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RESUMEN

En este trabajo se presentan por primera vez dos soluciones analiticas para predecir
el perfil de produccion de multiples pozos trabajando a diferentes presiones de fondo
constantes, que inician su produccion a diferentes tiempos en yacimientos naturalmente
fracturados rectangulares con fronteras cerradas al flujo y espesor constante; una para
doble porosidad (matriz y fracturas) y la segunda para yacimientos de triple porosidad
(matriz, fracturas y cavidades de disolucién-viigulos), ambos con una permeabilidad.
Para el caso de doble porosidad, la red de fracturas es la que conduce los fluidos hacia
los pozos productores, y en el caso de triple-porosidad, la red de fracturas o la de viigulos
conduce los fluidos hacia el/los pozos. Se presentan, ademas, sus inversiones analiticas
del espacio de Laplace al espacio real, aproximadas para tiempos grandes. Las solu-
ciones analiticas fueron invertidas del espacio de Laplace utilizando aproximaciones a
tiempos largos, las cuales fueron validadas comparando los resultados con simuladores
numéricos. De la misma manera se presentan los resultados de variar los coeficientes
de flujo interporoso y las relaciones de almacenamiento de fluidos, observandose
comportamientos especificos para cada tipo de yacimiento. Por tltimo, se presenta un
contraste en el que se comparan los resultados de un medio poroso homogéneo (1-¢),
con la variedad de resultados que se pueden obtener si se considera que el yacimiento
es de doble porosidad (2-¢) o de triple porosidad (3-¢). Los modelos propuestos son
utiles para predecir el comportamiento de multiples pozos produciendo de yacimientos
naturalmente fracturados con doble porosidad (2-¢) y triple porosidad (3-¢), asi como
para realizar analisis economicos de diferentes esquemas de desarrollo de campos
cuando la informacion disponible no justifica el uso de simuladores numéricos.

Key words: double-porosity, triple-porosity, NFR, analytical solution

ABSTRACT

This document presents, for the first time two analytical solutions to predict production
profiles of multiple wells producing with different constant bottom-hole pressures start-
ing their productions at different times in a naturally fractured rectangular reservoir with
close boundaries and constant thickness. One solution is for the case of double-porosity
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(matrix and fractures) and another for triple-porosity (matrix, fractures, and dissolution
cavities or vugs) reservoirs. The analytical solutions are inverted from the Laplace space
using long-time approximations, which are validated with numerical simulation results.
This paper presents results for different inter-porosity flow coefficients, matrix-fractures
for 2-¢ systems and three coefficients: matrix-fractures, matrix-vugs, and vugs-fractures
for the 3-¢. Also, it is shown the results sensitivity to the storability ratios, for the fracture
network for 2-¢ systems, and for the fracture and vugs networks for 3-¢ reservoirs. Lastly,
a contrast between the results with a traditional single-porosity (1-¢) homogeneous res-
ervoir are compared with those corresponding to 2-¢ and 3-¢, showing the complexity
that is captured with the proposed new models, which are more appropriate to predict
the behavior of multiple wells producing from naturally fractured reservoirs with 2-¢
and 3-¢. It is suggested that these analytical models are useful to make economic analy-
sis with multiple wells considering different development schemes when the available
information does not justify the use of numerical simulator.

INTRODUCCION

La prediccion del comportamiento de produccion
de los pozos que comprende un campo petrolero es
un paso muy importante en la caracterizacion y admi-
nistracion integral del mismo. Cuando un sistema con
determinadas caracteristicas se analiza con modelos
que no corresponden a sus propiedades, los resultados
que se obtienen y las decisiones que se puedan tomar
en funcion de dicha informacién pueden resultar
erréneas. En México los principales yacimientos
productores son carbonatos naturalmente fracturados
(YNF) y en todos ellos se tienen multiples pozos. Por
ello es necesario generar modelos que sean capaces
de considerar caracteristicas propias de doble poro-
sidad (2-¢) y/o triple porosidad (3-9), y que incluyan
consideraciones que se acerquen cada vez mas a la
realidad geologica.

El objetivo de este trabajo es, por lo tanto, ofre-
cer un modelo analitico de doble porosidad (2-¢) y
triple porosidad (3-¢) sencillo y de facil funciona-
miento que permita obtener mejores predicciones
de produccion y planear de manera mas eficiente el
desarrollo de los campos petroleros. Adicionalmente,
se pretende que este desarrollo sirva como base para
futuras investigaciones relacionadas con la caracte-
rizacion de yacimientos de carbonatos naturalmente
fracturados, tales como los existentes en México.

En 1963 se desarroll6 un modelo idealizado con
el proposito de estudiar las caracteristicas del com-
portamiento de un sistema naturalmente fracturado
(Warren y Root 1963). Como resultado de este estu-
dio se concluyo, entre otras cosas, que dos parametros
son suficientes para caracterizar la desviacion del
comportamiento de un medio con doble porosidad
(2-¢) respecto a un medio homogéneo de porosidad
constante. Estos dos parametros son el coeficiente de

flujo interporoso entre la matriz y la red de fracturas,
y la relacion de almacenamiento de los fluidos en la
red de fracturas, los cuales estan definidos por las
siguientes expresiones:

1o ak]_;nrv% (1)
f
_ (¢Ct)f (2)
T (ge), + (da),

donde los subindices m y findican que la propie-
dad en cuestion pertenece al medio primario (matriz)
o secundario (fracturas), respectivamente y, ademas:

o Parametro relacionado con el tamafio de los blo-
ques de matriz.

rw Radio del pozo.

k Permeabilidad del medio primario o secundario.

k Permeabilidad efectiva.

¢ Porosidad del medio primario o secundario

¢, Compresibilidad total del sistema.

A pesar de su simplicidad y antigiiedad, este mo-
delo contintia siendo muy utilizado para el desarrollo
de yacimientos tanto en México como en gran parte
del mundo.

MATERIALES Y METODOS

Modelos de declinacion de la produccion para
multiples pozos produciendo a presion de fondo
constante

En 1993, Rodriguez y Cinco Ley presentaron una
solucion analitica para multiples pozos produciendo
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cada uno a diferentes niveles de presion de fondo
constante. En dicha solucién se considera que todos
los pozos inician su produccion al mismo tiempo.
En 1996, Camacho Velazquez et al. publicaron
una solucién analitica para determinar la posicion
optima de diversos pozos que producen a presion de
fondo constante, cuando estos inician su produccion
a diferentes tiempos en un sistema rectangular con
fronteras cerradas. Esta solucion analitica desarrolla-
da para un sistema homogéneo de una sola porosidad
(1-0) se utiliza en este trabajo como punto de partida
para describir y predecir el comportamiento de un
sistema fracturado con doble porosidad (2-¢) y de un
sistema fracturado vugular con triple porosidad (3-¢).

Modelo analitico para doble porosidad (2-¢)

En el presente trabajo se considera al igual que
en las referencias mencionadas anteriormente, un
sistema rectangular con espesor constante y fron-
teras cerradas al flujo. Dicho sistema es explotado
mediante n pozos productores a diferentes niveles
de presion de fondo constante.

Usando la transformada de Laplace y siguiendo
un procedimiento de aproximacion analitica (Cama-
cho et al. 1996), se obtuvo la siguiente solucion para
multiples pozos de acuerdo con el planteamiento
antes descrito, los cuales inician su produccién a
diferentes tiempos:

pp(Xpsyp) = =2
Aol =203 5

G(xD, Yp» Xpj» )’Dj)eXP [_S tDj] 9\pj

La solucién para los gastos de cada pozo en el
espacio de Laplace, solucion que se obtiene mediante
el mismo procedimiento utilizado por Camacho et al.
en 1996, y analoga a la ecuacion (13) de la misma
referencia, se establece en la siguiente forma:
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De donde n,; es igual al nimero de pozos produ-
ciendo al tiempo tp;,y = f— o, ||« es el determinante
de la matriz formada por los elementos y;; en la que
la fila k estd compuesta por unos, m;; es el menor del
elemento y;; perteneciente a la matriz y, (m;)x s ob-
tenida reemplazando los elementos de la fila & de la
matriz m;; por unos, pp; = pp (Xpi, ypi, tpi) y, ademas:

o(l—-—w)s+ 1 (5)

O = s+

gwp; Gasto adimensional del pozoj en el espacio de
Laplace.

s Variable de Laplace.

tp; basado en el area de drene en el que el pozo j
comienza su produccion.

Asimismo, mediante un proceso algebraico a
través del cual la solucidn para los gastos de cada
pozo en el espacio de Laplace se llevd a una forma
en la que fuera posible invertirla analiticamente y
con apoyo de la funcion escaldn unitaria, se obtuvo
la transformada inversa de la ecuacion (4), la cual
esta dada por:

n wj

quj<tD - tDj>H<tD - tDj> = 2%[ Z (= 1) (6)
i=1

PpiA (exp[—atD] — exp|—b1y) )

a)|y| b-a
A
+ PpiAA iy
o(l - )|y
bexp [—atD] - aexp[—th] - (a - b)
(a — b)ba
Ppimjj ( aexp [—atD] — bexp[—th]
T ab
(wai —PDi)Z
olr|



52 M. A. Avalos Milla y R. G. Camacho Velazquez
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Modelo analitico para triple porosidad (3-¢)

Partiendo del modelo equivalente a la ecuacion (4)
pero adecuado para triple porosidad (3-¢), y siguiendo
un procedimiento similar al del modelo de doble poro-
sidad (2-¢) para invertir dicha ecuacion analiticamente,
despreciando exponentes de s (en la multiplicacion
de polinomios) mayores o iguales a 3, simplificando
términos mediante ajustes algebraicos e invirtiendo
término a término, se obtuvo el modelo analitico para
los gastos de cada pozo en el espacio real:

quj<tD - l‘Dj>H( tDj) Z (- 1)l+J (7)
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RESULTADOS

Los resultados obtenidos mediante las solucio-
nes analiticas para doble porosidad (2-¢) y triple
porosidad (3-¢), asi como los obtenidos mediante
los simuladores numéricos comerciales, son com-
parados a continuacion. Para estos casos de estudio
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se utiliza por supuesto una geometria del yacimiento
rectangular, con fronteras cerradas y los pardmetros
del yacimiento y pozo mostradas en el cuadro 1.

CUADRO I. PARAMETROS GENERALES UTILIZADOS
EN LOS CASOS DE ESTUDIO.

Parametro Valor

Dimensiones del yacimiento, ft: Xe = 14000, y. = 7000

Radio del pozo, ft: 0.25
Presion inicial, psia: 3000
Porosidad de matriz, fraccion: 0.15
Permeabilidad de las fracturas, mD: 100
Espesor del yacimiento, ft: 100
(dc)r, psia: 2.8E—6
Factor de volumen de la formacion: 1.558
viscosidad del aceite, cp: 0.5364

Validacién del modelo para doble porosidad (2-¢)-
una permeabilidad

En la figura 1 se aprecia la distribucion geomé-
trica de tres pozos en el modelo del yacimiento. En
la figura 2 se comparan los resultados obtenidos nu-
méricamente mediante el simulador, y los obtenidos
mediante la solucion analitica obtenida para doble
porosidad (2-¢), dada por la ecuacion (6), en el mis-
mo arreglo de tres pozos. En esta se observa que los
resultados se ajustan de manera muy aceptable para
el intervalo de tiempo mostrado y para la ubicacion
y las propiedades del sistema roca-fluidos mostrados
en el cuadro II. Para propositos de comparacion
también se muestra la solucion analitica para una
porosidad (1-¢).

-

) HD.
FOZOHzZ

7000 ft

Pozo #3
[ )

| |
14000 ft I

Fig.1. Modelo geométrico del yacimiento y ubicacion de los
pozos, validacion del modelo para doble porosidad (2-¢).

Validacion del modelo para triple porosidad (3-¢)-
una permeabilidad

Dado que no se cuenta en la actualidad en el
mercado con un simulador numérico que use triple
porosidad (3-¢) para validar el modelo desarrollado
en este trabajo para yacimientos con triple porosidad
(3-9) y la solucion analitica dada por la ecuacion (7),
se fijo vy =0y A,y=0y se compararon los resultados
con los obtenidos por la solucion de doble porosidad
(2-¢) validada anteriormente. Considerando en am-
bos casos las mismas condiciones geométricas del
sistema, de localizacion de los pozos, mecanismos
de produccion, propiedades del sistema roca-fluidos,
etc. Esta consideracion da por hecho de acuerdo con
la definicion de estos conceptos, que no existe hidro-
carburo almacenado en los vigulos, y que tampoco
existe transferencia de fluidos entre los vagulos y la
fractura, la cual conduce los fluidos del yacimiento
al pozo, lo que conceptualmente convierte al sistema
de triple porosidad (3-¢) en uno de doble porosidad
(2-).

En la figura 3 se comparan los resultados obteni-
dos analiticamente con el modelo de doble porosidad
(2-9) y los obtenidos mediante la solucion analitica
dada por la ecuacion (7) correspondiente al modelo
de triple porosidad (3-¢), en un arreglo de tres pozos
con las simplificaciones expresadas anteriormente.
En ella se observan que los resultados se ajustan
totalmente, para el intervalo de tiempo mostrado,
ubicacion y las propiedades del sistema roca fluidos
mostrados en el cuadro III y figura 4. Para propo-
sitos de comparacion se incluye la solucion analitica
para una porosidad (1-¢).

DISCUSION

Variacion de coeficientes de flujo interporoso y
relacion de almacenamiento de fluidos

Los siguientes casos de estudios utilizaron los
parametros del yacimiento y pozo mostrados en el
cuadro IV. Ademas, se considerd solo un pozo en
existencia, ubicado en el centro del yacimiento.

Doble porosidad (2-¢)

La figura 5 muestra, en variables adimensionales,
los resultados de modificar el valor del coeficiente
de flujo interporoso al fijar el valor de la relacion
de almacenamiento de fluidos @ = 0.1 asi como los
demas parametros involucrados. Se aprecia como la
respuesta concuerda con el comportamiento fisico
esperado, es decir, ya que al aumentar el valor del
coeficiente de flujo interporoso la matriz aporta
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Fig. 2. Comparacion de resultados entre simulador numérico y solucion
analitica para doble porosidad (2-¢). También se muestra la solucion
analitica para una porosidad (1-¢).

CUADROO II. PROPIEDADES DEL SISTEMA ROCA-FLUIDOS Y UBICA-
CION DE LOS POZOS EN LA VALIDACION DEL MODELO
DE DOBLE POROSIDAD (2-¢).

Pozo #1 Pozo #2 Pozo #3

Ubicacion en x, ft: 3266 10266 7466
Ubicacién eny, ft: 5133 5133 2233
Tiempo de inicio de produccion, dias: 0 0 100
Radio del pozo, ft: 0.25 0.25 0.25
pwt, psia: 1000 1000 1000
Dafio en la formacion, adim: 10 0 -3
Coeficiente de flujo interporoso, A: 1.0E-3
Relacion de almacenamiento de fluidos, w: 0.1
20000 —————————— ——r———
] + Pozo #1 3P
— g + Pozo #2 3P|
e 15000- + Pozo #3 3P| ]
o |
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Fig. 3. Ajuste de caso de doble porosidad (2-¢) en modelo de triple porosidad
(3-¢). También se muestra la solucion analitica para una porosidad

(1-9).



CUADRO III. PROPIEDADES DEL SISTEMA ROCA-FLUIDOS Y
UBICACION DE LOS POZOS PARA LA REDUC-
CION DEL SISTEMA DE TRIPLE POROSIDAD
(3-¢) A DOBLE POROSIDAD (2-6).

Pozo #1 Pozo #2 Pozo #3
Ubicacion en x, ft: 3000 7000 11 000
Ubicacion en vy, ft: 3500 3500 3500
Tiempo de inicio de produccion, dias: 0 100 100
Radio del pozo, ft: 0.25 0.25 0.25
Pwf, psia: 1,000 1,500 1,500
Dafio en la formacion, adim: 0 -1 5
A 1.0E-2
Amv: 1.0E-4
Do 0
wf 0.1
wy 0
= 020 #1 Pozp #2 Pozo #3
3 ) o ®
~
T |
I 14 000 ft !

Fig. 4. Modelo geométrico del yacimiento y ubicacion de los
pozos, validacion del modelo de triple porosidad (3-¢).

CUADRO IV. PARAMETROS GENERALES UTILIZADOS
ENANALISIS DE SENSIBILIDAD EN1Y w.

Parametro Valor
Dimensiones del yacimiento, ft: Xe =400, y. =400
Radio del pozo, ft: 0.25
Presion inicial, psia: 3,000
Porosidad de matriz, fraccion: 0.15
Permeabilidad de las fracturas, mD: 100
Espesor del yacimiento, ft: 100
(deo)r, - 28E-6
Factor de volumen de la formacion: 1.558
Viscosidad del aceite, cp: 0.5364
0.2 U] B R | bl T LAl B
0.5 ]
. 014 ]
c -
——A=1E-6
—— = 5E-6 1
A =1E-5
=\ =1E-3 ]
0.05 T T &
1E-5 1E-4 1E-3 0.01 0.1 1

Fig. 5. Efecto de la variacion del valor de 4, doble porosidad (2-¢).
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fluidos a la fractura con mayor facilidad o a una
mayor tasa, la declinacion de la produccion debida
al agotamiento del fluido en las fracturas se hace de
manera mas suave y menos drastica.

Triple porosidad (3-¢)

Para estos casos, se fijaron cuatro de los cinco
parametros involucrados con triple porosidad (3-¢)
(Amf Amw Anf; @0f; @y) y se vari6 entre un determinado
rango el valor del parametro restante.

Como primer caso se vario el valor del coeficien-
te de flujo interporoso entre la matriz y la fractura,
Amf, y los demads fueron fijados en A,y = 1.0E — 06,
Ay=1.0E—-05, wr=1.0E-03 y w,=1.0E—03. Los
resultados se observan en la figura 6, en la cual se
aprecia, al igual que en el caso de doble porosidad
(2-¢), que conforme aumenta el valor del A,rla de-
clinacion de la produccion debida al agotamiento del
fluido en las fracturas se hace de manera mas suave
y menos dréstica.

M. A. Avalos Millay R. G.

Camacho Velazquez

Como segundo caso se vario el valor de la relacion
de almacenamiento de fluidos entre la fractura y todo
el sistema, oy, y los demds parametros fueron fijados
como en los casos anteriores. En este ejemplo, de
manera similar a la del modelo de doble porosidad
(2-0), se observa que al aumentar el valor de la rela-
cion de almacenamiento de fluidos de las fracturas, la
declinacion de la produccion debida al agotamiento
del fluido en las fracturas tarda més en llegar, pues al
almacenar la fractura mas fluido, se tarda mas tiempo
en producirlos. Esto se aprecia en la figura 7.

Contraste entre el modelo tradicional versus los
modelos propuestos

Caracterizar y entender a los yacimientos es vital
desde su descubrimiento hasta méas alla de su abando-
no. Predecir su comportamiento a través del tiempo
permite administrar todos los recursos de una mejor
manera y maximizar las ganancias que se puedan ob-
tener. Es por ello que conforme mejor se pronostique

| IR

Lo 4

0.2 m—rrrer— ey
0.15-]
o 0.14
o -
— 0 = 1E-6
—— = 3E-6
o = BE-6
" Ane = 1E-5
0.05 e rT——
1E-6 1E-5 1E-4 1E-3

0.01

to

Fig. 6. Efecto de la variacion del valor de Ay, triple porosidad (3-¢).
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e 014 =001
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e 3 = 0.2
—n;= 0.3
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Fig. 7. Efecto de la variacion del valor de wy, triple porosidad (3-¢).
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su produccion y declinacion a futuro, tanto a tiempos
cortos como largos, es posible planear de una manera
mas integral la manera en que se explotara en cada
etapa de su vida productiva.

Al involucrar mas parametros en la descripcion
de un yacimiento, se tiene una mejor descripcion de
éste y por ende una prediccion mas acertada de lo
que sera su comportamiento en funcién del tiempo.
A continuacion, se muestran con sencillos ejemplos
las diferencias de administrar los yacimientos natural-
mente fracturados bajo el concepto de una porosidad
(medio poroso homogéneo, 1-¢) comparado con los
modelos desarrollados en este trabajo.

Medio poroso homogéneo (1-¢) vs doble porosidad
2-¢)

En el siguiente caso de estudio se utilizaron los
parametros del yacimiento y pozo mostrados en el
cuadro IV. Ademas, se considerd también solo un
pozo en existencia, ubicado en el centro del yaci-
miento. En este caso se compararon los resultados
obtenidos mediante el analisis de un caso particular
de un medio poroso homogéneo (1-¢), con los que el
modelo de doble porosidad (2-¢) tiene la capacidad
de generar a partir de las mismas condiciones.

En la figura 8 se muestra la diferencia entre el
modelo tradicional y el de doble porosidad mediante
la curva continua del perfil de produccion de un yaci-
miento tradicional que involucra una porosidad. Por
otro lado, se indican, para esas mismas condiciones
de presion inicial, porosidad, permeabilidad efectiva,
compresibilidad del fluido, compresibilidad de la for-
macion, viscosidad del aceite, factor de volumen de la
formacion, dimensiones del yacimiento, ubicacion y
radio del pozo, etc., mediante las curvas discontinuas,
los perfiles de produccion que se pueden derivar

al considerar un sistema de doble porosidad (2-9).
Como se observa, conforme el valor de la relacion
de almacenamiento de fluido se hace méas grande, es
decir tiende a 1, el modelo de doble porosidad (2-
¢) se aproxima mas al resultado tinico de un medio
poroso homogéneo (1-¢), debido a que se considera
que todo el fluido esta almacenado en el medio en el
que se conduce, en este caso, las fracturas.

Doble porosidad (2-¢) vs triple porosidad (3-¢)

En los siguientes casos de estudio se utilizaron
los parametros del yacimiento y pozo mostrados en
el cuadro IV. Ademas, se considerd también solo
un pozo en existencia, ubicado en el centro del yaci-
miento. En dichos casos se compararon los resultados
obtenidos mediante el analisis de un caso particular de
doble porosidad (2-¢), con los que el modelo de triple
porosidad (3-¢) tiene la capacidad de generar a partir
de las mismas condiciones. Para el modelo de doble
porosidad (2-¢) se utilizé un valor de coeficiente de
flujo interporoso 4 =1.0E — 6 y un valor para la relacion
de almacenamiento de fluidos de = 0.01.

* Caso de estudio 1

La primera comparacion se llevo a cabo entre las
condiciones de doble porosidad (2-¢) definidas
y los resultados de variar en el modelo analitico
triple porosidad (3-¢), el valor del coeficiente de
flujo interporoso entre los vagulos y las fracturas
(4yy) en un rango determinado, fijando A= 1.0E
— 6, Amy = 1.0E — 6, wr=0.01 y w0, = 0.5. Como
resultado se observa en la figura 9 que, en ningin
caso, los resultados de ambos modelos son igua-
les, ni siquiera cuando se hace cero el valor del
coeficiente de flujo interporoso entre los vagulos
y la fractura.

02 0 v e ey
015 Tl .
A
e 0 [——Modelo 1-P |
----Modelo 2-P0 = 0.01
i----ModeIo 2-P,o;=0.1
----Modelo 2-Pw; = 0.2 ¢ )
‘----Modelo 2-Pw;=0.5
|===-Modelo 2-P,w;= 0.7
0.05 T T T T TTTTTI
1E-5 1E-4 1E-3

Fig. 8. Diferencia entre modelo tradicional (medio poroso homogéneo, 1-¢)
y modelo de doble porosidad (2-¢).
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k---Modelo 3-P, 1, = 1E-6| =, = 0.5

(11118 S ——

1E-5 1E-4 1E-3

Fig. 9. Diferencia entre modelo de doble porosidad (2-¢) y modelo de triple

porosidad (3-¢), Caso 1.

Al llevar a cabo el analisis anterior mediante los
cuatro casos, en los que elegimos un caso particu-
lar de condiciones para doble porosidad (2-¢) y lo
analizamos como un yacimiento de triple porosidad
(3-9), se encuentra que muchos otros perfiles de
produccion diferentes se pueden generar por el hecho
de considerar transferencia de fluidos entre la matriz,
los vagulos y las fracturas, asi como hidrocarburo
almacenados en los vigulos. Esto quiere decir que
considerar un yacimiento con doble porosidad (2-¢)
si su comportamiento corresponde a un modelo de
triple porosidad (3-¢), genera una alta probabilidad
de obtener proyecciones erroneas; por lo tanto, con-
siderar y analizar un yacimiento de triple porosidad
(3-¢) como si fuese de una, eleva exponencialmente
las probabilidades de generar resultados incorrectos,
lo cual provoca un gran impacto en el desarrollo
integral de un campo petrolero.

CONCLUSIONES

Con base en los resultados presentados en este
trabajo se enuncian las siguientes conclusiones:

1. Las soluciones obtenidas en el espacio de Laplace,
asi como sus inversiones analiticas aproximadas
dadas por las ecuaciones (6) y (7), describen ade-
cuadamente el comportamiento de yacimientos de
doble porosidad (2-¢) o triple porosidad (3-¢), con
las caracteristicas especificadas en este trabajo, es
decir, geometria rectangular del medio poroso,
fronteras cerradas al flujo, pozos produciendo a
presion de fondo constante e iniciado su produc-
cion a diferentes tiempos, entre otras.

2. Parael caso de doble porosidad (2-¢), la disminu-
cion del valor del coeficiente de flujo interporoso
(4) provoca una reduccion abrupta de produccion,
a partir de que el fluido almacenado inicialmente
en las fracturas se termina. Asimismo, el efecto
de w es retardar la caida de produccion debida
también al agotamiento del fluido existente ini-
cialmente en las fracturas, es decir, conforme w
aumenta su valor, la caida de presion se retrasa.

3. Para triple porosidad (3-¢), el efecto de 1y w es
similar, s6lo que sus efectos pueden ser combi-
nados ¢ intensificar o bien neutralizar cambios
en el perfil de produccion. Esto ocurre, por
ejemplo, cuando el valor de algin coeficiente
de flujo interporoso es tan elevado que variar
el valor de las relaciones de almacenamiento de
fluidos pierde su impacto por la rapidez con las
que estos fluidos son transferidos entre matriz,
vigulos y fracturas.

4. Se recomienda que los modelos propuestos en
este trabajo contintien mejorandose, con el fin de
que ofrezcan mayor utilidad. Algunos ejemplos
de mejora son incluir la heterogeneidad en el
yacimiento, flujo de mas de una fase o bien la
incorporacion de un optimizador que permita
analizar el impacto economico de incluir “n”
pozos en un tiempo determinado, etc.

NOMENCLATURA

A= Amr= Coeficiente de flujo interporoso entre matriz
y fractura,adim.

Amv = Coeficiente de flujo interporoso entre matriz y
vugulos,adim.
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Ayr= Coeficiente de flujo interporoso entre matriz y
fractura,adim.

o=Pardmetro geométrico para region heterogénea,
1/pie?.

km = k1 = Permeabilidad del medio primario,mD.

kr = k» = Permeabilidad efectiva del medio secun-
dario, mD.

o = wr= Relacidén de almacenamiento de fluidos en
la fractura,adim.

, = Relacion de almacenamiento de fluidos en los
vugulos,adim.

¢ = Porosidad,adim.

¢ = Compresibilidad del sistema, (Ib/pg?)".

p = Presion,(Ib/pg?).

pp = Presion adimensional.

pp = Presion adimensional en el espacio de Laplace.
pi = Presion inicial, psi.

pwpj = Presion adimensional en el pozo j.

t = Tiempo,hora,dia.

tp = Tiempo adimensional

tp4 = Tiempo adimensional basado en el area del
yacimiento.

qgwp = Gasto adimensional.

gwp;j = Gasto adimensional del pozo j.

gwp;j = Gasto adimensional del pozo j en el espacio
de Laplace.

rw = Radio del pozo,pie.
s = Parametro del espacio de Laplace.
S; = Factor de dafio del pozo j.
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