la recomendacion de operar con deltas temporales minimos de 0,2 dias para obtener una mejor
resolucion de los datos y disminucion del ruido. Se ejecutaron diversas pruebas con deltas
temporales de 0,1 y 0,2 dias, obteniendo significativas mejoras en la refinacién
respectivamente, como se puede observar en la Figura 5, correspondiente al paso de 0,2 dias.
Obviamente, la aplicacion de estos incrementos temporales mayores no permite refinar el
calculo para tiempos pequefios.

Posteriormente, se decidié evaluar otro ejemplo (Brown, 2009) donde se omite el modelado
de la region no estimulada, ya que en principio no resultaria significativo el aporte de este flujo,
conforme a lo expuesto por Brown en su tesis (2009). Se modifico la grilla numérica, con la
intencion de evaluar la reaccion del sistema al refinar el modelo. Para ello se optd por construir
un modelo con 51 bloques en la direccion X, 51 bloques en la direccion Y y 1 bloque en Z. Los
datos utilizados pueden verse en la Tabla 2.
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Figura 3: Comparacion de los resultados obtenidos por Brown et al
(2011) y BOAST
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Figura 4: Célculo de la derivada sin refinar Figura 5: Célculo de la derivada con refinamiento
Profundidad de la formacion 8000 ft Dimension de bloque X 9,8 ft
Porosidad Region estimulada 0,45 Dimension de bloque Y 9,8 ft
Porosidad Fractura 0,38 Dimension de bloque Z 250 ft
Permeabilidad Region estimulada 2.000mD Longitud de la fractura 499,8 ft
Permeabilidad Fractura 100.000 mD PID 500
U, 0,14cP B, 1

Tabla 2: Parametros utilizados en el Ejemplo 2

Los resultados logran un excelente ajuste, conforme se puede observar en la Figura 6. La
produccion acumulada se cuantifica en 4.600 x 10° STB (731 x10° m®) de petrdleo.
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Figura 6: Comparacion entre el modelo refinado en BOAST y los resultados de Brown 2009

Finalmente se decidid ejecutar pruebas relajando la hipotesis de flujo monofasico, para lo
cual se indujo un flujo bifasico de petroleo y gas en el modelo de BOAST ya refinado a 51
bloques. Para ello se considerd que el petrdleo tiene gas disuelto, que se libera al disminuir la
presion por debajo de la presion de burbuja. Se incluyeron en la simulaciéon con BOAST datos
de permeabilidades relativas al petroleo y al gas, kro y krg, los pardmetros PVT (factores de
volumen del petréleo y del gas, Bo, Bg, y solubilidad del gas en el petréleo, Rs) y la variacion
de las viscosidades del petroleo y del gas, po y pg, con la presion (Bidner, 2001). El
comportamiento de estas propiedades puede apreciarse en las Figuras 7, 8, 9 y 10. Este ejemplo
acumulé una produccion de 2.503 x 10° SCF (70,8 x 10° m®) de gas y 3.650 x 10° STB (580,3
x 10° m®) de petréleo. Las presiones dindmicas de fondo adimensionales obtenidas se grafican
en la Figura 11, junto con los resultados del caso monofésico de BOAST y del modelo Trilineal
de Brown. Se observa claramente que el comportamiento de BOAST monofasico y Brown
coinciden, pero la presion adimensional del caso bifasico se aparta, debido a la liberacion del
gas disuelto en solucion, que aporta un mecanismo adicional de drenaje. Esta observacion tiene
fundamental importancia en las aplicaciones practicas ya que los andlisis de ensayos transitorios
de presion y la estimacion de propiedades de reservorios tight y shale (especialmente la
permeabilidad de la zona estimulada) se realizan ajustando las presiones medidas en campo con
las soluciones analiticas monofasicas y calculando las pendientes de las distintas
representaciones lineales.

1,20

s Kro

0,40 Krg

0,00 0,20 0,40 0,60 0,80 1,00 1,20
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Figura 7: Permeabilidades Relativas
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Figura 10: Viscosidad y Factor de volumen del gas
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Figura 11: Comparacion de resultados de ensayos monofasico y bifasico realizados con BOAST y el modelo
trilineal de Brown

4 CONCLUSIONES Y OBSERVACIONES

Se verifico la capacidad de la tradicional formulacién Black Oil para modelar reservorios de
baja o ultrabaja permeabilidad que han sido hidraulicamente fracturados. El modelo fue capaz
de representar distintas regiones con gran contraste de permeabilidades (de varios ordenes de
magnitud) y lograr convergencia.

En el caso de considerar flujo monofésico los resultados obtenidos con el simulador BOAST
se ajustan a la solucion analitica del modelo trilineal de Brown. Las soluciones analiticas son
las que se aplican en la préctica para estimar pardmetros del reservorio y realizar predicciones
de produccion.

Cuando se considera un caso bifasico petroleo-gas, las soluciones obtenidas por el simulador
numérico se apartan de las soluciones analiticas monofasicas. Esto permite cuestionar la validez
de las interpretaciones practicas de datos de presion medidos en campo que han sido analizados
por los modelos analiticos.

Como trabajo futuro se plantea evaluar los comportamientos del simulador ante la presencia
flujos bifasicos petroleo-agua y flujos trifasicos petroleo-gas-agua. También se incorporaran
redes de fracturas con distintas geometrias y escalas.
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