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RESUMEN

Este articulo presenta el desarrollo de una nueva metodologia para la estimacion de permeabilidades relativas, por medio del
ajuste de la simulacion con los resultados experimentales, obtenidos de desplazamientos en estado no-estacionario. Se muestra
también el desarrollo en lenguaje Matlab, de la herramienta de simulacion/optimizacion, que permite el ajuste automatico. Seis
desplazamientos de estado no-estacionario son realizados, cuatro de dos fases y dos de tres fases, la informacion experimental
obtenida se analiza por medio del algoritmo propuesto. Los resultados obtenidos para dos fases se comparan con los del software
Sendra y se encuentra que el algoritmo propuesto tiene un buen desempeflo respecto a esta herramienta comercial. Los resultados
obtenidos para los casos de tres fases, muestran que el algoritmo logra estimar efectivamente las permeabilidades relativas que
producen el ajuste historico; se encuentra que hay diferencias en las curvas estimadas para los sistemas bifasicos, respecto a los
trifasicos.
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EXPERIMENTAL METHODOLOGY FOR TWO AND THREE PHASE
RELATIVE PERMEABILITY ESTIMATION THROUGH HISTORY MATCH

ABSTRACT

This paper presents the development of a new methodology for relative permeabilities estimation, through the match of the
simulation results with the experimental data, obtained from unsteady state displacements. The development of the simulation-
optimization tool, in Matlab environment, necessary for the automatic match is presented too. Six unsteady state displacements
are performed; four of two-phase and two of three-phase, the experimental data obtained are analyzed using the proposed
algorithm. The results from two-phase experiments are compared with those of Sendra software and it is found that the proposed
algorithm has a good performance respect to this commercial tool. The results from the three-phase cases show that the algorithm
achieves effectively estimate the relative permeability that produce the history match; It is found that there are differences with
respect to the estimated curves for two-phase systems.
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INTRODUCCION

El flujo simultaneo de dos y tres fases, es un fenomeno
que suele presentarse a lo largo de la vida de productiva
de los yacimientos de hidrocarburos, tanto en su etapa
de explotacion primaria, como en las etapas de recobro
secundario y mejorado, donde se evidencia con mayor
frecuencia.

El conocimiento de las permeabilidades relativas es
fundamental para el correcto modelado de este fendmeno,
por esto, diversas metodologias experimentales han sido
propuestas para la estimacion de esta propiedad. Dentro
de estas, las que involucran el uso de experimentos
de inyeccion de fluidos en estado no-estacionario son
frecuentemente usadas, debido al poco tiempo que
requieren para su ejecucion. La informacion obtenida
de estos ensayos se analiza e interpreta para estimar
cuales son las permeabilidades relativas que reproducen
el comportamiento observado en el laboratorio.

Aunque la estimacion de permeabilidades relativas
para los casos de dos fases ha sido ampliamente
estudiada, menores esfuerzos se realizan para estimar el
comportamiento de esta propiedad en los casos de flujo
de tres fases, principalmente, por la dificultad existente
para interpretar la informacion experimental obtenida.
El presente trabajo expone el desarrollo de una nueva
metodologia para la determinacion experimental de las
permeabilidades relativas de dos y tres fases por medio
del enfoque de ajuste historico. Un algoritmo para el
ajuste automatico es propuesto y se valida por medio de
su aplicacion con datos experimentales.

DESARROLLO DEL
ALGORITMO PARA
ESTIMACION DE
PERMEABILIDADES
RELATIVAS POR AJUSTE
HISTORICO AUTOMATICO

Para el desarrollo del algoritmo de estimacion, es
necesaria la implementacion de un codigo de simulacion
numérica del experimento, y uno de optimizacion
numérica, el cual permite el ajuste automatico de esta
simulacién con la informacion experimental.

De acuerdo con lo anterior, las permeabilidades relativas
deben definirse como funciones de las saturaciones de
las fases, de manera, que el ajuste entre lo simulado
y lo observado se busca cambiando los parametros
de dichas funciones. Como se menciona en trabajos
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previos (Helset, Norvdtvedt, Skjeveland y Virnovsky,
1998) (Nordtvedt, et al., 1997), las representaciones
funcionales  seleccionadas para  describir las
permeabilidades relativas, son importantes debido
a que definen, el nimero de parametros a usar para
buscar el ajuste, y la flexibilidad que tienen las curvas y
superficies a estimar. Un nimero mayor de parametros,
generalmente, permite mayor flexibilidad para que las
curvas puedan describir mejor las permeabilidades
relativas, pero incrementa el nimero de variables a
optimizar y por lo tanto los tiempos de computo (Kreig
y Watson, 1986).

Para este caso, en el sistema de dos fases se propone usar
el modelo propuesto por Corey (Corey, 1954) (Brooks y
Corey, 1964), el cual representa la permeabilidad relativa
como una potencia de las saturacion normalizada, tal
como se muestra en las ecuaciones de la (1) a la (3).

Now

Krow(Sw) = Krow,,,.(1-Swn) (1)
Krw(Sw) = Krv o (Swn)"” ()
Swn(Sw) = —Sw=Swe__ 3)

1-Swe-Sorw
Donde:

*  Krow es la permeabilidad relativa del aceite en el
sistema agua-aceite

*  Krwes la permeabilidad relativa del agua

*  Krg es la permeabilidad relativa del gas

*  Swes la saturacion de agua

*  Swc es la saturacion de agua irreducible

»  Sorw es la saturacion residual de aceite

Para el sistema de tres fases se debe definir una funcion
con parametros ajustables para describir la permeabilidad
relativa. Para este caso, se propone una modificacion del
modelo de Stone II (Stone, 1970), en la cual se agregan
dos exponentes que actian como parametros de ajuste
de estas superficies. El modelo propuesto se muestra en
la ecuacion (4).

K Kro
Kro=Kro* [(#0013: +KVWt1)+ (Tog +Krg’2) @
-Krw' - krg"

Donde,

*  Kro* es la permeabilidad relativa maxima del aceite
(medida a saturacién de agua irreducible)
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* Krog es la permeabilidad relativa del aceite en el
sistema gas-aceite

*  Krg es la permeabilidad relativa del gas

* 1yt son los parametros de ajuste agregados

Similarmente, una modificacion a la curva de
permeabilidad relativa del agua es propuesta para el
caso en el cual el gas se encuentra en el medio poroso. El
enfoque propuesto asume que la presencia de gas puede
afectar la saturacion irreducible de agua, y por lo tanto
el rango movil de fluidos, para modelar esto, se toma
como nuevo parametro la saturacion de agua irreducible
al gas (Swcg), con esta nueva informacion, se escala la
curva de permeabilidad relativa del agua conocida del
sistema agua-aceite, para obtener su equivalente en el
sistema tres fases, por medio de la ecuacion (5).

Sw-Swcg

Swr=(1-Swc-Sor)s ———F—
wr=(1-Swe Or)*l—chg—Sor

+Swe (5)

ALGORITMO DE SIMULACION
DE LOS EXPERIMENTOS

Para aplicar el enfoque de ajuste historico, es necesaria la
simulacién de los experimentos realizados, con este fin,
se desarrolla un motor numérico en Matlab especializado
en coreflooding, el cual modela flujo multifasico (tres
fases) unidimensional, de fluidos totalmente inmiscibles,
en una roca homogénea cilindrica que se mantiene
horizontal. El modelo de simulacién se construye en
base a la ecuacion de continuidad y la ley de Darcy, se
usa como base lo expresado por Aziz y Settari (1979) y
por Ertekin et al. (2001), se utiliza el método de solucion
simultanea (SS) y el método de Newton-Rhapson.

Es importante sefialar que, a diferencia de la mayoria
de simuladores comerciales, los cuales estiman la
permeabilidad relativa del aceite en tres fases, a
partir de los modelos de prediccion, la herramienta
desarrollada la estima de acuerdo a la funciéon propuesta
y los parametros establecidos anteriormente. Las
permeabilidades relativas del agua y del gas se obtienen
directamente de las tablas dependientes de su propia
saturacion, deacuerdo alo expresado por diversos autores
(Oak, 1990) (Tarek, 2001) (Ertekin, et al., 2001). Para
comprobar el correcto funcionamiento del simulador
programado, se comparan los resultados obtenidos
por éste, con los obtenidos por el simulador comercial
IMEX-CMG vy el simulador Sendra (especializado en
la simulaciéon de experimentos) para un par de casos
genéricos. El primero consiste en una inyeccion de agua
a tasa constante, en una roca tipo tapon que se encuentra
inicialmente a saturacion de agua irreducible, para este

caso se comparan los resultados obtenidos entre Sendra
y el simulador desarrollado.
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Figura 1. Comparacion de resultados del simulador
desarrollado con IMEX-CMG para el caso trifasico
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Figura 2. Comparacion de resultados del simulador
desarrollado con IMEX-CMG para el caso trifasico

Note en la Figura 1, que se evidencia que existe un
buen ajuste entre los resultados obtenidos con ambas
herramientas, de manera que se puede afirmar que el
simulador propuesto trabaja de manera correcta para el
caso de dos fases.

Por otro lado, el segundo caso de comparacion consiste
en una inyeccion de 0.3 volumenes porosos de agua,
seguida de una inyeccion de gas a tasa constante,
de manera que se presentara flujo de tres fases. La
comparacion se realiza para en esta ocasion con el
software IMEX-GMG. La comparacion del aceite y
agua producidos, y del diferencial de presion obtenido
por ambas herramientas se muestra en la Figura 2, Note
que se obtiene un ajuste bueno para todas las variables,
de manera que se puede afirmar que la funcion de
simulacion de flujo de tres fases funciona correctamente
en la herramienta propuesta.
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ALGORITMO DE AJUSTE

AUTO MAT]CO - Punto inicial
Para la estimacion de los parametros que permiten Direccion de
el ajuste entre lo experimental y lo simulado, y la busaueda 1
consecuente estimacion de las permeabilidades Direccién de
relativas, se propone un algoritmo de ajuste historico busqueda 2
automatico, el cual consiste en dar solucion a un Graiiertest
problema de optimizacion numérica que busca
minimizar la diferencia entre lo simulado y lo
experimental, la cual se cuantifica por medio de la Al

definicion de una funcidn objetivo, tal como se muestra
en las expresiones (6) y (7).

min Obj(f) (6)

Z" Z” VoS (f
obi(f)= = = abs YU+;;(’B)‘ (7
J=b = A

Donde,

* Obj es la funcion a minimizar y que cuantifica
numéricamente la diferencia entre lo experimental
y lo simulado,

«  f es el vector que contiene los parametros de las
funciones de permeabilidad relativa,

+ Y es el vector que contiene los datos medidos en el
laboratorio experimentalmente (produccion total de
aceite, diferencial de presion, etc.),

« S es el vector de datos simulados (dependiente de
£)s I

» ies el subindice que denota los elementos de Y y S,

e nes el namero total de datos leidos,

* jes el subindice que denota el conjunto de datos se
usa (ej. La produccion acumulada de aceite y el de
diferencial de presion son conjuntos de datos),

*  kes el nimero de conjuntos de datos que se usan en
el calculo.

Para la minimizacion de la funcién objetivo
seleccionada, se usa optimizacion numérica basada
en el método de descenso optimal (Chapra y Canale,
2002), el cual consiste en suponer un valor inicial para
los variables de disefio (los parametros a optimizar) y
encontrar la direccion en la cual la funcion presenta
su mayor pendiente, y luego realizar una optimizacion
unidimensional en esa direccidn para estimar el
desplazamiento que genera el mayor descenso, el
proceso se repite hasta alcanzar un minimo en la
funcion. La Figura 3 muestra un esquema de cémo
funciona este método para un caso de dos parametros
a estimar.
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Figura 3. Esquema del método de maximo descenso

La direccion en la cual se debe mover la busqueda para
obtener el maximo descenso es contra-gradiente, por
esto es necesario estimar el gradiente, lo que se hace
numéricamente por medio de diferencias finitas centrales.

Una vez identificada esta direccion, se procede
a determinar cuanto se debe avanzar para que se
obtenga el maximo descenso, es decir, la magnitud
del desplazamiento, la cual se nota como %, de esta
manera el problema se convierte en una optimizacion
unidimensional, donde la tUnica variable de diseno
a optimizar es A, para lo cual se recurre al método de
seccidn aurea.

Es importante sefialar los métodos de optimizacion de
gradiente han sido usados eficazmente por diversos
autores para estimar permeabilidades relativas (Fassihi,
1989) (Grattoni y Bidner, 1990) (Chavent, Jaffré y Jan,
1998) (Nordtvedt, et al., 1997).

Los correspondientes algoritmos de optimizacion
son implementados en Matlab y validados por medio
de experimentos sintéticos realizados utilizando
simulaciones, en las cuales los parametros de las
permeabilidades relativas son conocidos. Los resultados
obtenidos muestran que los parametros determinados
coinciden con los usados en las simulaciones, por lo
tanto, se puede inferir que, los métodos de optimizacion
funcionan adecuadamente.

Como resultado se obtiene una herramienta que permite
trabajar tres casos diferentes: 1) Inyeccién de agua
en una roca saturada de aceite y agua irreducible. 2)
Inyeccion de gas en una roca saturada de aceite y agua
irreducible. 3) Inyeccion de gas en una roca saturada de
agua y aceite moviles (caso tres fases).

Para los casos bifasicos, la herramienta permite
optimizar cuatro parametros: dos de curvatura
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(exponentes de Corey), la saturacion residual de aceite y
la permeabilidad relativa de la fase desplazante a dicha
saturacion. Para el caso de tres fases, ademas de los 8
parametros de ambos casos de dos fases, se permite
la optimizacién de los exponentes propuestos para
modificar el modelo de Stone II (t, t,) y la saturacion
irreducible de agua al gas (Swcg), para un total de once
parametros.

El programa desarrollado cuenta con una interfaz de
usuario intuitiva y amigable, y diversas facilidades
como la generacion de diagramas ternarios. La Figura
4 muestra una captura de una de las ventanas de
trabajo.
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Figura 4. Captura de la interfaz de trabajo para el caso de
tres fases

DESARROLLO EXPERIMENTAL

Con el fin de probar el desempeiio del algoritmo
desarrollado, se realizan dos conjuntos de experimentos,
en cada conjunto se utilizan la misma roca y fluidos,
para realizar tres desplazamientos diferentes, uno agua-
aceite, uno gas-aceite (y agua irreducible) y uno de tres
fases; se obtiene un total de seis experimentos.

Como diferencia principal entre el primer y el
segundo conjunto de experimentos, se tiene que, en el
desplazamiento de tres fases del primero, la inyeccion
de gas para el experimento de tres fases, se inicia al
alcanzar la saturacion residual de aceite, mientras que,
en el segundo conjunto, se inicia la inyeccion de gas
después de inyectar 0.15 volumenes porosos de agua,
de manera que se obtiene un protocolo experimental
similar al expuesto por Akhlaghina et al (2014).

Los desplazamientos del primer conjunto se realizan
a tasas de 0.5cc/min para el desplazamiento con agua
y de 1 cc/min para los desplazamientos con gas,
mientras que, en el segundo conjunto se utilizan tasa

de dos 2 cc/min para todos los desplazamientos. Las
propiedades de las rocas utilizadas se muestran en la
Tabla 1.

Tabla 1. Propiedades la roca utilizada en los experimentos

Propiedad Roca 1 Roca 2
Litologia Arenisca Arenisca
Longitud (cm) 16.93 7.583
Diametro (cm) 3.812 3.7795
Permeabilidad al aire (mD) 4.34 480
Porosidad por saturacion (%) 15.67 23.35
Volumen poroso (cc) 30.28 19.86

APLICACION DEL
ALGORITMO Y ESTIMACION
DE PERMEABILIDADES
RELATIVAS

La herramienta desarrollada se aplica sobre los
experimentos realizados con el fin de determinar
permeabilidades relativas de dos y tres fases. Los
resultados obtenidos para dos fases se comparan con
los obtenidos con el software Sendra, una herramienta
disefiada para la estimacion de permeabilidades
relativas de dos fases, mediante el ajuste automatico de
la simulacion de los experimentos.

La Figura 5 muestra los resultados del experimento
de inyeccion de agua del primer conjunto (Exp 1), y
el ajuste de la simulacion obtenido con la herramienta
desarrollada (estimado) y con Sendra. Similarmente,
las curvas obtenidas en cada caso se muestran en la
Figura 6.
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Figura 5. Comparacion de ajuste con dos herramientas
diferentes para el Exp 1
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Figura 6. Comparacion de curvas estimadas con dos
herramientas diferentes para el experimento Exp 1

Observe que, las dos herramientas obtuvieron resultados
practicamente idénticos en este caso, lo que comprueba
el correcto funcionamiento del algoritmo de estimacion
para el caso agua-aceite.

Un andlisis similar al anterior se realiza con el
desplazamiento gas-aceite del primer conjunto (Exp 2).
El ajuste obtenido se muestra en la Figura 7, mientras
que las curvas obtenidas se muestran en la Figura 8.
Note que, nuevamente, los resultados obtenidos por
ambos programas son muy similares, lo que confirma el
buen funcionamiento del algoritmo propuesto, en casos
gas-aceite.
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Figura 7. Comparacion de ajuste con dos herramientas
diferentes para el experimento Exp 2

Posteriormente a la determinacion de las curvas de
dos fases, la informacién experimental obtenida del
desplazamiento de tres fases para la primera roca (Exp
3), se carga a la herramienta desarrollada para buscar el
ajuste de la simulacion y realizar la estimacion de las
permeabilidades relativas de tres fases. Los resultados
del ajuste obtenido se muestran en la Figura 9.

80
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Figura 8. Comparacion de curvas estimadas por medio de
dos herramientas para el experimento Exp 2

Porotro lado, se realiza la simulacion de este experimento
utilizando el enfoque clasico de yacimientos, en donde
se asume que las permeabilidades relativas del agua
y el gas son las mismas en dos y tres fases, y que las
permeabilidades relativas del aceite en tres fases se
pueden estimar por medio de un modelo de prediccion a
partir de las conocidas de dos fases (en este caso se usa
el modelo de clasico de Stone II). La comparacion de
los resultados experimentales con los de la simulacion
cuando se usa el modelo clasico de Stone II, se muestra
en la Figura 10.

Observe en la Figura 9 que, después de la estimacion,
la simulacién ajusta de manera aceptable con los
datos experimentales, mientras que en la Figura 10,
se evidencia que el modelo de Stone II no describe
adecuadamente el comportamiento de laboratorio,
debido a que sobrestima claramente la produccion
de agua, mientras que subestima notablemente el
diferencial de presion obtenido.
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Figura 9. Ajuste de la simulacion del experimento Exp 3
después de la estimacion de permeabilidades relativas
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Figura 10. Ajuste de la simulacion del experimento Exp 3
usando el modelo clasico de Stone II.

La comparacion de las curvas estimadas para los casos
de dos fases, con las estimadas en tres fases, para el agua
y para el gas, se muestra en la Figura 11 y la Figura 12,
mientras que las isopermas de permeabilidad relativa
del aceite estimadas con el algoritmo propuesto se
presentan en la Figura 13 y las que se obtendria en con
el modelo de Stone II se exhiben en la Figura 14.
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Figura 11. Comparacion de curvas de permeabilidad
relativa agua-aceite estimadas para Exp 3, con las
estimadas para Exp 1.
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Figura 12. Comparacion de curvas de permeabilidad relativa
gas-aceite estimadas para Exp 3, con las estimadas para Exp
2 (Eje Y ampliado)
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Figura 13. Lineas isopermas de permeabilidad de aceite,
estimadas para el Exp 3
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Figura 14. Curvas Isopermas de permeabilidad relativa del

aceite estimadas por medio del modelo de Stone I y de la
informacion de Exp 1 y Exp 2

Observe que, existen cambios significativos entre
las permeabilidades relativas estimadas para los
experimentos de dos fases y las estimadas para el de tres
fases, tanto para el agua y el gas, como para el aceite.

De acuerdo con lo anterior, se puede afirmar que, las
permeabilidades relativas obtenidas con la metodologia
propuesta, permiten modelar el fenomeno del flujo en
tres fases de una manera mucho mas acertada que el
enfoque clasico usado en yacimientos, principalmente,
porque no se cumple la permeabilidad relativa del agua
y el gas permanezca igual en tres fases que en dos fases;
y adicionalmente, porque el modelo predictivo esta
lejos de poder describir las permeabilidades relativas
del aceite en tres fases.

El mismo analisis realizado para los experimentos
realizados con la primera roca, se repite con el segundo
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juego de experimentos, con el fin de reconfirmar los
resultados obtenidos.

El ajuste mostrado para el experimento de inyeccion de
agua (Exp 4), el cual se muestra en la Figura 15 y las
curvas mostradas en la Figura 16, permiten reconfirmar
que, la herramienta desarrollada tiene un desempeiio
similar a Sendra en los casos bifasicos.
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Figura 15. Comparacion de ajuste con dos herramientas
diferentes para el experimento Exp 4
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Figura 16. Comparacion de curvas estimadas con dos
herramientas diferentes para el experimento Exp 4

Por otro lado, el ajuste obtenido para el experimento
Exp 6 (experimento de tres fases, Ver Figura 17),
permite confirmar que el algoritmo propuesto es capaz
de buscar las permeabilidades relativas tales que, se
logra el ajuste entre lo experimental y lo simulado,
mientras que los resultados expuestos en la Figura 18,
donde se comparan los resultados de la simulacion
utilizando el modelo de Stone II, con los datos
experimentales, evidencia que, aunque se reproducen
de manera acertada, la produccion de aceite y el
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diferencial de presion, nuevamente el recobro de agua
fue sobrestimado.
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Figura 17. Ajuste de la simulacion del experimento Exp 6
después de la estimacion de permeabilidades relativas
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Figura 18. Ajuste de la simulacion del experimento Exp 6
usando el modelo clasico de Stone 11

Las permeabilidades relativas tres fases estimadas para
la segunda roca, en comparacion con las de dos fases,
se muestran en la Figura 19 y la Figura 20. Note que, al
igual que para la primera roca, la permeabilidad relativa
del agua muestra una disminucion, cuando se inicia el
flujo de tres fases; es importante sefialar que, en ambos
experimentos de tres fases (Exp 3 y Exp 6), la saturacion
de agua primero aumenta durante la inyeccion de agua,
para posteriormente disminuir con la inyeccion de gas,
mientras que en los experimentos de inyeccion de agua
(Exp 1 y Exp 4), la saturacion de agua solo incrementa,
lo que indica que es posible que la fase salmuera esté
exhibiendo un comportamiento asociado con fendémenos
de histéresis, note que, la forma de las dos curvas encaja
con la descripcion de Killough (Killough, 1976) de la
histéresis en permeabilidades relativas.
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Figura 19. Comparacion de curvas de permeabilidad relativa
agua-aceite estimadas para Exp 6, con las estimadas para Exp
4 (Eje Y ampliado)
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Figura 20. Comparacion de curvas de permeabilidad relativa
gas-aceite estimadas para Exp 6, con las estimadas para Exp
5 (Eje Y ampliado)

Por otro lado, para ambas rocas, la permeabilidad
relativa del gas mostrd un incremento en tres fases,
con respecto a la estimada en dos fases, esto es un
indicativo de que, en estos casos, la curva del gas tiende
a presentar mayores valores, cuando la saturacion de
agua inicial al proceso de inyeccion de gas aumenta.
Lo anterior es coherente con lo expresado por Pérez
(2008) (Pérez, Santos y Zapata, 2008), quien afirma
que para los experimentos de estado no-estacionario,
la saturacion inicial de las fases tiene efecto sobre las
curvas estimadas.

Finalmente, las isopermas de permeabilidad relativa
del aceite estimadas con el algoritmo propuesto y
con el modelo de Stone II se muestran en la Figura
21 y la Figura 22, observe que, para ambas rocas, las
superficies tienden a presentar mayor movilidad cuando
la saturacion de gas aumenta, y que las curvas son

concavas hacia el vértice de la saturacion de aceite,
tal como las estimadas por Oak (1990), lo anterior es
indicativo de que, para estos casos, la presencia de gas
favorece la movilidad del crudo y la recuperacion del
mismo.
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Figura 21. Lineas isopermas de permeabilidad de aceite,
estimadas para el Exp 3
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Figura 22. Curvas Isopermas de permeabilidad relativa del
aceite estimadas por medio del modelo de Stone Iy de la
informacion de Exp 4 y Exp 5

CONCLUSIONES

Respecto a la metodologia desarrollada en esta
investigacion, se encuentra que tanto el procedimiento de
analisis, como el disefio de los montajes experimentales,
fueron adecuados para la estimacion de permeabilidades
relativas de dos y tres fases, lo cual se pudo evidenciar
en las simulaciones de los experimentos, las cuales
reproducen correctamente los resultados observados en
laboratorio, cuando se ingresan las curvas estimadas en
cada caso, esto valida que las permeabilidades relativas
estimadas, son adecuadas para describir el fenomeno
observado. Como resultados se obtiene un codigo
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funcional en Matlab que realiza el ajuste automatico
de las simulaciones de los experimentos, determina
permeabilidades relativas y genera diagramas ternarios
de isopermas.

En lo relacionado con el enfoque clasico encontrado en
la literatura para simular los desplazamientos de tres
fases, en el cual, las curvas de agua y gas son las mismas
para dos y tres fases, mientras que la permeabilidad del
aceite se obtiene por un modelo de predictivo que usa
la informacion de los sistemas agua-aceite y gas aceite
(en esta investigacion se usa Stone II), se encuentra
que este tratamiento no es adecuado, ya que no permite
en ninguno de los dos casos estudiados, reproducir
el comportamiento de tres fases observado en el
laboratorio. De manera general, el modelo de Stone 11
describié de forma aproximada el recobro de aceite,
pero sobrestimo el recobro de agua.

Por otro lado, respecto a la prediccion del diferencial
de presion, el modelo de Stone Il logra predecir
correctamente el diferencial para el segundo conjunto
de experimentos, pero falla considerablemente para el
primer caso, esto confirma que este tipo de tratamiento
al modelar el flujo de tres fases, no siempre funciona
adecuadamente y en lo posible debe verificarse con
ensayos como los planteados en este proyecto.

En lo referente a la comparacion de las curvas estimadas
para dos y tres fases, se encuentra que, hay cambios
de unas respecto a las otras, por ejemplo, la curva de
permeabilidad relativa encontrada para dos fases, en
ambos conjuntos de experimentos, no permite reproducir
el flujo observado en el caso de tres fases, sino que es
necesario estimar una curva nueva. La comparacion
de estas curvas permite inferir que, el agua esta siendo
afectada por el fenomeno de histéresis, debido a que el
cambio encontrado encaja con la descripcion de Killough
(1976), para un proceso de imbibicion-drenaje, donde
la permeabilidad relativa del agua se hace menor en el
segundo ciclo (inyeccion de gas), cuando la direccion
del proceso cambia y la saturacion de ésta comienza a
disminuir, lo que explica por qué, el modelo de Stone II
sobre estima la produccién de agua; también es posible
que la disminucion de la permeabilidad del agua se genere
debido a la presencia de gas que dificulta su movimiento,
sin estar directamente relacionada con la histéresis.

Finalmente, las curvas de gas estimadas permiten
observar, en ambos casos, que la permeabilidad relativa
de éste, tiende a ser mayor en tres fases, que en dos
fases, de manera que incrementa cuando la saturacion
inicial de agua aumenta.
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