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Resumen

El objetivo de este trabajo es la caracterizacion petrofisica de rocas de lutita de la Formacién
La Casita (Kimmeridgiano-Tithoniano, Sierra Madre Oriental) en afloramientos del noreste
de México. Se obtendran pardmetros de porosidad y compresibilidad por medio de pruebas
de laboratorio, especificamente en un Porosimetro de alta presién. Esto con la finalidad de
obtener datos que ayuden a establecer un modelo de flujo y de presiéon en el software
COMSOL Multiphysics para la interpretacion de pruebas presion en un yacimiento del
Noreste de México. El rifting del Mesozoico medio fue fundamental para el desarrollo en la
parte noreste del pais de una secuencia sedimentaria del Jurdsico Tardio, que incluye lutitas
negras del Kimmeridgiano-Tithoniano. Durante este periodo, se acumularon potentes
espesores de lutitas gasiferas y ricas en materia orgénica. Posteriormente, se concentra la
generacion de hidrocarburos tanto de gas como de aceite, debido a su proceso de madurez
termal y a las condiciones geoldgico-estructurales favorables. Actualmente esta unidad es
considerada como una de las principales rocas potencialmente explotable como yacimiento
de hidrocarburos no convencionales en el norte del pais y en gran parte del Golfo de México.
Los yacimientos de aceite y gas en lutitas se definen como un sistema petrolero de rocas
arcillosas orgdnicamente ricas de baja permeabilidad, que actian a la vez como generadoras,
almacenadoras, trampa y sello. Para que el sistema funcione como yacimiento se requiere
crear permeabilidad a través de pozos horizontales con fracturamiento hidraulico mdltiple,
para inducir el flujo de fluidos desde la matriz al pozo. Ademds de las direcciones del flujo
del fluido (aceite) a través de la matriz y las fracturas (bilineal), se determinan los perfiles de
presiones y se evalua la produccion que entra hacia las fracturas hidrdulicas generadas, para

después calcular el porcentaje de acuerdo a la produccion total.
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Abstract

The objective of this work is the petrophysical characterization of shale rocks of the La Casita
Formation in the outcrops of the northeast of Mexico. Porosity and compressibility
parameters are obtained through laboratory tests, specifically in a high-pressure porosimeter.
In order to obtain the data to establish a flow and pressure model in the software COMSOL
Multiphysics for the interpretation of the pressure tests in a reservoir in the northeast of
Mexico. Middle Mesozoic rifting was fundamental in the development of a Late Jurassic
sedimentary sequence in the northeastern part of the country, including Kimmeridgian-
Tithonian black shales. During this period, powerful thicknesses of shales gas and rich in
organic matter were accumulated. Subsequently, the hydrocarbon generation of both gas and
oil is concentred by a thermal maturity process and the favorable geological-structural
conditions. Currently, this unit is considered as one of the main potentially exploitable rocks
as an unconventional hydrocarbon reservoir in the north of the country and in most of the
Gulf of Mexico. Shale oil and shale gas are defined as a petroleum system of organically rich
and low permeability clayey rocks, which are at the same time generator, storage, trap and
seal rocks. For the system to function as reservoir it is required to create permeability through
horizontal wells with multiple hydraulic fractures to induce the flow of fluids from the matrix
to the well. In addition to determining the directions of the oil flow through the matrix and
the fractures, the pressure profiles are established and the hydraulic fracture production is

evaluated, then the percentage is calculated according to the total production.
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CAPITULO I

1. Generalidades

La petrofisica es el estudio de las propiedades de las rocas y su interaccién con los
fluidos (gases, hidrocarburos liquidos y soluciones acuosas). En el caso de los yacimientos
petroleros, la litologia que puede acumular hidrocarburos debe contener una red
tridimensional de poros interconectados para almacenar los fluidos y permitir su movimiento
dentro del yacimiento. Por lo tanto, la porosidad de las rocas y su permeabilidad son las
propiedades fisicas mds importantes con respecto al almacenamiento y transporte de fluidos.
El conocimiento detallado de estas dos propiedades para cualquier yacimiento, junto con las
propiedades de los fluidos, es fundamental para un eficiente desarrollo, manejo y prediccion

a futuro del comportamiento del campo petrolero (Tiab & Donaldson, 2004).

1.1 Conceptos basicos de petrofisica

En el presente trabajo se han utilizado términos petrofisicos tales como porosidad,
permeabilidad y compresibilidad, los cuales son dependientes de la roca y no del fluido. Estos
parametros son los que se han obtenido durante el anélisis experimental de muestras de lutita
negra de la Formacién La Casita (Kimmeridgiano-Tithoniano, Sierra Madre Oriental). Por
tal motivo, en primera instancia se definen estos conceptos de acuerdo a lo documentado en

la literatura especializada.

1.1.1 Porosidad

La porosidad (¢ ), segin Deming (2002), es la fraccion o porcentaje del espacio vacio
en una roca o sedimento y tiene dos componentes: una matriz s6lida y un fluido que llena los
espacios vacios entre los granos de la matriz. Chierici (1994) definié la porosidad con la

siguiente relacion:
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Vv
¢= )

’p
Vb
Donde V), es el total del volumen vacio en un volumen total V;, de laroca. La porosidad
representada como fraccidén de volumen solo es usada en célculos especificos, por lo que es
mds general representarla en forma porcentual.
Los poros dentro del volumen de una roca pueden o no estar totalmente

interconectados (Chierici, 1994). Por esta raz6n existen dos tipos de porosidad:

e porosidad total () la cual comprende todos los espacios vacios en la roca, y

e porosidad efectiva (¢,) que incluye solamente los espacios vacios interconectados.

¢, es el espacio poroso titil por el cual el fluido puede ser extraido.

Chierici (1994) también clasificé a la porosidad en términos del origen del espacio poroso:

e porosidad primaria, la cual se presenta al mismo tiempo de la depositacion y es una

caracteristica sedimentaria original.

e porosidad secundaria, cuya definicién es el espacio vacio creado después de la
depositacion. Esto puede ser causado por el fracturamiento (especial en carbonatos),

disolucion (agujeros de gusano, vugulos) y recristalizacion (dolomitizacién).

El tipo de poro mds comin en rocas sedimentarias es intergranular. Para rocas en
donde domina este efecto (arenas), la porosidad efectiva se acerca mucho a la porosidad total.
Sin embargo, en rocas altamente cementadas o con vugulos (por ejemplo la caliza) existe una
gran variacion entra la porosidad efectiva y la total. En lutitas, la porosidad total puede
alcanzar el 40%, pero la porosidad efectiva es usualmente menor al 2%. En general, la
porosidad en rocas no fracturadas estd en el rango de 5 a 30% y en la mayoria de los casos

no es menor al 20% (Sénchez Corona, 2012).

El arreglo o empaquetamiento compacto de los minerales también influye en la
porosidad. Para el arreglo cubico el porcentaje de porosidad ronda los 47.6%; mientras que
uno tipo rombico es de 25.96%. Aqui se aprecia que este tipo de arreglo es mas cerrado que

el cubico. En dado caso que existan dos tamafios de grano en un mismo arreglo, el porcentaje



CAPITULO I

de porosidad disminuye ya que los granos pequefios en ocasiones ocupan los poros que se
generan entre los granos de mayor tamafo (Sanchez Corona, 2012). En la Figura 1 se reporta

un ejemplo de estos tipos de empaquetamientos.

En una roca sedimentaria bien definida, la distribuciéon de ¢ serd aproximadamente

Gaussiana (Figura 2). Sin embargo, las variaciones locales en el ambiente deposicional y/o

la diagénesis puede dar lugar a distribuciones asimétricas (Chierici, 1994).

Algo importante que menciona Deming (2002) es que al incrementar la profundidad,
la porosidad en la roca tiende a disminuir, esto debido al mecanismo de compactacién y
procesos quimicos tales como la disolucién y posteriormente la precipitacién y cementacion.
A profundidades tipicas de pozos petroleros (alrededor de 3 km), los intervalos de porosidad

van del 2 al 3% en rocas arcillosas, como se muestra en la Figura 3.

Porosidad = 47.6% Porosidad = 25.96%

Arreglo cibico Arreglo rombico

Porosidad = 14%

Armreglo cubico con dos
tamanos de grano

Figura 1. Diferentes tipos de arreglos de porosidad (Adaptada de Sanchez Corona, 2012).
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La porosidad de las arcillas tiende a decrecer exponencialmente con el incremento de

la profundidad (Deming, 2002),

B(2) = e

(2)

Donde z (m) es la profundidad, ¢, (adimensional) es la porosidad inicial, e (adimensional)

es la base del logaritmo natural, y » (m™!) es una constante (Figura 3).

Porciéndeltotal de la poblacién de

Porcentaje de muestras

muestras con la porosidad mas baja
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Figura 2. Histograma y gréfica de la frecuencia acumulativa para la distribucién de porosidad en
una formacion sedimentaria. Note la distribucion "normal” Chierici, 1994).
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En la Figura 4 se muestran rangos de valores de porosidad de los diferentes tipos de
rocas (sedimentaria, ignea y metamorfica), donde se aprecia que las calizas, dolomitas,
areniscas y limolitas tienen una porosidad alta (alrededor de 40%), mientras que las de menos

porosidad son las lutitas, las cuales serdn objeto de estudio para esta tesis.

Porosidad, %

1524

3048

Profundidad, m

4572

6096

Figura 3. Tendencias de la porosidad de las arcillas de diferentes partes del mundo con respecto a
la profundidad. (1) Ciscaucasia, Rusia. (2) Compilacién del Paleégeno y Cuaternario. (3)
Pensilvanico y Pérmico, Oklahoma, EU. (4) Paledgeno, Japdn. (5) Paledgeno, Venezuela. (6)
Pale6geno, Costa del Golfo, EU. (7) Japén. (8) Compilacion de las principales localidades de los
nimeros 3y 5. (9) y (10) Pale6geno, Costa del Golfo, EU (Deming, 2002).
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Para este trabajo la porosidad efectiva se ha obtenido a partir del andlisis de nicleos
en el laboratorio. Otra manera de estimar el pardmetro es a partir de registros geofisicos, tal

como los de tipo sénico, densidad y neutrén (Sédnchez Corona, 2012).

Porosidad (%)

0 5 10 15 20 25 30 35 40

| | | | | | | | |

1 1 1 1 1 1 1
Caliza, Dolomita y Caliza karstica

1 1 1 1 1 |

Arenisca I ! !
T T T I I

n

| Limolita
1

Lutita

, I Basalto

Igneas y
Metamdrficas
sin fracturar

1 1
Igneas y Metamérficas
fracturadas

—— e o e —

Figura 4. Rangos de valores para la porosidad efectiva en porcentaje (Adaptada de Schwartz &
Zhang, 2003).

1.1.2 Permeabilidad

Ademas de ser porosa, la roca de un yacimiento petrolero debe tener la capacidad de
permitir el paso de los fluidos a través de sus poros interconectados. Esta propiedad de la
roca se denomina permeabilidad y depende de la porosidad efectiva. Por consiguiente, ésta
es afectada por el tamafio y la forma del grano, su distribucion (sorting), el empaquetamiento
y el grado de consolidacion y cementacion. Mientras que la compactacion y cementacion
generalmente reducen la permeabilidad, como se muestra en la Figura 5, con el

fracturamiento y la solucién tiende a incrementarse (Tiab & Donaldson, 2004).
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Porosidad = 36% Porosidad = 36%
Permeabilidad horizontal, Permeabilidad horizontal,
k, = 1000 md k, = 100 md
Permeabilidad vertical, Permeabilidad vertical,

k, = 600md k,=25md

Granos de arena sin arcilla Granos de arena sin arcilla

Material cementante Material cementante

Figura 5. Efectos del material de cementacion de arcilla en la porosidad y permeabilidad (Adaptada
de Tiab & Donaldson, 2004).

Darcy desarroll6 una ecuacion para el flujo de fluido, la cual se ha convertido en una
de las herramientas matemadticas estidndar de la ingenieria petrolera. Esta ecuacién es

expresada de la siguiente forma:

w4 __kdp 3)
A ud

donde:
u = velocidad del fluido, cm/s.

q = gasto del flujo, cm?/s.

k = permeabilidad de la roca porosa, Darcy.
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Ac = drea de la seccidn transversal de la roca, cm?.
u = viscosidad del fluido, centipoise (cP).

1 = longitud de la muestra de roca, cm.

d . . . .
d_II) = gradiente de presion en la direccion del flujo, atm/cm.

Tiab & Donaldson (2004) establecieron que un Darcy es relativamente una alta
permeabilidad. Sin embargo, la mayoria de las rocas de un yacimiento petrolero muestran
valores menores a un Darcy, por lo que la unidad ampliamente usada en la industria del

petroleo es el milidarcy (mD).

1 D =0.986923 ym?*= 1 um?

1 mD =0.9869233 x 10 um?= 10 pm?

La permeabilidad no se debe confundir con la movilidad o la conductividad
hidréulica. La movilidad es la permeabilidad del medio dividido por la viscosidad dindmica
del fluido fluyendo a través del medio. La conductividad hidrdulica, o transmisividad, es la
descarga o velocidad del flujo de fluido a través de un medio y es igual al flujo del volumen
de un fluido que pasa a través de una seccion transversal durante un intervalo de tiempo, eso

dividido por el area de dicha seccién (Nolen-Hoeksema, 2014).

Para Deming (2002) este parametro de las rocas y sedimentos varia en 16 ordenes de
magnitud (Figura 6). La permeabilidad de las gravas bien distribuidas (sorting) esté alrededor
de 10" m?, mientras que la permeabilidad en rocas cristalinas no fracturadas y lutitas, halitas

y fallas con relleno, puede ser menor que 10723 m?.
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Log10 Permeabilidad (m*)
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Figura 6. Porcentaje de permeabilidad para rocas y sedimentos (Adaptada de Deming, 2002).

1.1.3 Relacion entre porosidad y permeabilidad

En muchos materiales, la permeabilidad es casi directamente proporcional a la
porosidad. Sin embargo, esto no es una regla absoluta. Los factores geoldgicos y texturales
determinan la magnitud de la permeabilidad aumentando o disminuyendo el drea de la
seccion transversal del espacio de poro abierto (Nolen-Hoeksema, 2014). Como se menciond
antes, la forma del grano y de cémo estd distribuido (sorting) son factores importantes que
afectan esta propiedad petrofisica (Figura 7). No es una regla que la tendencia entre la
permeabilidad y la porosidad sea totalmente lineal por mas que sea una formaciéon muy

uniforme y homogénea.

Tiab & Donaldson (2004) hicieron referencia a que es posible tener una muy alta
porosidad pero con una permeabilidad casi nula, tal es el caso de la pumita (también llamada
piedra poémez) donde la porosidad efectiva es cercana a cero. También ejemplos similares

incluyen las arcillas y lutitas. Un comportamiento inverso a esto, es decir, una alta
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permeabilidad con baja porosidad puede ser factible, por ejemplo en los carbonatos

microfracturados.
108 ] -
Muy bien xtremadamente
Sorting Bien : 0.840 bien
moderado L—A0.590
108 : 10.420 |
A 10.297 Tamafio de grano
= 20210 medio, mm
s ~00.149
S 10* v
ol > 0.105
© 3
£ 0.074
o}
o
10°
10 -
20 25 30 35 40 45 50

Porosidad, %

Figura 7. Permeabilidad en funcién de la porosidad, tamafio de grano y distribucion (sorting). Cada
simbolo corresponde a un tamafo de grano en particular, y las lineas punteadas rojas conectan del
mismo modo los paquetes sorteados. La permeabilidad incrementa con el tamafio de grano y el
grado de sorting. Cada punto representa un valor promedio de la porosidad y permeabilidad (Nolen-

1.1.4 Compresibilidad

Hoeksema, 2014).

Como ya se habia mencionado, la roca del yacimiento estd sujeta a la presion de

sobrecarga de los estratos. Al mismo tiempo, el fluido dentro de los espacios porosos ejerce

una presion opuesta (Chierici, 1994).

Se define como compresibilidad de la formacién al cambio relativo de volumen

poroso, con respecto a la presion de los fluidos contenidos en dicho volumen. Es decir,

10
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_1,
fF =y
Vp oP

4)

donde C, es la compresibilidad de la formacion y v, el volumen de poros a temperatura

constante.

Algunos autores denominan a C, como la compresibilidad de la roca (Bidner, 2001).

En varios articulos y libros colocan en esta ecuacién un signo negativo, esto es a fin de que

la compresibilidad sea positiva para una disminuciéon de volumen que resulta con el

incremento mecanico de la presion.

Se han definido tres tipos de compresibilidad (Tiab & Donaldson, 2004):

La compresibilidad del poro (Cp) es el cambio fraccional en el volumen del poro por

unidad de cambio en la presion. La ecuacion que la representa es la siguiente:

1,

C = 5
"V, opP ©)

La compresibilidad de los granos de la roca (Cy) es el cambio fraccional en el
constituyente sélido de la roca (granos) por unidad de cambio en la presion. La

siguiente ecuacion representa dicha compresibilidad:

¢ =12 (6)
V. oP

La compresibilidad total de la roca (Cp) es el cambio fraccional en el volumen total
de la roca de la formacion por unidad de cambio en la presiéon del yacimiento. Su

ecuacion es la siguiente:

G, :_ith (7)
V, OP

11
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donde
C, = compresibilidad de poro, psi’.
» = compresibilidad de la matriz de la roca, psi.

Cp = compresibilidad total de la roca, psi.

V, = volumen de poro, cm?.

V, = volumen de la matriz de la roca, cm?.

V), = volumen total de la roca, cm?>.

P = presion de poro, psi.

1.2 Area de estudio

El 4rea de estudio se encuentra ubicada aproximadamente a 8 km de la localidad Agua
Dulce, en la carretera de Montemorelos-Rayones, Nuevo Le6n (Figura 8), en la Sierra Madre
Oriental. En este punto se encuentra un afloramiento de lutita carbonosa de la Formacion La

Casita (Figura 9), la cual sera objeto de estudio para esta tesis.

1.3 Trabajos previos

Es importante seflalar que en la literatura existe informacién petrogrifica,
geocronoldgica y geoquimica de lutitas de la Formacién La Casita. Sin embargo, no existe
documentacion sobre la petrofisica de esta litologia. A continuacion se mencionan algunos

trabajos que se han realizado sobre esta unidad en la region.

Michalzik & Schumann (1994) efectuaron un estudio sobre las relaciones de litofacies
y la paleoecologia de esta Formacion en el NE de México. Su principal propdsito fue
proporcionar informacion estratigrafica a través de la Sierra Madre Oriental y

complementarla a las secciones previamente reportadas.

12
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i Mantemorelos
Agua Duice O

Fm. La Casita

Figura 8. Mapa del drea de estudio.
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Figura 9. Afloramiento que contiene lutitas carbonosas para el objeto de estudio

(Coordenadas: 14R 401772 E, 2776781 N).

Adatte et al. (1996) realizaron andlisis de microfacies, micropaleontologia,
macropaleontologia, estudios mineralégicos y andlisis isotdpico sobre las formaciones La
Casita y Taraises en las secciones en San Pedro del Gallo (en la Cuenca de Durango), Puerto
Pifiones y Sierra de Jabali (en la parte occidental del antiguo Golfo de México) y en Iturbide
(NE de la Sierra Madre Oriental). En el area de Iturbide (cerca del area de estudio), estos
autores mencionaron que la Formacion La Casita se compone de lutitas de color negro y

amarillo, limolitas, areniscas fosfaticas calcdreas y concreciones calcdreas intercaladas.

También existen trabajos de tesis de licenciatura y posgrado referentes a esta
Formacion. Lopez-Medina (2010) en su tesis de licenciatura realiz6 un estudio mineralogico
y geoquimico de la Fm. La Casita en el area de Potrero Prieto, Galeana, N.L. Lopez-Medina
menciond que, de acuerdo al indice de variabilidad composicional (CVI, compositional
variability index), los sedimentos lutiticos reflejan un estado cercano a la madurez.
Considerando el indice de alteracion quimica (CIA, chemical alteration index), las lutitas
negras de la Formacion La Casita se pueden dividir en tres grupos: (1) sedimentos inmaduros
(CIA < 50%), (2) sedimentos en estado cercano a la madurez (CIA = 50-70%) y (3)

sedimentos maduros (CIA > 70%). En la tesis de doctorado de Ocampo-Diaz (2011) realiz6

14
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una interpretacion tectono-sedimentaria de las intercalaciones cldsticas que presentan edades
del Jurasico Tardio al Cretacico Temprano, aflorantes en la Cuenca de Sabinas y en la Fosa

de Monterrey.

Ocampo-Diaz et. al. (2013) integraron estudios petrogrificos y de geocronologia de
circones detriticos de la Fm. La Casita (Fosa de Monterrey) a fin de establecer area fuente.
Los autores de este trabajo contribuyeron al conocimiento de la evolucidn petrografica de las
cuencas relacionadas a procesos extensivos (riff) y transformantes o transcurrentes, y en
consecuencia relacionadas a movimientos de desplazamiento lateral o del tipo que favorecen
el desarrollo de cuencas de tipo de desplazamiento a rumbo (strike-slip) y pull-apart.
Mencionaron que La Formaciéon La Casita incluye arenita litica y arenita feldespatica
(Qs2F27L21, con un nivel de confianza del 99 %) depositadas en un ambiente de arco disectado
o de transicién continental (Qms2Fss4lL14; con un nivel de confianza del 99 %). El andlisis
petrografico de areniscas de la Formacion la Casita dentro de la fosa de Monterrey indica una
procedencia muy compleja que involucra rocas metamorficas de grado medio a alto, andesita,

riolita, granito o granodiorita, caliza, arenisca y lutita.

1.4 Justificacion

En la literatura no existen disponibles datos petrofisicos de lutita negra para la
Formacion La Casita. Generar esta informaciéon es de mucha utilidad en el estudio de
andlogos de yacimientos petroleros. En especial de porosidad efectiva y compresibilidad de

la roca.

Estos datos serdan utilizados para generar un modelo computacional en COMSOL
Multiphysics a fin de interpretar pruebas de presion. Los resultados del estudio petrofisico y
de simulacion en un yacimiento andlogo del tipo no convencional serdn de gran utilidad para
entender el comportamiento del flujo del aceite a través de la matriz y las fracturas hidraulicas
inducidas. Ademads, seria posible establecer una estimacién del porcentaje de produccion

(barriles por dia) que generarian dichas fracturas.
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1.5 Hipétesis

La caracterizacidn petrofisica de lutitas negras facilita la interpretacion de pruebas de
presion en yacimientos de shale gas/oil con multifracturamiento hidrdulico, debido a que se

reduce el nimero de incégnitas (grados de libertad).

1.6 Objetivo

1.6.1 General

Efectuar la caracterizacion petrofisica de lutita negra de la Formacion La Casita (Sierra
Madre Oriental) y la interpretacion de pruebas de presion para un yacimiento petrolero

multifracturado.

1.6.2 Particulares

e Estimacion de la petrofisica (porosidad efectiva y compresibilidad de la roca) de la

Formacién La Casita (lutita negra) utilizando un Porosimetro estdndar.

e Generar un modelo utilizando el software COMSOL Multiphysics para un yacimiento

con un pozo horizontal y multiples fracturas transversales.

e Utilizar la petrofisica de la Formacion La Casita para interpretar pruebas de presion

en un yacimiento similar (Formacién Pimienta) en el NE de México.

e Determinar las direcciones del flujo de fluido (aceite) en la matriz y fracturas.

e Estimar el porcentaje de produccion que fluye a través de las fracturas hidrdulicas.
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2. Marco geoldgico

Las rocas sedimentarias representan alrededor del 5% (en volumen) de los 16 km
externos de la corteza terrestre. Sin embargo, cubren el 75% de los continentes. Estas
generalmente se clasifican, de acuerdo a su origen, en (a) detriticas o cldsticas, (b) quimicas
o0 no clésticas y (c) bioquimicas. Las rocas sedimentarias de interés en este estudio son de
tipo detritico, que se definen como una acumulaciéon de material que se origina y es
transportado en forma de clastos soélidos derivados de la meteorizacién mecdnica y quimica.
Estas rocas, ordenadas por tamafio de clasto creciente, pueden ocurrir como lutita, arenisca

y conglomerado o brecha (Tarbuck et al., 2005).

Las lutitas son rocas de grano fino (arcilla y limo) con un tamafio de particula menor
a 1/256 milimetros. Su composicién quimica depende de la naturaleza de la roca fuente y de
los procesos fisicoquimicos, tales como intemperismo, transporte, sorteo y diagénesis. Por
otra parte, el término lutita negra (black shale), se define como una lutita de coloracién oscura
que contiene materia orgdnica y minerales de arcilla y limo que fueron acumuladas en
conjunto (Tourtelot, 1979). Este tipo de rocas comunmente contienen 2-10% de carbon
orgénico. La mayoria de las lutitas negras son marinas y pueden estar distribuidas en miles

de kilémetros cuadrados de area.

Las lutitas negras son importantes para la economia de los combustibles naturales del
mundo debido a que, junto con el carbon, constituye el més importante yacimiento de
compuestos organicos en la corteza terrestre. La degradacion en condiciones andxicas de la
materia organica puede generar hidrocarburos liquidos y gaseosos entrampados en la misma
roca debido a su baja permeabilidad, lo que da lugar a los yacimientos no convencionales de

lutitas (Tourtelot, 1979).

El volumen de gas y aceite almacenados en una lutita depende de: (1) la cantidad de
espacio poroso vacio, (2) la cantidad de materia organica presente, (3) la presion de

yacimiento y, (4) la madurez térmica de la roca (Longoria Trevifio, 2015).

Los factores antes mencionados propician el inicio de un sistema petrolero, es decir,

la generacion de hidrocarburos desde la roca madre. Estudios geoquimicos indican que, el
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petréleo que se produce en México ha sido generado desde lutitas y calizas arcillosas negras
del Jurésico Superior y, en menor proporcion, a partir de lutitas del Paleégeno y Cretacico

(Gonzalez & Quinones, 1992).

En el Noreste de México los depdsitos marinos comenzaron durante el Oxfordiano
con las evaporitas de la Formacién Minas Viejas, como resultado de la extension asociada a
la apertura del Golfo de México (Buchy et al., 2003). El Jurasico Tardio representa un
periodo de transgresion gradual, la mayor parte del Noreste de México fue cubierta por lutitas
marinas de grano fino y limolitas de las Formaciones La Caja y Pimienta (Kimmeridgiano-
Berriasiano Medio) en facies marinas profundas. La Formacion La Casita (Kimmeridgiano
Tardio-Hauteriviano) representa un periodo de mayor influjo clastico en el NE de México

(Goldhammer & Johnson, 2001).

Desde un punto de vista del sistema petrolero, la apertura y el desarrollo del Golfo de
México es de alta relevancia, debido a que fue importante en los procesos para la generacion

de hidrocarburos. A continuacion se detalla este proceso de evolucion geoldgica.

2.1 Apertura y desarrollo del Golfo de México del Triasico al Jurasico

La evolucién geoldgica del Noreste mexicano se ha relacionado con la apertura y
desarrollo del Golfo de México (GOM) a partir del Tridsico. Este tema es fundamental para

comprender el origen de subcuencas petroleras de alta importancia econdmica en esta zona.

La region del GOM y del Caribe ha evolucionado en gran parte dentro o adyacente al
4rea creada por la separacién de Norteamérica, Sudamérica y Africa desde el rompimiento

de Pangea en el Jurésico (Pindell & Kennan, 2001).

El GOM representa una cuenca de margen divergente del Mesozoico, la cual se formé
relacionada a la separacion (rifting) de Pangea, seguida de un rompimiento, la expansion del
piso ocednico, la migraciéon de diversas placas tectonicas y una subsidencia termal
(Goldhammer & Johnson, 2001). Cabe mencionar que la cinemdtica exacta del rifting del

Mesozoico y la formacién de la corteza ocednica en el GOM continda siendo un tema de
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debate (Nguyen & Mann, 2016), aunque diversos autores han llegado a ciertos acuerdos

conforme a las principales etapas de dicha evolucidn, las cuales se describen a continuacion:

2.1.1 Rift del Triasico Superior-Jurasico Medio

El proceso de rift continental que ocurrié durante el Tridsico-Jurdsico (Figura 10a-
10c) en la parte occidental de Pangea (Norteamérica, el bloque de Yucatdn y Sudamérica),
se ha relacionado a la fragmentacién y separacion de este supercontinente. Este proceso ha
sido evidenciado por la presencia de lechos rojos que fueron depositados en depresiones
continentales cuya geometria estuvo controlada por grabens estrechos con direcciones

aproximadamente paralelas a la actual linea de costa (Salvador, 1991).

La posicion estratigrifica de los lechos rojos en el GOM meridional sugiere que su
edad de depdsito varia desde el Tridsico Tardio hasta después del Calloviano. Esto
probablemente se debid a un depdsito contempordneo de la sal en la cuenca, mientras que en

los bordes de la misma se depositaban lechos rojos (Padilla y Sanchez, 2007).

Goldhammer & Johnson (2001) mencionaron que la etapa de rifting dur6 hasta el
Oxfordiano Temprano (Figura 10c), donde la subsidencia se limita a la transicion de rift a
drift en 158.5 Ma. La posicion del bloque de Yucatan antes de la apertura del GOM se

traslapo con la costa texana del Golfo.

El avance transgresivo de las aguas hipersalinas, con una circulaciéon sumamente
restringida y, quizd también un clima de tipo desértico, favorecié el depdsito de grandes
volimenes de evaporitas en la parte central del Golfo de México (Padilla y Sdnchez, 2007).
Es muy probable que durante la etapa temprana del proceso de rifting, la corteza continental
sOlo haya estado sujeta a hundimientos lentos y a ensanchamiento de los sistemas de grabens
que poco a poco fueron inundados por las aguas del Pacifico. La evidencia con que se cuenta
en la actualidad indica que toda la sal del Golfo de México (Figura 10d) se deposité durante
el Calloviano (164-159 Ma) (Salvador, 1991). Pindell & Kennan (2001) argumentaron que

conforme fue progresando el rifting y la apertura del Atlantico en el Golfo (Bathoniano), el
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bloque experimentd una rotacion antihoraria de 18° sobre el polo de rotacion antes del

Oxfordiano (10e).

Hudec et al. (2013) mencionan que después del término de la depositacion de sal, el

rifting continud por otros 7 a 12 Ma antes de que comenzara la extension del piso ocednico.

2.1.2 Etapa de Drift durante el Jurasico Tardio

Durante el Oxfordiano se desarrollaron amplias plataformas de aguas someras a lo
largo de los bordes del protogolfo de México, en las que se depositaron grandes volimenes
de carbonatos, con extensas barras ooliticas en los bordes de plataforma. Ademads de

carbonatos, en el GOM también se depositaron lutitas (Salvador, 1991).

En el periodo Kimmeridgiano-Tithoniano y el Neocomiano (Cretdcico Temprano) las
margenes occidentales y del norte del GOM recibieron un aporte importante de clastos
terrigenos. La litificacion de este material dio lugar a las formaciones La Casita, La Caja y

Pimienta en el Noreste, Norte-Centro y Este de México (Michalzik & Schumann, 1994).

La sedimentacion del Tithoniano al Berriasiano reflejé principalmente una influencia
reducida de los altos de basamento preexistentes, con la excepcion del Bloque de Coahuila
en el Noreste de México. Ahi, los depdsitos cldsticos extensos (no marinos a casi costeros-
marinos de la Formacién La Casita) se derivaron del llenado del Bloque de Coahuila en los
bajos deposicionales restantes, mientras que las dreas distales costa fuera del bloque de
Coahuila acumularon lutitas y carbonatos de aguas profundas (Formaciones La Caja y
Taraises). En ese tiempo, el arco de Tamaulipas y el alto Burro-Salado tuvieron subsidencia
y ya no habia islas expuestas, y sélo influian indirectamente en la distribucion de las facies

(Goldhammer & Johnson, 2001).
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Figura 10. Etapas de la evolucién tecténica en el Golfo de México. (a-¢) Periodo de un rifting
continental del Triasico Tardio al Jurdsico Temprano (190-170 Ma) en direccién NW-SE entre las
placas de Norteamérica y Yucatan-Sudamérica. Las cruces de color negro representan la GCMA
(Anomalia Magnética de la Costa del Golfo, por sus siglas en inglés) que muestra un cinturén
magmadtico que hizo erupcion durante las etapas tempranas del rifting. (d) Mds hacia el término de
la fase de rifting en el Jurdsico Medio, una gran capa gruesa de sal fue depositada a lo largo de la
cuenca sobreponiéndose al area del rift de la corteza continental. (e) Durante el Jurdsico Tardio, la
direccién de la extension cambié de NW-SW a mas al norte-sur cuando el Bloque de Yucatan
comenzo a rotar en una direccién antihoraria e inici6 la formacién de la Transformante Principal
Occidental (WMT, por sus siglas en inglés) a lo largo del margen continental de México. La
apertura de la corteza ocednica en la parte central del Golfo de México separé la cuenca salina en
dos mitades (Adaptada de Nguyen & Mann, 2016).

21



CAPITULO 1I

2.2 Paleogeografia del Jurasico Superior en el Noreste de México

Durante el Jurdsico Superior, el Mar de Tetis inund6 dreas bajas, extensas y planas,
donde se depositaron primero, evaporitas, terrigenos y carbonatos, que formaron amplias
plataformas interconectadas entre si a través de canales, separadas por elementos insulares

(Ocampo-Diaz et al., 2008).

Las distribuciones de facies de la Formacién La Casita en el drea de Monterrey-
Saltillo han sido interpretadas como la progradacién de un extenso complejo de fan delta que

tiene su origen en el Bloque de Coahuila (Michalzik & Schumann, 1994).

El Noreste de México durante el Kimmeridgiano Medio Superior (Figura 11) se
caracteriz0 por el depdsito de grainstones ooliticos y peloidales y ademdas packstones
depositados en plataformas estables someras bajo condiciones de alta energia (Salvador,
1991). Lopez-Ramos (1981) argumentd que debido a estas condiciones someras es que se
estableci6 un dominio de rocas clésticas (Formaciones La Casita y La Caja) cerca de la

Peninsula de Coahuila.

Para el Tithoniano, la velocidad de subsidencia se hizo mds lenta y predomind la
sedimentacion de secuencias de estratificacion delgada de lutitas y carbonatos, en las cuales
aument6 considerablemente la presencia de organismos, probablemente favorecido por un
clima templado. En este periodo hubo una gran extension de las dreas de plataformas someras
(Ocampo-Diaz et al. 2008; Figura 12), en donde ocurri6 el depdsito de rocas con materia
orgénica que constituyen la principal roca generadora de hidrocarburos en el GOM (Padilla

y Sanchez, 2007).

Hacia fines del Tithoniano continuaba la gran invasion de los mares en el GOM. En
la parte del Noreste de México, el arco de Tamaulipas fue casi completamente cubierto por

el océano y las lutitas caracterizaron la seccion de este periodo (Salvador, 1991).
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Figura 11. Reconstruccién paleogeografica del NE de México para el Kimmeridgiano medio.
Desarrollo de una plataforma siliciclastica e inicio de una sedimentacién de prodelta en el drea de
Saltillo-Monterrey (Miembro La Muralla de la Formacién La Casita). Abreviaturas: CLP: Cuenca
de La Popa; CP: Cuenca de Parras; CS: Cuenca de Sabinas; CB: Cuenca de Burgos; SMO: Sierra

Madre Oriental; MM: Mar Mexicano; So: Saltillo; Mty: Monterrey; Mm: Montemorelos; Ry:

Rayones; PP: Potrero Prieto; Gal: Galeana; It: Iturbide; Lin: Linares, Tn: General Teran (Adaptada
de Ocampo-Diaz et al., 2008).

Padilla y Sanchez (2007) establecid que otras islas del occidente del GOM fueron

cubiertas por los mares jurdsicos, pero permanecieron emergidas la parte Noroeste de la

Peninsula de El Burro-Peyotes, la Isla de Coahuila y pequefias islas en el drea de Tampico.
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Figura 12. Reconstruccién paleogeogrifica del NE de México para el Tithoniano. Maxima
extension del delta en el Jurasico; sedimentacion del miembro San Pablo de la Fm. La Casita en el
area Saltillo-Monterrey. Abreviaturas: CLP: Cuenca de La Popa; CP: Cuenca de Parras; CS: Cuenca
de Sabinas; CB: Cuenca de Burgos; SMO: Sierra Madre Oriental; MM: Mar Mexicano; So: Saltillo;
Mty: Monterrey; Mm: Montemorelos; Ry: Rayones; PP: Potrero Prieto; Gal: Galeana; It: Iturbide;
Lin: Linares, Tn: General Terdn (Adaptada de Ocampo-Diaz et al., 2008).
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2.3 Litologias durante el Jurasico Superior en el NE de México

Las rocas del Jurdsico Superior estdn ampliamente distribuidas y son principalmente

de origen marino (Figura 13). Estas formaciones son notables por la uniformidad de sus

caracteristicas litoldgicas en grandes dreas (Imlay, 1953).
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Figura 13. Columna estratigrafica del Noreste de México (Ocampo-Diaz et al.)
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La parte superior de la Formacién La Casita usualmente consiste de lutitas ricas en
materia orgdnica y arenosas, asi como areniscas calcdreas con niveles de fosforita y

concreciones calcareas (Adatte et al., 1996).

Imlay (1953) defini6 a la Formacién. La Casita como facies litorales que consisten de
conglomerado, arenisca, lutita, marga, caliza y cantidades menores de carbén y que estd
caracterizada por sus capas carboniferas y yesiferas. Ha sido identificada en el oriente de
Chihuahua, oriente de Durango, sur y centro-oriente de Coahuila, en un pozo en el norte de
Nuevo Ledn y en la Sierra Madre Oriental desde la regién de Saltillo hacia el sur de Nuevo

Leon (espesor de 200 a 450 m.) y suroeste de Tamaulipas.

El ambiente de depdsito de la Formacion. La Casita es del tipo marino de plataforma.
La parte inferior de esta formacidn estd compuesta de lutitas bastante homogéneas. El rango
de coloracion varia de gris parduzco a negro. La caracteristica principal de estas facies
clasticas finas es la presencia de concreciones de carbonatos que producen una excelente
fauna de amonites. Ademas, remanentes de vertebrados y piezas de madera también se han

encontrado dentro de estas concreciones de carbonatos bituminosos.

En el Noreste de México, la Formacion La Caja es del Kimmeridgiano al Berriasiano
medio y consiste en una estratificacion ritmica de lutitas calcareas delgadas, limolitas y
arenas finas con calizas delgadas en la base (Salvador, 1991). Padilla y Sanchez (1982)
determiné que el espesor de la formacién es variable, en un intervalo de 25 a 150 m. También
argumenta que fue probablemente depositada en aguas marinas someras y sobre una
plataforma muy extensa. Mientras que las lutitas y los carbonatos de aguas someras
(Formacion La Caja) fueron depositados hacia el sur de la Isla de Coahuila, los carbonatos y
lutitas de aguas mds profundas (Formacion Pimienta) fueron depositados en la parte oriental
del Golfo de Salinas y hacia el este del antiguo Archipiélago de Tamaulipas (Padilla y
Sanchez, 1982).

La Formacion Pimienta estd compuesta por calizas densas de color oscuro a gris
oscuro y finamente intercaladas en capas claramente definibles, calizas arcillosas, lutitas
calcéreas y lutita negra rica en materia orgédnica. La caracteristica de esta unidad son los
esquistos negros en capas delgadas, lentes y nddulos, ademds de bentonitas verdes o grises y

lutitas bentonicas (Salvador, 1991).
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En este trabajo, la unidad a estudiar es la Formacién La Casita. En la siguiente seccién

se describird las caracteristicas geoldgicas de un drea en especifico.

2.4 Geologia del area de estudio (Formacion La Casita)

En el drea de estudio se midi6 el espesor del afloramiento de lutita negra. En ciertas
partes era imposible medir debido a la alta vegetacion que presentaba el lugar y de la
presencia de material Cuaternario (coluvién) que cubria en gran parte de la unidad (Figura
14). Por esta razén se midi6 en tres partes dando como resultado un espesor aproximado de
30 m. Los estratos de los dos afloramientos analizados tienen espesores que van de 20 a 40

cm.
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Figura 14. Mapa del drea de estudio. La leyenda muestra las diferentes litologias, ademads de los
puntos de muestreo (Modificado del Servicio Geoldgico Mexicano, 2008).
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En la Figura 15 se muestra el primer afloramiento en donde existe un plegamiento
tipo chevron. Se observé que la lutita tiene fracturas rellenas de minerales (calcita) debido a
la deformacién. En la Figura 16 se observa un afloramiento cuya estratificacion tiene una

orientaciéon E-W y no hay presencia de deformacidn.

Figura 15. Afloramiento de lutita negra con plegamiento de tipo Chevroén.
(Coordenadas: 14R 401805 E, 2776872 N).

Figura 16. Afloramiento de lutita negra.
(Coordenadas: 14R 401772 E, 2776781 N).
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En la Figura 17 se observa un perfil estratigrafico de la Formacién La Casita donde

también se observan los puntos que se muestrearon.

Fm.
Taraises

INFERIOR

SUPERIOR

Fm.

JURASICO

Fm.
Zuloaga

Om 2m 4m
| .

Figura 17. Perfil estratigrafico de la Fm. La Casita. Se muestran los puntos del afloramiento donde
se tomaron muestras para su analisis

29



CAPITULO 111

3 Metodologia

Para esta tesis se realiz6 una serie de actividades que conllevan al trabajo de campo,
de laboratorio y por dltimo de simulacién en el software COMSOL Multiphysics. También

se muestra un diagrama resumiendo estas actividades (Figura 18).

3.1 Trabajo de campo

Se levant6 un perfil estratigrafico midiendo los espesores de los estratos de lutita
negra (20-40 cm), con un total de 30 m. Se tomaron muestras de roca en diferentes puntos de
los dos afloramientos del drea de estudio. Se procedi6 a perforarlas con la nucleadora portatil
para obtener 19 nucleos con un didmetro de 1.5 pulgadas (3.81 cm). Nueve nucleos provienen
de la parte superior de la columna estratigrafica y los diez restantes son de la parte inferior.
Cabe mencionar que el método para perforar fue en dos direcciones: paralelo y perpendicular
a la estratificacion. Después se utiliz6 una cortadora con la intencién de tener la longitud del

nucleo requerida para realizar las pruebas (4-6 cm).

3.2 Trabajo de laboratorio

Se determinaron parametros petrofisicos representativos de porosidad utilizando un
Porosimetro a altas presiones. El instrumento midi6 el volumen poroso, volumen de grano y

porosidad efectiva de los nicleos mediante el método de la doble celda de la Ley de Boyle.

La compresibilidad de la roca se obtuvo mediante una ecuacién matematica a partir
de los valores de porosidad. Se realizaron cuatro pruebas a cada uno de los nucleos a distintas
presiones de confinamiento para analizar el comportamiento que muestra la roca. Las

presiones utilizadas fueron de 500, 1000, 2500 y 5000 psi (libra por pulgada cuadrada).
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3.3 Trabajo de simulaciéon

Por dltimo, una vez que se cont6 con los datos petrofisicos, se procedi6 a desarrollar
un modelo computacional de flujo de aceite, utilizando el software COMSOL Multiphysics
version 5.2. Este procedimiento permitié interpretar pruebas de presion en un yacimiento no
convencional con un pozo horizontal y miltiples fracturas transversales. Ademds, por medio
del modelo, se pudo graficar el perfil de presion y determinar las direcciones preferenciales
del flujo. Finalmente, se efectu6 una estimacion del porcentaje de produccién a través de las

fracturas.

Metodologia

Trabajo de Trabajo d.e Trabajo de
campo laboratorio simulacion

Parfil Medicion de
porosidad

Comsol

estratigrafico Multiphysics

Calcular Modelo

Toma de Har ;
compresibilidad i computacional de
muestras flujo de aceite

Uso de nucleadora

portatil

Cortadora de
nucleos

Caracterizacion estatica y
dinamica de un yacimiento

Perfil de presion

Direcciones de
flujo

Produccion a través
de las fracturas

no convencional con
fracturamiento hidraulico

Figura 18. Diagrama que muestra las actividades que se realizaron para la tesis.
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4 Resultados y discusion

En esta parte se muestran los resultados petrofisicos que se obtuvieron del
Porosimetro, asi como los de la simulacién en el software COMSOL Multiphysics. Por
ultimo, estos resultados se aplicaron para las pruebas de presiéon. Antes de mostrarlos, se
explicardn los métodos con los cuales se llegd al objetivo. Es decir, el tipo de muestreo, el
uso de la nucleadora portétil, del Porosimetro y al final de qué trata, para qué sirve y qué

parametros necesita el software COMSOL para poder realizar el modelo de flujo.

4.1 Analisis petrofisico

4.1.1 Toma de muestras

Como se menciond anteriormente, se recolectaron muestras de roca de la Formacion

La Casita, tal como se observa en la Figura 19.

Figura 19. A) Punto de muestreo del afloramiento de lutita negra. B) Muestras de lutita negra que
se utilizaron para perforar posteriormente.
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4.1.2 Uso de la nucleadora portatil y cortadora de niicleos

Se perforaron las rocas con la nucleadora portatil (Figura 20). Como se menciond
anteriormente, las muestras se perforaron en dos direcciones (Figura 21), con el objetivo
observar la diferencia que existe en los resultados dependiendo de la direccién de esfuerzos

(Figura 22).

Figura 21. Método de perforacion de manera paralela y perpendicular a la estratificacién de la roca.
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Perpendicular
a la estratificacion

Paralelo
a la estratificacion

Figura 22. Imagen que indica las direcciones paralela y perpendicular a la estratificacion
(Modificado de Tiab & Donaldson, 2004)

Después se utilizé una cortadora (Figura 23) para obtener nicleos con las medidas
necesarias para el andlisis en el Porosimetro, es decir, de 1.5 pulgadas (3.81 cm) de didmetro

y un rango entre 4 y 6 cm de longitud cada uno (Figura 24).

Figura 23. Cortadora de nucleos para obtener las medidas necesarias.
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Figura 24. Muestra de ntcleo una vez perforado y cortado.

4.1.3 Uso del Porosimetro

La aplicacion de un Porosimetro de la marca SII-PERM1 construido en 2015 (Figura

25) permiti6 adquirir datos petrofisicos necesarios para introducirlos en el modelo de flujo.

Figura 25. Porosimetro SII-PERM 1
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El uso de este instrumento permitié medir el volumen poroso, volumen de grano y el
porcentaje de porosidad efectiva de la muestra de roca. El método de cdlculo para obtener
estos parametros se realiza con la técnica de la doble celda de 1a Ley de Boyle, cuyo principio
es observar el diferencial de presion que se introduce en una cdmara (en este caso llamado

contenedor de altas presiones) que contiene la muestra de roca:

RV, =Py, ®)

Los dos contenedores se encuentran conectados (Figura 26), lo que produce la caida

de presion del gas a medida que se llena el cilindro y los poros que contiene la muestra.

Figura 26. Se muestran los dos cilindros o contenedores conectados. El contenedor de la derecha
tiene una presién y volumen conocido; mientras que el de la izquierda contiene la muestra de roca
donde se conoce la presién pero no el volumen.

El unico volumen no rellenado es el volumen de granos y los poros aislados. Por
consiguiente, si se deja de lado esto dltimo, el volumen de granos puede calcularse a partir
de la Ley de Boyle, utilizando la presion existente antes y después de conectar los cilindros

y sus volimenes correspondientes (Schlumberger, 2017):

- =V 9)
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donde:

Py = Presion conocida del gas en uno de los cilindros (psi)
P> = Presion del gas a medida que se llena el cilindro (psi)
V1 = Volumen del cilindro (cm?)

V> = Volumen de grano y de poros aislados (cm?)

El nucleo se introduce dentro de una manga o porta nicleos con un tapén en cada

extremo para aislarlo y asf introducirlo dentro del contenedor de mayor tamafio (Figura 27).

Figura 27. Manga o porta nucleos (color negro) que lleva el nicleo y a su vez se introduce en el
cilindro de mayor tamafio.

En la Figura 28 se observa un tipo de volante y un pequefio contenedor el cual llevara
agua, ademds de un manometro digital donde se monitorea la presion. La funcién de esta
parte del Porosimetro es la de ejercer alta presion (hasta 5000 psi), inyectando el agua por
medio de un pistén. Esto tiene como finalidad simular la presion de sobrecarga de un
yacimiento a grandes profundidades. El agua presurizada ird dirigida al contenedor de mayor

tamaio (color cromo) y se ejerce la presion alrededor de la manga que contiene la muestra.

37



CAPITULO IV

Cabe mencionar que existe una vdlvula entre el cilindro y el volante que permite el paso del

fluido.

Figura 28. Volante que ejerce la presion al inyectar agua mediante un piston. La presion es medida
mediante el manémetro digital.

Antes de que se introduzca un volumen de gas en el segundo cilindro (color cromo
con dorado), se hace un vacio dentro de la manga y en dicho cilindro por medio de una bomba

(Figura 29).

Figura 29. Bomba de vacio.

38



CAPITULO IV

Una vez realizado esto, un compresor es el que inyecta el gas (aire) hacia el segundo
contenedor con una presion y volumen conocido (Figura 30). Dicho contenedor esta
conectado a un transmisor de presion para registrar datos y este a su vez a una computadora

portatil que contiene el software que arroja los resultados (Figura 31).

Figura 30. Contenedor en donde se inyect6 gas de un compresor, en donde se tiene un control de
volumen y presion.

Figura 31. Imagen que muestra el transmisor de presion para registrar los datos y estd conectado a
una laptop que contiene el software.
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En la Figura 32 se muestra una pantalla del software (creado por la empresa
SACALUXOR) que contiene este instrumento y los pardmetros mencionados anteriormente
(volumen poroso, volumen de grano y el porcentaje de porosidad efectiva). Con estos datos
y por medio de relaciones matemdticas se puede obtener la compresibilidad de la roca. En

los siguientes subtemas se detallardn estos resultados.

4.1.4 Resultados de porosidad

Se utilizaron 19 nucleos para el andlisis petrofisico. Tal como se muestra en la Figura
17, se tomaron muestras en cuatro diferentes puntos del afloramiento de lutita negra, en las
dos unidades superiores del perfil estratigrafico se obtuvieron nueve nucleos y en las dos
inferiores, diez. Como se menciond anteriormente, se perforé en dos direcciones (paralela y

perpendicular) en referencia a la estratificacion.

= Porosimetro

Archive Analisis Calibraciones  Ayuda
-
INFORMACION DE LA PRUEBA RESULTADOS
Compaiiia FCT Didmetro 38 om V poroso 0.57 |ec
Campo La Casita Longitud 5 am V grano -56.14 | oc
1D Pozo 5678 V Bulk 6.1 | e Porosidad 0.01 g
ipi 162.98 L - -
ID niicleo 2 e < ~ :
V muerto 05 ¢ v Salvar

NOTAS
Este nucleo es perpendicular 2 |z estratificacion

128.70
Grafica de Presion
129.6~
1294
129.2- topDAQ  Calibraciones p fin Pini
£ | stop | FEstabilidad 128474 129316
S 1
1288+ Intervalo
o I—
128.6- 2
1284
Ubicacién del archivo
128.2-, ' C:\Users\..\Info\NUCLEQ =2 PERPENDICULAR.XLS
0 500

Tiempo

_ Esperando...

Figura 32. Interfaz del software del Porosimetro que proporciona los resultados petrofisicos. En
este caso es el ejemplo del anédlisis de un nicleo.
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En los primeros nueve nicleos, cinco fueron orientadas en direccion paralela (Tabla
1, Figura 33) y cuatro en direccién perpendicular (Tabla 2, Figura 34). Dichas muestras se
sometieron a diferentes presiones en un orden ascendente de 500, 1000, 2500 y 5000 psi

(libras por pulgada cuadrada).

Tabla 1. Valores de porosidad efectiva (%) de cinco nicleos perforados de la parte superior de la
columna y en direccion paralela a la estratificacién

Pr.esmn. ik Porosidad efectiva, %
confinamiento,
psi Muestra 1 Muestra 2 Muestra 3 Muestra 4 Muestra 5
500 0.96 1.25 1.05 1.14 1.36
1000 1.51 0.94 0.60 0.60 1.18
2500 0.98 1.00 1.07 0.76 1.32
5000 0.94 0.71 0.92 0.58 1.29
Muestras de nicleos paralelos a la estratificacion
1.80
1.50 »
L]
] 1.20 FA T
§ - 2
E 0.90 = = : e
3
3 e
<] 0.60
o
0.30
0.00
0 1000 2000 3000 4000 5000 6000

Presion de confimiento, psi

®— Muestra 1 —®— Muestra 2 % Muestra 3 Muestra 4 —®— Muestra 5

Figura 33. Comportamiento de la porosidad efectiva en funcién de la presion de confinamiento de
los primeros cinco nucleos de la parte superior de la columna y en direccion paralela a la
estratificacion.

En la Figura 33 se observa como a ciertas presiones de confinamiento existe un

aumento en la porosidad efectiva. Este comportamiento se puede interpretar de manera en
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que, por ejemplo, a partir de los 1000 psi el nicleo genera fracturas internas, lo cual se

manifiesta en el aumento de la porosidad efectiva. Posteriormente, al seguir aumentando la

presion, los poros se van cerrando y por lo tanto se disminuye dicha porosidad.

Tabla 2. Valores de porosidad efectiva (%) de cuatro nicleos perforados de la parte superior de la

columna y en direccién perpendicular a la estratificacion.

Presion de Porosidad efectiva, %
confinamiento,
psi Muestra 1 Muestra 2 Muestra 3 Muestra 4
500 2.45 1.95 2.36 1.38
1000 1.29 1.12 1.96 1.06
2500 1.18 1.02 1.42 0.51
5000 1.01 0.95 2.03 0.91

2.70

2.40

2.10

1.80

1.50

1.20

Porosidad efectiva, %

0.90

0.60

0.00

Muestras de nlcleos perpendiculares a la estratificacion

ae

1000

® Muestra 1 —®— Muestra 2

2000 3000

4000

Presion de confinamiento, psi

® Muestra 3 Muestra 4

5000

6000

Figura 34. Comportamiento de la porosidad efectiva en funcién de la presién de confinamiento de

cuatro nucleos perforados de la parte superior de la columna y en direccién perpendicular a la

estratificacion.

De los resultados de la Figura 34, solamente en dos nucleos se observo que, a partir

de los 2500 psi de presion, hubo un aumento en la porosidad de efectiva. Se interpreta que la

presion de fractura se encuentra entre un rango de 2500 y 5000 psi.
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En la parte inferior de la columna se analizaron diez nucleos, cinco en direcciéon

paralela a la estratificacion (Tabla 3, Figura 35) y otros cinco en direccién perpendicular

(Tabla 4, Figura 36).

Tabla 3. Valores de porosidad efectiva (%) de cinco nucleos perforados de la parte inferior de la
columna, en direccién paralela a la estratificacion.

Presion de Porosidad efectiva, %
confinamiento,
psi Muestra 1 Muestra 2 Muestra 3 Muestra 4 Muestra 5
500 6.34 8.82 2.32 1.73 2.12
1000 2.97 4.49 1.26 1.85 2.02
2500 1.58 2.42 1.78 1.73 1.32
5000 2.13 1.56 1.40 1.92 1.54
Muestras de nucleos paralelos a la estratificacion
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Figura 35. Comportamiento de la porosidad efectiva en funcién de la presién de confinamiento de
los primeros cinco nicleos perforados de la parte inferior de la columna y en direccion paralela a la
estratificacion.
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En la Figura 35 se muestran porosidades efectivas mads altas que los nicleos
perforados en la parte superior del perfil (Figuras 33 y 34). Se puede interpretar que las
estructuras geoldgicas que se presentan en este afloramiento (pliegues), afectaron las
propiedades petrofisicas. El plegamiento pudo generar una porosidad del tipo secundaria, lo

cual se manifiesta en el aumento de la porosidad efectiva.

Tabla 4. Valores de porosidad efectiva (%) de cinco nucleos perforados de la parte inferior de la
columna y en direccién perpendicular a la estratificacion.

Presion de Porosidad efectiva, %
confinamiento,
psi Muestra 1 Muestra 2 Muestra 3 Muestra 4 Muestra 5
500 2.96 2.53 2.65 1.89 5.33
1000 1.38 2.09 1.98 1.46 5.80
2500 1.95 2.15 1.63 1.50 5.11
5000 1.75 1.36 1.66 1.91 4.57

Muestras de nucleos perpendiculares a la estratificacion
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Figura 36. Comportamiento de la porosidad efectiva en funcién de la presion de confinamiento de
cinco nucleos de la parte inferior de la columna y en direccién perpendicular a la estratificacion.
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En la Figura 36 también se muestra una porosidad efectiva mayor que en los nicleos
perforados en la parte superior del perfil. También se observa que a partir de los 1000 psi se

puede encontrar la presion de fractura.

Se evaltio la estadistica de estos resultados de porosidad, que incluyeron el promedio,
la desviacion estdndar, el intervalo de confianza (IC), que son intervalos que posiblemente
incluyen el pardmetro central de poblacidon, ademds del nivel de significacién (o) que es
usado para calcular el nivel de confianza. El nivel de confianza es igual a 100*(1-a), es decir,
un a de 0.05 indica un nivel de confianza de 95%. En las Tablas 5 y 6 se indican los datos
estadisticos de los primeros nueve nucleos en la parte superior del perfil estratigrafico. En la
Figura 37 se grafican estos parametros mostrando las barras de error, tanto en las direcciones

paralelas como perpendiculares.

Tabla 5. Datos estadisticos de las porosidades efectivas de cinco nicleos perforados de la parte
superior de la columna y en direccién paralela a la estratificacion.

Presion de Promedio Y
. . . Desviacion No.
confinamiento, porosidad z o IC
. . Estandar Muestra
psi efectiva, %
500 1.15 0.2 0.05 5 0.14
1000 0.97 04 0.05 5 0.34
2500 1.03 0.2 0.05 5 0.17
5000 0.89 0.3 0.05 5 0.24

Tabla 6. Datos estadisticos de las porosidades efectivas de cuatro nicleos perforados de la parte
superior de la columna y en direccién perpendicular a la estratificacion.

0 Promedio Y
Presion de . Desviacion No.
. . | porosidad p o IC
confinamiento, psi . Estandar Muestra
efectiva, %
500 2.0 0.5 0.05 4 0.48
1000 1.4 0.4 0.05 4 0.41
2500 1.0 0.4 0.05 4 0.38
5000 1.2 0.5 0.05 4 0.53
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Promedio de porosidad efectiva
3.0
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Figura 37. Promedio de la porosidad efectiva y las barras de error de nueve niicleos de la parte
superior de la columna estratigréfica.

En las Tablas 7 y 8 se observa la estadistica de los diez nucleos restantes (parte
inferior del perfil), asi como la Figura 38 donde se muestran los datos graficados. Las barras
de error son de mayor tamano durante la primera medicién (500 psi), esto debido a que existe
variacion en los datos de porosidad efectiva, es decir, de 2 a 8%. Geoldgicamente hablando
se puede decir que existe heterogeneidad en esta roca. Por ejemplo, diferente tamafio de

grano, la mineralogia que presenta y las fracturas generadas por la deformacion.

Tabla 7. Datos estadisticos de las porosidades efectivas de cinco nicleos perforados de la parte
inferior de la columna y en direccién paralela a la estratificacion.

Presion de Promedio . .
. . . Desviacion No.
confinamiento, porosidad p a IC
. . Estandar Muestra

psi efectiva, %

500 4.3 3.2 0.05 5 2.77
1000 2.5 1.3 0.05 5 1.11
2500 1.8 0.4 0.05 5 0.36
5000 1.7 0.3 0.05 5 0.27
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Tabla 8. Datos estadisticos de las porosidades efectivas de cinco nicleos perforados de la parte
inferior de la columna y en direccién perpendicular a la estratificacion.

Presion de Promedio ey
. . . Desviacion No.
confinamiento, porosidad p (v} IC
. . Estandar Muestra
psi efectiva, %
500 3.1 1.3 0.05 5 1.16
1000 2.6 1.9 0.05 5 1.62
2500 2.5 1.5 0.05 5 1.31
5000 23 1.3 0.05 5 1.15
Promedio de porosidad efectiva
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Figura 38. Promedio de la porosidad efectiva y las barras de error de diez nucleos de la parte

inferior de la columna estratigréfica.

4.1.5 Medicion de compresibilidad

Para calcular el pardmetro de compresibilidad, se utilizaron los datos petrofisicos de

porosidad efectiva y el volumen poroso de los nicleos. Para ello se utiliz6 la siguiente

ecuacion:

ov
Cc -1 (10)
vV, oP
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donde
C, = compresibilidad del grano de la roca, psi.
V,, = volumen de poro, cm?.

P = presion de poro, psi.

Ademads, fue necesario conocer las presiones de confinamiento y de poro. A
continuacién se presentan los resultados de compresibilidad del grano de la roca en los
primeros nueve nucleos perforados, cinco en direccion paralela (Tabla 9, Figura 39) y cuatro

en direccidn perpendicular (Tabla 10, Figura 40).

Tabla 9. Compresibilidad de grano de la roca (psi!) de cinco niicleos perforados de la parte
superior del perfil estratigrafico y en direccion paralela a la estratificacion.

Presion de Compresibilidad del grano de la roca, psi !
confinamiento,
] Muestra 1 Muestra2 | Muestra3 | Muestra4 | Muestra 5
1000 1.13E-03 5.64E-04 1.10E-03 1.24E-03 2.82E-04
2500 2.82E-04 4.04E-05 3.76E-04 1.61E-04 7.19E-05
5000 1.83E-05 1.38E-04 5.71E-05 1.07E-04 9.20E-06
Muestras de nucleos paralelos a la estratificacion
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Figura 39. Compresibilidad de grano en funcion de la presion de confinamiento para cinco nucleos
perforados de la parte superior del perfil estratigrafico y en direccién paralela a la estratificacion.
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Tabla 10. Compresibilidad de grano de la roca (psi') de cuatro nicleos perforados de la parte
superior del perfil estratigrafico y en direccién perpendicular a la estratificacion.

Presion de Compresibilidad del grano de la roca, psi
confinamiento,
psi Muestra 1 Muestra2 | Muestra3 | Muestra 4
1000 1.25E-03 1.08E-03 3.67E-04 5.26E-04
2500 5.71E-05 6.45E-05 2.13E-04 4.63E-04
5000 6.45E-05 2.81E-05 1.42E-04 2.25E-04

Muestras de nucleos perpendiculares a la estratificacion
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Figura 40. Compresibilidad de grano en funcién de la presion de confinamiento de cuatro nicleos
perforados de la parte superior del perfil y en direccién perpendicular a la estratificacion.

También en la parte inferior de la columna se analizaron diez nicleos (al igual que en
la porosidad), cinco en direccion paralela a la estratificacion (Tabla 11, Figura 41) y otros

cinco en direccidn perpendicular (Tabla 12, Figura 42).

En la mayoria de los casos se encontré que la compresibilidad disminuye al aumentar
la presién de confinamiento. Después de los 2500 psi, aproximadamente, el comportamiento

de la curva pareceria asintético, es decir, eventualmente tiende a cero.
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Tabla 11. Compresibilidad de grano de la roca (psi') de cinco nicleos perforados de la parte
inferior del perfil estratigrafico y en direccién paralela a la estratificacion.

Presion de Compresibilidad del grano de la roca, psi
confinamiento,
psi Muestra 1 Muestra2 | Muestra3 | Muestra4 | Muestra S
1000 1.44E-03 1.30E-03 1.18E-03 1.33E-04 9.66E-05
2500 4.08E-04 4.00E-04 2.27E-04 4.42E-05 2.79E-04
5000 1.19E-04 1.73E-04 9.57E-05 4.09E-05 6.15E-05
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Figura 41. Compresibilidad de grano en funcién de la presion de cinco nucleos de la parte inferior
del perfil y en direccién paralela a la estratificacidon.

Tabla 12. Compresibilidad de grano de roca (psi') de cinco nicleos perforados de la parte inferior
del perfil estratigrafico y en direccién perpendicular a la estratificacion.

Presion de Compresibilidad del grano de la roca, psi !
confinamiento,
psi Muestra 1 Muestra2 | Muestra3 | Muestra4 | Muestra 5
1000 1.45E-03 3.81E-04 5.71E-04 5.14E-04 1.72E-04
2500 2.28E-04 1.73E-05 1.31E-04 1.69E-05 8.53E-05
5000 4.49E-05 1.80E-04 8.25E-06 9.67E-05 4.40E-05
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Muestras de nucleos perpendiculares a la estratificaciéon

2.E-03
®
< 1E-03
3
o
=
8 9E-04
=
S
S 6.E-04 .
= '
o
o o
3.E-04 |
°
O FE00 s |
0 1000 2000 3000 4000 5000 6000

Presion de confinamiento, psi

----- ®-- Muestra 1 @~ Muestra 2 --®- Muestra 3 Muestra 4 --@- Muestra 5

Figura 42. Compresibilidad de grano en funcion de la presién de confinamiento de cinco ntcleos
de la parte inferior del perfil y en direccién perpendicular a la estratificacién

Aligual que el pardmetro de porosidad, para la compresibilidad se realizaron célculos
estadisticos, para los primero nueve nucleos (Tablas 13 y 14; Figura 43) y los diez restantes

(Tablas 15 y 16; Figura 44):

Tabla 13. Datos estadisticos de la compresibilidad de cinco nicleos perforados de la parte superior
del perfil estratigrafico y en direccién paralela a la estratificacion.

Presion de Promedio Ny
confinamiento compresibilidad Desviacion o No. IC
. ’ .1 ’ Estiandar Muestra
psi psi
1000 8.64E-04 4.18E-04 0.05 5 3.67E-04
2500 1.86E-04 1.42E-04 0.05 5 1.24E-04
5000 6.59E-05 5.57E-05 0.05 5 4.88E-05
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Tabla 14. Datos estadisticos de la compresibilidad de cuatro nicleos perforados de la parte superior

del perfil estratigrafico y en direccion perpendicular a la estratificacion.

Presion de Promedio . .s
confinamiento compresibilidad Weegyiieivn I, IC
. ’ P o1 i Estandar « Muestra
psi psi
1000 8.04E-04 4.24E-04 0.05 4 4.15E-04
2500 1.99E-04 1.90E-04 0.05 4 1.86E-04
5000 1.15E-04 8.73E-05 0.05 4 8.55E-05
Promedio de compresibilidad
1.6E-03
. 1.4E-03
ga_ 1.2E-03
-r?: 1.0E-03
.
= 8.0E-04
Q
] 6.0E-04
%
£ 4.0E-04
& .
O J0E04 Qo i
vomeg L1 b |
1000 2000 3000 4000 5000 6000

Presion de confinamiento, psi

--@ Paralelo @ Perpendicular

Figura 43. Promedio de la compresibilidad de grano y las barras de error de nueve niicleos de la

parte superior del perfil estratigrafico.

Tabla 15. Datos estadisticos de la compresibilidad de cinco niicleos perforados de la parte inferior
del perfil estratigrafico y en direccién paralela a la estratificacién.

Presi()n. de Pronfe(.li.o Desviacion No.
confinan.uento, compres!!;llldad, Estandar a Muestra IC
psi psi
1000 8.31E-04 6.61E-04 0.05 5 5.79E-04
2500 2.72E-04 1.49E-04 0.05 5 1.31E-04
5000 9.81E-05 5.17E-05 0.05 5 4.53E-05
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Tabla 16. Datos estadisticos de la compresibilidad de cinco nicleos perforados de la parte inferior
del perfil estratigrafico y en direccion perpendicular a la estratificacion.

Presion de Promedio . .s
confinamiento compresibilidad Weegyiieivn I, IC
. ’ P .l ’ Estandar @ Muestra
psi psi
1000 6.18E-04 4.90E-04 0.05 5 4.30E-04
2500 9.58E-05 8.84E-05 0.05 5 7.75E-05
5000 7.48E-05 6.68E-05 0.05 5 5.85E-05

Promedio de compresibilidad

1.6E-03
. 1.4E-03
4  1.2E-03
®  1.0E-03
°
‘S 8.0E-04
‘5
Y  6.0E-04
g—
£ 40e04
2.0E-04 v
____________ +
0.0E+00 = =
0 1000 2000 3000 4000 5000 6000

Presion de confinamiento, psi

-@- Paralelo Perpendicular

Figura 44. Promedio de la compresibilidad de grano y las barras de error de 10 nicleos de la parte
superior del perfil estratigrafico.

4.2 Simulacién del modelo en COMSOL Multiphysics

4.2.1 Simulacion de un yacimiento petrolero

Los yacimientos son cuerpos originados durante largos procesos geoldgicos (millones
de afios) donde actian diversos ambientes depositacionales tanto en tiempo como en espacio.
Como resultado de subsecuentes reorganizaciones fisicas y quimicas, como compactacion,

disolucién, dolomitizacidon y cementacion, las caracteristicas del yacimiento son variables.
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Asi la heterogeneidad de un yacimiento depende en gran medida de los ambientes

depositacionales y eventos subsecuentes.

Un yacimiento de petréleo es un medio poroso delimitado que contiene
hidrocarburos. El principal objetivo de su simulacién es predecir el comportamiento de la
presion (y del flujo) y determinar maneras y medios para optimizar la recuperacion de los
hidrocarburos entrampados. Un yacimiento es generalmente heterogéneo. Sus propiedades
dependen, en gran medida, de la ubicacién espacial donde son medidas. Un ejemplo de
heterogeneidad es la generada por los procesos geoldgicos (compactacion, disolucidn,
dolomitizacién y cementacion) que dan lugar a que la variacién espacial de propiedades
petrofisicas sea no uniforme. Otra forma de heterogeneidad es la generada por fracturamiento
hidrdulico, el cual genera una red de fracturas (o sistemas de fracturas) que se extienden lejos
del pozo en direcciones opuestas y de acuerdo con los esfuerzos naturales presentes en la
formacidén. Las propiedades de las fracturas generadas son muy diferentes a las del medio
poroso (matriz) y esto crea heterogeneidades locales y anisotropias. Las propiedades de las
rocas en cada yacimiento cambian radicalmente; la permeabilidad puede variar de un

milidarcy (mD) en la matriz a miles de mD en las fracturas (Chen et al., 2006).

4.2.2 COMSOL Multiphysics

La ultima parte del presente trabajo consistid en la aplicacion de la plataforma
COMSOL Multiphysics version 5.2 para simular el flujo en un yacimiento fracturado con un
pozo vertical. Este software estd basado en un modelado numérico avanzado (método de
elementos finitos) que se utiliza en aplicaciones de fisica y de ingenieria. El programa puede
modelar virtualmente cualquier fendmeno fisico que pueda describirse por medio de
ecuaciones diferenciales parciales (PDE): transferencia de calor, movimiento de fluidos,

electromagnetismo y mecdnica estructural, por ejemplo.

4.2.3 Modelo de flujo de Aceite Negro (Black Oil)

Se adapta el modelo Black Oil (de aceite negro) para la simulaciéon numérica de flujo

hacia un pozo en recuperaciéon primaria. El mecanismo de recuperacion se debe
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exclusivamente a la energia proporcionada por las fracciones livianas de hidrocarburos,
inicialmente disueltas en el liquido, que se liberan y expanden al disminuir la presion durante

la produccién (Savioli et al., 2004).

Para el presente trabajo se caracteriz6 el flujo monofasico hacia un pozo horizontal
productor de shale oil/gas. El yacimiento se consideré con geometria cibica con el pozo
situado en el centro, en uno de los ejes del mismo. Tal como se muestra en la Figura 45,
donde 7, significa el radio mdximo que puede drenar el pozo, 7, es el radio del pozo, W es

el espesor del estrato productor y L es la longitud del yacimiento.

Figura 45. Flujo radial hacia un pozo cuyo yacimiento es de geometria cubica.

Chen et al. (2006) desarrollaron ecuaciones bésicas para el flujo simultdneo de tres
fases (agua, aceite y gas) a través de un medio poroso. Previamente, asumieron que la masa
no se transfiere entre fases. El modelo Black Oil aplica para el caso. Los autores mencionaron
que los componentes del hidrocarburo estdn divididos en un componente de gas y un
componente de aceite en un tanque de almacenamiento a presidn y temperatura estandar, y
que no hay transferencia de masa entre la fase acuosa y las otras dos fases (aceite y gas).El

componente de gas principalmente consiste de metano y etano.

Las ecuaciones para cada componente se muestran a continuacion, para el agua:
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e (an
ot
Para el componente de aceite:
Mz_v.(pOOuo)+QO (12)
ot
Y para el componente de gas:
0
a(q)p&,so +p,S, ) ==V (o1, +p,u, )+, (13)

Donde p,, y p;, indican las densidades parciales de los componentes de aceite y gas

en la fase de aceite, respectivamente, S es la saturacion de los diferentes fluidos, u

w,0,8 w,0,8

es la velocidad volumétrica y ¢y, ., es el gasto volumétrico. La ecuacion (4.6) implica que

el componente de gas puede existir en ambas fases de aceite y gas.

La ley de Darcy para cada fase esté escrita en la forma general:

u, :_Lka (me—pGSQVZ), oc:w,o,g.(fases) (15)

o

Donde u, es la velocidad volumétrica, u, es la viscosidad, k, es la permeabilidad
del medio poroso, p, es la densidad de la masa, & es la magnitud de la aceleracion

gravitacional y z es la profundidad.

Para el modelo de este trabajo, la ecuacion que se utilizé fue la del componente del

aceite:

o(C9p,S,)

~ = (p,u, )+ 4, (16)

Donde ¢ es la porosidad, C, es la compresibilidad de los granos de laroca (psi™'), p,,
es la densidad del aceite (gr/cm?), S, es la saturacion del aceite (100%), u  es la velocidad

volumétrica del aceite (m%/s) y q,, ¢s el gasto del aceite (bbl/dia).
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4.2.4 Generacion del modelo

A continuacién se presenta un diagrama de flujo del programa para conocer la
metodologia que conlleva a generar el modelo fisico (Figura 46). Después se dardn a conocer
los pardmetros de entrada que se utilizaron, la geometria del yacimiento y el pozo horizontal,
asi como el procedimiento para el modelado y por dltimo los resultados obtenidos de la

caracterizacion estética y dindmica del yacimiento no convencional.

Parametros
iniciales

_ Asignacion

Comsol Especificar el modelo fisico Condiciones
Multiphysics (Coefficient Form PDE) iniciales y de
: Crear la frontera

geometria en 3D

Resolver
Post procesado Incorporar la
Ver resultados prueba de
convergencia e
iteracion

Mallado
Crear y optimizar

Figura 46. Diagrama de flujo que representa la metodologia que utiliza Comsol Multiphysics para
generar el modelo fisico.

4.2.4.1 Parametros iniciales

Se introdujeron pardmetros iniciales (véase Tabla 16), como son las dimensiones del
yacimiento, del pozo y las fracturas; las propiedades fisicas del fluido y de la roca (saturacion,
compresibilidad, densidad, permeabilidad absoluta y relativa, factor volumétrico del aceite,
grados API, etc.); las presiones del yacimiento y del pozo; y por tltimo el gasto o produccion

diaria.
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~ Parametros
Nombre Expresién Valor Descripcion
L 1750[m] 17500 m Longitud del yacimiento
H 161[m)] 161.00 m Espesor del yacimiento
w 500[m] 500.00 m Ancho del yacimiento
phi 0.02 0.020000 Porosidad de la matriz
k_eff 0.00088{mD] 8.6849E-19 m* Permeabilidad de la matriz
tho_o 900[kg/m*3) 900.00 kg/m’* Densidad del aceite
g_grav 0[m/s*2) 0m/s’ Gravedad
Zr 2200[m) 2200.0 m Profundidad
[<{¢] 4.16e-3[1/psi) 6.0336E-7 1/Pa Compresibilidad del aceite
R 0.00023[1/psi) 3.3359E-8 1/Pa Compresibilidad de la roca
ct cO+cR 6.3672E-7 1/Pa Compresibilidad total
PO 3600(psi] 2.4821E7 Pa Presién inicial
S 0.619 0.61900
mu 0.3165[cP] 3.1650E-4 kg/(m:s) Viscosidad del aceite
Bo 1.5346 1.5346 Factor volumétrico del aceite
Lw 1435[m)] 14350 m Longitud del pozo
w 0.75[m)] 0.75000 m Radio del pozo
P_w 500[psi) 3.4474E6 Pa Presién del pozo
f_pozo qsc*Bo*159[m*3)*rhoo/(86400[s]*1000*V_pozo)  -1.6985E-4 kg/(m’s)  Flujo del pozo
rhoo_sc 141.5/(AP1+131.5)*rhow_sc 835.89 kg/m’ Densidad del aceite a condiciones estandar
API 37.78 37.780 Grados API
rhow_sc 1000{kg/m* 3] 1000.0 kg/m* Densidad del agua a condiciones estandar
rhoo rhoo_sc/Bo 544,70 kg/m’ Densidad del aceite
qsc -280 -280.00 Gasto
V_pozo Lw*pi"rw*2 25359 m* Volumen del pozo
phif 0.5 0.50000 Porosidad de la fractura
k_frac 0.85[mD] 8.3888E-16 m* Permeabilidad de la fractura
Ko 0.00088[mD] 8.6849E-19 m* Permeabilidad del aceite
Dp 951[psi] 6.5569E6 Pa Diferencial de presion

Tabla 17. Parametros de entrada. Algunos datos son reales de un yacimiento en el NE de México y
otros son estimados por el porosimetro y cdlculos matematicos.

4.2.4.2 Geometria del yacimiento, pozo horizontal y fracturas

El yacimiento se estructuré como un tetraedro y el pozo como un cilindro. Las
fracturas forman elipsoides perpendiculares al pozo con sus respectivas medidas (25 cm. de
espesor). En la Figura 47 se encuentra el esquema del yacimiento. Las dimensiones estidn

reportadas en la Tabla. 16.
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"R

Figura 47. Geometria del yacimiento, pozo y las fracturas hidraulicas en forma de elipsoides.
4.2.4.3 Ecuaciones de flujo de fluidos

En este paso de la generacion del modelo, el software contiene ecuaciones para el
flujo de fluidos. En este caso se seleccion6 el médulo The PDE interface (2u ) en la forma de
coeficiente: Coefficient Form PDE (Figura 48) para ecuaciones diferenciales parciales. En
este caso, la utilidad de este médulo radica en la versatilidad para programar ecuaciones
diferenciales personalizadas de acuerdo al problema que se quiere simular. En la Figura 49
se muestra la ecuacidn que aparece en el software, y ahi se introducen los pardmetros antes

senalados (Figura 50).

4.2.4.4 Malla

Comsol necesita discretizar el dominio en elementos finitos. Para ello, se utilizaron
elementos tetraédricos. La densidad de la malla (red de elementos discretizados) fue extra
fina (extra fine) para el yacimiento y para las fracturas un mallado mas fino (finer). En la

Figura 51 se muestra la malla en la geometria del yacimiento. Es importante mencionar que
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se utilizaron 1, 060,426 elementos tetraédricos, 76,338 elementos triangulares y un volumen

de malla de 1.409 x 10® m>.

"N, Model Wizard Model Library

Add Physics

- @ Plasma
> 'LJ_.—j' Radio Frequency
. B== Structural Mechanics
B Semiconductor
4 Au Mathematics
4 Au PDE Interfaces
[ Au Coefficient Form PDE (c) |
Au General Form PDE (g)
fau Weak Form PDE (w)
. Au Lower Dimensions
. ¢ ODE and DAE Interfaces
. (# Optimization and Sensitivity
. 72 Classical PDEs
. 5 Moving Interface
~ Deformed Mesh
.;-EL Wall Distance (wd)
£; Mathematical Particle Tracing (pt)

== (Curvilinear Caardinatac (00

Figura 48. Seleccion de la ecuacion Coefficient Form PDE.

+ Equation
Show equation assuming:

Study 1, Time Dependent

#p , . dp , ,
E""F+d“'ﬁ+ V-i-eVp-ap+y)+ - Vp+ap=F
030
V= dx’dy’dzl

Figura 49. Forma general Coefficient Form PDE.
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w Diffusion Coefficient

rhoo™K/mu =

lsotropic Ly

b Absorption Coefficient
» Source Term
¢ Mass Coefficient

= Damping or Mass Coefficient
dy | thoo*ct*Por 52/m?2

¢ Conservative Flux Convection Coefficient
b Convection Coefficient

¢ Conservative Flux Source

Figura 50. Variables que se introducen en la ecuacién: Diffusion Coefficient (c) y Damping or
Mass Coefficient (d,). Las demas variables son cero.

Figura 51. Ejemplo de la malla utilizada para el yacimiento.
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En la Figura 52 se presenta una ampliacion del sistema de fracturas, mostrando un

mallado con los elementos triangulares a més detalle.

Figura 52. Malla tipo mas fino (finer) dentro de las fracturas.

4.2.5 Resultados de la simulacion

4.2.5.1 Ajuste de la curva de produccién

A partir de los pardmetros de entrada, la geometria, las ecuaciones correspondientes,
ademads del tipo de malla, se procede a resolver el modelo. En esta parte, se presenta el ajuste
de dos curvas: una con los datos reales de produccion de pozo ubicado en un yacimiento de
lutitas en el NE de México y la segunda con los datos estimados. En la Figura 53 se comparan

estas dos graficas en unidades de barriles/dia para el gasto y segundos para el tiempo.

Con los datos ajustados se obtuvieron parametros estimados como: la presion inicial,

la porosidad y permeabilidad de la fractura; ademas de los que se habian calculado
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previamente con la petrofisica: la porosidad de la matriz de la roca y la compresibilidad del
grano de la roca. Los pardmetros restantes se tomaron de reportes técnicos o de la literatura

(véase Tabla 17).

¢l Graphics =0
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Figura 53. Comparacion entre la produccion de la prueba real y el flujo calculado en Comsol

Multiphysics.

Tabla 18. Parametros estimados y reportados con sus respectivos valores y unidades.

Parametros Valor/Unidad Estimado o reportado
Presion inicial 3100 psi Estimado
Permeabilidad de la matriz 0.00088 mD Reportado
Permeabilidad de la fractura 2mD Estimado
Factor volumétrico 1.5346 Reportado
Porosidad de la matriz 2% Estimado
Porosidad de la fractura 5% Estimado
Compresibilidad del grano de roca 0.00023 psi! Estimado
Viscosidad 0.3165 cP Reportado
Densidad del aceite 900 kg/m? Reportado
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4.2.5.2 Perfil de presion

En la Figura 54 se presenta el perfil de presion para todo el yacimiento después de 30
dias de produccién. Obsérvese que la presion minima se tiene en la cara del pozo, y es
aproximadamente igual en todo el pozo. Mientras tanto, en las Figura 55 y 56 se muestra el

perfil en 2D, donde se nota claramente el perfil radial alrededor del pozo.

Haciendo una ampliacién en el modelo, se aprecia como en las fracturas también
existe ese perfil. Se observa como la minima presion en la fractura se extiende més hacia la

matriz que la mostrada en el pozo (Figura 57).

A 3179
3150
T .“ _' [ 3100
'EPSD
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2950

2900

2850

¥ 2804.2

Figura 54. Resultados de la simulacién mostrando los perfiles de presién en las coordenadas XYZ
en unidades de psi (libras por pulgada cuadrada).
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Figura 55. Vista 2D en el plano YZ del perfil de presion (psi).
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Figura 56. Vista 2D en el plano XY del perfil de presion (psi).
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Figura 57. Perfil de presion en la vecindad de la fractura (psi).

4.2.5.3 Direcciones de flujo del fluido

Ademads de los perfiles de presion, también se muestran los resultados de las
direcciones de flujo a través de la matriz y hacia a la fractura en un tiempo de 30 dias de
produccion (Figuras 58 y 59). La longitud de las flechas estd normalizada con la intencién
de mostrar que existe flujo en el yacimiento en general. Sin embargo, no representa la

magnitud del flujo.

Las direcciones de flujo hacia el pozo son de tipo radial (Figura 60). La longitud de
las flechas tiene una escala logaritmica. Esto debido a que las direcciones de flujo en la matriz
son relativamente muy pequeias, en cambio el flujo hacia el pozo es mayor que en el resto

del yacimiento.
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Figura 58. Vista 3D de las direcciones de flujo en el yacimiento. La longitud de las flechas esta

normalizada y no representa la magnitud del flujo.
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Figura 59. Vista 2D en el plano XY de las direcciones de flujo hacia las fracturas. La longitud de
las flechas estd normalizada y no representa la magnitud del flujo.



CAPITULO IV

o

Figura 60. Vista 3D de las direcciones de flujo hacia el pozo. La longitud de las flechas esta
escalada logaritmicamente. Existen direcciones de flujo en la matriz pero son relativamente muy
pequeiias porque el flujo hacia el pozo es mayor que en el resto del yacimiento

4.2.5.4 Porcentaje de flujo hacia la fractura

Por medio de COMSOL Multiphysics se evalu6 la produccién que entra hacia las
fracturas hidraulicas generadas para después calcular el porcentaje de acuerdo a la
produccion total. En la Tabla 18 se presentan los datos de la produccion total y a través de
fracturas 13 dias antes del cierre del pozo. En la Figura 61 se muestra el porcentaje de
produccién que entra al pozo solamente por las fracturas, cuyo valor es aproximadamente
42%. Esto indica que el fracturamiento hidrdulico es un factor positivo para la produccion en
un pozo petrolero, y mds para el caso de un yacimiento no convencional donde la tnica
manera de poder explotar este tipo de pozos es perforar de manera horizontal el estrato
productor (lutita), e inyectar miles de galones de fluido fracturante (agua mds aditivos
quimicos) para crear multiples canales y permitir la movilidad del aceite o gas hacia el pozo

y después hacia la superficie.
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Tabla 19. Datos de la produccion total y en las fracturas en un lapso de 13 dias. Ademas del
porcentaje de la produccion de las fracturas con respecto a la total.

Tiel,npo Producc.i()n ’Iiotal, II)TI;'(:ZI:SIC’::: Porcentaje %
(dia) barriles/dia barriles/dia
1 369.87 158.41 42.83
2 317.62 134.44 42.33
3 294.75 124.07 42.09
4 280.45 117.63 41.94
5 272.40 114.02 41.86
6 266.14 111.22 41.79
7 261.66 109.22 41.74
8 258.47 107.78 41.70
9 255.53 106.48 41.67
10 252.94 105.32 41.64
11 250.46 104.22 41.61
12 233.31 96.50 41.36
13 20.34 3.36 16.53

Porcentaje de flujo a través de fracturas, %
50
*———e o ° > o o & -
40 -
X
S,
2 30
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©
o
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S 20
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1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 13
Tiempo (dias)

Figura 61. Porcentaje de produccion a través de las fracturas hidraulicas.
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5 Conclusiones

Se estimaron pardmetros petrofisicos de porosidad y compresibilidad de muestras de
roca de lutita negra de la Formaciéon La Casita (Sierra Madre Oriental). Se encontré una
porosidad efectiva muy baja (1-2%) en la parte superior del perfil estratigrafico, mientras que
en la parte inferior se obtuvieron resultados més altos (2-8%). Esta variacion de la porosidad
puede deberse a los esfuerzos de deformacion in situ (se observaron estructuras de pliegues).
Por ejemplo, en el sitio con mayor porosidad efectiva, existe un plegamiento de tipo Chevron,
lo cual puede haber generado porosidad secundaria. A partir de los datos de porosidad se
estimé numéricamente la compresibilidad de la roca. Se observo que la compresibilidad varia
desde 6.6x107 hasta 8.7x10™ psi! en la parte superior de la columna estratigrafica, mientras

que en la parte inferior las variaciones son desde 7.4X 10 hasta 8.3x10™ psi™'.

Adicional a la medicion de la petrofisica, se construyd un modelo computacional en
Comsol Multiphysics de un yacimiento que incluye un pozo horizontal y varias fracturas
hidraulicas transversales en forma de elipsoides. El modelo contempla flujo de aceite y es
alimentado con los datos medidos de petrofisica, y con datos adicionales medidos en campo.
El modelo en Comsol fue capaz de predecir cercanamente una prueba de incremento de
presion real. Esto permiti6 estimar la presion inicial de yacimiento (3100 psi), la

permeabilidad (2 mD) y porosidad de la fractura (5%), lo cual es dificil de estimar.

Ademads, el modelo en Comsol permite graficar el perfil de presion dentro del
yacimiento, y observar las direcciones de flujo. Se encontr6 flujo radial dentro de las fracturas
y flujo bilineal en la matriz. Como resultado final, se calcul6 el porcentaje de flujo a través
de las fracturas hacia el pozo resultando alrededor de 42% de la produccion total antes del
cierre del pozo. Cabe mencionar que esta informacion es de suma importancia, debido a que
si el pozo es intervenido con fracturamiento hidraulico, se puede conocer la cantidad de
hidrocarburos que se produce a través de las fracturas. Para este caso se deduce que a mayor

nimero de fracturas, mayor serd el porcentaje de produccion.
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