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OBJETIVO.

Desarrollar una metodologia para la seleccion de productos
guimicos a emplear en pozos que presentan dafio por bloqueo,
causado por condensacion retrograda del gas condensado y

vapor de agua en formaciones arenosas, con la finalidad de

mejorar su productividad.
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ALCANCE.

El presente trabajo fue desarrollado para yacimientos tipo gas
condensado en formaciones arenosas relativamente

homogéneas.

Nuevos estudios se requeriran realizar para yacimientos de gas
condensado acumulados en formaciones calcareas que pudieran

presentar fracturas, o en formaciones arenosas heterogéneas.

Otra area de estudio se podria focalizar en yacimientos de aceite
volatii que presenten una capa de gas, la cual, dada su
composicion, se comporte de manera similar al de un yacimiento

de gas condensado con una region retrograda.

XX



CAPITULO |

INTRODUCCION.

El dafio a la formacion por bloqueo de condensado retrégrado origina que disminuya la
productividad de los pozos, trayendo como consecuencia el retraso en la recuperacion
de las reservas de hidrocarburos. Aunado a lo anterior, los pozos pueden dejar de
producir con la consecuente pérdida de importantes volimenes de gas y condensados,
que podrian ser factibles de recuperarse mediante la implantacion de métodos

artificiales de produccion.

Existen diferentes técnicas de mantenimiento de presién aplicables a yacimientos de
gas condensado, entre las cuales se encuentra la inyeccién de gases, como metano,
biéxido de carbono o nitrégeno, cuyo objetivo es mantener a la presién de yacimiento
por arriba de la presion a la cual comenzaria la formaciébn de una fase liquida
proveniente del gas. Sin embargo, la no disponibilidad de estos gases y/o las altas
inversiones que se requeririan para llevar a cabo su implementacion, no lo hacen

factible de llevar a la préctica.

Otra técnica susceptible de llevar a cabo es la inyeccion contra formacion de productos
quimicos, la cual tiene como objetivo primordial facilitar el movimiento del condensado
cercano a la vecindad del pozo, asi como incrementar la permeabilidad efectiva al gas.
Sin embargo, antes de decidirse por la inyecciéon de cualquier producto quimico, se
deben realizar una serie de pruebas a nivel de laboratorio, las cuales tienen como
objetivo el disminuir el riesgo de realizar operaciones fallidas que traigan como
consecuencia aumentar el dafio por incompatibilidad de fluidos, precipitacién de solidos
0 que simplemente no disminuyan el dafio por bloqueo de condensado retrégrado.

En este trabajo se presenta el desarrollo de una metodologia para la seleccién de
productos quimicos con potencial aplicacion en formaciones arenosas que presenten

dafio por bloqueo de condensado retrégrado.



[.1. DESARROLLO DEL TRABAJO.

En cada uno de los capitulos se indican las unidades de las ecuaciones empleadas. La
nomenclatura esta indicada con las dimensiones en que se encuentran las variables. A

continuacion se presenta una breve descripcion de los capitulos desarrollados.

En el Capitulo | se presenta la introduccion.

En el Capitulo Il se realiz6 una investigacion de la literatura técnica béasica para
estudiar el fendmeno de condensacién retrégrada y mojabilidad de la roca, asi como de

los diversos factores que influyen para alterarla.

En el Capitulo Ill se presentan los aspectos basicos de los yacimientos de gas
condensado, lo referente a la mojabilidad de la roca, diferentes tipos de mojabilidad,

factores que la alteran y los diferentes métodos disponibles para medirla.

El Capitulo IV trata de la descripcion de los diversos factores que originan la formacion
de un anillo de condensado alrededor del pozo asi como de la pérdida de productividad

asociada a dicho fenémeno.

Respecto al Capitulo V se presentan los aspectos generales, las condiciones y
resultados obtenidos de los experimentos que se llevaron a cabo con los fluidos y rocas

del campo Saramako.

Finalmente, en el Capitulo VI se tratan las conclusiones y recomendaciones a que se

llegaron en el estudio realizado.



CAPITULO Il

REVISION BIBLIOGRAFICA

Las principales fuerzas que interactian en los yacimientos petroleros son las
gravitacionales, capilares, fuerza viscosa e inerciales. Dependiendo de la region dentro
del yacimiento unas son mas importantes que otras, pero todas juegan un papel
fundamental en el flujo de fluidos. Diversos esfuerzos se han realizado con miras a
incrementar el factor de recuperacion de hidrocarburos en yacimientos de gas
condensado, dentro de los cuales se pueden mencionar a la inyeccion de solventes en
la vecindad del pozo o la inyeccién de diferentes gases pero a nivel de yacimiento, sin
embargo, existen limitaciones tanto técnicas como econdémicas para llevarlas a cabo. A
continuacion se presenta una revision bibliografica de la literatura técnica disponible
relacionada con el tema de mejorar la productividad de pozos productores en

yacimientos de gas condensado.

Ursin® definié nimeros adimensionales para describir la interrelacién de las fuerzas que
actian en el fluyjo de fluidos en medios porosos. Identifica regiones dentro del
yacimiento donde ciertas fuerzas son mas importantes que otras. Las fuerzas
fundamentales son: viscosas (V), capilares (C), gravitacionales (G) e inerciales (I). Las
fuerzas viscosas resultan de la interaccion intermolecular dentro del mismo fluido y son
relativas a las condiciones que rodean al fluido, tales como la pared del canal por donde
fluye o por otros fluidos. La importancia de las fuerzas capilares es relativa a la
mojabilidad del medio poroso y, en particular, a la extension de la fase mojante. Las
fuerzas gravitacionales estan siempre activas en todo el yacimiento. En el flujo de
fluidos en el yacimiento, las fuerzas gravitacionales pueden ser de importancia en
situaciones donde los fluidos tienen diferentes densidades, como es el caso del gas y el
condensado liquido. La fuerza de inercia estd asociada con el redireccionamiento del
flujo de fluidos en el medio poroso. Por ejemplo, en flujo lineal (como en un tubo recto)

no hay fuerzas inerciales activas, pero en un medio poroso, un continuo



redireccionamiento del flujo estd tomando Ilugar conforme las moléculas de
hidrocarburos se estdn moviendo entre los granos minerales.
Las relaciones que encontré Ursin entre todas estas fuerzas a través de nuameros

adimensionales son los siguientes:

., . . cos(@
Relacion entre fuerzas capilares y viscosas: N(C/V) = %"7() (2.1)
UgHo
. . L _ 40 C08(0)
Relacion entre fuerzas capilares y gravitacionales: N(C/G)= 2"~ (2.2)
Pgo
Relacion entre fuerzas viscosas y gravitacionales:  N(V/G) = Yoo (2.3)
kApge
. . . . . cos(&
Relacion entre fuerzas capilares e inerciales: N(C/I) = ﬁ%‘;i() (2.4)
Relacién entre fuerzas viscosas e inerciales: NV / |)=ﬂig (2.5)
ngg\/R
., o . . kA
Relacion entre fuerzas gravitacionales e inerciales: N(G/I):ﬂ—gM (2.6)
Ho Uy py
Donde:
Ogo Tension interfacial gas-aceite.
0 Angulo de contacto.
Ug Velocidad de flujo del gas en el poro.
Lo Viscosidad del aceite.
Kk Permeabilidad absoluta.
Apgo Diferencia de densidades entre el gas y el aceite.



Pg Densidad del gas.

g Viscosidad del gas.

g Constante gravitacional

N (C/V) Relacion entre fuerzas capilares y viscosas.

N (C/G) Relacion entre fuerzas capilares y gravitacionales.
N (VIG) Relacion entre fuerzas viscosas y gravitacionales.

N(C/) Relacion entre fuerzas capilares e inerciales.

N (V/I) Relacion entre fuerzas viscosas e inerciales.

N (G/I) Relacion entre fuerzas gravitacionales e inerciales.

Ursin llego a las conclusiones siguientes (ver figura 11.1):

1. La importancia relativa de la fuerza inercial comparada con las fuerzas capilares,
gravitacionales, y en menor grado la fuerza viscosa, se incrementa como una
funcién de la disminucion de la posicion radial y la presion.

2. Lafuerza viscosa es proporcional a la velocidad en el poro y, por lo tanto, es mas
importante que la fuerza capilar y gravitacional conforme el fluido se va
acercando a la pared del pozo.

3. La relacion de la fuerza viscosa a la gravitacional muestra la probabilidad de que
la segregacion del condensado sea mayor en areas remotas del yacimiento (a
partir de la pared del pozo).

4. Conforme disminuye la presiéon en el medio poroso, la interrelacion entre la
fuerza capilar y gravitacional es mayor, es debido al incremento en la tension

interfacial.

Castelijns® desarrollé un modelo composicional para calcular la recuperacién de
condensado retrogrado por medio del drene por gravedad. Este modelo es una
extension de la teoria de drene por gravedad en una dimension para sistemas gas-
aceite, en el cual incluye los efectos de la condensacion retrograda y la revaporizacion.
Menciona que cuando la presion del yacimiento disminuye por debajo de la presion de



rocio, la condensacion retrograda ocurre; una parte del condensado permanecera

inmovil en los poros de la roca del yacimiento, lo que resultara en una pérdida valiosa

Fig. Il.1 - Representacién de las fuerzas y laregion de importancia relativa a la

dimension radial y presion del yacimiento.

del liqguido a menos que se tomen medidas especificas para evitarlo. Sin embargo, una
saturacion del liquido se empezara a desarrollar por arriba de la saturacion residual del
aceite, lo cual resultard en que una parte del condensado comience a ser movil y
resbale hacia abajo del yacimiento, acumulandose en el fondo o en el contacto gas-
aceite (tratdndose de un yacimiento de aceite volatil con capa de gas). Un requisito
previo para que se lleve a cabo este fenbmeno, es que en la zona de gas la roca

presente una baja saturacion de aceite residual.
Las suposiciones para desarrollar su modelo son las siguientes:
1. El potencial del gas es uniforme.

2. Los efectos capilares son despreciables.
3. Existe equilibrio termodinamico a través de la capa de gas.



El modelo de computo desarrollado requiere de los parametros siguientes de entrada:
1. Composicion quimica del gas-condensado.
2. Propiedades promedio del yacimiento, tales como porosidad, permeabilidad.

3. Relacién entre la presion del yacimiento y el tiempo de produccion.

Finalmente, al aplicar el modelo en el yacimiento Afam F5.00 (aceite voléatil con capa de
gas), encontr6 que la acumulaciéon de condensado ocurrira en el contacto gas-aceite y
que conforme disminuya la presion del yacimiento, ésta se seguira incrementando.
Asimismo, concluye que el drene por gravedad es un mecanismo efectivo para las

condiciones del yacimiento Afam F5.00

Siregar® investigé si la inyeccion de nitrégeno puede aplicarse como una alternativa en
lugar de la inyeccion de gas seco (metano) al yacimiento, haciendo énfasis en el

problema de atrapamiento de liquido.

La investigacion realizada comprendio tres fases:

1. Formulacion de un gas condensado rico, consistente en metano, n-butano, n-
tetradecano y nitrégeno, empleando un simulador PVT interactivo.

2. Célculo del liquido atrapado en el yacimiento, como una consecuencia de
mezclarse con el gas seco inyectado o el nitrdgeno, variando la concentracion
del gas inyectado.

3. Evaluacién de la eficiencia de desplazamiento para diferentes nameros de

Peclet, empleando un simulador composicional en una dimension.

Los calculos mostraron que a bajo nimeros de Peclet, la inyeccidn de nitrégeno resulta
en un desplazamiento menos eficiente que con la inyeccion de gas seco. Sin embargo,
la diferencia disminuye significativamente conforme se incrementan los numeros de

Peclet.



Cuando se inyecta nitrogeno y este se mezcla con el gas del yacimiento, ocurre un
atrapamiento de liquido significante, no obstante que se mantenga la presion del
yacimiento por arriba del valor de la presion de rocio del gas condensado. Esto es
debido a que el punto de rocio de la mezcla resultante, es mayor que el punto de rocio

del gas condensado original.

Respecto a la inyeccion de metano, éste puede evaporar mucho mas condensado que
el nitrégeno; es decir, se requiere una cantidad menor de metano para evaporar
condensado que nitrégeno. En otras palabras, el metano puede contener 45% mole de
condensado en forma de gas, mientras que el nitrégeno solamente puede contener un 2
%. Esto es debido a que el metano tiene una capacidad 20 veces mayor de evaporacion
de condensado que el nitrégeno.

Sin embargo, la inyeccién de nitrdgeno es una alternativa viable en lugares donde no
hay disponible gas seco para inyeccién, ya que esta disponible en cualquier lugar, es
relativamente barato y presenta caracteristicas favorables para la inyeccion (es seguro,

No corrosivo y no contaminante).

Al-Anazi® realizé un estudio empleando nucleos de formaciones calcéareas y arenosas
provenientes de yacimientos de gas condensado. Analizé el impacto del bloqueo del
condensado vy fluidos de terminacion en la productividad de pozos productores de gas
en yacimientos de gas condensado, y evalud la factibilidad de realizar tratamientos en
pozos con diversos solventes para reestablecer la productividad. Cuando la produccion
de gas proveniente de yacimientos de gas condensado fluye a presiones inferiores a la
presion de rocio, da lugar a la acumulacién de liquido condensado en la region cercana
a la pared del pozo. Esta acumulacion, también conocida como un banco o anillo de
condensado, reduce tanto la permeabilidad relativa al gas asi como la productividad del
pozo. El efecto adverso del banco de condensado se incrementa en presencia de altas
saturaciones de agua. Un bloqueo por agua puede ocurrir cuando las fuerzas capilares
exceden la presion del gas en la formacion. La presencia de agua reduce el espacio

poroso disponible y consecuentemente disminuye la permeabilidad del gas. La



saturacion de agua residual restringe la movilizacion del condensado debido a altas
fuerzas capilares entre la fase fluyente de gas, el agua y el condensado atrapado. El
impacto negativo del bloqueo de agua se incrementa en formaciones de baja
permeabilidad donde las fuerzas capilares son altas o en yacimientos de baja presion.
En general, el indice de productividad de los diferentes nucleos probados disminuyo

mas de un 70 % debido al banco de condensado.

Los solventes evaluados para realizar tratamientos fueron los siguientes:
Metanol
Mezclas metanol-agua

Alcohol isopropilico

0N PR

Mezclas metanol-alcohol isopropilico.

En general, los tratamientos con metanol, alcohol isopropilico y mezclas metanol-
alcohol isopropilico fueron muy efectivas en eliminar el bloqueo por condensado y agua,
mejorando en todos los casos el indice de productividad del gas. Respecto al efecto de
la duracion del tratamiento con metanol, se observd que es muy largo; es decir, la
produccion de gas puede incrementarse y pagar el costo del tratamiento. Con relacion
al tratamiento empleando mezclas metanol-agua, no ayudaron en remover el
condensado del nucleo y tuvieron un impacto adverso en el indice de productividad del
gas. Esto es debido a que esta mezcla introduce un bloqueo por agua dentro del

condensado acumulado.

Los pozos productores de gas en formaciones de baja permeabilidad han mostrado una
baja capacidad de produccion después de las operaciones de perforacién y terminacion
de pozos. Lo anterior, es parcialmente atribuible a la penetracion dentro de la
formacion de los fluidos de terminacion. Los fluidos que invaden la formacién son
atrapados y forman un anillo alrededor del agujero, dando como resultado una alta
saturacién de liquido que restringe o bloquea el flujo de gas.



En otro estudio, Al-Anazi® menciona que el condensado puede ser movilizado de la
region cercana a la pared del pozo ya sea reduciendo la presién capilar o
incrementando las fuerzas viscosas. La presion capilar puede reducirse disminuyendo
la tension interfacial o alterando la mojabilidad. Ya que muchos de los yacimientos son
preferencialmente mojados por liquidos, alterar su mojabilidad utilizando tratamientos
guimicos a una intermedia o0 mojada por gas, reduce el entrampamiento de condensado
y ayuda a mantener o incrementar la produccién de gas. Para alcanzar este objetivo, se
requiere que los quimicos tengan ciertas propiedades tales como longevidad, que no
causen dafo, que sean térmicamente estables y de bajo costo. Se conoce que muchas

rocas en estado natural son mojadas por liquido en yacimientos de gas condensado.

Recientemente, Liu® y colaboradores realizaron pruebas de imbibicién espontanea de
agua para mostrar el efecto de la alteracion de la mojabilidad mediante productos
guimicos sobre la recuperaciéon de hidrocarburos. Para una mayor demostracion de
alteracion de mojabilidad mediante productos quimicos, los autores colocaron una gota
de agua destilada en la parte superior de un nucleo saturado con aire después de haber
sido sometido a tratamiento quimico. El agua no se imbibi6 dentro de la roca,
formandose una gota con un angulo de contacto de 121° el cual es mayor a 90°, lo que

demuestra que la mojabilidad de la roca fue alterada (ver figura 11.2).

Fig. Il.2 - Agua en la parte superior de unaroca después de haber alterado

su mojabilidad por productos quimicos®.
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CAPITULO Il

ASPECTOS GENERALES DE YACIMIENTOS DE GAS CONDENSADO,
PERMEABILIDAD Y MOJABILIDAD DE LA ROCA.

A continuacion se presentan los aspectos basicos de los yacimientos de gas
condensado, asi como lo referente a la mojabilidad de la roca, diferentes tipos de
mojabilidad, factores que la alteran y los diferentes métodos disponibles para medirla.
Dado que una vez que la presion del yacimiento se encuentra por debajo de la presion
de rocio de la mezcla de hidrocarburos se forma una fase liquida, se altera la
permeabilidad efectiva al gas y la productividad del pozo comienza a disminuir, por lo
gue también se tratara lo referente a este tema. La temperatura y presion estandar a la

que en adelante se haré referencia es 60 °F y 14.695 psia, respectivamente.

[11.1. YACIMIENTOS DE GAS CONDENSADO.

[1.1.1. DIAGRAMA DE FASES DE UN GAS RETROGRADO O GAS CONDENSADO.

El diagrama de fases de una mezcla de hidrocarburos, consiste de una grafica
cartesiana donde el eje horizontal representa a la temperatura y el eje vertical a la
presién’ (ver figura I11.1).

Los componentes principales de un diagrama de fases son:

a) Curva de puntos de burbuja. Indica la presion y temperatura a la cual se
formara la primera burbuja de gas al disminuir la presién de la fase liquida.

b) Curva de puntos de rocio. Indica la presion y temperatura a la cual se formara

la primera gota de liquido al disminuir la presion a la fase gaseosa.

c) Curvas de calidad. Indican el porcentaje en volumen de liquido de la mezcla de

hidrocarburos existente dentro de la region de dos fases.

11



d) Envolvente de fases. Compuesta por las curvas de puntos de burbuja y puntos

de rocio.

e) Punto critico. Se refiere a la temperatura y presion a la cual ya no es posible

distinguir si una mezcla de hidrocarburos se encuentra en fase liquida o gaseosa.

f) Cricondenterma. Es la mayor temperatura a la cual se encuentra la envolvente

de fases.

g) Cricondenbara. Es la mayor presién a la cual se encuentra la envolvente de

fases.

Dependiendo del tipo y cantidad de componentes en la mezcla de hidrocarburos es la
forma del diagrama de fases. La caracteristica principal del diagrama de fases para un
gas condensado es que la temperatura del yacimiento se encuentra entre la
temperatura critica y la cricondenterma; respecto a la presion del yacimiento ésta puede

ser mayor o igual a la presion de rocio de la mezcla de hidrocarburos.

Los factores fisicos que controlan el comportamiento de fases son:

e Presion
e Temperatura
e Atraccion molecular

e Repulsiébn molecular.

La presion y atraccion molecular tratan de confinar las moléculas (reduccion de la
distancia molecular), lo cual genera una tendencia a formar liquido, mientras que la
temperatura y la repulsion molecular actian de modo contrario; es decir, ocasionan una

tendencia a separar moléculas para generar gas.
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Fig. Ill.1 - Diagrama de fases tipico de un gas condensado retrégrado’.

A partir de la figura Ill.1 se puede observar el camino que sigue el gas condensado a
nivel de yacimiento y bajo un proceso isotérmico, una vez que la presion comienza a
disminuir. En el punto 1 el gas condensado se encuentra totalmente en fase gaseosa;
cuando la presion disminuye y alcanza la curva de rocio, en el punto 2, se comienza a
formar una fase liquida. Al continuar disminuyendo la presion, punto 3, ya se tiene una
fase liquida en el yacimiento, la cual normalmente no podra fluir, y por lo tanto tampoco

sera producida.

Asimismo, se podra notar un area limitada por una linea discontinua a la cual se le
denomina regién de condensacion retrograda; esta linea cruza por los puntos de
inflexiébn de cada curva de calidad. La caracteristica principal de esta region es que el
gas, una vez que cruza la curva de rocio, comienza a incrementar el porcentaje de
liguido hasta alcanzar un valor maximo, para posteriormente volverse a vaporizar y

consecuentemente a disminuir su porcentaje.
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[11.1.2. ASPECTOS GENERALES DE UN GAS CONDENSADO.

Una definicién aprobada después de la convencién de Viena® es “Los condensados son
aquellos hidrocarburos que existen en la fase gaseosa en yacimientos cuya temperatura
original se encuentra entre un rango de la temperatura critica y la maxima temperatura
a la cual dos fases pueden coexistir (cricondenterma). Estos hidrocarburos pueden
solamente producirse de pozos que son terminados en yacimientos de gas condensado,

gue se convierten en liquido a condiciones estandar de presion y temperatura”.

En la tabla 3.1 se muestra una composicion tipica de una mezcla de hidrocarburos
correspondiente a un gas condensado. Asimismo, la riqueza de un gas condensado
(GPM, gal/1000 piegce) se define como la cantidad de condensados que se pueden
obtener de cada 1000 pie®gc.. de gas, y depende de la composicion de la mezcla de
hidrocarburos. En su célculo se supone que los componentes pesados a partir del

propano se recuperan en su totalidad en superficie, lo cual en la realidad no ocurre.

En la tabla 3.2 se muestra una clasificacion de los yacimientos de gas condensado con

base en su rigueza.

Tabla 3.1 - Composicion tipica de un gas condensado®.
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Componente % Mol.
C: 75
C, 7
Cs 4.5
iC4-nCy 3
iC5-nCs 2
Co 25
C, 6
Mc7+ 125
RGL (pie*/Bl)gc.e. 7000
°API 55
Color del liquido tanque | Amarillo claro




Tabla 3.2 - Clasificacion de un yacimiento de gas condensado

con base a su riqueza®.

Riqueza | GPM | (BI/MMpie®) gc..
Alta 14.6 >300
Media 9.4 200-300
Baja 7.3 100-200
Pobre 4 <100

l.L1.3. EFECTOS DE LA DENSIDAD API, TEMPERATURA Y RELACION GAS-
LIQUIDO SOBRE LA PRESION DE ROCIO.

En la figura 111.2 se puede observar que conforme la densidad APl de un condensado
aumenta, menor es la presion de rocio. Esto se puede explicar ya que a mayor
densidad API, menor es la cantidad de componentes pesados que se encontraran en la

fase liquida.

Asimismo, en la figura 11l.3 se muestra la respuesta de la presion de rocio de un
condensado de 51 °API y 15,000 (pie3/Bl) @c.. a la temperatura. Conforme la
temperatura aumenta de 120 a 160 °F, la presion de rocio se incrementa de 4200 a

4400 psia para posteriormente practicamente permanecer constante.

4800
4600 -
4400 -
4200 -
4000 -
3800 -
3600 -
3400 -
3200 -
3000 T T T T T T

52 54 56 58 60 62 64 66

°API

T=160 °F
RGL= 15,000 (pie3/Bl)gc.c.

p rocio (psia)

Fig. lll.2 - Efecto de la densidad API sobre la presion de rocio.
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51 °AP
RGL= 15,000 (pie3/Bl)gee.

50 70 90 110 130 T1(5° h 170 190 210 230 250

Fig. lll.3 - Efecto de la temperatura sobre la presion de rocio.

En la figura 1ll.4 se puede observar que conforme aumenta la RGL (gas condensado
mas pobre) la presion de rocio disminuye, ya que en la composicion de la mezcla es

predominante la presencia de metano.

5000

4500 -

T=160 °F
51 °API

N
o
S
S

3500 -

p rocio (psia)

3000 -

2500

2000 ‘ ‘ ‘ ‘ ‘ ‘
10,000 15000 20,000 25000 30,000 35000 40,000 45,000
RGL (pie*/Bl)gc..

Fig. lll.4 - Efecto de la Relacion Gas-Liquido sobre la presion de rocio.

11.1.4. CONDENSACION Y VAPORIZACION®.

Cuando en un yacimiento de gas condensado se produce una reduccion isotérmica de

la presion y se cruza la curva de rocio, se entra en la region de dos fases ocurriendo la
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llamada condensacion retrograda de las fracciones pesadas e intermedias. Estas
fracciones se depositan como liquido en los canales porosos mas pequefios de la roca,
los hidrocarburos asi depositados no logran fluir hacia los pozos ya que raramente
alcanzan la saturacion critica de liquido. El efecto dafiino de permitir la condensacion
retrograda, tiene el agravante de que lo que se deposita son las fracciones mas
pesadas de la mezcla y por lo tanto, no sélo se pierde la parte de mayor valor en el
yacimiento, sino que el fluido que se continla extrayendo se empobrece en tales
fracciones.

La figura 1.5 ilustra los cambios que ocurren durante la condensacion retrograda de un
gas condensado estudiado por Standing, la disminucion de la presion por debajo de la
presion de rocio de 2960 psia produce una rapida condensacion de liquido que alcanza
un maximo, en este ejemplo, de 8.2 % a una presion de 1800 psia (curva B). Como el
condensado se acumula en el yacimiento, el gas producido tendr4 una menor densidad
relativa como lo ilustra la curva C. Al disminuir la densidad relativa del gas condesado,
disminuye su contenido de liquido y por lo tanto se incrementa la RGL (curva D).
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Fig. IIl.5 - Comportamiento retrégrado de un gas condensado®.

17



[11.2. PERMEABILIDAD.

11.2.1. PERMEABILIDAD ABSOLUTA, PERMEABILIDAD EFECTIVA Y
PERMEABILIDAD RELATIVA®.

La permeabilidad de la roca es una propiedad de la roca y no del fluido que fluye a
través de ella. Cuando la roca esta saturada 100 % de un solo fluido, se le conoce como
permeabilidad absoluta (kaps). En caso de que la roca esté saturado con mas de un
fluido, por ejemplo agua, aceite y gas 0 agua y aceite 0 agua y gas, entonces se le
conoce como permeabilidad efectiva al agua, permeabilidad efectiva al aceite y
permeabilidad efectiva al gas (kw, ko ¥ kg, respectivamente). Es decir, la permeabilidad
efectiva es la permeabilidad de una roca a un fluido en particular, cuando ese fluido
satura menos del 100% a la roca. La suma de las permeabilidades efectivas es siempre

menor que la permeabilidad absoluta.

Cuando dos fluidos estan presentes, tales como el aceite y el agua, sus gastos relativos
de flujo estan determinados por sus viscosidades y sus permeabilidades relativas. La
permeabilidad relativa es la relacion de la permeabilidad efectiva a la permeabilidad

absoluta.

Las permeabilidades antes mencionadas se encuentran descritas por las siguientes

expresiones obtenidas a partir de la ley de Darcy:

quL
k=——
AAp (3.1)
Qu Al
K, = w/hw=
w A .p ] (3'2)
qo/‘oL
k, =-—°ro-
(0] ﬂ fp ] (3'3)
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(3.7)

Permeabilidad efectiva al agua, aceite y gas, respectivamente, darcy.

Permeabilidad relativa al agua, aceite y gas, respectivamente, darcy.

Viscosidad del agua, aceite y gas, respectivamente, cp.
Gasto de agua, aceite y gas, respectivamente, cm®/s
Area transversal por donde fluye el fluido, cm?
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Caida de presioén, atm.

Ap
q’ u
Fluido [

< »
<« >

Fig. lll.6 - Representacién esquematica de una muestra de roca
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La figura 111.6 muestra esquematicamente la ubicacién de las variables que intervienen
en las ecuaciones anteriores.

La figura Ill.7 muestra una gréfica tipica de curvas de permeabilidad relativa para un
sistema agua-aceite para una roca en particular, como una funcién de la saturacién de
agua (Sw). A partir de un 100% de Sy, las curvas muestran que a una reduccién en S,
del 85%, (15% de incremento en la saturacion de aceite (S,)) rapidamente se reduce la
kw de 1.0 a 0.6 y a un 15% de S,, la k;, es practicamente igual a cero. Este valor de S,
del 15%, es conocido como la saturacion critica de aceite (Soc), la cual es la saturacion
a la que el aceite comenzara a fluir conforme se incremente su saturacion. Esta también
es llamada la saturacion residual (Ser), valor por debajo del cual la saturacién ya no

puede ser disminuida en un sistema agua-aceite.

Aceite Agua ]

B

Permeabilidad relativa, k , y k,,
=]
Y

o
o

A

A
Al L o] [Pl

0 Q.2 04 06 08 1.0
Saturacién de agua, fraccién del espacio poroso.

Fig. Il.7 - Curvas de permeabilidad relativa para un sistema agua-aceite®.

Del mismo modo, en la figura 111.8 se ilustra las curvas de permeabilidad relativa para un
sistema gas-aceite. NOtese que para una saturacion de gas (Sg) del 3%, el gas
comenzara a fluir, mientras que la k,, se reduce rapidamente de 1.0 (S, del 100%) al

0.38 para una S, del 80%.
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11.3. MOJABILILIDAD DE LA ROCA12

Los cambios en la mojabilidad de la roca han demostrado que afecta la presion capilar,
permeabilidad de la roca, saturacion de agua irreductible, saturacion de aceite residual,

asi como las propiedades eléctricas.

[11.3.1. MOJABILIDAD POR AGUA, MOJABILIDAD POR ACEITE Y MOJABILIDAD
NEUTRA.

La mojabilidad esta definida como la tendencia de un fluido a dispersarse o adherirse a
una superficie soOlida en presencia de otro fluido inmiscible. En un sistema
roca/aceite/salmuera, es una medicion de la preferencia que la roca tiene ya sea por el
aceite o el agua. Cuando la roca es mojada por agua, hay una tendencia para que el
agua ocupe los poros mas pequefios y contacte la mayor parte de la superficie de la
roca. Similarmente, en un sistema mojado por aceite, la roca esta preferencialmente en
contacto con el aceite; la localizacion de los fluidos es inversa a partir del caso mojado
por agua, y el aceite ocupara los poros pequefios y contactara la mayor parte de la
superficie de la roca. Es importante hacer notar que el término mojabilidad es utilizado
para la preferencia mojante de la roca y no necesariamente se refiere a que el fluido

esté en contacto con la roca en algun tiempo dado.
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Fig. I1.8 - Curvas de permeabilidad relativa para un sistema gas-aceite™.
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Cuando la roca no tiene una fuerte preferencia ya sea por el aceite o por el agua, se
dice que el sistema es de una mojabilidad neutra (o intermedia). Otro tipo de
mojabilidad es la mojabilidad fraccional, donde diferentes areas del nucleo tienen
diferente preferencia de mojabilidades.

La mojabilidad del sistema roca/fluido es importante debido a que es el principal factor
gue controla la localizacién, flujo y distribucion de los fluidos en un yacimiento. Cuando
el sistema esta en equilibrio, el fluido mojante ocuparé totalmente los poros pequefios y
estara en contacto con la mayoria de la superficie de la roca (suponiendo, por supuesto,
gue la saturacion del fluido mojante es lo suficientemente alta). El fluido no mojante
ocupara el centro de los poros mas grandes y formara glébulos que se extenderan

sobre varios poros.

[11.3.2. FACTORES QUE AFECTAN LA MOJABILIDAD ORIGINAL DEL YACIMIENTO.

La mojabilidad original de muchos yacimientos fuertemente mojados por agua puede
alterarse por la adsorcion de componentes polares y/o la depositacion de material
organico que estaba originalmente en el aceite. Se cree que agentes surfo-activos en el
aceite son componentes polares que contienen oxigeno, nitrogeno y/o sulfuro. Los
componentes polares se absorben sobre la superficie de la roca, exponiéndola al
hidrocarburo y haciéndola una superficie mas mojada por aceite. Mientras los
componentes surfo-activos del crudo se encuentran en un amplio rango de fracciones
petroleras, son mas prevalecientes en las fracciones pesadas, tales como en resinas y
asfaltenos. Los experimentos han demostrado que algunos surfactantes naturales son
suficientemente solubles en agua para absorberse sobre la superficie de la roca

después de pasar a traves de una delgada pelicula de agua.

Adicionalmente a la composicion del aceite, el grado al cual la mojabilidad es alterada
por estos surfactantes es también determinada por la presion, temperatura, superficie
mineral, y la quimica de la salmuera, incluyendo la composicién ionica y el pH. Varios

investigadores han encontrado que algunos componentes polares afectan la mojabilidad
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de la roca y a los carbonatos de diferentes maneras. La quimica de la salmuera puede
también alterar la mojabilidad. Los cationes multivalentes algunas veces mejoran la
absorcion de surfactantes sobre la superficie mineral. El pH de la salmuera es también
importante en la determinacion de la mojabilidad y otras propiedades interfaciales del

sistema aceite/salmuera/roca.

111.3.3. METODOS DE MEDICION DE MOJABILIDAD.

Cuando una gota de agua se coloca sobre una superficie inmersa en aceite, se forma
un angulo de contacto en el rango de 0 a 180°. Un sistema tipico aceite/agua/roca se
muestra en la figura 111.9, donde las energias superficiales en el sistema estan
relacionadas por la ecuacion de Young:

O ow COS ec =0us ~Ows (3.8)

Donde:

Gow Tension interfacial entre el aceite y el agua.
Cos Tension interfacial entre el aceite y el solido.
Ows Tension interfacial entre el agua y el sélido.
0c Angulo de contacto.

Por convencidn, el &ngulo de contacto,b., es medido a través del agua.
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Aceite Agua

Superficie de la roca
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L A A A

Mojado por aceite

Fig. 1.9 - Mojabilidad de sistemas aceite/agua/roca'".

Como se muestra en la figura 1.9, cuando el angulo de contacto es menor de 90°, la
superficie es preferentemente mojada por agua, y cuando es mayor de 90°, es
preferentemente mojada por aceite. Cuando algunos componentes como los de un
aceite se adsorben sobre la superficie de la roca, las energias interfaciales cambian
inequitativamente. Esto cambia a 6. y por lo tanto a la mojabilidad. Si 0. estd mas
alejado de 90°, aumenta la preferencia mojante de un fluido sobre otro. Si 6. es
exactamente de 90°, el sélido no tiene preferencia a ser mojado por ninguno de los
fluidos. Como se muestra en la tabla 3.3, cuando 6. esta entre 0 y 60/75°, el sistema
esta definido como mojado por agua. Cuando 6. estéa entre 180 y 105/120°, el sistema
esta definido como mojado por aceite. En el rango medio de angulos de contacto, el

sistema es de mojabilidad neutral o intermedia.

El término o,s-ows €S algunas veces llamado tension de adhesion, ca:

Op=0ps—Oys X OoyCOSE, : (3.9

24



La tensidn de adhesion es positiva cuando el sistema es mojado por agua, negativa
cuando el sistema es mojado por aceite y cercana a cero cuando el sistema es de

mojabilidad neutra.

Tabla 3.3 - Relaciones aproximadas entre mojabilidad, &ngulo de contacto y los indices de
mojabilidad USBM y Amott™.

Mojado por agua Mojabilidad neutra Mojado por aceite
Angulo de contacto
Minimo 0° 60-75° 105-120°
Méaximo 60-75° 105-120° 180°
indice de W cercanoal W cercano a 0 W cercano a -1
mojabilidad USBM
indice de
mojabilidad de
Ammot
Relacién de Positivo Cero Cero
desplazamiento por
agua
Relacién de Cero Cero Positivo
desplazamiento por
aceite

Se han propuesto diferentes métodos para la medicion de la mojabilidad de un sistema.

Estos incluyen métodos cuantitativos y cualitativos.

Aunque no hay un método que solamente sea el aceptado, los tres meétodos

cuantitativos que generalmente se emplean son:

111.3.3.1. Métodos cuantitativos:

e Angulos de contacto
e Amott
e Indice de mojabilidad USBM

El angulo de contacto mide la mojabilidad de una superficie especifica, mientras que los

métodos de Amott y USBM miden la mojabilidad promedio de un nucleo.
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Angulo de contacto. El angulo de contacto es el mejor método de medicion de
mojabilidad cuando se emplean fluidos puros y nucleos, debido a que no hay la
posibilidad de que surfactantes u otros componentes alteren la mojabilidad. EI método
también se emplea para determinar si un aceite crudo puede alterar la mojabilidad y
para examinar los efectos de la presion, temperatura y quimica de la salmuera sobre la
mojabilidad. Sin embargo, se presentan algunas dificultades en aplicar las mediciones
del angulo de contacto a nucleos de yacimiento. Por ejemplo, debido a los agentes
surfo-activos presentes en el aceite crudo, una cantidad significante de tiempo es
necesario para que el angulo de contacto alcance el equilibrio. Otro problema en la
medicion del angulo de contacto es la histéresis, ya que generalmente es encontrado
experimentalmente que una gota de liquido sobre la superficie puede tener diferentes
angulos de contacto estables. Jhonson, Dettre y Adamson establecieron que parece ser
gue hay tres diferentes causas de la histéresis del angulo de contacto: superficies

rugosas, superficies heterogéneas y superficies inméviles a una escala macromolecular.

Método de Amott. El método de Amott combina la imbibicion y el desplazamiento
forzado para medir el promedio de la mojabilidad de un nucleo. Tanto el nicleo como
los fluidos del yacimiento pueden ser empleados en la prueba. El método de Amott esta
basado sobre el echo de que el fluido mojante generalmente se imbibe
espontaneamente dentro del ndcleo, desplazando al fluido no mojante. La relaciéon de
imbibicién espontdnea a imbibicion forzada es empleada para reducir la influencia de
otros factores, tales como la permeabilidad relativa, viscosidad y la saturacion inicial de

la roca.
Los resultados de la prueba son expresados por:
1. “La relacion de desplazamiento por aceite”, que es la relacién de volumen de

agua desplazada por imbibicion espontanea de aceite, Vs, al total desplazado
por imbibicion de aceite y desplazamiento centrifugo (forzada), V.
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5y =—P - (3.10)

2. “La relacién de desplazamiento por agua’, que es la relacion de volumen de
aceite desplazado por imbibicion espontanea de agua, V,sp, al total de volumen
de aceite desplazado por imbibicion y desplazamiento centrifugo (forzada), Vo.

Sy =P (3.11)

Como se muestra en la tabla 3.3, los ndcleos preferencialmente mojados por agua
tienen un desplazamiento positivo por relacion de agua. El desplazamiento por relacion
de agua se aproxima a 1 conforme se incrementa a mojado por agua. Similarmente, los
ndcleos mojados por aceite tienen un desplazamiento positivo por relacion de aceite y
un desplazamiento cero por relacion de agua. Ambas relaciones son igual a cero para

nacleos de mojabilidad neutra.

indice de mojabilidad USBM. El tercer método cuantitativo que se emplea para medir
la mojabilidad es la prueba USBM desarrollada por Donaldson et al. La prueba USBM
también mide la mojabilidad promedio del nucleo. La prueba es relativamente rapida,
requiere pocos dias para probar de 4 a 8 tapones. La principal ventaja que tiene sobre
la prueba de mojabilidad de Amott es su sensibilidad cercana a la mojabilidad neutra.
Una desventaja menor es que el indice de mojabilidad USBM so6lo puede medirse en
tapones de nucleos ya que éstos tienen que girar dentro de una centrifuga. La prueba
USBM compara el trabajo requerido para que un fluido desplace a otro. Debido al
cambio favorable en energia libre, el trabajo requerido para que el fluido mojante
desplace del nucleo al no mojante, es menor que el trabajo requerido para el
desplazamiento opuesto. Ha sido demostrado que el trabajo requerido es proporcional
al area bajo la curva de presion capilar. En otras palabras, cuando un ndcleo es mojado
por agua, el area bajo la curva de presion capilar de empuje por salmuera (cuando el

agua desplaza al aceite) es menor que el area bajo la curva de presion capilar para el
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desplazamiento opuesto. De echo, si el agua es fuertemente mojante, mucha del agua
se imbibird espontaneamente dentro del nucleo y el area bajo la curva de empuje por

salmuera sera muy pequefia.

En la figura 111.10 se muestran los resultados de una prueba de mojabilidad en nucleos

con tres diferentes superficies. El asterisco (*) sefiala la saturacion de agua irreductible.

El método USBM utiliza la relacion de areas bajo las curvas de presion capilar para

calcular el indice de mojabilidad de acuerdo a la ecuacion 3.12.

W Iog[gj : (3.12)

% L

Mojado por agua. LOG -\I,-’.nz = .79 Mojado pcl;r aceite. LOG A) fAz = = 0.5

Presion capilar, psi.
=}
Presion capilar, psi.

-0 =0 \
8] 100 0

Saturacion promedio de agua, %.

1on
Saturacién promedio de agua, %.

*

ool et

Neutro  LoG 4, /ap = 0.00

Presion capilar, psi.

100
Saturacién promedio de agua, %.

Fig.lll.10 - Mediciones de mojabilidad USBM: (I-Empuje por salmuera. lI-Empuje por aceite)
(a) Nucleo no tratado, (b) Nucleo tratado con organoclorosilano, (c) Nucleo pre-tratado con aceite
por 324 hrs y 140 °F; la salmuera contiene 1000 ppm de tripolifosfato de sodio™.
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Donde A; y A; son las areas bajo las curvas de empuje del aceite y de la salmuera,
respectivamente. Como se muestra en la tabla 3.3, cuando W es mayor que cero, el
nacleo es mojado por agua, cuando W es menor que cero, es mojado por aceite. Un
indice de mojabilidad cercano a cero significa que el nacleo es de mojabilidad neutra.

Entre mayor sea el valor absoluto de W, mayor sera la preferencia mojante.

Asimismo, hay numerosos meétodos cualitativos de los cuales, dado su mayor uso, solo

se describiran los de imbibicion, flotacion y permeabilidad relativa.

111.3.3.2 Métodos cualitativos:

e Rapidez de imbibicion.

e Flotacion.

e Curvas de permeabilidad relativa.

e Examinacién microscopica.

e Lamina de cristal.

¢ Relaciones de permeabilidad/saturacion.
e Curvas de presion capilar.

e Registros de yacimientos.

e Resonancia magnética nuclear.

e Adsorcion de colorante.

Método de Imbibicion. Es el método cualitativo mayormente empleado, debido a que
proporciona una idea rapida de la mojabilidad sin requerir de equipos complicados. El

equipo original probaba la mojabilidad a presién y temperatura ambiente.

En una prueba de imbibicién, un ndcleo con su S, se sumerge en salmuera dentro de
un cilindro graduado, se mide la rapidez y la cantidad de aceite desplazado por la
salmuera imbibida. El nucleo es fuertemente mojado por agua si grandes volumenes de
salmuera son imbibidos rapidamente, mientras que bajas velocidades y pequefios

volimenes implica un nucleo mas débilmente mojado por agua. Si el agua no es
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imbibida, el ndcleo es mojado por aceite o0 de mojabilidad neutra. Los nucleos no
mojados por agua son entonces llevados a una Sqr Y sumergidos en aceite. El aparato
de imbibicion es invertido, con el cilindro graduado bajo el ndcleo para medir la rapidez
y volumen de agua desplazada por la imbibicion de aceite. Si el nacleo imbibe aceite, es
mojado por aceite. La rapidez y volumen de aceite imbibido indican que tan fuertemente
mojado por aceite es el ndcleo. Si ni el agua y ni el aceite son imbibidos, el nucleo es de
mojabilidad neutra. Finalmente, algunos nucleos imbiben tanto agua como aceite. Estos

nucleos tienen mojabilidad fraccional o mixta.

Método de flotacion. Los métodos de flotacion son rapidos pero trabajan solamente en
sistemas fuertemente mojantes. Agua, aceite y arena se colocan en una botella de
vidrio. La botella se agita y el experimentador observa hacia donde se dirigen los granos
de arena. Este método es recomendado por el APl para determinar los efectos de
surfactantes sobre la mojabilidad. Si el sistema es fuertemente mojado por agua, los
granos de arena limpia se asentaran en el fondo de la botella. Los granos de arena que
estén en la fase aceite se aglomeraran como pequefios grumos rodeados por una
delgada capa de agua. Si el sistema es mojado por aceite, algunos granos pueden estar
suspendidos en la interfase agua/aceite. Los granos de arena mojados por aceite en el
agua se agruparan, formando pequefios globulos de aceite cubiertos de arena. Este
método de flotacion es cualitativo y trabaja solamente para sistemas fuertemente

mojantes.

Métodos de permeabilidad relativa. Un gran numero de métodos cualitativos estan
basados sobre el efecto de la mojabilidad sobre la permeabilidad relativa. Sin embargo,
ellos son Utiles solamente para discriminar entre nucleos fuertemente mojados por agua
y nucleos fuertemente mojados por aceite. Un pequefio cambio en mojabilidad, por
ejemplo, entre fuertemente y moderadamente mojado por agua, no puede distinguirse
mediante este método. Un método desarrollado por Ehrlich y Wigal esta basado en
reglas practicas dadas por Craig para diferenciar entre nucleos fuertemente mojados

por agua y fuertemente mojados por aceite. Las reglas de Craig son:
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1. Las saturaciones de agua connata son usualmente mayores de 20 a 25 % en
rocas mojadas por agua, pero menores que 10% en rocas mojadas por aceite.

2. Las saturaciones de agua a la cual la permeabilidad relativa al agua y la
permeabilidad relativa al aceite son iguales es generalmente mayor del 50% para
nacleos mojados por agua y menores del 50% para nucleos mojados por aceite.

3. La permeabilidad relativa al agua al final del desplazamiento es generalmente
menor del 30% en rocas mojadas por agua, pero menor del 50 al 100% en las
mojadas por aceite.

Estas permeabilidades relativas se calculan con base en la permeabilidad al aceite a la
saturacion de agua connata. Ejemplos de curvas de permeabilidad relativa en nucleos
fuertemente mojados por agua y fuertemente mojados por aceite son tomados de Craig
y estan dados en la figura Ill.11. Hay que hacer notar que Raza y colaboradores
establecieron que hay excepciones a la regla general de que la saturacion de agua

connata es mayor para rocas mojadas por agua que para rocas mojadas por aceite.

Trieber y colaboradores propusieron una segunda técnica cualitativa para rocas
fuertemente mojadas. EI método compara las permeabilidades relativas aceite/agua,
gas/aceite y gas/agua y toma ventaja sobre el hecho de que las permeabilidades
relativas de las fases fuertemente mojantes es una funcion solamente de su propia
saturacion. Por ejemplo, si la roca es fuertemente mojada por agua, la permeabilidad
relativa al aceite (fase preferentemente mojante con respecto al gas) en las pruebas de
permeabilidad relativa gas/aceite debe ser una continuacién de la permeabilidad relativa
al agua (la fase mojante) en una prueba de permeabilidad relativa agua/aceite. Si se

observan diferencias significantes, la muestra no es fuertemente mojada por agua.

Un ejemplo de comparaciéon de curvas de permeabilidades relativas en un nucleo
fuertemente mojado por agua es tomado de Owens y Archer, figura 111.12. La
permeabilidad relativa de drene de un sistema gas/aceite, donde el aceite es el fluido
fuertemente mojante, es la correspondiente a la linea discontinua. La permeabilidad

relativa agua/aceite, donde el agua es el fluido fuertemente mojante, es mostrada como
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la linea continua. Notese que la permeabilidad relativa al agua, donde la saturacion del
fluido mojante se esta incrementando, es continuacién de la permeabilidad relativa al
aceite, donde la saturacién del fluido mojante esta disminuyendo. Esto demuestra que

el nucleo es mojado por agua.
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Fig. 1l.11 - Curvas de permeabilidad relativa agua/aceite basadas sobre la permeabilidad efectiva
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111.3.4. EFECTOS DE LA MOJABILIDAD SOBRE LA PRESION CAPILAR,

Por convencion, la presion capilar esta definida como

1 1

Pc=Po—Pw=a(+J : (3.14)
n n

donde:

c Tension interfacial.

Pc Presion capilar.

Po Presion en el aceite.

Pw Presion en el agua.

ry, Iz Radio de curvatura de la interfase, medido perpendicular una a otra.

Cuando otros fluidos diferentes al agua o al aceite son empleados, la presion capilar

esta definida como

Pc = Paw _ Rer (3.15)
donde:

Pnw Presion en el fluido no mojante.

Pwer Presion en el fluido mojante.

En un tubo capilar (figura 111.13), donde se encuentra agua y aceite, la presion capilar se

determinaria con la siguiente ecuacion:

Pc— 20 Ccosd '

. (3.16)
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Para balancear la fuerza ascendente causada por la tension interfacial, la presion en la
fase aceite, por arriba de la interfase, es mayor que la presion en la fase agua. Estas
fuerzas son responsables del incremento o disminucion de la interfase curva en un tubo
capilar respecto a la altura de la superficie plana. Cuando la superficie es mojada por
aceite, ©6>90°, hace que el cos6<0 y la tensidn interfacial actia hacia abajo,

disminuyendo la interfase en el tubo capilar por debajo de la superficie plana.

Aceite

Gow

Interfase plana
agua/aceite

Fig. 11.13 — Interfase agua/aceite en un tubo capilar.

Hay dos tipos basicos de procesos de presion capilar: drene e imbibicion (figura 111.14).
En un proceso de drene el fluido no mojante desplaza al fluido mojante, mientras que el
proceso inverso ocurre para la imbibicion. Generalmente, hay un proceso de histéresis
en la presién capilar cuando la saturacion del fluido esta variando, haciendo diferentes a
las curvas de drene e imbibicién. Para establecer una curva de presion capilar de
drene, la saturacion de la fase mojante es reducida de su maximo valor hasta la minima
irreducible incrementdndose la presion capilar desde cero hasta un méximo valor

positivo. Para generar una curva de presion capilar de imbibicion, la saturacién de la
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fase mojante se incrementa. Es importante notar que hay dos diferentes porciones de la
curva de presion capilar de imbibicion. La primera es la curva de imbibicion espontanea,
la cual es determinada inmediatamente después de medir la presion capilar de drene.
La presion capilar se reduce a cero, permitiendo a la fase mojante imbibirse; la tercera
porcion es la curva de imbibicion forzada, donde la presion capilar es disminuida desde

cero hasta un valor negativo.
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Fig. lll.14 — Curva de presion capilar agua/aceite medida en una
arena Berea mojada por agua.

1.3.5. EFECTOS DE LA MOJABILIDAD SOBRE LA PERMEABILIDAD RELATIVA',

La permeabilidad relativa es una medicion directa de la facilidad del sistema poroso
para conducir un fluido cuando uno o mas fluidos estan presentes. Estas propiedades
de flujo son el efecto combinado de la geometria del poro, mojabilidad, distribucion de

los fluidos y el comportamiento de la presion capilar en funcion de la saturacion del
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fluido mojante. La mojabilidad afecta a la permeabilidad relativa ya que es el principal
factor en el control de la localizacion, flujo y distribucién espacial de los fluidos en el

nucleo.

Considerando una roca fuertemente mojada por agua a una S,;, el agua, que es la fase
mojante, ocupara los poros pequefos y formara una delgada pelicula sobre la superficie
de los granos. El aceite, que es la fase no mojante, ocupara el centro de los poros mas
grandes. Esta distribucion de fluidos ocurre debido a que es energéticamente mas
favorable. Cualquier aceite ubicado en los poros pequefios sera desplazado al centro de
los poros mas grandes mediante la imbibicion espontanea, debido a esto disminuira la

energia del sistema.

Durante un desplazamiento por agua de un sistema mojado por agua, el agua se mueve
a través del medio poroso como un frente bastante uniforme. El agua inyectada tendera
a imbibirse dentro de cualquier poro de tamafo pequefio a medio, moviendo al aceite a
los poros més grandes donde es facilmente desplazado. Solamente el aceite es movido
a la cabeza del frente. En la zona frontal, cada uno de los fluidos se mueve a través de
su propia red de poros, pero con algo de fluido mojante localizado en cada poro. En
esta zona, donde el aceite y el agua estan fluyendo, una porcion de aceite existe en
canales continuos, mientras que el aceite remanente es atrapado en glébulos

discontinuos.

En una roca fuertemente mojada por aceite, la roca esta preferentemente en contacto
con el aceite, y la localizacion de los dos fluidos es inversa al caso de la roca mojada
por agua. El aceite generalmente se encontrara en los poros pequefios y como una
delgada pelicula sobre la superficie de los granos, mientras que el agua se localizara en
el centro de los poros mas grandes. La saturacion de agua intersticial aparecera
localizada como gotas en el centro del espacio poroso en algunos yacimientos
fuertemente mojados por aceite. Un desplazamiento por agua en un sistema
fuertemente mojado por aceite, sera menos eficiente que en una roca fuertemente

mojada por agua. Cuando el desplazamiento por agua es iniciado, el agua formara
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canales continuos o “dedos” a través del centro de los poros mas grandes, empujando
al aceite a la cabeza del frente. El aceite es dejado en los poros mas pequefios. El
aceite remanente es encontrado como (1) llenando los poros mas pequefos, (2) como
una pelicula continua sobre la superficie de los granos y (3) como bolsos grandes de

aceite atrapado y rodeado por agua.

Ya que la permeabilidad relativa es una funcion del comportamiento de la presion
capilar vs. la saturacion del fluido mojante, la histéresis es generalmente observada en
las curvas de permeabilidad relativa cuando se comparan al aumentar y disminuir la
saturacion del fluido mojante. La imbibicién es regularmente empleada para referirse al
flujo que resulta al incrementar la saturacion del fluido mojante mientras que el drene se
refiere al flujo cuando disminuye la saturacion de la fase mojante. Por ejemplo, el
desplazamiento por agua en una roca mojada por agua es un proceso de imbibicion,
mientras que el desplazamiento por agua en una roca mojada por aceite es un proceso

de drene.

Craig presento varias reglas practicas, dadas en la tabla 3.4 que indica la diferencia en
las caracteristicas de la permeabilidad relativa de nucleos fuertemente mojados por
agua y fuertemente mojados por aceite. Estas reglas son demostradas en la figura
[11.11, tomadas de Craig, las cuales muestran ejemplos de curvas de permeabilidad

relativa en sistemas fuertemente mojados.

La permeabilidad efectiva (y relativa) de un fluido es una funcion de la movilidad de esa
fase a una saturacion dada. Es decir, la movilidad es una funcién de las propiedades
mojantes y del area promedio de la seccion transversal de los canales de flujo. El fluido
mojante tiene una baja movilidad comparado con el fluido no mojante, debido a que el
fluido mojante esta localizado junto a la pared de los poros, mientras que el fluido no
mojante esta localizado en el centro de los poros. El fluido mojante tiene una baja
movilidad relativa comparada con la del fluido no mojante debido a que el fluido mojante
esta localizado junto a las paredes del poro mientras que el fluido no mojante esta en el

centro de los poros.
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Tabla 3.4 - Reglas préacticas de Craig para determinar la mojabilidad™.

Mojado por Mojado por aceite
agua
Usualmente Generalmente menor que 15%
Swi mayor que 20 a | P.V.
25% P.V. Frecuentemente menor de 10%.
Saturacion a la cual las | Mayor del 50% | Menor del 50% de saturacion de

permeabilidades relativas al aceite y | de saturacion de | agua.

al agua son iguales. agua.

Permeabilidad relativa al agua a la
maxima saturacion de agua, con | Generalmente Mayor del 50% y aproximandose
base a la permeabilidad efectiva al | menor del 30%. al 100%.

aceite a condiciones de saturacion

intersticial de agua en el yacimiento.

La regla final de Craig fue que la saturacién de agua intersticial era menor del 15% en
un sistema mojado por aceite y mayor al 20-25% en un sistema mojado por agua. Para
una roca mojada por agua, la saturacion de agua intersticial llena los poros pequefos y
forma una delgada pelicula sobre la superficie de la roca; por lo tanto, la saturacion de
agua es relativamente alta. Por otro lado, la saturacion de agua intersticial en algunas
rocas fuertemente mojadas por aceite se encuentra como gotas dispersas en el centro
de los poros mas grandes. Debido a que no hay requerimientos de que el agua cubra la
superficie de los poros, la saturacion de agua intersticial usualmente es mucho menor.

Adicionalmente, la saturacidbn de agua intersticial es también una funcion de la
permeabilidad y la estructura del poro, particularmente para rocas fuertemente mojadas

por agua.

Las reglas préacticas de Craig dan una buena indicacién de la mojabilidad de la roca,
pero hay excepciones. Una razon es que la permeabilidad relativa es también
dependiente de la saturacion inicial y la geometria del poro. Caudle y colaboradores

encontré que las curvas de permeabilidad relativa medidas en una arena mojada por
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agua fueron dependientes de la saturacion inicial de agua. Disminuyendo la saturacion
inicial de agua cambiaba la localizacion y forma de la curva. Craig estableciéo que la
saturacion inicial de agua influye fuertemente en las curvas de permeabilidad relativa en
rocas fuertemente mojadas por agua, pero tiene poco efecto en las curvas medidas en

rocas mojadas por aceite siempre y cuando la saturacion de agua sea menor del 20%.

La geometria del poro puede tener también un fuerte efecto sobre la medicién de las
curvas de permeabilidad relativa, incluyendo tales factores como el punto de cruce.
Morgan y Gordon midieron las permeabilidades relativas en nucleos limpios y mojados
por agua, encontrando significativas diferencias en rocas con poros grandes y bien
interconectados comparados con rocas que contenian mayor cantidad de poros mas
pequefios y menos comunicados. En estos nucleos mojados por agua, los poros
pequefios estan llenos con agua, la cual incrementa la S,;; pero contribuye muy poco al
flujo de agua. Cuando se comparan dos muestras con la misma permeabilidad absoluta,
la roca que contiene mayor cantidad de poros (pero mas pequefios) tienen una mayor
Swi Y el punto de cruce de las curvas de permeabilidad relativa ocurre a una mayor
saturacion de agua. Hay otros factores que pueden tener influencia sobre las curvas de
permeabilidad relativa, por lo que es preferible hacer mediciones independientes de
mojabilidad mas que solo confiar en las reglas practicas de Craig para evaluar la

mojabilidad.
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CAPITULO IV

DISMINUCION DE LA PRODUCTIVIDAD DEBIDO A LA ACUMULACION DE
CONDENSADOS EN LA VECINDAD DEL POZO.

En este capitulo se hace una descripcion de los diversos factores que originan la
formacion de un anillo de condensado alrededor del pozo asi como de la pérdida de

productividad asociada a dicho fenbmeno.

IV.1. DINAMICA DE LA FORMACION DE UN BANCO DE CONDENSADO
ALREDEDOR DE LA PARED DEL POZO.

La formacion'® e incremento de condensado liquido cerca de la pared del pozo es
consecuencia de la disminucién de la presion por debajo de la presion de rocio durante
la produccidn. El crecimiento progresivo del banco de condensado impide el flujo de gas
hacia el pozo y causa pérdidas de componentes pesados en la superficie. El
comportamiento del banco de condensado cercano a la pared del pozo es el factor
dominante respecto al comportamiento del pozo. La figura IV.1 muestra una ilustracion
esquematica de la acumulacion de liquido y del perfil de presion en la regidn cercana a
la pared del pozo de un yacimiento de gas condensado. Whitson y Fevang
caracterizaron el comportamiento de flujo cercano a la pared del pozo como un bloqueo
por condensado. El bloqueo por condensado puede reducir significativamente la
productividad del pozo en algunos yacimientos, aunque la severidad depende de las

caracteristicas del yacimiento y parametros de operacién del pozo.

Para caracterizar el flujo de gas condensado, comunmente se utiliza en la literatura un
modelo de tres regiones. La primera region es la parte externa del yacimiento donde
solamente la fase gaseosa esta presente por arriba del punto de rocio. La segunda
region es intermedia entre la primera y tercer region, donde la presién esta por debajo
del punto de rocio pero el condensado es inmovil. La tercer region esta cercana a la
pared del pozo fluyendo tanto gas como condensado. En esta region el condensado se

forma a partir de la fase gaseosa a una velocidad mas rapida en respuesta a la
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disminucién de presion generada por el pozo produciendo. En cualquier pozo productor,
una, dos o las tres regiones pueden existir. Las tres regiones de flujo se desarrollan
después de haber alcanzado una especie de estado pseudoestacionario. Las
condiciones de estado pseudoestacionario después de haberse establecido, cambiaran

gradualmente con el tiempo.

/_
PN .,

FPreson = presion de

rocio

Una fase
gaseosa Presion

Atrapamiento
de liquido

Atrapamiento
deliquido

AN

Fig. IV.1 - llustracion del perfil de presion y atrapamiento de liquido en la

regién cercana a la pared del pozo **.

El modelo de tres regiones forma la base de muchos estudios de flujo de gas
condensado. Durante la disminucidn de la presion, la saturacion de condensado se
incrementa a partir de cero y puede existir en todos los poros en la segunda y tercer

region.

La acumulacion de condensado o su saturacion cercana a la pared del pozo, depende
tanto de la composicion de la mezcla como de la presion que tenga en ese momento el
yacimiento. EI cambio composicional depende de las variaciones en las propiedades
PVT del fluido asi como de los cambios en presién. Durante la produccion, la presién
del yacimiento variara tanto en tiempo como en espacio. Si el pozo de gas condensado
estd fluyendo a una presion de fondo fluyendo (pws) constante, ya sea por arriba o
debajo de la presion de rocio, la variacion de presion cercana a la pared del pozo sera
muy grande (particularmente en yacimientos de baja permeabilidad) y con el tiempo no

varia mayormente (ver figuras IV.2 y IV.3).
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Asimismo, Wheaton y Zhang modelaron el comportamiento PVT para una mezcla de
dos componentes, metano y pentano, a diferentes concentraciones. La figura 1V.4
muestra las curvas del experimento CCE para seis mezclas de condesado con
diferentes concentraciones de pentano: 0.13, 0.15, 0.17, 0.20 0.23 y 0.25. A una presion
dada en la region de dos fases, la fraccion de liquido de una mezcla de aceite ligero es
siempre mayor que la de una mezcla de gas condensado y la fraccion de liquido de un
aceite relativamente pesado siempre serd mayor que la de un aceite ligero. La fraccién
del componente molar, densidad de la fase molar y viscosidades se pueden observar
en la figuras IV.5, IV.6 y, IV.7, respectivamente. Una de las conclusiones principales a
las que llegaron estos autores es que una vez que el pozo esta produciendo con pys
menores a la presion de rocio, no es posible remover el banco de condensado cerrando
el pozo y dejando que la presién se incremente por arriba del punto de rocio, ya que
durante el cierre, la saturacion de condensado puede aun incrementarse y continuar un

proceso de imbibicion.

Otro de los pardmetros que modelaron Wheaton y Zhang fue el comportamiento de la
permeabilidad relativa. La condensacion isotérmica en la segunda region del modelo de
tres regiones, es siempre un proceso de imbibicién durante la disminucion de presion,
donde el condensado continuamente se acumula y su saturacion se incrementa. En la
region cercana al pozo la situacién es mas que compleja. Para el caso de un pozo
produciendo a una presiéon de fondo fluyendo constante, la saturacion inicial de
condensado incrementa la imbibicion la cual es siempre seguida por un periodo de
disminucién de la saturacion de condensado durante el drene. El proceso de drene es
debido a que el flujo de la mezcla en la regién cercana al pozo va perdiendo
componentes pesados. El gas proveniente del condensado atrapado en la segunda
region, se va haciendo mas y mas seco con el tiempo. La mezcla mas pobre en
componentes pesados incrementa su permeabilidad relativa al gas y la saturacion de
condensado disminuye. El proceso de drene posterior no se debe a la re-vaporizacion.
En la figura IV.8 se pueden ver las curvas de permeabilidad relativa durante un proceso

de imbibicion.
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Como puede observarse, a una Sy de 0.80 la kg; tiene un valor de 0.60 y ko1 es de 0.2,
cuando la Sy disminuye a 0.50 ki1 es 0.15; es decir, a una saturacion todavia alta de
gas, la productividad del pozo se ve disminuida considerablemente ya que la
permeabilidad relativa (efectiva) al gas ha disminuido abruptamente.
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Fig. IV.2 - Perfil de presién para un yacimiento homogéneo

fluyendo por arriba de la presién de rocio .
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Fig. IV.3 - Perfil de presién para un yacimiento homogéneo

fluyendo por debajo de la presién de rocio **.
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IV.2. PERDIDA DE PRODUCTIVIDAD CAUSADA POR LA ACUMULACION DE
HIDROCARBUROS LIQUIDOS CERCANO A LA PARED DEL POZOY.

El-Bambi, Mc Cain and Semmelbeck construyeron un modelo composicional radial de
un solo pozo para investigar el comportamiento de la declinacion de la productividad de
los pozos de gas condensado. EI modelo consistié de una capa con 36 bloques en la

direccion radial. La simulacion inici6 con un bloque de 0.5 pie cercano al pozo
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incrementando el tamafo logaritmicamente hasta el décimo bloque, y luego se
emplearon bloques de tamarfio uniforme de 100 pies. Se utiliza una ecuacion de estado
de 9 componentes. Asimismo se emplearon datos de curvas de permeabilidad relativa
gas-aceite desarrolladas en un proceso de imbibicién en presencia de agua irreducible.
Un ajuste historico fue realizado en un intento de explicar el comportamiento fuera de lo
comun de un pozo (ver figuras 1V.9 y 1V.10). El modelo se limitd por la produccion de
gas mientras las propiedades del yacimiento se cambiaron para ajustar la presion
promedio del yacimiento y el gasto de produccion de condensado. La permeabilidad,
porosidad y distribucion de la permeabilidad se alteraron para alcanzar este ajuste.
Después del ajuste historico exitoso del pozo A, varias razones para el comportamiento
no comun fueron apareciendo. La productividad inicial del pozo declind cuando la
presion fluyendo cercana al pozo disminuyé por debajo de la presion de rocio. Esto fue
debido al incremento en la saturacion del condensado alrededor de la pared del pozo.
La figura IV.11 muestra la saturacion de condensado contra el tiempo en tres regiones
del modelo con mallas desarrollado, representando la regiéon cercana, media y alejada

del pozo.

La saturacion de condensado cercana a la pared del pozo se incrementé a casi el 70 %
cuando la presion disminuyo por debajo del punto de rocio. Después de que la presion
a través del yacimiento disminuye por debajo de la presién de rocio, la saturacion de
condensado se incrementa significativamente en el yacimiento. Por lo tanto, el gas que
llega a la pared del pozo es mas pobre en componentes intermedios y disminuye la
saturacion del condensado alrededor del pozo. Esto puede verse en la figura V.11
como la declinacién continua de la saturacién de condensado cerca de la pared del
pozo (celda 1), lo que permite la recuperacion parcial de la produccion de gas.
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IV.2.1. EFECTO SOBRE LA PERMEABILIDAD RELATIVA.

La permeabilidad relativa al gas y al condensado esta determinada a partir de la
saturacion del gas y del condensado. La figura IV.12 muestra la permeabilidad relativa
del condensado cercana a la pared del pozo (celda 1) y en la parte mas alejada del
yacimiento (celda 36). La figura muestra que la permeabilidad relativa al condensado
cercana a la pared del pozo disminuye continuamente, conforme el gas que se esta
produciendo es mas pobre en componentes intermedios. La figura también muestra que
el condensado que esta mas alejado en el yacimiento (celda 36) no se mueve, ya que
su saturacién no es lo suficientemente grande como para generarse una permeabilidad

relativa.
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Fig. IV.12 Permeabilidad relativa del condensado en el yacimiento™.

La figura IV.13 muestra la permeabilidad relativa al gas tanto en la celda 1 como en la
36. Después de una disminucién inicial cerca de la pared del pozo cuando la presion
cae abajo del punto de rocio, la permeabilidad relativa al gas se incrementa con el
tiempo. Este incremento en la productividad de gas es debido a una disminucion de la

saturacion de condensado cerca de la pared del pozo (ver figura IV.11).

- _ —c=ll1

E —oell 36

o)

©

O nm T

©

s

5

5 o L'

[ ‘\

g ~ —1

o

= 04

=

2 | r

E - L _,._fu—"'_-u-"—”_'H ,'—"-|

* J\. ,w_/_.y—""-’""'_'_'_'_ 1
[

o 1,000 Z.000 3,000 £,000 5,000 E,000 7,000 8,000

Tiempo (dias)
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IvV.2.2. CAMBIOS COMPOSICIONALES.

Los resultados de la simulacibn muestran que la composicion tanto del gas y del
condensado en el yacimiento cambia conforme disminuye la presion del yacimiento. Los
cambios composicionales alrededor de la pared del pozo son mas pronunciados que en
el resto del yacimiento. Esto esta mostrado por la grafica de tension superficial (figura
IV.14). La tension superficial refleja la proximidad de la composicion del gas y el
condensado. Alrededor de la pared del pozo (celda 1) la mayor tension superficial
refleja la diferencia considerable entre la composicion del gas y el condensado.
Mientras que en el yacimiento (celda 36) la tension superficial es mucho menor que

cerca del pozo.
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Fig. IV.14 Tensién superficial del fluido en el yacimiento™.

Los cambios composicionales afectan las viscosidades tanto del gas como del
condensado. Las figuras IV.15 y IV.16 muestran la viscosidad del condensado y del gas
(calculado a partir de las composiciones). Las figuras muestran que la viscosidad del
condensado se incrementa mientras que la del gas disminuye conforme la presion del

yacimiento decrece. Esto resulta en un incremento en la movilidad del gas.
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Fig. IV.16 Viscosidad del gas en el yacimiento™.

IV.2.3. DESARROLLO DEL ANILLO DE CONDENSADO.

La figura IV.17 ilustra la formacién de un anillo de condensado alrededor de la pared del

pozo y muestra la forma en que el perfil de saturacion de condensado cambia con el
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tiempo. Inicialmente la saturacion de condensado se incrementa casi al 70 % cerca de
la pared del pozo cuando la presién disminuye por debajo de la presidon de rocio. Esta

saturacion maxima de condensado es mayor a la pronosticada por el laboratorio.

La saturacion de condensado disminuye a cero a corta distancia de la pared del pozo y
desaparece a través de la mayor parte del yacimiento (cuando la presion es mayor a la
presion de rocio). El diametro del anillo crece con el tiempo siempre y cuando la presion
del yacimiento se mantenga por arriba del punto de rocio, en este caso la concentracion
de condensado cerca de la pared del pozo sera del 70 %. Después de 6 afios de
produccion el anillo de condensado se ha expandido alrededor de 300 pies dentro del

yacimiento.

Entre el sexto y séptimo afio de produccidon la saturacion de condensado se ha
incrementado en el yacimiento conforme la presion disminuye y concuerda con los
resultados PVT del laboratorio, el gas - con menos componentes intermedios -
conforme se acerca a la pared provoca que la saturaciéon de condensado disminuya.
Esto, por supuesto, resulta en un incremento en la saturacion de gas cerca de la pared
del pozo lo cual incrementa la productividad del gas. Al afio 20 alguna revaporizacion

ocurre y la saturacion de condensado en el yacimiento decrece ligeramente.

Cuando la presion en todo el yacimiento cae por debajo del punto de rocio el
condensado es atrapado a través del yacimiento. La saturacion del condensado no se

incrementa a un valor suficiente de tal modo que el condensado fluya.

Con base en lo anteriormente expuesto, se puede concluir que la formacion y tamafio

del radio del anillo de condensado es funciéon de:

1. Presiony temperatura del yacimiento.
2. Composicion del gas condensado.
3. Interaccion roca-fluidos:

a. Permeabilidad relativa al aceite, gas y agua.
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b. Saturacion de aceite, gas y agua.

4. Heterogeneidades presentes en el yacimiento.
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CAPITULO V

DESARROLLO EXPERIMENTAL.

En este capitulo se presentardan los antecedentes generales, las condiciones y
resultados obtenidos de los experimentos que se llevaron a cabo con los fluidos y rocas
pertenecientes al campo Saramako. Todos los estudios se realizaron en el area de
Termodinamica de Altas Presiones, del Laboratorio Productividad de Pozos del Instituto

Mexicano del Petroleo.
V.1. DESCRIPCION DEL CAMPO SARAMAKO *°.

El Campo Saramako se localiza en el extremo suroeste de la Cuenca de Macuspana,
aproximadamente a 25 km al sureste de la ciudad de Villahermosa (ver figura V.1); fue
descubierto mediante el analisis de sismica 3D del cubo sismico de Crimea, la cual
muestra una trampa estructural muy similar a la del campo Agave, para los sedimentos
de edad Mesozoico; esta deformacion estructural afecta sedimentos en el terciario

(arenas productoras) que forman el entrampamiento actual del campo.

El terciario estd constituido por una estructura anticlinal de orientacion NW-SE, de
aproximadamente 2.5 Km?. Al Este del campo y a una distancia aproximada de 7.5 km,
existe un domo de arcilla de orientacion N-S, que ha permitido la ocurrencia de
acufiamientos (onlaps) de cuerpos arenosos lenticulares que pueden tener interés

prospectivo.

Las secuencias del Terciario estdn caracterizadas por sedimentos siliciclasticos de
aguas someras y se ha considerado un modelo de barras costeras orientadas en
direccion NW-SE de aproximadamente 2.5 km?, con facies predominantemente
arcillosas y desarrollos alternantes de arenas que son los objetivos productores

importantes.
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El Pleistoceno en el campo Saramako ha sido dividido en tres unidades geoldgicas no

oficiales, a manera de facilitar su descripcion como se muestra en la figura V.2.

Teris

Caractrisicas geoldgicas del area

GOLFO DE MEXICO

Fig.V.1- Mapa ubicacién geografica campo Saramako - Columna Geoldgica.
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Fig. V.2 - Cuerpos arenosos del Pleistoceno, campo Saramako.
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V.1.1. CARACTERISTICAS DE LAS FORMACIONES EN EL CAMPO SARAMAKO.

Un intervalo inferior conformado por arenas y arcillas intercaladas de poco espesor y de
buena continuidad lateral, en ocasiones superan los 20 Ohms de resistividad y
espesores de mas de 10 m; en general la zona prospectiva inferior ostenta como
caracteristicas petrofisicas: porosidad promedio de 0.10, la saturacibn de agua
promedio (Sy) de 0.40, con volumen de arcillas estimado en 0.38 y permeabilidad entre
4y 10 md. La mejor calidad de roca se observa hacia las zonas de los pozos Saramako
1,2y4.

La zona desarrollada o arenas productoras esta formada por alternancias de arenas
desarrolladas productoras de gas condensado y lutitas intercaladas; las arenas son de
color gris claro, consolidadas, mal clasificadas de grano fino a muy fino; los granos en
ocasiones angulosos, con baja esfericidad y ligero grado de imbricacion, constituida por
minerales arcillosos, cuarzo, pirita, fragmentos de rocas (ver figura V.3). Trazas de
calcita, hematita, trazas de materia organica, matriz arcillosa y buena porosidad
intergranular (Analisis especial nucleo Polvillo 1), las arenas presentan buena
continuidad lateral segun la correlacion entre los pozos Saramako 1, 2 y 3, en
ocasiones con considerables reducciones de espesor y supuestos cambios de facies
hacia el &rea del pozo Saramako 4. La zona productora muestra como caracteristicas
petrofisicas; valores de porosidad entre 0.12 y 0.15, la saturacion de agua promedio
(Sw) de 0.25, con volumen de arcillas estimado en 0.30 y permeabilidad entre 20 y 80
md y espesor promedio de 30 m. La mejor calidad de roca se observa hacia la zona de
los pozo Saramako 1, 2 y 3, segun los resimenes de evaluacién petrofisica de los

pOZ0s.

Un intervalo superior, caracterizado principalmente por cuerpos arenosos lenticulares,
que en ocasiones presentan extension lateral entre los pozos del campo Saramako; las
arenas estan bien cementadas en material calcareo y regularmente soportadas en
matriz arcillo-calcarea, constituidas por granos de cuarzo translicido de grano fino y

tamafio limo, subanguloso a subrredondeado, bien clasificado, con presencia de
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fragmentos de feldespato, micas blancas y verdes, lignito y muy escasa pirita fina (ver
apéndice “A”), con fosiles Planctonicos y Bentonicos. Las lutita se presentan
ligeramente limosas de color gris verdoso a verde oscuro, ligeramente calcéarea,
abundantes micas blancas y verdes, con escasa materia bituminosa diseminada y

escasa pirita fina, escasos gasterépodos y bioclastos.

“AccVY Spot Magn Det WD —— 50pum
250kV 45 500x __GSE 109 0.9 Torr SALMUERA-CONDENSADO 753
» i ‘ - i - » ..

s & - . o

-

Fig. V.3 - Imagen microscopia electrénica de barrido ntcleo 2 pozo Saramako 1.

V.1.2. REPORTE DE NUCLEO SARAMAKO 1.

En forma general los lentes de arenas de la zona prospectiva superior, pueden tener
interés prospectivo como roca almacén de acuerdo a las caracteristicas petrofisicas
estimadas en algunas de estas arenas, entre las cuales se mencionan porosidad
promedio 15%, saturacién de agua menor a 40%, volumen de arcillas menor a 40% y

permeabilidad mayor a 20 md.
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V.2. CARACTERISTICAS BASICAS DEL YACIMIENTO Y DE LOS FLUIDOS.

Presion inicial
Temperatura del yacimiento

Tipo de roca

Tipo de yacimiento

Mecanismo principal de produccién

Presioén de rocio

API condensado

Densidad rel. del gas condensado (aire=1)

5418.7 psia.

240-253 °F.

Siliciclasticas (arenas) de
Pleistoceno medio.

Gas condensado.

Expansion roca-fluidos.

5418.7 psia.

62.3

11

edad

Como se ilustra en la figura V.4, desde abril del 2002 y hasta marzo del 2007, el campo

ha sufrido una declinacién rapida energética desde una presion de 5418.7 psia a 1830.6

psia (marzo 2007). Tomando un tiempo de produccion de 56 meses, un acumulado de

gas de 30.76 bcf y una caida de presion de 3328.2 psi, se calcularon los indicadores de

comportamiento del campo siguientes:

Abatimiento de presion por mes
Abatimiento de presion por bcf producidos

Declinacion de produccion

59.43 psi /mes
108 psi/bcf
0.55 bcf/mes

La figura V.4 también muestra que las presiones de los pozos llevadas a una

profundidad promedio de 3400 m mantienen una misma tendencia, mostrando que hay

comunicacion entre las arenas superiores e inferiores. Lo anterior se ha corroborado por

la dltima presion del pozo Saramako 3, zona superior.
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PRESIONES USADAS EN BALANCE DE MATERIALES COMPOSICIONAL
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Fig. V.4 - Comportamiento de presion de los pozos 1, 2, 3y 4 del campo Saramako .

En la figura V.5 se muestra el acumulado de produccion de condensado, gas y agua de
los pozos Saramako 1, 2, 3 y 4, que conforman el total de la produccién del campo.
Noétese como a partir de junio del 2004 cambia la pendiente de las curvas de produccion
acumulada de condensado y gas de los pozos.

ACTIVO INTEGRAL MACUSPANA - MEJORAMIENTO DE PRODUCTIVIDAD DE POZOS
ACUMULADOS DE CONDENSADO, GAS Y AGUA POR POZO
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Fig. V.5 - Produccién acumulada pozos del Campo Saramako.
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V.3. VOLUMENES ORIGINALES Y RESERVAS DE GAS Y LiQUIDO.

Los volumenes originales de hidrocarburos, las reservas totales y remanentes de gas y
condensado se determinaron por el método dinamico de declinacién de presion, el cual
esta fundamentado en un balance de materia composicional que tiene en cuenta los
volimenes de condensado retrogrado a presiones inferiores a las de rocio. Las
reservas de gas y condensado también se determinaron por curvas de declinacion de
produccion y los resultados comparan favorablemente con los valores oficiales de
PEMEX.

V.3.1. VOLUMENES ORIGINALES DE HIDROCARBUROS (METODO DINAMICO DE
DECLINACION DE PRESION).

Con datos de presiéon y produccion del Campo (Tabla 5.1) se construyo la variacién de
Cpa p/Zx; vs. Gp: obteniéndose una linea recta (figura V.6) correspondiente a un
yacimiento volumétrico (sin entrada de agua). Por extrapolacion de la recta a un valor

Cpa P/Z, de cero se obtuvo el Gas Condensado Original en Sitio (GCOES).

GCOES = 71.58 bcf

Tabla 5.1 - Historias de presion y produccién del campo Saramako

Nota: Solo se considero el agua de condensacion.

Fecha P Gas Condensado Agua RGC.cum-
psia bcf MMB MMB SCF/STB
01/04/02 | 5137 0 0 0 10300
22/06/03 | 4895 2.36 0.24 0.003 9907.6
07/09/03 | 4495 3.75 0.34 0.004 11137.5
21/09/03 | 4495 4.02 0.36 0.005 11169.8
27/09/03 | 4408 4.23 0.38 0.006 11122.8
21/05/04 | 4089 9.18 0.70 0.014 13187.8
25/03/05 | 3347 18.27 1.12 0.027 16376.8
30/03/05 | 3310 18.85 1.13 0.028 16613.8
20/09/05 | 2820 23.05 1.28 0.035 17968.5
26/05/06 | 2045 28.44 1.46 0.045 19468.8
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Cpa P/z2f Vs Gpt
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Fig. V.6 — Determinacion del GCOES por el Método Dinamico
de declinacion de presion.

El Gas (separador) y el Condensado (tanque) originales en sitio se obtuvieron de las

ecuaciones:

GOES=GCOES*fg (5.1)

COES=GOES/RGC; (5.2)

donde:

GOES Gas original en sitio.

COES Condensado original en sitio.

fg Fraccion del gas condensado que permanece en fase gaseosa en
superficie, fraccién molar.

RGC; Relacion Gas Condensado inicial, SCF/STB.

62



Valores obtenidos:

GOES = 65. 85 bcf
COES =6.39 MMSTB (RGCi= 10300 SCF/STB)

V.3.2. RESERVAS TOTALES Y REMANENTES DE GAS Y CONDENSADO.

Se estudio el impacto de la presion de abandono en las reservas de gas y condensado.
Se fijaron presiones de abandono (pa») de 750 psi (52.8 kg/cm?), 1000 psi (70.4 kg/cm?)
y 1250 psi (88 kg/cm?). Se entra en la figura V.7 con la presién de abandono hasta
cortar la linea recta y luego se lee el valor de Gpty, (gas de separador mas liquidos
equivalentes en gas); a partir de este valor se determina Gpa, (reservas de gas, SCF),

Ncap (reservas de condensado, STB) y Wpa, (volumen de agua a producir hasta pap).
NCap= Gptap/(Gptan/NCab); (5.3)

Gptap/NCap = Gpap/NCap +132800(GEC/MWC + (Wpap/NCap) *(GEW/MWW));
(5.4)

Reservas de Gas=Ncgp * (Gpan/NCap). (5.5)
Los valores de Gpan/NCap Y Wpan/Ncap se obtuvieron graficando Gp/Nc y Wp/Nc contra
Gpt de la historia de produccién del yacimiento y, posteriormente, extrapolando el
comportamiento reciente hasta Gpty, se determinaron Gpap/NCap ¥ Wpap/NCap. La
densidad relativa del condensado (GEc) y su peso molecular (MWc) se obtuvieron a
partir de la densidad API del condensado de tanque.

Para el agua se usaron GEw =1 y MWw = 18 (apéndice “B”).

De las historias de produccion se estimaron los valores de (Gp/Nc)a, = 22700 SCF/STB
y (Wp/Nc)ap =0.04 BI/BI
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Cpa P22f Vs Gpi
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Fig. V.7- Célculo de Reservas de Gas y Liquido por el Método Dindamico de
Declinacién de Presion.

En la Tabla 5.2 se muestra un resumen de los resultados. Se puede observar que las
reservas dinamicas de gas y condensado calculadas con el método de p/Z a una pa, de
750 psi (52.8 kg/cm?), coinciden con las cifras oficiales del Activo. Las reservas
calculadas por curvas de declinacion obtenidas considerando que los pozos se
mantienen activos hasta alcanzar una Qga, de 100 MPCD coinciden con las obtenidas a
una pas de 1250 psi ( 88 kg/ cm?).

Lo anterior permite concluir:
e Los 4 pozos actuales estan en capacidad de producir las reservas del
campo en el caso en que se logre mantener su productividad, y su
declinacién sea solo de tipo energética. Para cumplir con esta condicion,

es necesario reactivar la produccién de los pozos Saramako 1y 3.

e Si se logra abatir la presién del campo hasta 750 psi (52.8 kg/cm?), se
obtiene una ganancia de reservas de 7.3 bcf de gas y 0.4 MMSTB de
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condensado, en relacion a las reservas calculadas con una presion de
abandono de 1250 psi (88 kg/cm?).

Tabla 5.2 Reservas Totales y Remanentes del Campo Saramako.

RESERVAS
RESERVAS TOTALES REMANENTES
GAS SEPARADO|CONDENSADO| GAS SEPARADO | CONDENSADO
BPC MMB BPC MMB
BALANCE DE MATERIA
PRESION DE ABANDONO DE YAC.
(Kg/Cm2/PSIA)
52.7/750 55.6 2.5 24.8 1.0
70.3/1000 51.9 2.3 21.1 0.8
87.9/1250 48.3 2.1 17.5 0.6
CURVAS DE DECLINACION DE
PRODUCCION ** 48.6 2.1 17.8 0.6
OFICIALES 54.0 2.5 23.2 1.0

V.4. DESARROLLO EXPERIMENTAL.

V.4.1. MINERALOGIA DE LA ROCA.

Mediante la técnica de difraccion de rayos X (figura V.8), se determiné que el cuarzo es
el principal componente de la roca de la formacion productora (apéndice “C”). Otros

minerales que se encuentran presentes en menor grado son Carbonato de Calcio,
Alabita y Kianita.
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Fig. V.8 — Estudio de difraccion de rayos X para determinar la mineralogia de la formacion

productora del campo Saramako.

V.4.2. PRUEBAS DE COMPATIBILIDAD DE FLUIDOS.

Es la principal herramienta para asegurar que el tratamiento utilizado no produzca o
genere un dafio adicional a la formacion, cuando los productos quimicos son
mezclados con los fluidos de la formacién. Una porcion de producto quimico es
mezclado con salmuera y condensado. Los fluidos son colocados dentro de un
recipiente, el cual es agitado y sometido a presién y temperatura de yacimiento. El
equipo empleado en esta prueba puede ser observado en la figura V.9.

Los criterios empleados en las pruebas de compatibilidad son lo siguientes (figura V.
10):

Presencia de una fase y particulas en el fondo del recipiente.
Presencia de dos fases.

Presencia de dos fases y particulas en la interfase.

Presencia de dos fases y particulas en el fondo del recipiente.

a r w N E

Presencia de dos fases y particulas en la interfase, también particulas

suspendidas en ambas fases.

o

Presencia de una fase, sélidos precipitados y goma.
7. Presencia de una fase sin la presencia de precipitados o solidos en suspension.
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Con las pruebas de compatibilidad se pretende descartar a aquellas mezclas que

produzcan la presencia de precipitados o sélidos en suspension.

Fig. V.9 — Celda Bulk. Equipo utilizado para realizar pruebas de compatibilidad agitando muestras

de fluidos a condiciones de presion y temperatura de yacimiento.

En total se realizaron 15 pruebas de compatibilidad de fluidos con ocho productos
guimicos diferentes. En ninguno de ellos se observé precipitacion de cualquier tipo de
material ni la formaciéon de emulsiones. En algunos casos solo se presentaron dos

fases, fase aceite (condensado) y fase agua (salmuera de formacion) (ver figura V.11).
V.4.3. DETERMINACION DE LA MOJABILIDAD DE LA ROCA DE LA FORMACION.
Para determinar la mojabilidad de la formacion productora en el campo Saramako, se
empled el método cualitativo de flotacion y una muestra de roca del ndcleo, después de

haber sido sometida a proceso de limpieza, se tritur0 hasta obtener granos de arena

gue fueron vaciados en un recipiente que contenia condensado y salmuera de
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formacién. Los granos de arena al pasar por la fase aceite, imbibieron de manera
natural una cierta cantidad de condensado y se depositaron en el fondo del recipiente,
dentro de la fase acuosa, aglomerandose y sin dejar “escapar” la fase aceite imbibida
(ver figura V.12). Esta caracteristica es propia de formaciones fuertemente mojadas por
aceite.

Fig. V.11 — Prueba de compatibilidad de fluidos.
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Fig. V.12 — Granos preferentemente mojados por aceite.

Por otro lado, en una lamina de roca de la formacion productora en el campo Saramako,
fueron colocadas una gota de salmuera y otra de condensado. La gota de salmuera
tardd 30 minutos en imbibirse dentro de la roca, mientras que la gota de condensado se
imbibié de manera espontanea (ver figura V.13). Este comportamiento confirma que la

roca de la formacién productora tiene una fuerte tendencia a ser mojada por aceite.

Salmuera

lensado

Fig. V.13 — Secuencia fotografica de imbibicion de gotas de agua y condensado

en rocade formacion.
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V.4.4. ALTERACION DE LA MOJABILIDAD DE LA ROCA DE LA FORMACION.

Una vez determinado que los granos de roca tienen una tendencia a ser fuertemente
mojados por el condensado, se procedié a seleccionar el producto quimico que
provocara que los granos tuvieran una tendencia a ser mojados por agua. De todos los
productos quimicos probados, se encontrd que el producto A (comercial) y el producto
B (desarrollado por el Instituto Mexicano del Petréleo en el proyecto D.31519), cumplian

con la caracteristica deseada.

Se colocd una lamina de roca en seno de producto quimico durante 2 hrs. con la
finalidad de que se impregnara por completo del producto (figura V.14). Posteriormente
fue secada dentro de un horno, pulverizada y colocada en un recipiente que contenia
salmuera y condensado de formacion. A diferencia del ensayo anterior, los granos de
arena no imbibieron condensado y se dispersaron en el fondo del frasco sin aglutinarse
(figura V.15). Lo anterior es indicativo de que el producto quimico alterd la mojabilidad

de la formacién de mojado por aceite a mojado por agua.

Este criterio es fundamental para seleccionar el producto quimico que se vaya a
emplear en las pruebas de desplazamiento, ya que si bien pueden tener un
comportamiento adecuado en las pruebas de compatibilidad, no es indicativo de que
vayan a tener un buen comportamiento durante las pruebas de desplazamiento. Aunado
a lo anterior, se debe considerar que hay una limitante en cuanto a tapones de roca
obtenidos del nucleo; es decir, una vez que un tapon se haya utilizado en una prueba
de desplazamiento, no puede volver a emplearse, ya que ha sido sometido a un
proceso quimico al impregnar sus granos con algun producto para alterar su

mojabilidad.
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Fig. V.14 — Muestra de roca en seno de producto quimico para alterar su mojabilidad.

Fig. V.15 — Los granos de roca ya no muestran preferencia por el condensado.
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V.4.5. PRUEBAS DE DESPLAZAMIENTO.

El objetivo principal de las pruebas de desplazamiento es la de observar el
comportamiento de la permeabilidad efectiva al gas y al condensado antes y después
de que la roca haya sido dafiada por bloqueo de liquido, asi como después de la
implementacion de un tratamiento quimico. Esta prueba es primordial antes de que

cualquier quimico se utilice en un tratamiento a nivel de pozo.

Ya que durante las operaciones de recuperaciéon de nucleos diversos factores pueden
alterar sus condiciones originales, estos deben de acondicionarse previamente a su
utilizacion en las pruebas de desplazamiento. En la figura V.16 se pude ver que los
tapones son lavados con tolueno para posteriormente ser afiejados en fluidos de

formacion.

Fig. V.16 — Limpieza de tapones con tolueno.

En la tabla 5.3 se muestra la porosidad y permeabilidad de cada uno de los nucleos

pequefios que se emplearon en las pruebas de desplazamiento.

El equipo empleado en esta etapa experimental consistio de lo siguiente:

1. Bomba de desplazamiento.
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Horno equipado.

Recipiente para metano.

Recipiente para condensado
Recipiente para salmuera de formacion.

Recipiente para producto quimico.

N o gk~ Wb

Permeametro.

En las figuras V.17 y V.18 se puede observar el equipo anteriormente relacionado.

Tabla 5.3. — Porosidad y permeabilidad absoluta de tapones empleados

en pruebas de desplazamiento.

TAPON| DIAMETRO | LONGITUD Vi V, o Kabs

(pg) (cm) cm® | m® |(adim)| (md)

1 1.5 6.05 68.976 | 10.364 | 0.1503 45

2 1.5 59 67.265 | 11.197 | 0.1665 46

3 1.5 4.55 51.874 | 8.4615 | 0.1631 53
4 1.5 45 51.304 | 8.9115 | 0.1737
5 1.5 4 45.604 | 7.529 |0.1651
6 1.5 3.8 43.323 | 7.424 |0.1714




I /1

Fig. V.17 — Bomba de desplazamiento.

Producto quimico

Condensado
Salmuera de
formacién
Gas metano
Permeametro

Fig. V.18 — Horno equipado.
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Todas las pruebas de desplazamiento se llevaron a condiciones de presion y
temperatura de yacimiento, 1534.7 psia y 240.8 °F. En la figura V.19 se ilustra

esquematicamente el horno con los accesorios ya mencionados.

V.5. RESULTADOS PRUEBAS DE DESPLAZAMIENTO.

Para las pruebas de desplazamiento se emplearon los tapones 2, 1 y 3 (en este orden
secuencial). Los tapones 1y 2 se probaron con el producto quimico A y el tapon 3 con
el producto quimico B. Para el tapdén 2 se siguié el procedimiento propuesto por la
empresa desarrolladora del producto A (apéndice “D”). En el caso de los tapones 1y 3
se siguié el procedimiento desarrollado de manera conjunta con el Laboratorio de
Productividad de Pozos del Instituto Mexicano del Petroleo (apéndice “E”). Las
diferencias fundamentales entre estos dos procedimientos es que el primero coloca el
tapdn en sentido vertical y en el segundo procedimiento se coloca de manera horizontal,
asimismo, el primer procedimiento no evalla la permeabilidad efectiva al gas antes y
después de someter al tapon a tratamiento quimico, a diferencia del segundo que si lo

evalla.
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Fig. V.19 — Esquema de horno equipado con accesorios para realizar pruebas de desplazamiento.

Las ecuaciones que se emplearon para obtener el valor de las permeabilidades

efectivas al condensado y al gas son las siguientes:

_ OcttcL
°" Ap-py) 6)

29, 1 Lp,

kg=——3" -, (5.7)
Alp” = p°)

donde:

Ke Permeabilidad efectiva al condensado, d.

Kg Permeabilidad efectiva al gas, d.
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Jc Gasto de inyeccion del condensado, cm®/s.

dg Gasto de inyeccion del gas, cm®/s.

[T Viscosidad del condensado, cp.

Ug Viscosidad del gas, cp.

L Longitud del tapon, cm.

A Area perpendicular a la direccién de flujo, cm?.
p1 Presion a la entrada del tapdn, atm.

P2 Presion a la salida del tapdn, atm.

Debido a que se emplea la ecuacién de Darcy para obtener la permeabilidad efectiva al
condensado o al gas, es necesario asegurarse que la velocidad de flujo esté dentro de
la region de flujo laminar. Para verificar esta condicion se emple6 la ecuacion de
Hagen-Poiseuille e imadgenes de microscopia de barrido para obtener el diametro
promedio de poro y posteriormente calcular el Namero de Reynolds. En el apéndice “F”

se muestra el desarrollo correspondiente

V.5.1. PRUEBA DE DESPLAZAMIENTO TAPON 2, PRODUCTO QUIMICO A.

El producto A consiste de un grupo fluoroquimico que provoca que los granos de roca
tengan una repulsion al agua y al aceite. Asimismo, contienen un grupo silanol o alcoxi,
cuya funcion es la de que se adhiera a la pared del grano. El tapon 2 fue tratado con
mezclas al 2% en peso del producto A, disuelto en 29% en peso en Etanol y 69% en
peso en Butanietanol. El procedimiento seguido es el presentado en el apéndice “D”.

En la figura V.20 se presenta la permeabilidad efectiva al gas antes de dafio y en

presencia de agua irreducible, medida a tres diferentes gastos de inyeccion de gas
metano: 1000, 250 y 100 cm*/hr.
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Fig. V.20 — Permeabilidad efectiva al gas antes del tratamiento.

En la figura V. 21 se puede observar el comportamiento de k. antes y después de que
el tapon 2 haya sido sometido al tratamiento quimico. La k. de tener un valor de 8.2 md
antes de tratamiento, pasé a tener un valor de 15.12 md, sosteniéndose durante el

tiempo que duroé el desplazamiento.
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Fig. V.21 — Permeabilidad efectiva al condensado antes y después de tratamiento, producto

quimico A.

V.5.2. PRUEBA DE DESPLAZAMIENTO TAPON 1, PRODUCTO QUIMICO A.

Con la finalidad de confirmar los resultados obtenidos con el tapén 2, se llevé a cabo
otro experimento empleando el producto quimico A y el tapon 1. A diferencia del
anterior, el tapon se coloc6 de manera horizontal dentro del horno, segun el
procedimiento descrito en el apéndice “E”. El gasto de inyeccién de gas fue de 1000

cm?/hr.

La kq antes de tratamiento fue de 9.2 md y después de tratamiento alcanzé un valor de
24.4 md (figura V.22).
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Respecto a la permeabilidad efectiva al condensado, de tener un valor de 12.2 md
antes de tratamiento, se incrementé hasta 21.2 md después del tratamiento (figura
V.23).
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Fig. V.22 — Permeabilidad efectiva al gas antes y después de tratamiento, g ;,y=1000 cm®hr,

producto quimico A.
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Fig
. V.23 — Permeabilidad efectiva al condensado antes y después

de tratamiento, g ;ny=100 cm®hr, producto quimico A.

V.5.3. PRUEBA DE DESPLAZAMIENTO TAPON 3, PRODUCTO QUIMICO B.

El producto B consiste de un complejo supramolecular que contiene grupos
carboxilicos, sulfénicos nitrogenados e hidrocarbonados, los cuales son solubles en
agua y/o hidrocarburos, cuya funcion principal es generar una repulsion a la fase aceite.
El tap6n 3 fue tratado con mezclas al 2% en peso del producto B disuelto en salmuera

del campo Saramako. El procedimiento seguido es el presentado en el apéndice “E”.
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Fig. V.24 — Permeabilidad efectiva al gas antes y después de tratamiento, ¢ ;,y2=1000 cmhr,

producto quimico B.

Notese como después de 20 minutos de haber iniciado la inyeccion de gas, la kq
después del tratamiento comienza a descender. Esto podria interpretarse como que

después de cierto tiempo, la efectividad del producto comienza a disminuir.
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Fig. V.25 — Permeabilidad efectiva al condensado antes y después de tratamiento, g ;ny=100 cm/hr,

V.6. RESUMEN DE RESULTADOS.

producto quimico B.

En la tabla 5.4 se encuentran los resultados obtenidos de las tres pruebas realizadas En

todas se incremento la permeabilidad efectiva al gas y al condensado.

Tabla 5.4. — Comportamiento de la permeabilidad de laroca antes y después de tratamiento

guimico.
) kq antes k, desp. k. antes k. desp.
TAPON PRQDUCTO DISUELTO Kabs trat. Trat. trat. Trat.
QUIMICO EN (md) (md) (md) (md) (md)
2 A ALCOHOL 46 3.2 8.2 15.12
1 A ALCOHOL 45 9.2 24.4 12.2 21.2
3 B SALMUERA 53 7.2 27.6 8.6 18.6
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En el apéndice “G” se presenta un resumen de la metodologia desarrollada.
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CAPITULO VI

CONCLUSIONES.

A partir de los resultados de esta tesis se pueden listar las conclusiones siguientes.

1. Se ha desarrollado una metodologia a escala experimental de laboratorio para la

seleccidn de producto quimico para aumentar la permeabilidad efectiva al gas.

2. La disminucién en la permeabilidad efectiva al condensado no solamente se
debe a que no se alcance la saturacion critica, sino también a la afinidad que

tiene la roca a ser mojada por aceite.

3. La mojabilidad de la roca de la formacion juega un papel fundamental en la
seleccidn del producto quimico a utilizar para remover el dafio por condensacion

retrograda.
4. Con la finalidad de disminuir el riesgo de provocar un dafio adicional a la
formacion, es necesario llevar a cabo pruebas de compatibilidad de fluidos y de

desplazamiento a nivel de laboratorio, empleando roca y fluidos de formacion.

5. La composicién mineral de la roca y la quimica del fluido de tratamiento son

factores importantes a considerar para el disefio del tratamiento a emplear.

6. Mediante la técnica de flotacién se puede determinar si un producto quimico es o
no eficiente en alterar la mojabilidad de la roca de formacion.

7. No obstante que se obtuvieron resultados aceptables a nivel de laboratorio, es

necesario que a través de una prueba de campo en pozos se verifiquen.
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Apeéndice “A”

Estudio de Espectro de Rayos X

Nucleo 2, Pozo Saramako 1.

87



88

Muestra 1 Nucleo 2 Pozo Saramako 1

Tabla A.1 — Composicién mineral muestra 1.
Untitled:1

Acquisition Time:15:34:50 Date: 3-Jun-2008

kV:25.00 Tilt: 0.30 Take-off:36.02 Tc:10.0
Detector Type :UTW-Sapphire Resolution :136.53 Lsec :112
EDAX ZAF Quantification Standardless
Element Normalized
SEC Table : Default
Element Wt % At % K-Ratio z A F
CK 12.24 20.59 0.0162 1.0466 0.1263 1.0004
OK 36.3 45.85 0.0874 1.0306 0.2336 1.0005
NakK 212 1.86 0.0066 0.9666 0.3225 1.0045
MgK 1.2 1 0.0052 0.9915 0.4319 1.0086
AK 5.41 4.05 0.0294 0.9629 0.5573 1.0135
SiK 31.37 2257 0.1954 0.9915 0.6273 1.0014
S K 1.48 0.93 0.0085 0.9846 0.5825 1.0024
CIK 1.18 0.67 0.0075 0.9367 0.6745 1.0028
KK 1.38 0.71 0.0107 0.9406 0.8242 1.005
CaK 0.57 0.29 0.0048 0.964 0.8697 1.0065
BaL 4.57 0.67 0.0373 0.756 1.0767 1.0032
FeK 2.2 0.79 0.0191 0.8841 0.9829 1
Total 100 100
CohxBUSRZNNMAAmeh D 445AL MUERAD] .spe
Label A2 SALMUERADT
]
Al
M cl Ca
il x5 = e
1Lon zon 30 480 S0 .00 100 &0 900

Fig. A.1 — Imagen 50um y espectro de dispersién de rayos X muestra 1.




Muestra 2 Nucleo 2 Pozo Saramako 1

Tabla A.2 — Composicion mineral muestra 2.

Untitled:2
Acquisition Time:15:37:26 Date: 3-Jun-2008
kV:25.00 Tilt: 0.30 Take-off:36.02 Tc:10.0

Detector Type :UTW-Sapphire Resolution :136.53 Lsec :60

EDAX ZAF Quantification Standardless
Element Normalized
SEC Table : Default

Element Wt % At % K-Ratio VA A F
CK 10.79 18.8 0.0142 1.0524 0.1253 1.0004
OK 35.22 46.06 0.0869 1.0363 0.2378 1.0005
NaK 1.98 1.8 0.006 0.9719 0.3098 1.0043
MgK 1.16 1 0.0048 0.9969 0.4131 1.0082
AIK 6.3 4.89 0.0329 0.9682 0.5334 1.0123
SiK 30.18 22.48 0.1798 0.9969 0.5966 1.0015
S K 1.69 1.11 0.0097 0.9899 0.5755 1.0028
CIK 1.37 0.81 0.0087 0.9428 0.6664 1.0033
K K 1.23 0.66 0.0096 0.9468 0.8169 1.0065
CakK 0.56 0.29 0.0048 0.97 0.8646 1.009
BalL 6.5 0.99 0.0532 0.7606 1.0728 1.0041
FeK 3.01 1.13 0.0261 0.8896 0.9754 1
Total 100 100

CopeUIST 8pC
Label A: SALMUCRADZ

1o 200 EX 1) 400 500 6.00 a0 00 200

Fig. A.2 —Imagen 20um y espectro de dispersion de rayos X muestra 2.



Untitled:3

Acquisition Time:15:39:20

kV:25.00

Detector Type :UTW-Sapphire

EDAX ZAF Quantification
Element Normalized
SEC Table : Default

Element

CK
OK
NaK
MgK
AIK
SiK
S K
CIK
K K
CaK
BalL
FeK
Total

Ma

Muestra 3 Nucleo 2 Pozo Saramako 1

Tabla A.3 — Composiciéon mineral muestra 3.

Date: 3-Jun-2008

Tilt: 0.30

Standardless

Wt %

9.59
33.83

2.47
9.52
24.76
1.97
1.58
1.19
0.77
7.51
4.82
100

Take-off:36.05 Tc:10.0

Resolution :136.53 Lsec :69

At %

17.23
45.65
1.87
2.19
7.62
19.03
1.33
0.96
0.65
0.42
1.18
1.86
100

K-Ratio

0.0129
0.0857
0.0058
0.0099
0.0467
0.1337
0.0114
0.0101
0.0093
0.0066
0.0619
0.0419

z

1.0585
1.0423
0.9774
1.0026
0.9737
1.0026
0.9955

0.949

0.953
0.9762
0.7652
0.8952

0.127
0.2429
0.2974
0.3957
0.4995
0.5377
0.5778
0.6666
0.8158
0.864
1.071
0.9716

F

1.0004
1.0005
1.0041
1.0073
1.0094
1.0017
1.0032
1.0038
1.008
1.0109
1.0064
1

s

Det WD F—————

GSE 10.9

CAUSRZNMIAM405AL MUFRAD . 5pe

Label A2 SALMUERADS

90

Fig. A.3 —Imagen 5um y espectro de dispersion de rayos X muestra 3.




Untitled:5
Acquisition Time:15:43:50

kV:25.00
Detector Type :UTW-Sapphire

EDAX ZAF Quantification
Element Normalized
SEC Table : Default

Element

CK
O K
NaK
MgK
AK
SiK
S K
CIK
K K
CaK
BaL
FeK
Total

Muestra 4 Nucleo 2 Pozo Saramako 1

Tabla A.4 — Composicion mineral muestra 4.

Date: 3-Jun-2008

Tilt: 0.30
Resolution :136.53

Standardless

Wt %

10.21
33.33
2.31
1.06
4.57
29.16
3.6
1.97
0.92
0.58
8.25
4.04
100

Take-off:36.05 Tc:10.0

Lsec :69

At % K-Ratio Z A F
18.38 0.0131 1.0576 0.1213 1.0004
45.07 0.0815 1.0415 0.2347 1.0005
2.17 0.0067 0.9767 0.2977 1.004
0.95 0.0042 1.0018 0.3922 1.0076
3.66 0.0229 0.9729 0.5085 1.0121
22.46 0.1735 1.0018 0.5924 1.0023
2.43 0.0208 0.9947 0.5799 1.0033

1.2 0.0123 0.9485 0.6565 1.0035
0.51 0.0071  0.9524 0.8057 1.0078
0.31 0.0049 0.9756 0.8572 1.0111

13 0.0676 0.7647 1.0668 1.0052
1.57 0.035 0.8946 0.9679 1
100

CH=MUSRLZ00YAm £ BN 40 5A MUFRANA. spe
Label A2 SALMUERADA
1
Al s o
M a 2
¢ by M v : ?\A }—BL
Lan ZI (1] JIII'I ll (1] 5III'| EII'IB ?Ilﬂ ian 9' (1]

Fig. A.4 —Imagen 50 um y espectro de dispersion de rayos X muestra 4.
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Muestra 5 Nucleo 2 Pozo Saramako 1

Tabla A.5 — Composiciéon mineral muestra 5.

Untitled:6
Acquisition Time:15:48:09 Date: 3-Jun-2008
kV:25.00 Tilt: 0.30 Take-off:36.02 Tc:10.0

Detector Type :UTW-Sapphire Resolution :136.53 Lsec :30

EDAX ZAF Quantification Standardless
Element Normalized
SEC Table : Default

Element Wt % At % K-Ratio Z A F
CK 115 2151 0.0153 1.0667 0.1245 1.0003
O K 28.95 40.64 0.0692 1.0504 0.2273 1.0005
NaK 2.82 2.76 0.008 0.985 0.2854 1.0035
MgK 1.03 0.95 0.0039 1.0103 0.3669 1.0067
AIK 5.23 4.35 0.0246 0.9812 0.4749 1.0103
SiK 26.03 20.82 0.1461 1.0103 0.5541 1.0026
SK 3.83 2.68 0.0223 1.0031 0.5787 1.0041
CIK 2.17 1.37 0.0136  0.9583 0.6536 1.0047
KK 1.09 0.62 0.0085 0.9621 0.802 1.0106
CaK 0.78 0.44 0.0067 0.9851 0.853 1.0149
BalL 11.79 1.93 0.0972 0.7718 1.0623 1.0056
FeK 4.78 1.92 0.0413 0.9032 0.9554 1
Total 100 100

CNUSRZNEEAMELN40SAL MUFRADS.sp:
Label 4: SALMUERADS

sl

Det Wwn F—————— &um g v 3 " " . G - T

GSE 109 A Torr SAL R ] 1o Al ine 40 sne (1] 708 0on .00

Fig. A.5—1Imagen 5 um y espectro de dispersion de rayos X muestra 5.
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Untitled:8
Acquisition Time:15:51:58

kV:25.00
Detector Type :UTW-Sapphire

EDAX ZAF Quantification
Element Normalized
SEC Table : Default

Element

O K
NaK
MgK
AIK
SiK
S K
CIK
K K
BalL
FeK
Total

Muestra 6 Nucleo 2 Pozo Saramako 1

Tabla A.6 — Composicion mineral muestra 6.

Date: 3-Jun-2008

Tilt: 0.30
Resolution :136.53

Standardless

Wt %

37.97
1.86
1.23

12.25

27.66
2.31
0.67
4.18
9.73
2.14
100

Take-off:35.95 Tc:10.0

Lsec :132

At %

55.84
1.91
1.19

10.68

23.16

1.7
0.45
2.51
1.67

0.9
100

K-Ratio

0.1046
0.0054
0.0048
0.0606
0.1436
0.0127
0.0041
0.0322
0.079

0.0185

z

1.0495
0.9842
1.0095
0.9803
1.0094
1.0022
0.9568
0.9607
0.7709
0.9021

A

0.2623
0.2944
0.3882
0.4995
0.5132
0.5462
0.6352
0.7976
1.0506
0.9577

F

1.0005
1.0044
1.0084
1.0101
1.0019
1.0036
1.0053
1.0071
1.0025
1

CopUSRIZO0MAAmELAHEA MUFRANT spc

Label &: SALMUERADT

Fig. A.6 —Imagen 20 um y espectro de dispersion de rayos X muestra 6.
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Untitled:9

Acquisition Time:15:55:31

kV:25.00

Detector Type :UTW-Sapphire

EDAX ZAF Quantification
Element Normalized

SEC Table : Default

Element

O K
NaK
MgK
AIK
SiK
SK
CIK
K K
BalL
FeK
Total

Muestra 7 Nucleo 2 Pozo Saramako 1

Tabla A.7 — Composiciéon mineral muestra 7.

Date: 3-Jun-2008

Tilt: 0.30

Standardless

Wt %

37.6
1.24
1.32
16.43
24.17
2.35
0.63
1.98
10.83
3.46
100

Take-off:35.95 Tc:10.0
Resolution :136.53 Lsec 55

At % K-Ratio A A F
55.82 0.1117 1.0531 0.2818 1.0005
1.28 0.0035 0.9875 0.2868 1.0044
1.29 0.0051 1.0129 0.3814 1.0083
14.46 0.0797 0.9837 0.4891 1.0082
20.44 0.1161 1.0129 0.4734 1.0017
1.74 0.0128 1.0057 0.5414 1.0029
0.42 0.0038 0.9605 0.6306 1.0043
1.2 0.0153 0.9644 0.7944 1.0084
1.87 0.0891 0.7737 1.0588 1.0041
1.47 0.03 0.9055 0.9572 1
100
CxUSRIZ D0 EAme LN 40SA] MUFRANR. spc
Label &: SALMUERADS
5 K
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Fig. A.7 —Imagen 5 um y espectro de dispersion de rayos X muestra 7.




Apeéendice “B”

Analisis Fisico-Quimico del Agua del

Campo Saramako.
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ANALISIS FISICO, QUIMICO Y BACTERIOLOGICO DEL AGUA, SARAMAKO

POZO: INSTALACION: SARAMAKO ACTIVO:
PUNTO DE MUESTREO: FECHA DE MUESTREO: 03-Ene-08 FECHA DE ANALISIS: 08-Feb-08
PROPIEDADES FISICAS
TEMPERATURA. 230 °C GASES EN SOLUCION (mg/L)
[DI=INEST 0. o U, 1.0090 glem® @ 23.0 °C
o) O 6.10 @ 23.0 °C ACIDO SULFHIDRICO (H2S) ..o vvviriseiarisreesisisissiesesssssssssessenes
ICONDUCTIVIDAD................... usficm, @ 23.0 °C | BIOXIDO DE CARBONO (COy)..uuvevumureeermnrresimmreesssessesennsssessnnenes
JURBIDEZ.....ovvvmrvirrernnrinnees 42 FTU OXIGENO DISUELTO (Op)..cvvuererrereimeinissesssesesseessisessseessseesasinns
[olo] 0 S PtCo
(0] o)
PROPIEDADES QUIMICAS
CATIONES: (mg/L) (meq/L) ANIONES: (mg/L) (meq/L)
SODIO (N 4,394.85 191.172 CLORUROS (Cl ). 7,800.00 220.010
POTASIO (K" 0.00 0.000 SULFATOS (SO; )-coneevniien e 5.00 0.104
CALCIO (Ca™).evvvererersrans 544.00 27.146 CARBONATOS (COg3)-vvuvvrverreerererereins 0.00 0.000
MAGNESIO (Mg"™")...ooorrvenenes 58.34 4.800 BICARBONATOS (HCO3)....c.oovernanae 207.40 3.399
HIERRO (F€"™")...coviversrsinne 11.05 0.396 HIDROXIDOS (OH)...ovvirirriricirennenes 0.00 0.000
MANGANESO (Mn*)... 0.00 0.000 NITRITOS (NOy). 0.00 0.000
BARIO (Ba™)..coovvererereiiinn 0.00 0.000 NITRATOS (NO3 ). 0.00 0.000
ESTRONCIO (SI"™)...oeviienes 0.00 0.000 FOSFATOS (P04 %)..cvvoiveieeceveveeeiennen 0.00 0.000
TOTAL: 5,008.24 223513 TOTAL: 8,012.40 223.513
SOLIDOS DISUELTOS Y EN SUSPENSION
(mg/L) (mg/L)
SOLIDOS TOTALES ..o sseesessesssseees DUREZA TOTAL €OMO CaCOg...cucvvmrrairnianiierieesseis s 1,600.00
SOLIDOS DISUELTOS TOTALES (SDT)....oconeeereenns 13,020.64 DUREZA DE CALCIO cOmMO CaCOg......cuvemermernriiniieissesseinienns 1,360.00
SOLIDOS EN SUSPENSION (SST). DUREZA DE MAGNESIO cOmMO CaCOs.....covvvmriririaireirrissininnn 240.00
GRASAS Y ACEITES....ocooeioeieseeoseeeseeseseeseeeseees ALCALINIDAD A LA "F" cOMO CaCOsg.....ovvumierrerrireereireiseeesnens 0.00
SILICE SOLUBLE (Si0,).u-vvuvveiieieiseineiesiesiseineias ALCALINIDAD A LA "M" cOMO CaCOsg.....uceueirierrirrireiseiseeinnes 170.00
OXIDO FERRICO (F€,03)..-.uuvuuienirerneisieseeieeiseineiaes SALINIDAD COMO NACI ..oovooriierieeneessceiseeeseeee s 12,857.80
ACIDEZ €OMO CACO3....cuurerrerererersneesnressensssnsessnssnnes INDICE DE ESTABILIDAD. ......ovveavieeeeeereeieseessesseeseeesesesessiaees -1.41921
TENDENCIA ..o CORROSIVA
PROPIEDADES BACTERIOLOGICAS
(Colonia/mL) (Colonia/mL)
BACTERIAS MESOFILICAS AEROBIAS.........ccoococomviennne BACTERIAS ANAEROBIAS TOTALES......oiiiieieeineiseineees
BACTERIAS SULFATO REDUCTORAS.......c.covvviiiinns
DIAGRAMA DE STIFF & DAVIS
N o meq /L o
Ca — HCOo3-
Mg+ sS04 -
e oe Somo 1m0 meo  aeo  ao 1o 2 > To  so 100 @oo 1000 @poo 10005 o
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Apeéndice “C”

Analisis Mineralogico Muestras
Nucleo 2 pozo Saramako 1.
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INFORME DE ENSAYO /SERVICIO

98

1. Se midieron los patrones de difraccién de rayos X en el equipo:

1.1Equipo: D8 Discover with Gadds
Radiacion: Longitud de onda de Cu K12 1.5418

Detector de area HI-STAR, Monocromador de haz primario Gobel mirror

1.1Condiciones de medicidn

Sistema Bruker:

Proyecto:

Condiciones de barrido; 2 frames 6-206=15-15, frame width=34, integracion 26= 14 a
80

Tiempo de conteo por frame= 300 segundos

Tamafio de paso; 0.05 grados 26

Potencia; 40Kv, 40mA

Distancia del Detector: 15 cm.

Identificacion de fases

Mediante el programa Eva




2. Resultados

2.1 Identificacion de fases;

Tabla C.1 — Identificacion de fases de muestras de roca Nucleo 2, pozo Saramako 1.

Muestra Fase Tarjeta Observaciones

S1-98 Quartz low 65-466 Tamafo de cristal grande
Alabite 41-1480

S2-99 Quartz low 65-466 Tamafo de cristal grande
Alabite 41-1480

S3-100 Quartz low 65-466 Tamafio de cristal grande
Alabite 41-1480
Calcium Oxalate 18-0297
Vaterite CaCO3 24-0030

S4-101 Quartz low 65-466 Tamafio de cristal grande
Alabite 41-1480

S5-102 Quartz low 65-466 Tamano de cristal grande
Alabite 41-1480

S6-107 Quartz low 65-466 Tamafo de cristal grande
Alabite 41-1480

S7-104 Quartz low 65-466 Tamafio de cristal grande
Alabite 41-1480
Calcium Oxalate 18-0297
Vaterite CaCO3 24-0030

AB Quartz low 65-466
CB Calcite Ca(CO3) 83-1762
Kyanite AI2SiO5 74-1827
(Trazas)

99




Patrones de difraccion con identificacion.

L1 GADDS: General Area Detector Diffraction System ¥4.1.27 Copyr. 1997-2006 Bruker.

ProJect File Edit Collect Process Analyze Peaks  Special User Help
ik Rt P Nucleos

51-98_15-15_x¥_300s_000_001.gfrm
03/31/08 12:08:03
Created 03f31/08
CEGTED 1 0
Thetal 30.000
width 0.0000
Counts 5060342
Time (s) 300.00
Distance 15.100
5ize 10724

2th beqgi 14.000
2th Eng 47 .200
chi beqgi -127.10
chi en -51.800

Thl 32.000 X -40_.804
Thz 32.000 Y 3.902
Phi 0.000 2 66_.081
Chi 90.000 Aux 2.204
Shutter CLOSED
Distance 15.100
FloodFld 1024_015 Kv 40
Spatial 1024_015 MA 40
1024x1024 Cu Bias

Fig. C.1 — Patrén de difraccion de Rayos X, muestra S1-98.

100



S1-98 15-15_XY_300s [001]

o

S

S

S

S

? L
>

50000

40000

)

Counts
TR A \CT TR S| \CT TR S| \CT IR B \CT IR | \CT TR S|

30000
=

Lin

20000

10000

2-Theta - Scale

@51-98_15-1 5_XY_300s [001] - File: $1-98_15-15_XY_300s_000 [001].raw - Type: 2Th alone - Start: 14.000 ° - End: 81.200 ° - Step: 0.020 ° - Step time: 300. s - Temp.: 25 °C (Room) - Time Started: 0 s
Operations: Range Op. Merge | Import [001]

[m]65-0466 (C) - Quartz low, syn - SiO2 - Y: 89.24 % - d x by: 1. - WL: 1.5406 - Hexagonal - a 4.91410 - b 4.91410 - ¢ 5.40600 - alpha 90.000 - beta 90.000 - gamma 120.000 - Primitive - P3221 (154) - 3 -

[®]41-1480 (I) - Albite, calcian, ordered - (Na,Ca)AI(Si,Al)308 - Y: 44.62 % - d x by: 1. - WL: 1.5406 - Triclinic - a 8.16100 - b 12.85800 - ¢ 7.11200 - alpha 93.680 - beta 116.420 - gamma 89.390 - Base-ce

Fig. C.2 —Nivel de energia muestra S1-98.
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S2-99 15-15_XY_300s [002]

2-Theta - Scale

Ms2-99_15-15_XY_300s [002] - File: S2-99_15-15_XY_300s_000 [002].raw - Type: 2Th alone - Start: 14.000 ° - End: 81.200 ° - Step: 0.020 ° - Step time: 300. s - Temp.: 25 °C (Room) - Time Started: 0 s
Operations: Background 8.128,1.000 | Range Op. Merge | Import [002]

[m]65-0466 (C) - Quartz low, syn - SiO2 - Y: 50.00 % - d x by: 1. - WL: 1.5406 - Hexagonal - a 4.91410 - b 4.91410 - ¢ 5.40600 - alpha 90.000 - beta 90.000 - gamma 120.000 - Primitive - P3221 (154) - 3 -

[#]41-1480 (1) - Albite, calcian, ordered - (Na,Ca)AI(Si,Al)308 - Y: 50.00 % - d x by: 1. - WL: 1.5406 - Triclinic - a 8.16100 - b 12.85800 - ¢ 7.11200 - alpha 93.680 - beta 116.420 - gamma 89.390 - Base-ce

Fig. C.3 —Nivel de energia muestra S2-99.



L1 GADDS: General Area Detector Diffraction System ¥4.1.27 Copyr. 1997-2006 Bruker.
ProJect File Edit Collect Process  Analyze Peaks  Spedal User  Help

Nucleos

53-100_15-15_x¥_300s_000_001_gfrm
03/31/08 12:40:43
Created 03731708
Mag,Quad 1 0
Thetal 30.000
width 0.0000
Counts 595813
Time (s) 300.00
Distance 15.100
51ze 10724

2th beqgi 14._000
2th en 47200
chi beqgi -121.20
chi en -51.800

Thl 32.000 X -40_804
Thz 32.000 Y 3.902
Phi 0.000 2 66.470
Chi 90.000 Aux 2.204
Shutter CLOSED
Distance 15.100
FloodFld 1024_015 Kv 40
spatial 1024_015 MA 40
1024x1024 Cu Bias

Fig. C.4 — Patron de difraccion de Rayos X, muestra S3-100.
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>
»

70 80

2-Theta - Scale

@83-100_1 5-15_XY_300s - File: $3-100_15-15_XY_300s_merge.raw - Type: 2Th alone - Start: 14.000 ° - End: 81.200 ° - Step: 0.020 ° - Step time: 300. s - Temp.: 25 °C (Room) - Time Started: 0 s - 2-Th
Operations: Import

[m]65-0466 (C) - Quartz low, syn - SIO2 - Y: 65.67 % - d x by: 1. - WL: 1.5406 - Hexagonal - a 4.91410 - b 4.91410 - ¢ 5.40600 - alpha 90.000 - beta 90.000 - gamma 120.000 - Primitive - P3221 (154) - 3 -

[#]41-1480 (1) - Albite, calcian, ordered - (Na,Ca)AI(Si,Al)308 - Y: 32.84 % - d x by: 1. - WL: 1.5406 - Triclinic - a 8.16100 - b 12.85800 - ¢ 7.11200 - alpha 93.680 - beta 116.420 - gamma 89.390 - Base-ce

[4]18-0297 (N) - Calcium Oxalate - gamma-C2Ca04 - Y: 24.53 % - d x by: 1. - WL: 1.5406 -

[®]24-0030 (D) - Vaterite, syn - CaCO3 - Y: 36.80 % - d x by: 1. - WL: 1.5406 - Hexagonal - a 4.13000 - b 4.13000 - ¢ 8.49000 - alpha 90.000 - beta 90.000 - gamma 120.000 - Primitive - P63/mmc (194) - 2

Fig. C.5 —Nivel de energia muestra S3-100.



L4 GADDS: General Area Detector Diffraction System ¥4.1.27 Copyr. 1997-2006 Bruker.
Prolect File Edit Collect Process Analyze Peaks Special User Help

Nucleos

54-101_15-15_xr_300s_000_001.gfrm
03731708 11:40:53
Created 03731708
Mag,Quad 1 0
Thetal 30.000
width 0.0000
Counts 460381
Time (s) 300.00
Distance 15.100
Size 1024

2th beqgi 14.000
2th en 47 200
chi beqgi -127.90
chi en -55.200

Thli 32.000 X -41_333
Thz 32.000 ¥ 4_335
Phi 0.000 2Z 65.697
Chi 90.000 Aux 2.204
Shutter CLOSED
Distance 15.100
FloodF1d 1024_015 K¥ 40
spatial 1024_015 MA 40
1024x1024 Cu Eias

Fig. C.6 — Patron de difraccion de Rayos X, muestra S4-101.
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23

2-Theta - Scale

(Vs4-101_15-15_XY_300s [001] - File: S4-101_15-15_XY_300s_000 [001].raw - Type: 2Th alone - Start: 14.000 ° - End: 81.200 ° - Step: 0.020 ° - Step time: 300. s - Temp.: 25 °C (Room) - Time Started:

Operations: Range Op. Merge | Import [001]
[m]65-0466 (C) - Quartz low, syn - SiO2 - Y: 50.00 % - d x by: 1. - WL: 1.5406 - Hexagonal - a 4.91410 - b 4.91410 - ¢ 5.40600 - alpha 90.000 - beta 90.000 - gamma 120.000 - Primitive - P3221 (154) - 3 -
[*]41-1480 (1) - Albite, calcian, ordered - (Na,Ca)AI(Si,Al)308 - Y: 50.00 % - d x by: 1. - WL: 1.5406 - Triclinic - a 8.16100 - b 12.85800 - ¢ 7.11200 - alpha 93.680 - beta 116.420 - gamma 89.390 - Base-ce

Fig. C.7 —Nivel de energia muestra S4-101.



L4 GADDS: General Area Detector Diffraction System ¥4.1.27 Copyr. 1997-2006 Bruker.
Prolect File Edit Collect Process Analyze Peaks Special User Help

Nucleos

55-102_15-15_X¥_300s5_000_001.gfrm
03731708 14:39:09

Created 03731708
Mag,Quad 1 0
Thetal 30.000
width 0.0000
Counts 574491
Time (s) 300.00
Distance 15.100
Size 1024

2th beqgi 14.000
2th en 47 200
chi beqgi -125.40
chi en -53.300

Thli 32.000 X -40_804
Thz 32.000 ¥ 3.902
Phi 0.000 2Z 65_352
Chi 90.000 Aux 2.204
Shutter CLOSED
Distance 15.100
FloodF1d 1024_015 K¥ 40
spatial 1024_015 MA 40
1024x1024 Cu Eias

Fig. C.8 — Patron de difraccion de Rayos X, muestra S5-102.
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2-Theta - Scale

@55-102_1 5-15_XY_300s [001] - File: S$5-102_15-15_XY_300s_000 [001].raw - Type: 2Th alone - Start: 14.000 ° - End: 81.200 ° - Step: 0.020 ° - Step time: 300. s - Temp.: 25 °C (Room) - Time Started:
Operations: Range Op. Merge | Import [001]

[m]65-0466 (C) - Quartz low, syn - SIO2 - Y: 65.67 % - d x by: 1. - WL: 1.5406 - Hexagonal - a 4.91410 - b 4.91410 - ¢ 5.40600 - alpha 90.000 - beta 90.000 - gamma 120.000 - Primitive - P3221 (154) - 3 -

[®]41-1480 (1) - Albite, calcian, ordered - (Na,Ca)AI(Si,Al)308 - Y: 32.84 % - d x by: 1. - WL: 1.5406 - Triclinic - a 8.16100 - b 12.85800 - ¢ 7.11200 - alpha 93.680 - beta 116.420 - gamma 89.390 - Base-ce

Fig. C.9 —Nivel de energia muestra S5-102.



L1 GADDS: General Area Detector Diffraction System ¥4.1.27 Copyr. 1997-2006 Bruker.
ProJect File Edit Collect Process  Analyze Peaks  Spedal User  Help
e Ay i ; Nucleos

S6-107_15-15_x¥_300s_000_001_gfrm
03/31/08 16:19:55
Created 03731708
Mag,Quad 1 0
Thetal 30.000
width 0.0000
Counts 461889
Time (s) 300.00
Distance 15.100
51ze 10724

2th beqgi 14._000
2th Eng 47200
chi beqgi -128.20
chi en -50.400

I
n
t
a2
e
5
A

Thl 32.000 X -40_804
Thz 32.000 Y 3.902
Phi 0.000 2 66.341
Chi 90.000 Aux 2.204
Shutter CLOSED
Distance 15.100
FloodFld 1024_015 Kv 40
spatial 1024_015 MA 40
1024x1024 Cu Bias

Fig. C.10 — Patrén de difraccion de Rayos X, muestra S6-107.
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$6-107_15-15_XY_300s [001]
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@56-107_1 5-15_XY_300s [001] - File: S6-107_15-15_XY_300s_000 [001].raw - Type: 2Th alone - Start: 14.000 ° - End: 81.200 ° - Step: 0.020 ° - Step time: 300. s - Temp.: 25 °C (Room) - Time Started:
Operations: Range Op. Merge | Import [001]

[m]65-0466 (C) - Quartz low, syn - SIO2 - Y: 65.67 % - d x by: 1. - WL: 1.5406 - Hexagonal - a 4.91410 - b 4.91410 - ¢ 5.40600 - alpha 90.000 - beta 90.000 - gamma 120.000 - Primitive - P3221 (154) - 3 -

[®]41-1480 (1) - Albite, calcian, ordered - (Na,Ca)AI(Si,Al)308 - Y: 32.84 % - d x by: 1. - WL: 1.5406 - Triclinic - a 8.16100 - b 12.85800 - ¢ 7.11200 - alpha 93.680 - beta 116.420 - gamma 89.390 - Base-ce

Fig. C.11 —Nivel de energia muestra S6-107.
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L1 GADDS: General Area Detector Diffraction System ¥4.1.27 Copyr. 1997-2006 Bruker.
ProJect File Edit Collect Process  Analyze Peaks  Spedal User  Help

Nucleos

S7-104_15-15_x¥_300s_000_001_gfrm
03/31/08 17:00:42
Created 03731708
Mag,Quad 1 0
Thetal 30.000
width 0.0000
Counts 626134
Time (s) 300.00
Distance 15.100
51ze 10724

2th beqgi 14._000
2th en 47200
chi beqgi -129.80
chi en -50.800

Thl 32.000 X -40_804
Thz 32.000 Y 3.902
Phi 0.000 2 65371
Chi 90.000 Aux 2.204
Shutter CLOSED
Distance 15.100
FloodFld 1024_015 Kv 40
spatial 1024_015 MA 40
1024x1024 Cu Bias

Fig. C.12 — Patrén de difraccion de Rayos X, muestra S7-104.
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S7-104_15-15_XY_300s [001]

3
400000

)

Counts

200000
= 4

Lin

2-Theta - Scale

Ms7-104_15-15_XY_300s [001] - File: S7-104_15-15_XY_300s_000 [001].raw - Type: 2Th alone - Start: 14.000 ° - End: 81.200 ° - Step: 0.020 ° - Step time: 300. s - Temp.: 25 °C (Room) - Time Started:
Operations: Range Op. Merge | Import [001]

[m]65-0466 (C) - Quartz low, syn - SiO2 - Y: 65.67 % - d x by: 1. - WL: 1.5406 - Hexagonal - a 4.91410 - b 4.91410 - ¢ 5.40600 - alpha 90.000 - beta 90.000 - gamma 120.000 - Primitive - P3221 (154) - 3 -

[#]41-1480 (1) - Albite, calcian, ordered - (Na,Ca)AI(Si,Al)308 - Y: 32.84 % - d x by: 1. - WL: 1.5406 - Triclinic - a 8.16100 - b 12.85800 - ¢ 7.11200 - alpha 93.680 - beta 116.420 - gamma 89.390 - Base-ce

[4]18-0297 (N) - Calcium Oxalate - gamma-C2Ca04 - Y: 24.53 % - d x by: 1. - WL: 1.5406 -

[®]24-0030 (D) - Vaterite, syn - CaCO3 - Y: 36.80 % - d x by: 1. - WL: 1.5406 - Hexagonal - a 4.13000 - b 4.13000 - ¢ 8.49000 - alpha 90.000 - beta 90.000 - gamma 120.000 - Primitive - P63/mmc (194) - 2

Fig. C.13 —Nivel de energia muestra S7-104.

112



4000

3000

1000

AB

2-Theta - Scale
AB - File: AB.raw - Type: 2Th/Th locked - Start: 4.000 ° - End: 80.000 ° - Step: 0.020 ° - Step time: 0.5 s - Temp.: 25 °C (Room) - Time Started: 21 s - 2-Theta: 4.000 ° - Theta: 2.000 ° - Chi: 0.00 ° - Phi:
Operations: Import
503-065—0466 (C) - Quartzlow, syn - SiO2 - Y: 50.00 % - d xby: 1. - WL: 1.5406 - Hexagonal - a 4.91410 - b 4.91410 - ¢ 5.40600 - alpha 90.000 - beta 90.000 - gamma 120.000 - Primitive - P3221 (154) -
01-079-1653 (C) - Calcium Carbide - CaC2-Y: 8.33 % -d x by: 1. - WL: 1.5406 - Triclinic - a 842000 - b 11.84000 - ¢ 3.94000 - alpha 93.400 - beta 92.500 - gamma 89.900 - Base-centered - C-1 (0) - 8
E01 -071-2396 (A) - Aragonite - CaCO3 - Y: 22.92 % -d x by: 1. - WL: 1.5406 - Orthorhombic - a 4.96160 - b 7.97050 - ¢ 5.73940 - alpha 90.000 - beta 90.000 - gamma 90.000 - Primitive - Pmcn (62) - 4 -
01-075-1711 (A) - Dolomite - CaMg(C03)2-Y: 10.42 % - d x by: 1. - WL: 1.5406 - Hexagonal (Rh) - a 4.80800 - b 4.80800 - ¢ 16.02200 - alpha 90.000 - beta 90.000 - gamma 120.000 - Primitive - R-3 (
|z|01-084-0820 (C) - Huntite - CaMg3(CO3)4 - Y: 8.33 % - d x by: 1.- WL: 1.5406 - Hexagonal (Rh) - a 9.50270 - b 9.50270 - ¢ 7.82120 - alpha 90.000 - beta 90.000 - gamma 120.000 - Primitive - R32 (15

Fig. C.14 —Nivel de energia muestra AB.
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CB

100

2-Theta - Scale

CB - File: CB.raw - Type: 2Th/Th locked - Start: 4.000 ° - End: 80.000 ° - Step: 0.020 ° - Step time: 0.5 s - Temp.: 25 °C (Room) - Time Started: 29 s - 2-Theta: 4.000 ° - Theta: 2.000 ° - Chi: 0.00 ° - Phi:
Operations: Import

EOW -083-1762 (A) - Calcite - Ca(CO3) - Y: 50.00 % -d x by: 1. - WL: 1.5406 - Hexagonal (Rh) - a4.98960 - b 4.98960 - ¢ 17.06100 - alpha 90.000 - beta 90.000 - gamma 120.000 - Primitive - R-3¢ (167) -
01-074-1827 (C) - Kyanite - AI2SiO5 - Y:4.17 % -d x by: 1. - WL: 15406 - Triclinic - a 7.11000 - b 7.83000 - ¢ 5.58000 - alpha 89.880 - beta 101.230 - gamma 106.100 - Primitive - P-1 (2) - 4 - 292.303 -

Fig. C.15 —Nivel de energia muestra CB.
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Apeéndice “D”

Procedimiento pruebade
desplazamiento en tapones
desarrollado por el fabricante del

producto quimico “A”.
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PRUEBAS DE DESPLAZAMIENTO EN TAPONES (VERTICAL)
DE 1.5 PG DE DIAMETRO.

Ajustar BPR a 1400 psi.

2. Ajustar medidor volumétrico de liquidos para contabilizar volumen desplazado.

Cargar balas con Salmuera (170 ml), Producto Quimico (300 ml), Condensado
(400 ml) y Metano (1500 psia). Colocarlas dentro del horno.
Colocar dentro del horno permeametro con tapén en sentido vertical. Hacer vacio

durante 1 hr.

5. Calentar horno hasta 116 °C

6. Saturar tapon 100 % inyectando salmuera @ 60 cm®/hr hasta alcanzar régimen

9.

permanente. Medir Kaps.

Inyectar metano @ 1000 250 y 100 cm®/hr hasta alcanzar régimen permanente.
Medir Kg.

Inyectar 100 ml de condensado @ 100 cm®/hr, asegurandose de alcanzar
régimen permanente. Medir k.

Inyectar 300 ml de Producto Quimico @ 100 cm®/hr. Dejar reposar 12 hrs.

10. Inyectar 300 ml de condensado @ 100 cm®/hr, asegurandose de alcanzar

régimen permanente. Medir k. estimulado.



Apéndice “E”

Procedimiento pruebade
desplazamiento en tapones
desarrollado en el Instituto Mexicano

del Petrdleo.
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PRUEBAS DE DESPLAZAMIENTO EN TAPONES (HORIZONTAL)
DE 1.5 PG DE DIAMETRO.

1. Ajustar BPR a 1400 psi.

2. Ajustar medidor volumétrico de liquidos para contabilizar volumen desplazado.

3. Cargar balas con Salmuera (170 ml), Producto Quimico (300 ml), Condensado
(400 ml) y Metano (1500 psia). Colocarlas dentro del horno.

4. Colocar dentro del horno permeémetro con tapon en sentido horizontal. Hacer
vacio durante 1 hr.

5. Calentar horno hasta 116 °C

6. Saturar tapon 100 % inyectando salmuera @ 60 cm®/hr hasta alcanzar régimen
permanente. Medir Kaps.

7. Inyectar metano @ 1000 cm3/hr hasta alcanzar régimen permanente. Medir kg
base.

8. Inyectar 41 cm® de salmuera (4 volimenes porosos) y medir ky en régimen
permanente.

9. Inyectar 100 ml de condensado @ 100 cm®/hr, asegurandose de alcanzar
régimen permanente. Medir K.

10. Inyectar 300 ml de Producto Quimico @ 100 cm®hr. Dejar reposar 12 hrs.

11. Inyectar 300 ml de condensado @ 100 cm®hr, asegurandose de alcanzar
régimen permanente. Medir k. estimulado.

12.Inyectar metano @ 1000 cm®/hr hasta alcanzar régimen permanente en cada uno

de los gastos. Medir kg estimulado.
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Apeéndice “F”

Relacion entre la Ley de Darcy vy la

Ley de Hagen-Poiseuille.
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RELACION ENTRE LA LEY DE DARCY Y
LA LEY DE HAGEN-POISEVILLE.

La ley de Hagen-Poiseville'® establece la relacion que existe entre la velocidad
volumétrica de flujo y las fuerzas que originan dicho flujo (fuerzas relacionadas con la
caida de presion y la aceleracién gravitacional). Para flujo horizontal esta representada

por la ecuacion 1.

4
Q- z( plS_IUEZ)R (Fl)
donde:
Q Gasto volumétrico de flujo, L3t™,
p1 Presion a la entrada del ducto, ¢
P2 Presion a la salida del ducto, ML™t2.
R Radio del ducto, L.
Viscosidad del liquido, ML™t™.
L Longitud del ducto, L.
L
A B
JE b |
B . Tl i
if 11 il i r+dr
o
..:_.c . V.
c D

Fig. F.1- Envoltura cilindrica de un fluido sobre el que se aplica balance de cantidad de

movimiento para obtener la férmula de Hagen-Poiseuille.
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Las suposiciones que estan implicitas en la Ley de Hagen-Poiseuille son:
Flujo laminar.

La densidad del fluido es constante.

Flujo en estado estacionario.

El fluido es newtoniano.

Efectos finales despreciables

-~ ® 2 0 T p

No hay deslizamiento del fluido en la pared.

El fluido se comporta como un medio continuo.

@

Entonces, para un ducto i

o =P ;;:Z)RA (F.2)
donde:

Qi Gasto volumétrico de flujo en el ducto i, L3/t.

Ri Radio del ducto i, L.

Para un conjunto de n ductos del mismo radio:
x-=Ye (F.3)
i=1

Qr Gasto volumétrico total en el conjunto de n ductos del mismo radio, L3™.

La velocidad media del fluido dentro del ducto esta dada por la ecuacion 4.

= (P PR (4
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Para un medio poroso (ecuacion de Darcy), la velocidad media del fluido se obtiene con

la ecuacion 5.
k(p, —
)= KPP (F.5)
donde:
<v> Velocidad media, L/t.
k Permeabilidad absoluta del medio poroso, L2,
p1 Presion a la entrada del medio poroso, ML™t?.
P2 Presion a la salida del medio poroso, ML™t?2.
m Viscosidad del liquido, MLt ™.
L Longitud del ducto, L.

Por analogia entre las ecuaciones 4y 5:

(F.6)

Considerando una permeabilidad absoluta promedio para el medio poroso de 50 md
(ver figura F.2).

Kaps = 50(md) = 4.934515X10 7% (cm?)

Entonces, a partir de la ecuacion 6:

R, =6.28306613X10° (cm)
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K abs (md)
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Fig. F.2 — Permeabilidades absolutas de los tapones 1, 2y 3 empleados en los experimentos.

|. DETERMINACION DEL NUMERO DE REYNOLDS (Nge) PARA FLUJO DE GAS Y
LIQUIDO.

El Nre esta determinado por la siguiente ecuacion:

N = 1488 pvd'
U

Donde:

Yo

v

dl

Y7

Densidad del fluido, Iby/pie®.
Velocidad de flujo del fluido, pie/seg.
Diametro del ducto, pie.

Viscosidad del fluido, cp.

(F.7)
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Los tapones que se emplearon fueron de 1.5 pg de diametro, lo que equivale a un area

perpendicular al flujo de 11.4 cm?.

Ya que la porosidad promedio de los tapones es de 0.165, entonces el area efectiva al

flujo es:
Aer=Ax(= 11.4X0.165=1.88119 cm”,

1. FLUJO DE GAS.

Para obtener la kg se emplearon tres diferentes gastos, 100, 250 y 1000 cm®fhr, todos a
condiciones de 1534.7 psia y 240.8 °F.

La velocidad microscoépica promedio <v> en los tapones de 1.5 pg de didmetro es:
q

V)= F.8

) Acr (F.8)

El gas utilizado en los experimentos fue metano. A continuacion se calculara Nge con la

siguiente informacion:

pg= 3.47897 Ibm/pie® (a condiciones de 1534.7 psia y 240.8 °F)
1g=0.016289 cp (a condiciones de 1534.7 psia y 240.8 °F).
d'=2XR=2X6.2806613X10° cm=0.000004 pie

Tabla F.1 — Numéro de Reynolds para diferentes gastos de gas.

dg (cm®hr) | <v> (cm/hr) | <v> (pie/seq) Nre
100 53.15784158 | 0.000484451 | 6.16E-04
250 132.8946039 | 0.001211128 | 1.54E-03
1000 531.5784158 | 0.00484451 | 6.16E-03

Para todos los casos se obtuvieron Ngre<1 lo cual es caracteristico de flujo laminar.




2. FLUJO DE LIQUIDO.

Para determinar la kaps S& empled salmuera de formacion, la cual se inyectd a un gasto
de 60 cm?/hr.

La velocidad promedio de inyeccion de salmuera se calcula con la ecuacion 8:

o)

_ _ _ _ pie
re " Lasisar) saglo | 0.00029056( /Segj

pL= 63.648 Ib/pie’.
u=1.02 cp (a condiciones de 1534.7 psia y 240.8 °F).
d=2XRi=2X6.2806613X10™ cm=0.000004 pie

Entonces, el Nge es:

_ 1488pvd’  1488x63.648x0.00029056 X0.000004
P 1.02

N ge =1.079e™*

El cual también es caracteristico de flujo laminar.

. DETERMINACION DEL DIAMETRO DE PORO A TRAVES DE IMAGENES DE
MICROSCOPIA DE BARRIDO.

Para verificar el diametro de poro obtenido a través de la ley de Hagen-Poiseuille, se
recurrid a las imagenes obtenidas a través de microscopia de barrido, de donde se
seleccionaron tres diferentes didmetros de poro representativos de la muestra de

nucleo.

El diametro promedio de poro fue de 2.419x10™ cm o 0.000008 pie, el cual es acorde

con el obtenido mediante la ecuacion 6.
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d'=2.82x10"cm

d’=1.96XE@=Cim

@52:52,10" cm
iF

BaR10“ cm

d'=2.185x10" cm

AccY SpotMagn Det WD 1 5um
260kv 45 4000x GSE 108 0.9 Torr SALMUERA-CONDENSADO

Fig. F.3 —Imagen microscopia de barrido muestra 1, ntcleo 2, pozo Saramako 1.

y
d’=2:82X10" cm

d’=1.95x10°%€m

d'=2.185x10"cm

d’'=1.128x20em
d’=2.52x10"cm

AccV Spot Magn Det WD F——— gum
250kv 45 4000x GSE 109 0.9 Torr SALMUERA-CONDENSADO

Fig. F.4 —Imagen microscopia de barrido muestra 2, ndcleo 2, pozo Saramako 1.
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d’=1.428x10"* cm

d'=2.185x 10 cm

d’'=3.9088x10"cm

s -4
d'=2.52x10" cm d’=1.95x10"cm

AccV SpotMagn Det WD —— 5um
250kv 45 4000x GSE 109 0.9 Torr SALMUERA-CONDENSADO

Fig. F.5 — Imagen microscopia de barrido muestra 3, nacleo 2, pozo Saramako 1.
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Apeéndice “G”

Metodologia desarrollada.
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Tabla G.1 — Metodologia desarrollada.

Actividad.

Objetivo.

Estudio/Equipo a emplear.

Condiciones.

1.- Mineralogia de la
roca.

Conocer la composicién
mineral de la roca de Ila
formacién productora.

Estudio de difraccion de
Rayos X.

2.- Andlisis
composicional de
fluidos

Determinar la composicion y
propiedades fisicas del gas y
del condensado.

Andlisis cromatografico.

Presion
atmosférica y
alta temperatura.

3.- Andlisis fisico- Determinar la composicién y Presion y
quimico del agua de | caracteristicas fisicas y temperatura
formacién. guimicas del agua producida. Andlisis de Stiff-Davis. ambiente.
Eliminar productos extrafios de
4.- Limpieza de la formacién, tales como | Tolueno, parrilla eléctrica, | Presién y
tapones de nucleo. residuos de fluidos de | equipo Soxlet. temperatura
perforacién, grasas, etc. ambiente.
Verificar que los productos
5.- Pruebas de quimicos a emplear no Presion y
compatibilidad de produzcan particulas al | Recipiente con los fluidos. | temperatura de
fluidos. mezclarse con los fluidos de | Celda Bulk. yacimiento.
formacion. Agitacion.
Determinar la afinidad de la Presion y
6.- Mojabilidad de la | roca de formacion a ser | Método cualitativo de | temperatura
roca. mojada por un fluido. flotacion. ambiente.
7.- Caracteristicas Determinar dimensiones de | Bomba dual de | Presion y
basicas de los cada tapon, porosidad vy | desplazamiento, nitrégeno | temperatura
tapones de permeabilidad absoluta. permeametro, bomba de | ambiente.
formacion. vacio.
Seleccionar el producto
8.- Alteracion de la quimico que altere la | Roca de formacién, | Presion y
mojabilidad de la mojabilidad de la roca de | producto quimico, fluidos de | temperatura
roca de formacion. formacién hacia la mojabilidad | formacion, horno eléctrico. ambiente.
deseada.
Observar el comportamiento de
la permeabilidad efectiva al gas | Horno eléctrico equipado,
y al condensado antes Yy | recipientes para cada fluido | Presion y
9.- Prueba de después de que la roca haya | a emplear, bomba de | temperatura de
desplazamiento. sido daflada por bloqueo de | desplazamiento, yacimiento.

liquido, asi como después de
la implementacion de un
tratamiento quimico.

permeametro, tapones de
formacién, bomba de vacio.
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A

1,2,3,4 A

A

5 y
9
¢Son compatibles Seleccionar otro
los fluidos? producto quimico.
Y
Si -~
L eleccionar otro
; ?
\ 4 ¢Mejoro kg y ke producto quimico.
6,7
d
o
v Fin procedimiento.
8

¢El producto
guimico altera la
mojabilidad de la
roca?

Seleccionar producto quimico
que altere la mojabilidad.

Actividades: 1, 2, 3,4,5,6, 7,8y 9.

Fig. G.1- Diagrama de flujo de la metodologia desarrollada.

131




132



NOMENCLATURA.

A Area transversal de flujo, L.

Agr Area efectiva de flujo, L.

API Densidad API del condensado en tanque, adimensional.

Bl Barril, L.

bcf Mil millones de pies cubicos de gas medidos a condiciones estandar.

C Fuerza capilar, MLt?.

COES Condensado original en sitio, L>.

Cpa Factor que tiene en cuenta la reduccion del volumen poroso por efecto de

compactacion de la roca y expansion del agua connata, adimensional.

c.e. Condiciones estandar de presion y temperatura.

d’ Diametro del ducto, L.

fy Fraccion molar de la fase gaseosa en la mezcla, adimensional.
fi Fraccion molar de la fase liquida en la mezcla, adimensional.
G Fuerza de gravedad, MLt?.

GCOES Gas condensado original en sitio, L3,

GE. Gravedad especifica del condensado, adimensional.

GEw Gravedad especifica del agua, adimensional.

GOES Gas original en sitio, L3,

Gp Volumen de gas producido medido a condiciones estandar, L>.
Gpab Reservas de gas de separador a la presién de abandono, L.
GPM Riqueza del gas natural expresada en galones por cada mil pie® de gas

ambos medidos a condiciones estandar, adimensional.
Gp: Produccion de fluidos (gas separado+condensados+vapor de agua)
equivalente en gas, L°.
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G ptab

k, kabs
Ke

Ko
Kw
Krg
Kro

MB
MMB

MMMPC
MMpie®
MPCD
MWc
MWw

N (C/V)
N (C/G)
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Produccion de fluidos (gas separado+condensados+vapor de agua)
equivalente en gas obtenidos a la presién de abandono, L3.
Constante gravitacional, Lt

Galon, L3,

Altura, L.
Fuerza de inercia, MLt?.

Permeabilidad absoluta, LZ.

Permeabilidad efectiva al condensado, LZ.
Permeabilidad efectiva al gas, L°.
Permeabilidad efectiva al aceite, L.
Permeabilidad efectiva al agua, L2.
Permeabilidad relativa al gas, adimensional.
Permeabilidad relativa al aceite, adimensional.

Permeabilidad relativa al agua, adimensional.

Longitud, L.

Miles de barriles medidos a condiciones estandar, L3.

Millones de barriles medidos a condiciones estandar, L3,

Mil millones de pies cubicos de gas medidos a condiciones estandar, L3.
Un millén de pies cubicos de gas medidos a condiciones estandar, L.
Mil pies clbicos de gas producidos por dia, L3t™.

Peso molecular del condensado, adimensional.

Peso molecular del agua, adimensional.

Numero adimensional que relaciona a las fuerzas capilares y viscosas.
Numero adimensional que relaciona a las fuerzas capilares y

gravitacionales.



N (VIG) Numero adimensional que relaciona a las fuerzas viscosas y

gravitacionales.

N (Ch) NuUmero adimensional que relaciona a las fuerzas capilares e inerciales.

N (V) Numero adimensional que relaciona a las fuerzas viscosas e inerciales.

N (G/I) Numero adimensional que relaciona a las fuerzas gravitacionales e
inerciales.

Nc Produccion acumulativa de condensado medido a condiciones estandar,
L2,

NCab Reserva de condensado obtenido a la presién de abandono, L.

Np Produccién acumulativa de aceite medido a condiciones estandar, L3.

NRe Numero de Reynolds, adimensional.

p Presion, MLt

Pab Presién de abandono ML™t?.

P. Presién capilar, MLt

P Presion inicial, MLt

Pnw Presi6n en el fluido no mojante, ML ™t

Po Presi6n en el aceite, ML™t2.

Pw Presion en el agua, ML™t2.

PweT Presién en el fluido mojante, ML™t?.

Pwi Presion de fondo fluyendo, ML™t?,

P1 Presion a la entrada del ducto o del medio poroso, ML™t?.

P2 Presién a la salida del ducto o del medio poroso, MLt

Q Gasto volumétrico de flujo, L3t™.

Qi Gasto volumétrico de flujo en el ducto i, L3t™.

QQab Gasto volumétrico de gas a la presién de abandono, L3t™,

Qr Gasto volumétrico total en el conjunto de n ductos del mismo radio, L3t™.

q Gasto volumétrico, L3t™.

de Gasto volumétrico de condensado, L3t™.
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Jg Gasto volumétrico de gas, L3t™.

di Gasto volumétrico de inyeccién, L3t™.

o Gasto volumétrico de aceite, L3t™.

Ow Gasto volumétrico de agua, L3t™.

R Radio del ducto, L.

Ri Radio del ducto i, L.

RGC Relacién gas-condensado, adimencional.

RGCacum- Relacion gas-condensado acumulado, adimensional.

RGC; Relacion gas-condensado inicial, adimensional.

RGL Relacién gas-liquido, adimensional.

r Radio de curvatura de la interfase 1, L.

r Radio de curvatura de la interfase 2, L.

Sy Saturacion de gas, adimensional.

So Saturacion de aceite, adimensional.

Soc Saturacion critica de aceite, adimensional.

Sor Saturacion de aceite residual, adimensional.

STB Barriles a condiciones estandar, L°.

STBy Barriles de agua a condiciones estandar, L°.

Sw Saturacion de agua, adimensional.

Swi Saturacion de agua irreductible, adimensional.

V Fuerza viscosa, MLt?.

Vv Volumen, L3.

Vp Volumen de poros y matriz de una muestra de roca, L°.

Vosp Volumen de aceite desplazado por imbibicién espontanea de agua, L>.
Vot volumen total de aceite desplazado por imbibicién y desplazamiento

centrifugo, L°.

Vp Volumen de poros de una muestra de roca, L°.
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Vwsp Volumen de agua desplazada por imbibicién espontanea de aceite, L>.
Vit Volumen total de agua desplazado por imbibicién de aceite y

desplazamiento centrifugo, L°.

% Velocidad de flujo del fluido, Lt™.
<v> Velocidad media, Lt™.
wW Relacién de areas para calcular el indice de mojabilidad USBM,

adimensional.

Wp Volumen de agua producida acumulada medida a condiciones estandar,
L3
Wpap Volumen de agua producida acumulada obtenida a la presién de

abandono, L.

Zos Factor de compresibilidad bifasico de una mezcla gas-liquido,

adimensional.

o Relacion de desplazamiento por aceite, adimensional.
Ow Relacion de desplazamiento por agua, adimensional.
Apgo Diferencia de densidades entre el gas y el aceite, ML™.
Ap Diferencia de presiones, ML™t%.

m Viscosidad, ML™t™.

He Viscosidad del condensado, ML™t™,

Hg Viscosidad del gas, ML™t™.

Ho Viscosidad del aceite, MLt ™.

M Viscosidad del agua, ML™t™.

P Densidad del fluido, ML,

Py Densidad masica del gas, ML?.
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) Porosidad, adimensional.

o Tension interfacial, Mt™.

oA Tensién de adhesién, Mt?2.

Ggo Tensién superficial gas-aceite, Mt

Gos Tensién interfacial entre el aceite y el sélido, Mt
Gow Tensién interfacial entre el aceite y el agua, Mt™.

Cws Tension interfacial entre el agua y el sélido, Mt?.

0c Angulo de contacto

Vg Velocidad del gas en el medio poroso, L/t.
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