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Resumen: En el presente trabajo se aplicé el paquete porousMultiphaseFoam de OpenFOAM® para simular ensa-
yos de laboratorio de flujo bifdsico agua-petréleo. Este paquete utiliza el método IMPES (IMplicit Pressure Explicit
Saturation) para resolver las ecuaciones diferenciales que surgen combinando las ecuaciones de conservacion de masa
y de movimiento de Darcy de cada fase. Los resultados del programa se verifican comparandolos con los obtenidos
por la solucién analitica de Buckley-Leverett en un caso unidimensional. OpenFOAM® modela las curvas de permea-
bilidades relativas y presion capilar con las correlaciones de Brooks-Corey. Utilizando datos de laboratorio tomados
de la bibliografia se realizé un andlisis de sensibilidad sobre los pardmetros que rigen dichos modelos ajustando las
mediciones de produccién obtenidas experimentalmente. Este trabajo constituye una primera etapa de la investigacién
en curso, cuyo objetivo futuro es la aplicacién a datos de campo.
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1. INTRODUCCION

El paquete porousMultiphaseFoam[1] de OpenFOAM® trabaja con flujos bifésicos isotérmicos e in-

compresibles con efectos capilares en medios porosos. Para el estudio de reservorios isétropos, el solver

impesFoam utiliza las ecuaciones de conservaciéon de masa (qbaasti

+V.v; = q,;) y de movimiento de
_Kkpi |
Hi
las saturaciones y presiones (incégnitas), ki, pi, (i ¥ ¢; las permeabilidades relativas, densidades, viscosi-
dades y caudales mdsicos, y K y ¢, la permeabilidad absoluta y la porosidad de la roca, respectivamente.
Las ecuaciones se llevan a un sistema presion-saturacién y se las resuelve mediante el método numérico
IMPES, contemplando dos modelos de presion capilar (p. = p, — py) Y permeabilidades relativas, el de
Brooks-Corey[4] y el de Van Genuchten[5], cuyos pardmetros presentan una equivalencia entre ellos [9].

Darcy (vi = (Vpi — pig)) para cada fase (¢ = o: petréleo, ¢ = w: agua), donde S; y p; son

En la seccion 2 se verificard el uso del programa en un caso unidimensional, comparando sus resultados
con la solucién analitica de Buckley-Leverett [3]. Luego, en la seccién 3, se utilizaran los datos experimen-
tales de procesos de drenaje (desplazamiento de fase mojante por fase no mojante) e imbibicidn (desplaza-
miento de fase no mojante por fase mojante) obtenidos en una celda bidimensional de laboratorio [2] y se
estimaran los parametros de los modelos de permeabilidades relativas y capilaridad de Brooks-Corey que
logren ajustar las mediciones.

2. COMPARACION CON LA SOLUCION DE BUCKLEY-LEVERETT

Se analiz6 el desplazamiento de petréleo por medio de inyeccidn de agua en un testigo lineal de laborato-
rio (longitud L = 16 cm y drea transversal A = 3 cm?). Para poder comparar los resultados con la solucién
analitica de Buckley-Leverett, se aplicaron las siguientes hipdtesis simplificatorias: flujo bifdsico incom-
presible, unidimensional, horizontal (sin efectos gravitatorios), medio homogéneo, isotérmico y mojable al



agua. Se despreciaron la compresibilidad de la roca y la presion capilar. Ademads, se recurrié al modelo de
permeabilidades relativas de Brooks-Corey[4]:

* Sw - ch fhw _x So - Sor o
krwkrw<1_8wc_sor> ’ krOkro<1_ch_Sor>

donde los pardmetros k7, y n; son la permeabilidad mdxima y la curvatura. Notar que estos modelos utilizan
una saturacién normalizada de cada fase que relaciona los valores de S; con la saturacién de agua connata
Swe (minima saturacion de agua) y de petréleo residual S, (minima saturacion de petréleo). Cabe destacar
que el paquete porousMultiphaseFoam aplica la misma curvatura para ambas permeabilidades relativas.

E¥w | 0,3 || pw | Lcp Swe | 0,25

kX, 109 po | 10cp Sor | 0,20

Nw | 2 pw | 1glem® Giny | 0,003 cm?/s
ne | 2 po | 0,8 glem? | K | 400 mD

Tabla 1: Propiedades de la roca y de los fluidos

Los datos utilizados se muestran en la Tabla 1. Considerando un reservorio de porosidad ¢ = 28 % con
una grilla de 400 celdas, se inyecta agua por el extremo izquierdo y se analiza el avance del frente de agua
en diferentes tiempos. Segun la solucion analitica, se puede calcular la distribucién de la saturacion de agua
a lo largo del reservorio de acuerdo a la siguiente expresion:

dfw
zpls, =tp | —o
Sw

dSy
donde f,, = ﬁ es el flujo fraccional de agua, tp = qXE’; los volimenes porales de agua inyectados

o krw

(tiempo adimens‘ional [6D),yxp = % la longitud adimensional.

En la Figura 1 se muestran los perfiles de saturacion de agua (S, vs. zp) para tres tiempos adimensio-
nales diferentes: tp = 0,1;0,2; 0,4. Comparando la solucién analitica con los resultados de OpenFOAM®
se observa como el frente de agua avanza a medida que transcurre el tiempo (con una saturacion en el frente
Swy = 0,514) hasta que irrumpe en la salida del testigo a tp = 0,357. Este tiempo se conoce como tiempo
de breakthrough. En la Figura 1 se puede observar una gran similitud entre la solucion analitica y la de
OpenFOAM®, aunque esta tltima evidencia un pequefio adelanto en el frente de agua.

Sw
xl 1.1 M

R

o 1 1 1 1
o] 0.2 0.4 0.6 0.8 1

xD
OpenFOAM I I 2 11 Buckley-Leverett

Figura 1: Distribucién de saturaciones paratp = 0,1; 0,2; 0,4



3. CELDA DE LABORATORIO

Las experiencias realizadas en [2] se basaron en representar procesos de drenaje e imbibicién en una
celda bidimensional de laboratorio (20 cm x 20 cm x 1 cm) rellena con canicas de vidrio para asemejar un
medio poroso de ¢ = 40 %, mojable al agua. Se considera que la celda representa un cuarto de un esquema
de inyeccidn de cinco puntos invertido, con un pozo inyector en un vértice y un productor en el opuesto. Se
definié una grilla cuadrangular estructurada de lado no mayor a 4 - 1073 cm, y del mismo espesor que la
celda. Los datos utilizados se muestran en la Tabla 2.

Pw 1 g/cm? Wy | 1cp Drenaje Imbibicién
po | 0,77 glem® || py | 14 cp || Swe | 0,20 || Sue | 0,20
Qiny | 5 ml/min K | 160D | S, | O Sor | 0,05

Tabla 2: Propiedades de la celda y de los fluidos

Utilizando nuevamente el modelo de Brooks-Corey, se definié también la presion capilar P, = pco(Sy,) ™%,

con pcy presidn capilar de entrada y « el indice de distribucién de tamaio poral. Para el proceso de drenaje,
pcy se obtuvo a partir de plantear un equilibrio entre las fuerzas capilares y las gravitatorias [7], mientras que
para el de imbibicién se utilizé el valor de P, de drenaje para S, = Sy [8]. Por otro lado, « se calculé a
través de una analogia del modelo con el de Corey-Burdine[8], donde se lo relaciona con el exponente n de
las curvas de permeabilidades relativas. Por lo tanto, los pardmetros a determinar se redujeron a k,,, k-, y
n. Como la celda es mojable al agua, se variaron valores entre 0,1 y 0,4 para k;",,, 0,6 a 0,95 para k), y 1 a
4 para n. Los valores de n = 2,16 y n = 2,81 se toman como referencia de [10].
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Figura 2: Produccién acumulada para diferentes valores de k7, k', yn

En la Figura 2 se muestran la produccién acumulada de agua (fase mojante) expresada en volimenes
porales, en funcidn de los volimenes porales de petrdleo inyectado (fase no mojante). En este proceso de
drenaje se puede apreciar, para diferentes combinaciones de k', y &k, 1a influencia que tiene el exponente
n cuando se consideran o se desestiman los efectos capilares. Para valores de n < 1,3 se encontré que el
programa intentaba ingresar a cada bloque de la grilla un volumen de fluido mayor al de su propia capacidad,
produciendo asi inestabilidades en las soluciones. Para valores de n > 1,3 se observa que cuanto menor es
el exponente, més se ajusta a las mediciones. De esta manera, se buscé el menor valor de n para el cual no

se produjeran inestabilidades y se variaron los otros pardmetros hasta obtener la mejor aproximacién. Por



otro lado, como se observa que la influencia de la capilaridad es minima, se la desestimé en todos los casos.

En las Figuras 3(a) y 3(b) se muestran las curvas de produccién acumulada correspondientes a los pro-
cesos de imbibicidn y drenaje, respectivamente, en donde se las compara con los resultados experimentales
y en el caso de la imbibici6n, ademds, con una simulacién en el programa comercial ECLIPSE® [10]. Los
pardmetros que mejor ajustan ambas curvas resultan ser k7, = 0,4, k', = 0,6 y n = 1,35.
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Figura 3: Aproximaciones para k", = 0,4; k), =0,6 yn = 1,35

4. CONCLUSIONES

Se verificé la capacidad del paquete porousMultiphaseFoam de OpenFOAM® para simular el flujo
bifasico agua-petréleo en medios porosos isétropos, comparando su comportamiento con la solucién analiti-
ca de Buckley-Leverett, y su capacidad de ajuste con mediciones de laboratorio. Esto constituye una primera
etapa de un trabajo cuyo objetivo es aplicar OpenFOAM® para simular reservorios no convencionales.

AGRADECIMIENTOS
Se agradece a la Fundaciéon UADE y a CONICET por solventar esta investigacion (ACyT D16T02).

REFERENCIAS

[1] P. HORGUE, C. SOULAINE, J. FRANC, R. GUIBERT, AND G. DEBENEST (2015), An open-source toolbox for multiphase
flow in porous media. Computer Physics Communications, 187, 217-226.

[2] N. O. AL-MARHOON, J. N. CARTER, C. A. GRATTONI, AND R. A. DAWE (1999), Effects of permeability contrast in
the near wellbore flow patterns-comparison between experimental and numerical studies. In SPE Middle East oil show &
conference (pp. 751-763).

[3] S. E. BUCKLEY, M. LEVERETT (1942). Mechanism of fluid displacement in sands. Transactions of the AIME, 146(01),
107-116.

[4] R. H. BROOKS, AND A. T. COREY (1964). Hydraulic properties of porous media and their relation to drainage design.
Transactions of the ASAE, 7(1), 26-0028.

[5S] M. T. VAN GENUCHTEN (1980). A closed-form equation for predicting the hydraulic conductivity of unsaturated soils. Soil
science society of America journal, 44(5), 892-898.

[6] DON W GREEN, G. P. WILLHITE, AND SOCIETY OF PETROLEUM ENGINEERS (U.S.) (1998), Enhanced oil recovery.
Society of Petroleum Engineers, Richardson, Tex

[7]1 J. A. LARSEN, T. THORSEN, AND G. HAASKJOLD (2000), Capillary Transition Zones from a Core Analysis Perspective,
paper SCA, 20, 2000.

[8] S. M. SKJAEVELAND, L. M. SIQVELAND, A. KJOSAVIK, W. L. HAMMERVOLD, AND G. A. VIRNOVSKY (1998, JA-
NUARY), Capillary pressure correlation for mixed-wet reservoirs . In SPE India Oil and Gas Conference and Exhibition.
Society of Petroleum Engineers.

[9] H. J. MORELSEYTOUX, P. D. MEYER, M. NACHABE, J. TOURNA, M. V. GENUCHTEN, AND R. J. LENHARD (1996),
Parameter equivalence for the BrooksCorey and van Genuchten soil characteristics: Preserving the effective capillary drive,
Water Resources Research, 32(5), 1251-1258.

[10] M.DELOS A. MORELLI, M. L. FUSARI, AND G. B. SAVIOLI (2006), Simulador bifdsico bidimensional del desplazamiento
de petrdleo por agua, Mecénica Computacional, 25, 2633-2647.



	Congreso 1
	Congreso 1 completo



