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RESUMEN 

Los yacimientos de shale se ven afectados por los 
esfuerzos in situ que, a su vez, influyen en la pérdida 
de permeabilidad en las fracturas naturales y en la 
matriz de la roca. Esto queda como producto de la 
compactación de la formación debido a la produc-
ción de los fluidos. Por tal motivo, en este trabajo se 
determina el impacto de la geo-mecánica sobre la 
productividad de un pozo horizontal, post-fracturado 
hidráulicamente, en una formación de shale gas. De 
tal manera, se realizó la determinación mediante el 
acople del modelo de flujo y el modelo de deforma-
ción de la roca, usando un simulador de yacimientos. 

palabras clave: Yacimientos de shale, Fractura-
miento hidráulico, Deformación y Esfuerzos. 

ABSTRACT

The shale reservoirs are affected by the in situ stress-
es, which have influence in the loss of the permeability 
of natural fractures and the rock matrix. This is due 
to the compaction of the formation, thanks to the pro-
duction of fluids. For this reason, in this paper was de-
termined the impact of geo-mechanics on the pro-
ductivity of a horizontal well hydraulically fractured 
in a shale gas formation, by coupling the flow model 
and the model of the rock deformation using a reser-
voir simulator.

Keywords: Shale reservoirs, Hydraulic fracturing, 
Strain and Stresses. 
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INTRODUCCIÓN

El flujo de gas en los yacimientos no con-
vencionales está sujeto a la baja permeabilidad 
de la matriz y de la fractura natural, por desor-
ción del gas, conocido como flujo No-Darcy. La 
fuerte interacción entre la roca y los fluidos, la 
deformación de los poros de la fractura y las mi-
cro fracturas de la roca, así como el comporta-
miento de los yacimientos de shale gas; todos, 
son muy diferentes a los de los pozos conven-
cionales. Igualmente lo son los esquemas de 
producción, por lo que se hace más difícil predecir 
el comportamiento del yacimiento, usando técni-
cas convencionales para extraer eficientemente 
el hidrocarburo existente en el subsuelo. Los si-
muladores de yacimientos permiten modelar el 
comportamiento del gas en el shale, de una for-
ma complicada, y se dificulta mucho más cuan-
do se le incorpora modelos geo-mecánicos que no 
se integran tan fácilmente. Incorporar los efec-
tos geo-mecánicos en la simulación de los yaci-
mientos no convencionales, permite analizar los 
cambios significativos de las propiedades de la 
roca como la permeabilidad y la porosidad con 
el tiempo de producción y/o durante procesos 
de recobro. Con el fracturamiento hidráulico se 
genera una red de fracturas naturales, y tanto 
las propiedades geo-mecánicas en el yacimien-
to y los esfuerzos in situ, como la deformación, 
varían con respecto a sus valores iniciales. Este 
trabajo explora un enfoque de aplicación de la 
simulación numérica para describir el compor-
tamiento en el potencial de productividad de los 
yacimientos de shale gas, con la inclusión de 
propiedades geo-mecánicas. De allí que su de-
sarrollo ayudará a entender los mecanismos 
de flujo para la producción de los shales gas. 

Desarrollo de los modelos de flujo 
de fluidos y geo-mecánica

Los yacimientos naturalmente fracturados 
como los shales, requieren de un proceso es-
pecial para el modelamiento, tanto del flujo de 
fluidos, como lo geo-mecánico. Esto, ya que la 
roca puede experimentar cambios termodinámi-
cos en la matriz, así como fracturas naturales, 

gracias a las variaciones en la presión debido a 
la producción de los fluidos. 

Modelo conceptual para el flujo  
de fluidos

Modelo estático

Para representar el aporte de fluidos de un 
yacimiento de shale gas, se desarrolló un mode-
lo estático y uno dinámico. El modelo estático 
representa un yacimiento con un sistema de doble 
permeabilidad, es decir, permite el flujo del fluido 
entre matriz y matriz, entre la matriz y la fractura 
y entre fractura y fractura. Además, contiene la 
perforación de un pozo horizontal en el centro 
del enmallado, con el objetivo de obtener una 
mayor área de drenaje, a la cual se realizó 
un fracturamiento hidráulico representado por un 
refinamiento de tipo 9*9*1. Esto significa nueve 
particiones de una celda en la dirección i y j, y 
1 en k, para cada bloque de la red de fractu-
ras. Se hace con el fin de reconocer la mayor 
cantidad de micro-fracturas contenidas en la roca 
para activarlas, es decir, aumentar su permeabili-
dad. En cuanto a las celdas que representan la 
zona estimulada (SRV), las fracturas están lo-
calizadas en el centro del enmallado. Dentro 
del SRV las celdas que representen una matriz 
tendrán porosidad de fractura igual a cero, para 
representar la fractura hidráulica. A cada celda se 
le asignó un valor de permeabilidad de matriz 
(de 6E-004 [md]) y de permeabilidad de fractu-
ra (de 0,00125 [md] dentro del SRV y de 5E-006 
[md] fuera del SRV). Tal porosidad de matriz del 
8.4%, es porosidad efectiva de fractura de 0.008 
dentro del SRV; y de 4.1E-005 fuera del SRV. 
Así mismo, se asignaron propiedades como las 
de porosidad y las de permeabilidad, tanto para 
la matriz como para las fracturas naturales, acti-
vadas y sin activar, y para las fracturas hidráuli-
cas. De la misma manera se establecieron otras 
propiedades como las de compresibilidad de la 
roca, presión, temperatura, desorción del gas, 
entre otras. Para el cálculo de las propiedades 
petrofísicas como porosidad y permeabilidad 
efectivas, se debe tener en cuenta el flujo fuera 
y dentro del SRV (volumen de yacimiento es-
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timulado); esto, ya que se tiene una mayor per-
meabilidad de fractura dentro del SRV que por 
fuera de él. A continuación se mostrarán las ecua-
ciones para el cálculo:

 

* *
* *

fr f r f r
eff

lgr lgr lgr

W L H
W L H

φ =
 Ec.1

 

*
eff

fr fr
fr

lgr

W K
K

W
=

 Ec. 2

Donde, Wfr representa el ancho de la fractura 
en ft, Lfr es la longitud de la fractura en ft y Hfr indi-
ca la altura de la fractura en ft, así mismo los térmi-
nos indicados por el subíndice lgr hace referencia 
a la celda donde se encuentra ubicada la fractura. 

Modelo dinámico

Para el modelo dinámico, se determinó el 
comportamiento del fluido a partir de corre-
laciones empíricas implícitas en el simulador 
Winprop. Con el objetivo de representar la inte-
racción entre la Roca y el Fluido se usó una cur-
va de permeabilidad relativa con agua inmóvil, 
para garantizar que todo el flujo proveniente del 
yacimiento fuera solo gas, como es característi-
co en los yacimientos de shale.

El pozo horizontal se encuentra ubicado en 
el centro del enmallado en la dirección j. Éste pre-
senta 15 perforaciones espaciadas cada una 
con 200 ft para lograr una longitud horizontal 
de 3000 ft; por lo tanto, se obtiene una fractura 
hidráulica en cada una de las perforaciones rea-
lizadas. Las fracturas hidráulicas inducidas ge-
neran una red de fracturas naturales, activas a 
lo largo de la zona estimulada (SRV), como se 
puede observar en las figuras 1, 2 y 3. Adicio-
nalmente, fueron asignados dos restricciones al 
modelo: la primera es la restricción a la máxima 
de producción de 200 MMSCF/día y, la segunda, 
es una BHP mínima de 4994 psia. La represen-
tación gráfica de la localización del pozo en el 
enmallado de yacimientos es representado en la 
figura 1. 

En las figuras 3 y 4 se muestra el refinamien-
to logarítmico 9x9x1 que se utilizó en el modelo 
para representar la fractura hidráulica y generar 
de esta forma un volumen de yacimiento esti-
mulado; así mismo se aprecia el espaciamiento 
que hay entre una fractura explícita y la otra. 

Figura 1. localización del pozo en el enmallado 
del yacimiento, vista 3D.

Fuente: CMG, Computing Modelling Group, 2012.

Figura 2. Volumen de yacimiento estimulado 
(SRV) con refinamiento logarítmico.

Fuente: CMG, Computing Modelling Group, 2012.

Figura 3. Refinamiento logarítmico 9x9x1 para 
cada una de las celdas del enmallado. 

Fuente: CMG, Computing Modelling Group, 2012.
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Figura 4. Definición de la fractura hidráulica  
en el SRV.

Fuente: CMG, Computing Modelling Group, 2012.

Figura 5. Diagrama de flujo para el modelado del 
flujo de fluidos de un yacimiento de shale.

Modelado 
de flujo de 

fluidos

Propiedades 
de la matriz 
del sahale

Discretización 
de la red de 

fracturas

Modelo de 
fractura 

hidráulica

Modelo de 
desorción 
del gas

Modelo 
petrofísico

Construcción 
del SRV

Asignación 
de 

propiedades

Geometría 
de la 

fractura

Conductividad 
de la fractura

Fuente: Autores del proyecto.

MATERIAlES Y MÉTODO 

Modelo conceptual geo-mecánico

El flujo de fluidos y la deformación de la forma-
ción por geo-mecánica, están acoplados de ma-
nera secuencial, es decir, ambos cálculos se 
van alternando mientras se pasan información 
de un enmallado a otro. Este proceso consis-
te en un acople iterativo, siendo ésta la técnica 
usada para el desarrollo de este proyecto. Las 
opciones de acople consisten en seleccionar la 
forma particular de la función de la porosidad 
para el acoplamiento de las ecuaciones de flujo 
del yacimiento y los cálculos geo-mecánicos.

Existen varios tipos de acoplamiento, entre 
ellos, está el acoplamiento donde la porosidad no 
depende de la deformación. Así también la poro-
sidad dependiente de la presión, temperatura y 
deformación volumétrica y por última, la porosi-

dad como función de la presión, temperatura y el 
esfuerzo medio total. Al modelar el flujo de fluidos 
con acoplamiento geo-mecánico, es necesario 
definir las condiciones de límite al yacimiento, 
así como también es necesario asignar los es-
fuerzos efectivos principales en cada uno de las 
direcciones. Estos serán distribuidos en el enma-
llado geo-mecánico e irán cambiando con cada 
tiempo de simulación. Los esfuerzos iniciales 
son computados en el enmallado del yacimiento, 
donde se obtendrá un nuevo valor de porosidad 
y permeabilidad dependientes de la deforma-
ción de la roca y de la presión, e ingresan al 
enmallado geo-mecánico donde se calculan los 
nuevos esfuerzos efectivos. Así, se realiza tam-
bién con el desplazamiento y, con éste, la defor-
mación de la formación productora, para que de 
esta forma se vuelva un proceso repetitivo. Para 
la construcción del modelo geo-mecánico, se usó 
un enmallado independiente, como se muestra 
en la figura 6, donde el enmallado del yacimien-
to está contenido en el geo-mecánico, con el fin 
de representar adecuadamente la deformación de 
la roca y el impacto de éste en la productividad 
de la formación de shale. Adicionalmente, se 
pretende evitar efectos de borde en los despla-
zamientos. Para el modelo de tipo de roca, se se-
leccionó el modelo de Mohr-Coulomb ya que es 
el más conservador de todas las envolventes de 
falla que presenta el software utilizado. Es decir, 
éste es el modelo que más aplica aquí, debido a 
la limitante de información mínima que se requie-
re del simulador para su funcionamiento. 

Figura 6. Enmallado del yacimiento contenido 
dentro del enmallado geo-mecánico.

 
Enmallado Geo-
mecánico 

Enmallado 
yacimiento 

Fuente: Modificado de Tran, D. et al. 2010.
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Se debe tener en cuenta que la permeabili-
dad se puede calcular directamente a través de 
la relación con la porosidad (como se puede ver 
en la ecuación 3), o a partir de la deformación 
volumétrica (expresada por el modelo de Li y 
Chalarnyk, 2006) para representar la variación 
de la permeabilidad de la matriz. De la misma 
manera, se puede usar el modelo de Barton-
Bandis (1995) para representar el cambio de 
la permeabilidad de la fractura natural con el 
tiempo de simulación.
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La aplicación del modelo de Barton-Bandis 
(1995) permite calcular la permeabilidad de la 
apertura para la fractura hidráulica o cierre para 
la fractura natural a partir del esfuerzo efecti-
vo de la fractura normal. Para este estudio, 
se usó el modelo de Li & Chalaturnyk (2006) y 
Barton-Bandis (1995). El proceso de acople del 
enmallado de flujo con el módulo geo-mecánico 
se ilustra en la figura 7. 

Figura 7. Diagrama de flujo para el modelo geo-
mecánico.
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Fuente: Modificado de Tran, D. et al. 2010.

RESUlTADOS Y DISCUSIÓN

Estimación del potencial de producción a 
partir del acople de los modelos de flujo de flui-
dos y deformación geo-mecánica 

El modelado geo-mecánico con las condi-
ciones de los esfuerzos in situ, provee infor-
mación sobre el esquema más adecuado de 
producción de los hidrocarburos, así como de la 
compactación resultante de la salida de los flui-
dos del poro de la roca y los efectos del esfuerzo-
deformación. Sin embargo, la aplicación de la 
simulación del flujo de fluidos y geo-mecánica se 
venía trabajando de forma separada; por lo tan-
to, en este artículo se acoplarán estas dos disci-
plinas y se determinará el impacto que tiene la 
geo-mecánica sobre la productividad de un pozo 
horizontal perforado en una formación de shale. 

Es importante aclarar que las fracturas hi-
dráulicas fueron definidas explícitamente y que 
se le asignaron valores de porosidad, fractura 
cero, para que no influyera en la deformación 
de la roca sobre la fractura y la cerrara mien-
tras transcurre el tiempo de simulación. Por 
ello es que se mantienen las propiedades de la 
fractura hidráulica, como si tuviera un propante 
impidiéndole cerrarse ante el efecto de compac-
tación de la roca. Al generar el gráfico resultante 
del acumulado de gas, al tiempo final de simu-
lación (figura 8), el producto de la compactación 
de la roca se debe a la disminución de la pre-
sión del yacimiento. Y debido a que se produce 
el gas, se obtiene una disminución de la produc-
ción acumulada del 3.20% por el impacto geo-
mecánico sobre el yacimiento. Tal significa una 
reducción de la productividad del pozo de 156 
MMSCF al tiempo final de simulación. La figura 
9 muestra el acumulado de la producción de gas 
al tiempo final de simulación, con la inclusión del 
modelo de Bandis Barton-Bandis (1995). Los re-
sultados que se obtienen son de gran impacto, 
debido a que se evidencia una disminución con-
siderable en la productividad del pozo del 63.11%, 
es decir, una reducción significativa de producción 
de 2937 MMSCF al mismo tiempo de simula-
ción. El fenómeno se debe a que las fracturas 
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naturales se van cerrando a medida que se pro-
duce el gas, lo cual implica la disminución de la 
permeabilidad de las fracturas naturales por la 
variación del contraste de esfuerzos, desplaza-
miento y deformación de la roca. La figura 10 
ilustra, para el mismo modelo, el aporte de fluido 
de cada uno de los medios de flujo por separado; 
es decir, el aporte en producción acumulada de 
solamente la matriz, el aporte de solamente la 
fractura natural y aporte de solamente la frac-
tura hidráulica. Para las diferentes respuestas 
de simulación, del aporte de cada uno de los 
medios de flujo, se puede concluir que es indis-
pensable realizar el fracturamiento hidráulico al 
yacimiento para contactar de esta forma la mayor 
cantidad de fracturas naturales, activándolas. 
Esto quiere decir que, al aumentar el valor de 
permeabilidad, de esta manera se obtiene una 
mayor productividad, con el objetivo de tener 
una mayor rentabilidad y, por lo tanto, la viabi-
lidad económica de un proyecto de shale. A su 
vez, el aporte en producción de gas de la matriz, 
más la fractura hidráulica, es un mínimo com-
parado al aporte que se tiene cuando éste se 
adiciona al modelo fracturas hidráulicas. En la fi-
gura 11, se observa el enmallado del yacimiento 
contenido dentro del enmallado geo-mecánico, 
siendo cada una de ellas independientes entre sí. 
También se evidencia la caída en presión que 
sufre el yacimiento, a medida que se produce el 
gas, mostrándose la mayor pérdida en presión 
alrededor del pozo. En la figura 12, se ilustra 
una mayor compactación en la zona cercana al 
área de drenaje del pozo, siendo este compor-
tamiento normal, ya que los fluidos están siendo 
evacuados desde la matriz de la roca hasta la 
fractura y de ésta al pozo, que es la zona de 
menor presión. En la figura 13, la deformación 
de la formación productora es evidente, aunque 
presenta valores pequeños en la escala de de-
formación. Este fenómeno es muy importante ya 
que se trata de un yacimiento de shale donde 
cualquier cambio en la roca ocasiona una dismi-
nución en la permeabilidad y, por último, afecta-
ción en la producción. Por esta razón es de gran 
importancia evaluar el impacto de la geo-mecá-
nica en formaciones de shale, situación adversa 
para los yacimientos convencionales donde el 

canal de flujo es mucho mayor por lo que asu-
me permeabilidad constante. En la figura 14, se 
muestra una variación de las propiedades de la 
roca, como son la porosidad y la permeabilidad, 
debido a los efectos geo-mecánicos aplicados 
al yacimiento. De la misma forma se puede de-
tallar que el yacimiento sufre una reducción en 
la permeabilidad matriz y la fractura natural que 
se refleja en mayor proporción alrededor del 
área de drenaje. Estos cambios son significati-
vos alrededor del pozo y tienen un gran impacto 
en la productividad de los shales. El cierre de la 
permeabilidad de la fractura natural es modela-
do por Barton-Bandis (1995), y la variación de la 
porosidad es producto del acoplamiento. 

CONClUSIONES 

Se desarrolló un modelo de flujo de fluidos 
de doble permeabilidad y un modelo geo-mecá-
nico para un pozo horizontal post-fracturado hi-
dráulicamente en una formación de shale gas, 
los cuales fueron acoplados mediante el méto-
do iterativo, reduciendo el tiempo de cómputo. 
Además se obtuvo como resultado el desplaza-
miento y la deformación del yacimiento, produc-
to de los cambios de esfuerzos y variaciones en 
las propiedades mecánicas de la roca, que a su 
vez permitieron determinar el impacto de la geo-
mecánica en la productividad de los shales. Se 
implementó el modelo de Li & Chalaturnyk (2006) 
para representar el cambio de la permeabilidad 
matriz con el tiempo de producción. Así mismo 
se utilizó el modelo de Barton-Bandis (1995) para 
representar el cierre de las fracturas naturales 
debido a la deformación de la roca. Es importan-
te tener en cuenta que este último modelo ac-
túa sobre las fracturas implícitas y se debe usar 
adecuadamente la orientación de la fractura para 
obtener respuestas representativas. Se eviden-
ció que el aporte en producción de la matriz y de 
la fractura natural es mínimo para la explotación 
de los shales plays. Por tal motivo, es necesario 
la implementación de fracturas hidráulicas en la 
formación productora, para generar un volumen 
de yacimiento estimulado y, de esta forma, obte-
ner cantidades significativas en producción.
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RECOMENDACIONES

Se recomienda realizar un estudio del im-
pacto de la geo-mecánica sobre el yacimiento 
cuando se desea implementar un método de 
recobro secundario o terciario, y así determinar 
la respuesta de la formación, teniendo en cuen-
ta la deformación y variación de las propieda-
des de la roca para concluir finalmente en la 
viabilidad del método a implementar. También, 
realizar un estudio sobre el diseño de la fractu-
ra hidráulica, para determinar el impacto que 
tiene sobre la productividad del yacimiento con 

sensibilidades en la longitud, etapas y conduc-
tividad de fractura, con la inclusión del modelo 
geo-mecánico sobre el yacimiento. Evaluar la 
influencia de diferentes envolventes de fallas 
y determinar cuál representa el mejor com-
portamiento para los yacimientos de shales, 
teniendo en cuenta las mínimas propiedades 
que requiere el software para su funcionamien-
to. Finalmente, desarrollar modelos conceptua-
les de simulación para los diferentes tipos de 
fluidos presentes en el yacimiento y determinar 
el impacto que tiene la geo-mecánica sobre las 
formaciones de shale.

Figura 8. producción acumulada de gas con  
y sin inclusión del modelo geo-mecánico. 

Fuente: CMG, Computing Modelling Group. Versión 2012.

Figura 9. Efecto del modelo de Barton-Bandis 
(1995) sobre la producción acumulada de gas.

Fuente: CMG, Computing Modelling Group, 2012.

Figura 10. producción acumulada de gas para 
los diferentes medios de flujo.

Fuente: CMG, Computing Modelling Group, 2012.
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Figura 11. Descenso de la presión del 
yacimiento.

Fuente: GEM. Computing Modelling Group, 2012.

Figura 12. Compactación del yacimiento.

Fuente: GEM. CMG, Computing Modelling Group, 2012.

Figura 13. Deformación volumétrica del 
yacimiento.

Fuente: CMG, Computing Modelling Group, 2012.

Figura 14. Variación de la permeabilidad de la 
fractura natural.

Fuente: GEM. CMG, Computing Modelling Group, 2012.
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