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RESUMEN

Se llevd a cabo una meticulosa investigacion bibliogréfica de diversas fuentes de informacion y se
tuvo la oportunidad de visitar instalaciones petroleras en el campo en donde se recabaron datos y
se intercambiaron opiniones con profesionales con el propésito de lograr, en mejor forma, el
objetivo de esta Tesis que puede indicarse de la siguiente manera.

Mostrar como las saturaciones minimas de agua y de aceite pueden obtenerse mediante el analisis
e interpretacién de algunas propiedades de la roca, de los fluidos y del sistema roca-fluidos y
como su variacion afecta dichos valores de saturacion.

El presente trabajo consta de cinco capitulos, los cuales se describen a continuacién.

En el Capitulo 1 se indican algunas definiciones y conceptos basicos necesarios para entender y
desarrollar los temas considerados en la Tesis.

El Capitulo 2 se refiere a las caracteristicas y propiedades de las rocas (sistema roca) de los
yacimientos petroleros.

Las propiedades de las rocas de los yacimientos petroleros pueden estudiarse de acuerdo a sus
aspectos geoldgicos y petrofisicos. Las rocas consideradas en este trabajo son: de origen clastico,
las areniscas y las lutitas, y de origen quimico, los carbonatos, debido a su mayor importancia en la
industria petrolera. En cuanto a los aspectos geoldgicos, los descritos en este trabajo son la
mineralogia y las texturas sedimentarias.

La mineralogia de las rocas es importante ya que en combinaciéon con los fluidos establecen
propiedades como la mojabilidad, la cual influye notablemente en los valores de saturaciones
minimas de agua y de aceite. Por otro lado, las texturas sedimentarias son caracteristicas de las
rocas que brindan informacién acerca del mecanismo de transporte y ambientes de depdsito de
los sedimentos, asi como de los procesos diagenéticos que se presentaron durante la formacion de
las rocas. Las texturas sedimentarias tienen una fuerte relacion con las propiedades petrofisicas y
su conocimiento ayuda a tener una mejor caracterizacion del yacimiento.

Dos de las propiedades petrofisicas de mayor interés de las rocas de los yacimientos petroleros
son la porosidad y la permeabilidad, ya que éstas determinan la capacidad de almacenamiento de
fluidos y la facilidad de transmision de ellos, respectivamente. Por lo tanto, definirdn cuanto fluido
(agua, aceite y gas) satura los poros de la roca y qué tan facil fluyen a través de ella. Es importante
mencionar que una caracteristica que influye, significativamente, en las saturaciones minimas de
agua y de aceite, es el radio de garganta de poro y su distribucion, la cual también afecta la
permeabilidad de la roca.
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En el Capitulo 3 se presentan algunas propiedades de los fluidos que se tienen en los yacimientos
petroleros y que son importantes para entender los aspectos analizados en este trabajo.

Las propiedades de los fluidos también influyen en las saturaciones minimas de agua y de aceite.
La viscosidad del aceite (al tomar ciertos valores) puede afectar la recuperacién final del mismo,
influyendo en el valor de la S, de un yacimiento petrolero. Por otro lado, la composicién de los
fluidos, principalmente del aceite, puede generar un cambio en la mojabilidad al interactuar con
los sélidos (mineralogia) si se rednen las condiciones necesarias.

En el Capitulo 4 se sefialan algunos aspectos del sistema roca-fluidos, fundamentales respecto a la
definicidn y determinacién de los tipos especificos de saturacién de fluidos que se encuentran en
los yacimientos petroleros.

Las propiedades del sistema roca-fluidos brindan informacion acerca del comportamiento del flujo
de fluidos en el yacimiento, su distribucidn vertical, las caracteristicas mojantes del sistema, entre
otras cosas. Estas propiedades son muy importantes para estimar los valores de las saturaciones
minimos de agua y de aceite, mediante su analisis e interpretacién. Propiedades como las
presiones capilares y permeabilidades, relativas y efectivas, son funcién de la saturacion de
fluidos, por lo que permiten mediante técnicas analiticas y de laboratorio determinar los valores
de saturacién de agua irreductible y de aceite residual.

En el Capitulo 5 se presentan diversas técnicas, en las que intervienen diferentes propiedades del
yacimiento, para determinar a nivel micro y macro las saturaciones de agua irreductible y de
aceite residual.

Los registros geofisicos que usualmente miden propiedades particulares de la roca y del sistema
roca-fluidos del yacimiento, ayudan a estimar valores de saturaciones minimos de agua y de
aceite. La determinacién de estas saturaciones no es directa, ya que se basa en el analisis e
interpretaciéon de las propiedades medidas por los registros y su relaciéon con datos de laboratorio
y en especial con la saturacion de fluidos.

Métodos volumétricos pueden aplicarse para calcular la S, en un yacimiento. Estos tienen como
variables, propiedades de la roca y de los fluidos. Calcular con un alto grado de precisidon estas
propiedades, determinara el éxito de la aplicacién de este tipo de métodos para determinar la S,,.

Las propiedades de los yacimientos petroleros, ya sean de la roca, de los fluidos o del sistema
roca-fluidos, estan fuertemente relacionadas unas con otras. El cambio en una de ellas puede
afectar de manera significativa las condiciones iniciales del yacimiento. Debido a que la saturacion
de aceite podria ser uno de los datos de mayor importancia en la industria, saber cémo las
diferentes propiedades del yacimiento se relacionan con la saturacién de fluidos es de gran
importancia para conocer y caracterizar adecuadamente el yacimiento.

Al final se presentan conclusiones alcanzadas en este trabajo y se hacen algunas
recomendaciones. Asimismo, se enlistan las referencias técnicas y la bibliografia revisada.
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INTRODUCCION

La saturacién de agua irreductible (S,;) forma parte del conjunto de valores que conforman la
saturacidn inicial de agua en un yacimiento petrolero. Esa saturacidn particular indica la cantidad
minima de agua que es almacenada en los poros de la roca; su importancia radica en que el
espacio poroso que no esté saturado con agua estard lleno de aceite, para el caso de un
yacimiento de aceite bajosaturado.

Al igual que el agua, la saturacién inicial de aceite en un yacimiento bajosaturado toma un amplio
rango de valores, que van desde el maximo para zonas con agua irreductible hasta el minimo cerca
del contacto agua-aceite.

Por otro lado, la saturacion de aceite residual es un valor que se tiene en el yacimiento al final de
un proceso de explotacion y representa el porcentaje de aceite remanente, el que ya no puede ser
explotado con las técnicas y métodos de recuperacion existentes en un cierto tiempo.

Si bien son valores que se relacionan con tiempos opuestos de la explotacion de los yacimientos, la
correcta y precisa determinacién de la S,,; y de la S, juega un papel clave en el calculo del volumen
original y en la toma de decisiones para la implementacién de algin método de recuperacién
secundaria o mejorada, respectivamente.

Las multiples propiedades de la roca del yacimiento, de los fluidos almacenados en él y de las
propiedades resultado de esta interaccién, hacen que cada yacimiento sea Unico en el mundo. El
conocimiento adecuado de cada una de esas propiedades y su directa e indirecta relacién con la
saturacidn de fluidos, es de gran importancia para conocer y hacer predicciones mas exactas del
comportamiento del yacimiento.

A pesar de que hay métodos de laboratorio que tienen como objetivo la determinacién de tales
saturaciones especiales, la directa relacion de la saturacién de fluidos con diversas propiedades
del yacimiento, permite que a partir del analisis e interpretacion de esas propiedades puedan
estimarse las saturaciones de agua irreductible y de aceite residual.

Este trabajo muestra como a partir del analisis e interpretacién de algunas propiedades del
sistema roca-fluidos, principalmente, puede estimarse un valor de las saturaciones minimas de
agua y de aceite y, por otro lado, presenta de qué manera estas saturaciones se ven afectadas por
otras propiedades del yacimiento.
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CAPITULO 1

DEFINICIONES Y CONCEPTOS BASICOS.

1.1  YACIMIENTO PETROLERO.

Un yacimiento petrolero es una porcion de trampa geolégica que contiene hidrocarburos, la cual
se comporta como un sistema interconectado hidraulicamente, en donde los hidrocarburos
ocupan parcialmente los poros o huecos de la roca almacenadora y estan sometidos a presiones y
temperaturas elevadas debido a las profundidades a las que normalmente se localizan.

1.2 ROCAS DE LOS YACIMIENTOS PETROLEROS.

La acumulacién comercial de hidrocarburos en el subsuelo se ha encontrado principalmente en
rocas sedimentarias. La presencia de hidrocarburos en rocas igneas o metamarficas es muy escasa,
normalmente estas rocas carecen del espacio poroso suficiente para ser una buena roca de
yacimiento™.

Las rocas sedimentarias se clasifican en rocas clasticas y rocas quimicas.

Las rocas sedimentarias terrigenas o clasticas son aquellas que se formaron a partir de la
acumulacidon de sedimentos que fueron producto de la meteorizacidon y/o erosion de rocas
preexistentes (igneas, metamoérficas o sedimentarias), los cuales fueron transportados por
distintos agentes (agua, aire o hielo) a través de la superficie terrestre; de manera distinta, las
rocas quimicas se forman a partir de la precipitacién de minerales que se encontraban disueltos en
el agua que los transportaba o por la acumulacidon de restos organicos. Posteriormente, los
sedimentos acumulados son enterrados debido a la post-depositacién de otros mas jovenes. En
esta etapa, procesos diagenéticos (compactacion, cementacién, disolucion, recristalizacion, etc.)
toman lugar, litificdndolos y formando asi las rocas sedimentarias.

Esta sucesion altamente generalizada de procesos permite la generacion de cuatro tipos de
componentes fundamentales: particulas terrigenas siliciclasticas, componentes quimico-
bioquimicos, componentes de carbono, y componentes autigénicos, los cuales en varias
proporciones, hacen las rocas sedimentarias.

1 . .
Referencias al final.
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1.2.1 CLASIFICACION DE LAS ROCAS SEDIMENTARIAS.
De acuerdo a su origen, las rocas sedimentarias pueden clasificarse en:

e Clasticas: estan formadas principalmente por la acumulacidn de fragmentos de rocas o de
minerales que han sufrido un transporte y una sedimentaciéon por medio de algin agente
geoldgico externo.

e Quimicas: son el resultado de la precipitacion de materia mineral que se encontraba
disuelta en una solucién acuosa, la precipitacion se debe a procesos Unicamente quimicos
e inorganicos.

e Organicas o bioquimicas: se forman a partir de la precipitacién de componentes quimicos
de origen mineral que estan disueltos en flujos de agua, los cuales son extraidos directa o
indirectamente por organismos y precipitados como sdlidos o minerales cristalinos.

En la Tabla 1.1 se muestra una clasificacién mas detallada de las rocas sedimentarias con base en
su origen y composicién.

Origen Composicion Tipo de roca Principales componentes
B A SN AN I DI E gL - =
@ AR L LIRSS Fragmentos de roca (particulas de tamario
o —
s o treies. Conglomerado HEEEH L ohm
S 8 nmnnmmrs e )
Clastico ) k] Aven Minerales de silicato y fragmentos de roca
e e 9 yeniscas (particulas de tamafio de 2-1/16 mm)
o
(=] [— 4
g "‘:’ ‘® Minerales de silicato (particulas de tamario
o A < 1/16 mm)
3
@ - Evaporitas Minerales evaporiticos (sulfatos y
= @ $ i34+ cloruros)
- - -— o
Quimico = € o
@ A s 5 :
@ g E Rocas ferruginosas Minerales ferruginosos
= E & EEEEEL RNy
= o o TR i L 5
o S8 fEmp - Minerales de carbono, granos y
= : x
: 33 30Cas fragmentos de esqueleto
v o '= —
o~ - - B
> § = Calcedonia, dpalo y residuos de
o o
o esqueletos de silice
N
Minerales de fosfato
Organico y & -
bioquimico g Lutitas C_umgor!entes sil_iciclésticos 0 quimicos-
S Carbones impuros bioquimicos: residuos de carbono
T o
" -
28 -
ol Carbones himicos
@
© o
s Gas del carbon Residuos de carbono
1)
! Hidrocarburos sdlidos
EA

Tabla 1.1 Clasificacion de las rocas sedimentarias.

La clasificacién de las rocas cldsticas se basa en el tamafio de grano de los sedimentos que las
conforman, mientras que las quimicas utilizan como pardmetro la composicién mineraldgica.

Aunque se reconocen varios tipos de rocas sedimentarias, sélo tres tipos de rocas son
volumétricamente importantes: areniscas, lutitas y calizas. De hecho, es importante mencionar
que la mayor parte de las acumulaciones de petréleo en el mundo se encuentran en rocas clasticas
o detriticas, aunque México tiene mayor produccidn en rocas carbonatadas’.
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13 FLUIDOS ALMACENADOS EN LOS YACIMIENTOS PETROLEROS.

Los fluidos de los yacimientos petroleros son combustibles fésiles que se formaron hace millones
de afos y se encuentran entrampados en las rocas, ya sea costa afuera o costa adentro. Estos
fluidos estan constituidos principalmente de hidrégeno y carbono, aunque diferencias en cuanto a
la composicién molecular o quimica hace de cada fluido del yacimiento Unico en la naturaleza.

La mayoria de los yacimientos petroleros contiene al menos dos fluidos, gas y agua o aceite y
agua; sin embargo, algunos contienen los tres fluidos: gas, aceite y agua. La distribucion de estos
fluidos en el yacimiento estd dada por el equilibrio de dos fuerzas: las fuerzas capilares y las
gravitacionales. Las fuerzas capilares tienden a causar que un fluido mojante ascienda dentro del
espacio poroso que contiene simultdneamente un fluido no mojante; por otro lado, las fuerzas
gravitacionales separa a todos los fluidos en capas conforme sus densidades. En general, la
capilaridad tiende a contrarrestar la fuerza de gravedad en la segregacidn de fluidos.

La distribucion tipica de los fluidos, resultado del equilibro entre estas fuerzas se presenta en la
Figura 1.1, en donde se muestran zonas de acumulacién de los diferentes fluidos, asi como las
zonas de transicién entre éstos. Es conveniente sefialar que en las zonas indicadas como de aceite,
de transicion gas-aceite, de gas y casquete de gas siempre existe agua, frecuentemente a nivel de
irreductible.

@) / Zona de aceite

Zona de transicion
agua-aceite

(b) / Casquete de gas

Zona de transicion
gas-aceite

Zona de transicion
— P .——— | ——
agua-aceite

= ' :Agua Agua ,: ; —
Zona de gas
(©) A /
Zona de transicién

gas-agua

=
=5

Figura 1.1 Distribucidon de los fluidos en el yacimiento. (a) Yacimiento de aceite;
(b) Yacimiento de gas asociado; (c) Yacimiento de gas no asociado.
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1.4  INTERACCION ENTRE LAS ROCAS Y FLUIDOS DE LOS YACIMIENTOS
PETROLEROS.

Ademas del estudio independiente de las rocas y de los fluidos del yacimiento, igual de importante
es estudiar las propiedades que se generan a partir de la interaccién entre éstos. Las propiedades
qgue surgen de esta interaccidn, llamadas propiedades del sistema roca-fluidos, influirdn
notablemente en el comportamiento del yacimiento, y su conocimiento adecuado es crucial para
disefiar la eficiente recuperacién de hidrocarburos.

Algunos ejemplos de estas propiedades son la mojabilidad, las presiones capilares, las
permeabilidades relativas, entre otras. Es importante mencionar que estas propiedades estan muy
relacionadas entre si, por lo que un cambio en una puede alterar las caracteristicas de todo el
sistema. En otra parte de esta tesis se hablara mas detalladamente de cada una de ellas.

Debido a que este trabajo se enfoca en las saturaciones minimas de agua y de aceite y cdmo éstas
se relacionan con las demds propiedades del yacimiento, a continuacidon se definird el concepto de
saturacion de fluidos y cada una de las saturaciones mencionadas.

1.4.1 SATURACION DE FLUIDOS.

La saturacion de un fluido es la relacién que existe entre el volumen de ese fluido con respecto al
volumen poroso total en una muestra de roca. Esta se relaciona a cada uno de los fluidos
presentes en el yacimiento (agua, aceite o gas) y existen diferentes tipos de saturaciones de las
cuales se hablara mas adelante. Las saturaciones minimas de agua y de aceite son un tipo de
saturacion especial que se definen a continuacion:

e Saturacion de aqua irreductible (S,;): es la saturacién minima de agua que estd presente en

el espacio poroso en un yacimiento, a esta saturacion el agua no se mueve.

e Saturacidn de aceite residual, (S,): es la saturacién a la cual el aceite no podrad ser
desalojado del espacio poroso después de un proceso de explotacidn, ya sea primario,
secundario o mejorado.

En otra parte de esta tesis se hablara mas detalladamente de cada una de las propiedades del
sistema roca-fluidos.
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1.5  CLASIFICACION DE LOS YACIMIENTOS PETROLEROS.

Los yacimientos petroleros tienen diferentes caracteristicas por las cuales pueden ser clasificados.
Los factores que se han seleccionado para la clasificacidon brindan informaciéon acerca del origen y
comportamiento del yacimiento, asi como de las propiedades del fluido que almacena. De acuerdo
a ésto, los yacimientos pueden clasificarse de la siguiente manera.

1.5.1 DE ACUERDO AL TIPO DE ROCA ALMACENADORA.

La roca almacenadora se caracteriza por tener dos elementos esenciales: porosidad y
permeabilidad. La roca debe tener poros o espacios para almacenar los fluidos y estos poros
deben estar interconectados para permitir el paso de los mismos. Los yacimientos petroleros
pueden encontrarse en los siguientes tipos de roca almacenadora:

e Arenas: Cuya porosidad se debe a la textura de los fragmentos que la forman. Pueden ser
arenas limpias o sucias; éstas ultimas con limo, cieno, lignito, bentonita, etc.

e Areniscas: Son arenas cementadas por materiales calcareos o siliceos.

e Calizas detriticas: Estdn formadas por la acumulacién de fragmentos de material calcareo

cementado.

e Calizas ooliticas: Su porosidad se debe a la textura oolitica, con intersticios no cementados
o parcialmente cementados.

e Calizas porosas cristalinas: Su porosidad primaria es muy baja, es porosidad inter-

cristalina, puede tener espacios porosos muy importantes debido a la disolucién.
e Calizas dolomiticas o dolomitizadas: Su porosidad se debe al cambio del mineral calcita a

dolomita.
e Calizas fracturadas y/o con cavernas: Son sumamente atractivas por su alta permeabilidad

debida al fracturamiento y la comunicacién entre las cavernas.

1.5.2 DE ACUERDO AL TIPO DE TRAMPA.

Una trampa es una estructura geoldgica que permite que los hidrocarburos en migracién se
acumulen y se conserven asi durante un cierto periodo de tiempo, hasta que son extraidos. Las
trampas pueden ser:

e Estructurales: estas trampas fueron formadas debido al efecto de procesos tecténicos
sobre las capas sedimentarias, generando una deformacion en las mismas. Este tipo de
trampas es el resultado de efectos compresivos o plegamientos, fallas o intrusiones
salinas.




FACULTAD DE INGENIERIA, UNAM INGENIERIA PETROLERA

e Estratigrdficas: son producidas por cambios de facies alrededor de la formacién porosa y
permeable, tales como acuiiamientos o cuerpos lenticulares de arena rodeados de zonas
impermeables. Los procesos de formacién son mds complejos que en las trampas
estructurales, debido a que involucran cambios en los ambientes de depdsito que
conducen al aislamiento de zonas permeables por diferentes litologias.

e Mixtas: se refiere a las trampas en las que se conjugan aspectos estratigraficos y
estructurales.

En la Figura 1.2 se presentan algunos tipos de trampas.

a) Estructural

Figura 1.2 Representacion de tipos de trampas: estructural y estratigrafica.
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1.5.3 DE ACUERDO AL TIPO DE FLUIDO ALMACENADO.

En general, los fluidos presentes en un yacimiento petrolero son aceite, gas y agua. Las
propiedades fisicas de los fluidos producidos determina el tipo de yacimiento.

Los cinco tipos de yacimientos de acuerdo a esta caracteristica son®:

e Yacimientos de aceite negro: producen un liquido negro o verde-negruzco, con una
densidad relativa mayor de 0.80 y una relacién gas-aceite instantdanea menor de 200
3 3
mg/m,”.

e Yacimiento de aceite voldtil: producen un liquido café obscuro, con una densidad relativa

entre 0.74 y 0.80 y una relaciéon gas-aceite instantdnea mayor a 200 y menor de 1500
mg3/mo3.

e Yacimiento de gas y condensado: producen un liquido ligeramente café o pajizo, con una
densidad relativa entre 0.74 y 0.78 y con relaciones gas-aceite instantdneas que varian de
1500 a 12000 mgs/mcf'. Este tipo de yacimiento tiene la caracteristica que durante la etapa

de explotacion se presentara el fendmeno condensacién retrégrada.

e Yacimientos de gas humedo: producen un liquido transparente, con una densidad relativa
menor de 0.74 y con relaciones gas-aceite instantdneas que varian de 10000 a 20000
mgs/mos.

e Yacimientos de gas seco: producen un liquido ligero, transparente (si lo hay) y con

relaciones gas-aceite instantdneas mayores de 20000 mg3/mo3. Durante su vida productiva
el gas en el yacimiento esta en una sola fase, tanto en el yacimiento como en la superficie.

Esta clasificacion estd muy relacionada al diagrama de fase.

Un diagrama de fase es una representacidn grdfica, en la cual se puede visualizar el
comportamiento de los fluidos del yacimiento de acuerdo a su composicion, bajo diferentes
condiciones de presidn y temperatura, ver Figura 1.3. Los cinco tipos de yacimientos de acuerdo al
fluido almacenado tienen un diagrama de fase que los caracteriza.
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Figura 1.3 Diagrama de fase de los fluidos del yacimiento.

Un diagrama de fase consta de los siguientes elementos:

e Punto critico: son las condiciones de presion y temperatura maximas, a las cuales la mezcla
de hidrocarburos puede permanecer en dos fases en equilibrio, es decir, las propiedades
intensivas de las fases liquida y gaseosa son idénticas.

e Presion critica: presion correspondiente al punto critico.

e Temperatura critica: temperatura correspondiente al punto critico.

e Curva de burbujeo (ebullicion): es el lugar geométrico de los puntos de presion-

temperatura, para los cuales se forma la primera burbuja de gas, al pasar de la fase liquida
a la regién de dos fases.
e Curva de rocio (condensacion): es el lugar geométrico de los puntos presidon-temperatura,

en los cuales se forma la primera gota de liquido, al pasar de la regidn de gas a la region de
dos fases.
e Regidn de dos fases: es la region comprendida entre las curvas de burbujeo y rocio. En esta

region coexisten, en equilibrio, las fases liquida y gaseosa.

e Cricondenterma: es la maxima temperatura a la cual pueden coexistir en equilibrio un
liquido y su vapor.

e Cricondenbara: es la maxima presion a la cual pueden coexistir en equilibrio un liquido y
su vapor.

e Zona de condensacion retrdgrada: es aquella a la cual al bajar la presion de un gas y pasar

de la region de gas a la de dos fases a temperatura constante, ocurre una condensacion.
e Curvas de calidad: estas curvas se encuentran dentro de la envolvente de fases e indican el

porcentaje total de hidrocarburos que se encuentran en estado liquido o gaseoso.
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DE ACUERDO A LAS CONDICIONES ORIGINALES DE PRESION Y

e Bajo-saturado: Cuando la presidn inicial del yacimiento es mayor que la presidon de

saturacion (P> P,) y la temperatura menor a la cricondenterma, a esta condicién todo el
gas se encuentra disuelto en el aceite. Ver Figura 1.4, region de liquido.

e Saturado: Cuando la presidn inicial en el yacimiento es igual o menor que la presion de

saturacion (P; < Py) y la temperatura menor a la cricondenterma, a estas condiciones el gas

disuelto comienza a liberarse o ya se liberé formando un casquete de gas. Ver Figura 1.4,

region de dos fases.

e Gas y condensado: la presidn de yacimiento es superior a la presién de rocio y la

temperatura esta entre la temperatura critica y la cricondenterma.

e Gas humedo y seco: la presidon de yacimiento superior a la presion de rocio y la

temperatura mayor a la cricondenterma.

Region de liquido

Curva de
/ burbujeo
@
Region de dos
fases

o
E
]
Curvef de §
rocio g
o

/

Condiciones iniciales de yacimiento

® Bajosaturado
Py > Pb, Ty < Tct
® Saturado
Py <Pb, Ty < Tet

Gas y condensado
® Py >Pr, Tc <Ty <Tct

0O Gas humedo y seco
Py > Pr, Pc, Ty > Tct

Region de gas

pT

Py: presion de yacimiento

Pb: presion de saturacion

Pr. presudn de rocio

Ty. temperatura de yacimiento
Tc: temperatura critica

Tct temperatura cricondenterma

Figura 1.4 Representacion de la localizacion de las condiciones originales de los yacimientos.
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1.5.5 DE ACUERDO AL TIPO DE EMPUJE NATURAL.

1. Expansion roca-fluidos: la expansion de la roca y de los fluidos ocurre en los yacimientos

de aceite bajosaturado, hasta que se alcanza la presidon de saturacidn. La expulsidn del
aceite se debe a la expansidon del sistema. El aceite, el agua congénita y la roca se
expanden, desalojando hacia los pozos productores el aceite contenido en el yacimiento.
Dada la baja compresibilidad del sistema, el ritmo de declinacidn de la presién con
respecto a la extraccidn, es muy pronunciado. Con este tipo de empuje se tiene la minima
recuperacion de aceite.

2. Empuje gas disuelto liberado: cuando la presién se reduce en un yacimiento de aceite

bajosaturado y se alcanza la presion de saturacion, el gas que se encuentra disuelto en el
aceite es liberado, por lo que el mecanismo de desplazamiento se deber3,
primordialmente, al empuje de gas disuelto liberado; la roca y el agua intersticial
continuaran expandiéndose pero su efecto resulta despreciable, puesto que la
compresibilidad del gas es mucho mayor que la de los otros componentes del sistema. El
gas liberado no fluye inicialmente hacia los pozos sino que se acumula en forma de
pequeias burbujas aisladas, las cuales debido a la continua declinacion de la presién,
llegan a formar posteriormente una fase continua.

3. Empuje de gas libre (Casquete de gas): consiste en la invasidon progresiva a la zona de

aceite por el gas, acompafiada por un desplazamiento direccional del aceite fuera de la
zona de gas libre y hacia los pozos productores. Para que este mecanismo tenga lugar
debe existir tanto una alta saturacidn de gas en la parte superior del yacimiento como un
continuo crecimiento de la zona ocupada por el casquete de gas.

4. Empuje por entrada de agua: este mecanismo es similar al del casquete de gas. El agua

tiene lugar en la interfaz agua-aceite movil. En este proceso el agua invade y desplaza al
aceite, progresivamente, desde las fronteras exteriores del yacimiento hacia los pozos
productores. Si la magnitud del empuje hidraulico es lo suficientemente fuerte para
mantener la presidn del yacimiento o permitir un ligero abatimiento de ella, entonces la
recuperacion de aceite sera alta en comparacion con los otros tipos de empuije.

5. Segregacidn gravitacional: este mecanismo se considera mas como una combinacién de

los demas. La segregacidn gravitacional es la tendencia del aceite, gas y agua a distribuirse
en el yacimiento de acuerdo con sus densidades. Los yacimientos presentan condiciones
propicias a este mecanismo cuando poseen espesores considerables o alto relieve
estructural, alta permeabilidad y cuando los gradientes de presion aplicados no gobiernan
totalmente el movimiento de los fluidos.

e Empujes combinados: cuando estan presentes en el yacimiento dos a mds de los

mecanismos de empuje mencionados anteriormente.

10
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Una representacion grafica del comportamiento de la presién con respecto a la produccién para
los diferentes mecanismos de empuje natural en los yacimientos de aceite se muestra en la Figura
1.5.
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Figura 1.5 Historia de presion-produccion tipica para los diferentes tipos de
empuje natural en yacimientos de aceite.
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CAPITULO 2

CARACTERISTICAS Y PROPIEDADES DE LAS ROCAS DE LOS
YACIMIENTOS PETROLEROS.

2.1 ASPECTOS GEOLOGICOS.

En cuanto a los aspectos geoldgicos de las rocas de los yacimientos petroleros, este trabajo
presentard, de manera general, la mineralogia y las texturas sedimentarias de las rocas clasticas y
de los carbonatos, debido al impacto que estos aspectos tienen en algunas propiedades fisicas del
de la roca y del sistema roca-fluidos.

2.1.1 MINERALOGIA DE LAS ROCAS SEDIMENTARIAS.
a) ROCAS CLASTICAS.

Los sedimentos que dan origen a las rocas clasticas son principalmente granos de minerales o
fragmentos de rocas preexistentes, también llamados terrigenos, los cuales se desprendieron de
su roca madre debido al intemperismo fisico y/o quimico. Los componentes principales de este
tipo de roca son:

e Cuarzo. Es el mas abundante y presenta una gran resistencia a la alteracién quimica en la
superficie terrestre; los granos de este mineral pueden dafiarse o erosionarse durante el
transporte, pero debido a su dureza, pueden permanecer intactos durante distancias y
periodos de tiempo largos.

e Feldespato. Es quimicamente inestable durante el intemperismo y al ser mas suave que el
cuarzo, tiende a erosionarse y romperse durante el transporte.

e Minerales arcillosos. Son abundantes en las rocas sedimentarias, debido a su tamafio de
grano fino estan concentrados como matriz. Los minerales cominmente presentes son
ilita, caolinita, clorita y montmorillonita.

e Fragmentos de rocas. Son los mas diversos y pueden presentarse fragmentos de rocas
metamdrficas, volcdnicas, sedimentarias y en ocasiones plutdnicas, las cuales a su vez
estan compuestas de diferentes minerales en distintas proporciones.

12
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La abundancia de estos sedimentos depende de su disponibilidad, durabilidad y estabilidad
guimica. Las rocas cldsticas de mayor importancia en la industria petrolera son las areniscas y
lutitas, por lo que en este trabajo sélo se hablara de la mineralogia de dichas rocas.

ARENISCAS (SANDSTONE).

Las areniscas son todas esas rocas sedimentarias que se componen en mas del 50% por clastos del
tamafio de la arena (0.063-2 mm) y una matriz que los engloba, principalmente minerales
arcillosos y limos finos. Existen diferentes tipos de areniscas, las cuales se reconocen
generalmente con base en su composicién, éstas son: areniscas silisiclasticas, carbonatadas y
volcanocldsticas. Las mdas importantes y de las que se hablara en este trabajo son las silisiclasticas.

Las areniscas silisiclasticas se componen casi de cualquier mineral o fragmento de roca existente,
sin embargo, debido al intemperismo fisico y/o quimico los granos inestables son eliminados,
haciendo su composicién mas limitada. Los componentes principales de este tipo de roca incluyen
granos de cuarzo, feldespato y fragmentos de roca. Otros componentes son micas, minerales
arcillosos, fragmentos biogenéticos (calcareos, siliceos y de carbono), y arriba de 100 tipos de
minerales pesados (gravedad especifica > 2.9). Los cementantes mas comunes son el cuarzo y la
calcita, los cuales precipitan entre los granos durante la diagénesis, siendo un componente menos
dominante que sirve para unir los clastos y consolidar la roca.

La clasificacion de este tipo de rocas, de acuerdo con Pettijohn’, se basa en dos aspectos:

e Composicion de los clastos: se emplea como un indicador de procedencia, aunque

modificaciones importantes pueden alcanzarse luego de un transporte prolongado
(eliminacidn selectiva de determinados componentes).
e Porcentaje de matriz: se considera un indicador de fluidez de las corrientes que

depositaron los sedimentos que formaron las areniscas. Areniscas con bajos porcentajes
de matriz se formaron de corrientes altamente fluidas, mientras que aquellas con
porcentajes significativos, de corrientes altamente viscosas.

En la Figura 2.1 se muestra el diagrama de Pettijohn?, que es el més utilizado actualmente para
clasificar a las areniscas; éste es un diagrama triangular en el cual los vértices representan el
porcentaje de cuarzo (Q), feldespato (F) y fragmentos de roca (R) que contiene la arenisca. El
triangulo esta dividido en varios campos y las rocas reciben un nombre en particular dependiendo
del porcentaje que contengan de matriz y de los componentes anteriormente mencionados. Esta
clasificacion es independiente del ambiente de depdsito (aunque algunas litologias son mas
comunes en ciertos ambientes) y de la naturaleza del cementante.

13



FACULTAD DE INGENIERIA, UNAM INGENIERIA PETROLERA
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Figura 2.1 Diagrama de Pettijohn (1987) para la clasificacién de las areniscas.

De acuerdo al diagrama de Pettijohn’, las areniscas se dividen en dos grandes grupos dependiendo
del contenido de matriz, estos grupos son:

e Arenitas: aquellas con un porcentaje de matriz menor al 15% las cuales se subdividen en
cinco tipos de arenitas: arenita cuarzosa (cuarzoarenita), arenita litica (litarenita),
sublitarenita, arenita feldespdatica (arcosa) y subarcosa.

e Grauvacas: aquellas con un porcentaje de matriz de entre el 15 al 75 %. Se clasifican o
dividen en: grauvaca cuarzosa (cuarzograuvacas), grauvaca feldespatica y grauvaca litica.

Para determinar si un tipo de roca pertenece a uno de los cinco tipos de arenitas o a uno de los
tres tipos de grauvacas se debe realizar un analisis que permita conocer la composicién de los
clastos, y asi determinar el porcentaje de cuarzo, feldespatos y de fragmentos liticos que contiene
la roca. Cabe destacar, que estos 3 porcentajes deben totalizar un 100%, independientemente del
caso.

14
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En la Tabla 2.1 se puede visualizar la clasificacion de las areniscas de acuerdo a la composicion.

Contenido de . L.
. Tipos Composicidn
matriz
Cuarzo-arenitas > 95% de granos de cuarzo
< 75% de granos de cuarzo (los granos de
Arcosas
" feldespato exceden los fragmentos de rocas)
]
2 Arenitas (< 15%) Subarcosas Transicion de arcosa a cuarzoarenita
c
g < 75% de granos de cuarzo (los fragmentos de
" Litoarenitas
o roca exceden los granos de feldespatos)
]
-g Sublitoarenitas Transicion de litoarenita a cuarzoarenita
0
'g Cuarzograuvacas >95% de granos de cuarzo
(8]
= < 95% de granos de cuarzo (los granos de
© Grauvacas (15- Feldespatica
o feldespatos exceden los fragmentos de roca)
75%)
< 95% de granos de cuarzo (los fragmentos de
Litica
roca exceden los de feldespatos)

Tabla 2.1 Clasificacién de las areniscas, con base en su composicion.

El tamafio de grano de la roca que se esté clasificando, ya sea arenita o grauvaca, define si la
misma es de arena muy gruesa, gruesa, media, fina o muy fina.

LUTITAS (MUDROCKS).

Las lutitas son rocas sedimentarias de grano muy fino, es decir, aquellas que contienen mas del
50% de granos siliciclasticos de tamafio menor a 0.062 mm; principalmente particulas del tamafio
de limos (1/16 - 1/256 mm) y arcillas (< 1/256 mm).

Se componen principalmente de minerales arcillosos y particulas de cuarzo y feldespato, también
contienen varias cantidades de otros minerales, incluyendo minerales carbonatados (calcita,
dolomita y siderita), sulfuros (pirita y marcasita), 6xidos de hierro y minerales pesados.

Algunos minerales, como los carbonatados y sulfuros, se forman en las lutitas durante el entierro
como cementante o como sustitucion de otros minerales. El cuarzo, el feldespato y los minerales
arcillosos son principalmente detritos, aunque algunos de éstos también pueden formarse durante
la diagénesis. Los minerales arcillosos parecen ser fuertemente afectados por los procesos
diageneticos. Las proporciones relativas de los principales grupos de minerales arcillosos (caolinita,
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ilita, esmectita y clorita) cambian sistematicamente al aumentar la temperatura de entierro y la
edad, Worden and Morad”. Particularmente en rocas mds antiguas que el Mesozoico, la caolinita y
esmectita forman ilita y clorita debido a la alteracidn diagenética, lo que incrementa la presencia
de estos dos ultimos en este tipo de rocas.

La clasificacién de las lutitas con base en su composicidon es dificil, técnicas analiticas especiales se
requieren para determinarla y debido a que tales técnicas consumen tiempo y son costosas,
usualmente no se aplican. Por lo tanto, la mayoria de las clasificaciones que se han propuesto para
este tipo de rocas no se basan en la composicién o no completamente en ella, sino que enfatizan
en la cantidad relativa de limo y arcilla y la presencia o ausencia de laminacién. Algunas
excepciones a este tipo de clasificaciones son las de Picard’y de Lewan®, las cuales enfatizan en la
composicion mineraldgica de lo granos del tamafio de limos vy arcillas.

La clasificacién de Potter, Maynard vy Pryor7, ver Tabla 2.2, se basa en el tamafo de grano,
laminacion y el grado de endurecimiento. Dependiendo de estas variables, las lutitas pueden
clasificarse en mudstone (33-65% de componentes del tamafio de la arcilla y en capas (bedded)) o
mudshale (33-65% componentes del tamafio de la arcilla y laminadas), y claystone (66-100%
componentes del tamafo de la arcilla y en capas) o clayshale (66-100% componentes del tamafio
de la arcilla y laminado). Aquellas rocas siliciclasticas que contienen menos del 33% de granos del
tamafio de la arcilla se les denomina siltstones.

Porcentaje de componentes del tamafio de la arcilla
Laminacién
0-32 33-65 66-100
)
S Capas (> 10 mm) Capa de limo Capa de arcilla Capa de limoy arcilla
o
2
[a]
E Ldmina (< 10 mm) Lamina de limo Ldmina de arcilla | Ldmina de limo y arcilla
o
2
Capa de limolita

g Capas (> 10 mm) Lodolita (mudstone) Arcilita (claystone)
o (siltstone)
wl
-4
g Ldmina de limolita
= Lamina (< 10 mm) Mudshale Clayshale
w (siltstone)

Tabla 2.2 Clasificacidn las lutitas (> 50% tamafio de grano < 0.062 mm).
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b) ROCAS QUIMICAS.
CARBONATOS.

Son aquellas rocas que estdn compuestas en mas del 50% de minerales carbonatados,
principalmente calcita y dolomita en rocas antiguas, y calcita (incluyendo variedades desde alto a
bajo contenido de Mg) y aragonito en sedimentos modernos o nuevos.

Otros minerales presentes en menor proporcion son el fosfato y la glauconita; entre los minerales
secundarios se incluyen la anhidrita, el horsteno, el cuarzo, los minerales arcillosos, la pirita, la
anquerita y la siderita.

La diagénesis de los carbonatos generalmente implica reemplazar la calcita y la aragonita
originales por la dolomita, un proceso denominado dolomitizaciéon, que puede mejorar las
caracteristicas productoras de las rocas que almacenan hidrocarburos.

Debido a las cantidades importantes de minerales metaestables (aragonita y calcita de magnesio)
gue contienen las rocas carbonatadas, la calcita en si se disuelve facilmente y vuelve a precipitar
mediante la percolacién de los fluidos alojados en los poros. Por lo tanto, es mas probable que los
carbonatos sufran disolucion, reemplazo mineraldgico y recristalizacion. Estos efectos varian
segun la temperatura, la quimica de los fluidos y la presidn.

Las rocas carbonatadas basan su clasificacion en la composicién, por lo tanto, los principales
grupos de este tipo de rocas son calizas y dolomias, incluyendo calizas parcialmente dolomitizadas.

La Tabla 2.3 muestra los principales tipos de rocas carbonatadas, asi como algunas de sus
caracteristicas.

Tipos de rocas

Subtipos
carbonatadas P
Calcirrudita > 2mm
. Tamariio de grano Calcarenita 0.063-2mm
Calizas

Calcilutita < 0.063 mm

(domina CaCOs)
Principales componentes (Folk) Ver Figura 2.2

Caracteristicas texturales (Dunham) | Ver Figura 2.3

< 10% dolomita = caliza
Dolomias De acuerdo al grado de 10-50% dolomita = caliza dolomitica
(CaMg (C0O3)2) | dolomitizacion 50-90% dolomita= dolomita calcica

>90% dolomita = dolomia
Polimictico (carbonatos)
De acuerdo al tamafio de los granos | conglomerados

carbonatadasy | cqrbondticos que la conforman Caliza arenosa
siliciclasticas

Mezcla de rocas

Marlstone/smarlstone

Tabla 2.3 Principales tipos de rocas carbonatadas.

17



FACULTAD DE INGENIERIA, UNAM INGENIERIA PETROLERA

La Figura 2.2 muestra la clasificacion de Folk?, la cual se basa en la composicién y distingue tres

componentes principales: (a) aloquimicos (particulas o granos), (b) matriz (normalmente micrita) y
(c) cementante (principalmente esparita).

-, Tipos de calizas

Pricipales componentes

aloquimicos en calizas _
Cementada por esparita Con una matriz micrita

Granos de esqueletos bioesparita biomicrita

(bioclastos)

Qolito oosparita oomicrita

Peloide pelesparita pelmicrita

Intraclastos intragsparita intramicrita

Calizas N )

formadas in sity biolitito caliza fenestral

Figura 2.2 Clasificacion de las calizas con base en su composicion (Folk).

La Figura 2.3 muestra la clasificacion de Dunham®, la cual considera la textura de la roca. Esta

clasificacidon se utiliza ampliamente para caracterizar rocas carbonatadas, segun la cantidad vy
textura de los granos y de lodo.

Lodolita Caliza lodosa  Caliza granular lodosa  Caliza granular Biolitita Cristalina
(Mudstone) (Wackstone) (Packstone) (Grainstone) (Boundstone)  (Crystalline)
.‘““"‘ ...... HpcTT S HCEE T
v : =y 3
I {|7 I ] | |
Menos de Mas de Esta soportada | Carece de lodo  |Los componentes | Textura
10% de granos | 10% de granos | por granos y estd soportada |originales depositacional
por granos estaban unidos no reconocible
Esta soportada por lodo

Contiene lodo, arcilla y carbonatos de tamanio de limo fino

Los componentes originales no estaban ligados durante la deposicicn

Textura depositacional reconacible

Tipos de poros

Intergranular, Intercristalino

Maldico, Interfosil, Resguardado

Cavernoso, Fractura, Fractura ampliada
por disolucidn

Figura 2.3 Clasificacion de las calizas propuesta por Dunham (1962).
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2.1.2 TEXTURAS SEDIMENTARIAS.

La textura es un aspecto importante en la descripcion de las rocas sedimentarias y pueden
utilizarse en la interpretacién de los mecanismos y ambientes de depdsito, asi como de los
procesos diagenéticos, que se presentaron durante su formacién. Las rocas pueden exhibir una
textura clastica o no cldstica (cristalina).

Las texturas clasticas son caracteristicas de aquellas rocas que se componen, en su mayoria, por
sedimentos que sufrieron un trasporte. Estas abarcan tres propiedades fundamentales de los
sedimentos: tamafio de grano, morfologia del grano (forma, redondez y esfericidad) y fabrica
(empaquetamiento y orientacidn). El tamafio de grano y su forma son propiedades de los granos
individuales, mientras que la fabrica es una propiedad de los agregados de los granos

Las texturas cristalinas son caracteristicas de aquellas rocas que se formaron in situ. La
precipitaciéon de minerales y la formacion de cristales dan originen a estas texturas.

La textura de las rocas sedimentarias afecta a propiedades como la porosidad, la permeabilidad,
la densidad aparente, la conductividad eléctrica, y la transmisibilidad del sonido, las cudles son de
particular interés para Ingenieros, Geblogos y Geofisico del petréleo e Hidrélogos. A continuacion
se describe cada una de las propiedades que abarca el concepto de texturas sedimentarias.

a) TEXTURAS CLASTICAS.

TAMANO DE GRANO.

El concepto basico de tamafio de grano puede considerarse como: a) una dimensién lineal o b) el
volumen de la particula. El concepto de dimensién lineal usualmente es elaborado por
reconocimiento, que debido a la forma irregular de la mayoria de las particulas requiere establecer
mas de una dimensidn lineal. Comunmente, se miden tres diametros: el mas largo, el intermedio y
el mas corto; éstos deben definirse cuidadosamente para que sean medidos sin ambigliedad. El
segundo concepto parece que ha sido el mas comun y ha llevado a la definicion de didmetro
nominal (d,) como el diametro de la esfera que tiene el mismo volumen que el de la particula.

La escala granulométrica mas usada por los Sedimentdlogos es la de Udden-Wentworth™, la cual
clasifica el tamafio de los clastos en un rango de valores de 1/256 mm (0.0039) a > 256 mm y esta
divida en cuatro categorias principales de tamafio (arcilla, limo, arena y grava), algunas de las
cuales se subdividen en diferentes grados, ver Tabla 2.4.

En las rocas clasticas, el tamafio de los clastos que componen la roca es de gran importancia, ya
que es la base para su clasificacidn. Dependiendo del tamaio de los clastos que tengan mayor
presencia en la roca, se definird el nombre de la misma.
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Numero de malla Milimetros Hnidades Escala dsitamaiios
Phi (®) de Wentworth
4096 -12
1024 10 Pefascos
B 256 256 -8
N e = 64 64 -6
B - )
é is 4 Guijarros
© 5 4 4___ 2
6 3.36 -1.75
: 23 125
10 2.00 2. ... -1.0
12 1.68 -0.75
14 1.41 -0.5
i 418 p-: Arena muy gruesa
18___ 1.00 1. . 0.0
20 0.84 0.25
% 00 075
35, 0.50 1/2 1.0
g 40 0.42 1.25
o 45 0.35 1.5 Arena media
< 50 0.30 1.75
60 0.25 1/4 2.0
70 0.210 2.25
80 0.177 25 Afenatfing
100 0.149 2.75
120 0.125 1/8 3.0
140 0.105 3.25
200 0074 375
230 0.0625 gV | — 4.0
270 0.053 4.25
325 0.044 45 Limo grueso
o 0.037 475
B b tomieeime 0.031 "] 5.0
- 0.0156 164 6.0 Limo medio
8 e 0.0078 11256 — 7.0 Limo fino
o 0.0039 1256 - .- 8.0 _ Limo muy fino
= 0.0020 9.0
< 0.00098 10.0 Arcilla
3 0.00049 11.0
8 0.00024 12.0
< 0.00012 13.0
0.00006 14.0
donde ® =-log> d,den mm.

Tabla 2.4 Escala de tamafios de grano de los sedimentos propuesta por Udden-Wentworth.

CLASIFICACION O SELECCION.

Una propiedad ampliamente relacionada con el tamafio de grano es la seleccién (sorting), la cual
es una medida de la desviacion estandar o de la distribucidn del tamafio de grano con respecto al
tamafio medio, esta relacionada con las caracteristicas del medio de transporte y con la distancia.

Para referirse a esta propiedad, se utilizan los términos indicados en la Figura 2.4:
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0

A

'l
SOTISCR A LR

-

(I
\

Y JaN
Muy bien seleccionada Bien seleccionada ~ Moderadamente ~ Mal seleccionada  Muy mal seleccionada

seleccionada

Figura 2.4 Patrones de comparacion para estimar la clasificacion de los sedimentos.

MORFOLOGIA DE LOS GRANOS.

La morfologia de lo granos abarca tres aspectos: forma, esfericidad y redondez.

La forma de los clastos se determina a partir de las relaciones de las longitudes (D) de tres ejes
ortogonales, Zingg'': largo (L), intermedio (I) y corto (S). De acuerdo con la relacién de las
longitudes que éstos presentan, se distinguen las siguientes formas: esfera, oblato (forma de
disco), lamina, y baciliforme o prolato (forma de rodillo), ver Figura 2.5.

0 02 04 06
Dg/D;

Figura 2.5 Clasificacion de los clastos de acuerdo a su forma.

1 —_—— ~ -
Oblato (disco) I. Eslera
ool &€& @
2 .
3-r————— - = — 4 - — ——
0.6
G‘ Lamina . Prolato
(rodillo)
B </
0.2 |
' J
|
2 08 1
3
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La esfericidad, ver Figura 2.6, es una medida de qué tanto la forma del grano se aproxima a la de
una esfera; y la redondez se refiere a la curvatura de las aristas y vértices de un clasto. Como
pardmetro descriptivo la redondez es mas significativa que la esfericidad. En general, la redondez
de los granos, es un reflejo de la distancia que fueron transportados, asi como del re-
procesamiento (reworking), mientras que la esfericidad exhibe su composicién y la debilidad o
dureza de cualquiera de sus planos.

Bayja esfencidad  Alta esfericidad

- 5
Angular Subangular  Subredondeado Remm&enremmmi

Figura 2.6 Cuadro comparativo para estimar la redondez y la esfericidad.

FABRICA DE LOS SEDIMENTOS.

La fabrica se refiere al arreglo que tienen los granos en un sedimento, ésta considera dos aspectos:
la orientacion de los granos y su empaquetamiento.

La orientacidn se refiere al posicionamiento preferencial de las particulas, el cual es funcién de los
procesos fisicos y las condiciones que operaron al momento del depdsito; sin embargo, la
orientacién original de lo granos puede modificarse por actividades de organismos (bioturbacion)
y en cierta medida por procesos de compactacion durante la diagénesis. La orientacién de las
particulas puede ser paralela’® (mas cominmente) o perpendicular a la corriente del flujo y en
algunos casos puede presentar un cierto angulo de inclinacion a la superficie, fendmeno conocido
como imbricacién.

El empaquetamiento se relaciona con el grado de contacto que presentan los clastos entre si. De
ésto dependerd la relacién entre voliumenes ocupados por clastos y por espacios vacios o rellenos
de matriz y cemento. Esta en funcidn del tamafio y forma de los granos y de los procesos fisicos y
quimicos post-deposicionales que provocan la compactacidn de los sedimentos. Los tipos de
contactos que pueden presentarse entre los clastos™ son: flotantes, puntual, tangencial, cdncavo-
convexo y suturado, ver Figura 2.7. Por otro lado, el empaquetamiento puede caracterizarse en
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funcién del porcentaje de matriz frente al de clastos, observando si la roca presenta una textura
grano-sostenida o matriz-sostenida.

Contactos puntuales Contactos longitudinales
Contactos concavo-convexos Contactos suturados

& &F

Figura 2.7 Grado de contacto entre los clastos de un empaquetamiento.

MADUREZ TEXTURAL.

El término madurez textural a menudo se utiliza para referirse a las caracteristicas texturales de un
sedimento en particular. Folk' sugiri6 que la madurez textural de las areniscas abarca tres
propiedades:

e Cantidad de matriz.
e C(lasificacion o seleccion de los granos.
e Redondez de los granos.

El visualizdé cuatro etapas de madurez textural: inmadura, submadura, madura y supermadura, ver
Figura 2.8.

Los sedimentos texturalmente inmaduros son aquellos con mucha matriz, una clasificacion pobre y
granos angulares, probablemente, éstos no han sufrido el transporte ni el reproceso (reworking)
suficiente para remover sedimentos de tamafio fino y producir granos clasificados y redondeados.
Con un transporte y reproceso adicional los sedimentos entran a la etapa submadura, en la cual se
caracterizan por tener bajo contenido de arcilla pero los granos aun no estan bien redondeados ni
clasificados. Esta etapa es seguida por la etapa madura, en la cual el contenido de arcilla es bajo y
los granos llegan a estar bien clasificados pero aun no bien redondeados. En la etapa supermadura
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los sedimentos se encuentran relativamente libres de arcilla, muy bien clasificados y bien
redondeados.

La madurez textural es en gran parte un reflejo de los procesos deposicionales, aunque pueden ser
modificados por procesos diagenéticos.

Etapa de la madurez textural

Inmadura Submadura Madura Supermadura

s
= Mucha arcilla
= - Poco o nada de arcilla >
@
: @=Granos no bien clasificados «B Granos bien clasificados
=]
=] G ——
]
j_é_ Proceso
=] terminado
o
&
S Proceso
3 casi — |
o terminado
&
o
g
(=9
]
k-]
@
(2]
@
=]
=]
]
=
=
o™
1)
=
=

Comienza

el proceso 0 Bajo Moderado Alto Extremo

J

Modificacion del grado de energia cinética

Figura 2.8 Clasificacion de la madurez textural, segun Folk (1951).

b) TEXTURAS CRISTALINAS.

Las texturas cristalinas o no clasticas se caracterizan por un intercrecimiento, in situ y de forma
competitiva, de cristales minerales; dando el aspecto de mosaico a la roca. Son resultado de la
precipitaciéon quimica de minerales que fueron depositados junto con otros sedimentos durante el
origen de las rocas.

Las texturas cristalinas suelen ser de origen diagenético, debido a la transformacién de los
componentes de una roca pre-existente por alguno de estos procesos:

e Recristalizacion: cambio del tamafio o forma de los cristales sin cambio mineraldgico.

e Reemplazamiento: disolucién de un mineral y precipitacién simultanea de otro distinto en
el mismo sitio.

e Cementacién: cristalizacidon de minerales en los poros.
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Los productos de la recristalizacién y del reemplazamiento de materia amorfa son variados, pero
generalmente muestran una textura cristalina relativamente uniforme en la cual los elementos
radiales o esferuliticos estan presentes, ver Figura 2.9.

N
——

RN
B NN vjl/‘/.
SN ,', // Z

—
e

: "L <
\\\“‘“

Figura 2.9 Texturas cristalinas fibrosas. A) Textura fibrosa normal.
B) Textura fibrosa radial. C) Textura esferulitica.

En el caso de la cementacion, los cementos pueden estar incompletos y simplemente formar un
borde alrededor de los granos; a menudo una fase inicial de la cementacién del borde es seguida
por una fase posterior de cemento cristalino mds extenso y mas grueso. Bordes claramente
definidos son caracteristicos de los cementantes y, por lo tanto, cuando se presentan proveen
evidencia definitiva de ese proceso, ver Figura 2.10.

Figura 2.10 Texturas cristalinas. A) Cementante mostrando incremento de cristales.
B) Dos generaciones de cementantes, una borde de cementante seguido
por cementante equicristalino. C) Mosaico equicristalino.

Las texturas cristalinas también pueden clasificarse de acuerdo al tamafio de los cristales que las
componen: macrocristalina (> 2 mm), mesocristalina (2 mm- 62um), microcristalina (62-4 um), en
las cuales los cristales pueden verse bajo magnificacidn, y criptocristalina (< 4 um), en la cual los
cristales no se pueden distinguir bajo el microscopio.

Las texturas cristalinas son caracteristicas de las rocas carbonatadas, aunque no son exclusivas en
ellas, éstas también pueden presentar texturas similares a las clasticas; sin embargo, muchos
carbonatos llegan a tener ambas, ademds comuUnmente muestran texturas producidas
bioldgicamente, caracteristicas del crecimiento de los habitat de los organismos vivientes, tales
como algas o corales.
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2.2  PARAMETROS PETROFISICOS.

La petrofisica es el estudio de las propiedades de la roca y su interaccién con los fluidos
(soluciones acuosas e hidrocarburos gaseosos y liquidos) que contiene. Desde la perspectiva de la
Ingenieria de Yacimientos, dos de las propiedades de mayor interés de las rocas son la porosidad y
la permeabilidad, ya que éstas determinan su capacidad de almacenamiento y la facilidad de
transmisién de fluidos, respectivamente. El conocimiento preciso de estas dos propiedades para
cualquier yacimiento petrolero, junto con las propiedades de los fluidos, es fundamental para
desarrollarlo, predecir su comportamiento y administrarlo eficientemente.

2.2.1 POROSIDAD (¢).

La porosidad es un indicador de la capacidad que tiene una roca para almacenar fluidos. Mientras
mas poroso es un material mayor es la cantidad de espacio abierto o huecos que contiene y, por lo
tanto, mayor es su capacidad de almacenamiento de fluidos.

La porosidad se define como la relacidn del volumen poroso o espacio vacio de una roca con
respecto al volumen total de ella y se expresa como un porcentaje o una fraccion. El volumen
poroso total es la suma del volumen de todos los huecos o espacios vacios presentes en la roca. La
porosidad se denota por la letra griega @ y se expresa matematicamente con la siguiente relacién:

Volumen poroso

¢ = @1

Volumen total de la roca

a) CLASIFICACION DE LA POROSIDAD.

La porosidad de una roca puede clasificarse de acuerdo a dos factores: el origen del espacio
poroso y la comunicacion entre los poros.

Origen del espacio poroso.

Esta clasificacion se refiere al momento en que tuvo origen la porosidad y puede ser primaria o
secundaria.

Porosidad primaria. Es la porosidad nativa, es decir, la que se generd durante la depositacién del

material y se modificd por procesos diagenéticos.

Porosidad secundaria. Se desarrollé debido a algunos procesos geoldgicos posteriores a la

depositacion del material (diagénesis y catagénesis).
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Algunos aspectos relacionados a las porosidades primaria y secundaria se muestran en la Tabla 2.5:

. ' s . .. Proceso que la
Tiempo de formacion Tipo de poro Caracteristicas . Imagen
origina

Son los espacios entre los detritos o
Intergranular i
granos gue forman un sedimento

Sedimentacion y

compactacion

Primaria o . Espacios entre detritos y fragmentos
. Interparticula
deposicional de esqueletos

Espacios entre los planos de

Intercristalina Cementacion

exfoliacion de los cristales de una

roca

.. .. |Formada por la disolucian de material .
Vugular y/o médldica Solucién
presente en la roca

Secundaria o post-

deposicional

Aperturas o grietas creadas por fallas|Actividades tectdnicas
Fracturas . .
estructurales en el yacimiento como pliegues y fallas

Tabla 2.5 Tipos de porosidad y origen de la misma.

En las rocas clasticas o detriticas predomina la porosidad primaria, mientras que en las rocas
carbonatadas la porosidad secundaria lo es con mayor frecuencia. Sin embargo, es importante
enfatizar que ambos tipos de porosidad a menudo se presentan en el mismo yacimiento.

Comunicacion entre los poros.

Los poros presentes en la roca de un yacimiento se generaron durante la depositacién de los
sedimentos; posteriormente su forma y tamafio sufrieron modificaciones debido a procesos como
la compactacién y cementacidn de los sedimentos. Durante estos procesos, el acomodo de los
clastos puede desarrollar espacios porosos que estén interconectados entre si, creando un tipo de
red, generando los poros interconectados. Cuando algunos poros conectados forman un tipo de
callején sin salida, se les conoce como poros con extremo muerto o cerrado y finalmente algunos
espacios porosos pueden quedar completamente desconectados de otros, formando los poros
aislados, ver Figura 2.11.
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Poros con extremo
muerto o cerrado

Granos o sélidos

Poros

Poros aislados interconectados

Figura 2.11 Representacion conceptual de los diferentes tipos de poros.

Con base en estos tres tipos de poros, la porosidad puede clasificarse en absoluta, efectiva y no
efectiva.

Porosidad absoluta (¢p,). Es la relacion del volumen poroso total de una roca con respecto al

volumen total de ella. Por lo tanto, una roca puede tener una muy alta porosidad absoluta y no
tener conductividad de los fluidos que almacena debido a la falta de interconectividad de los
poros.

Volumen poroso total(poros interconectados,aislados y
con extremo muerto o cerrado)

bo= (2.2)

Volumen total de la roca

Porosidad efectiva (¢p.). Se define como la relacién que existe entre el volumen de poros

interconectados y el volumen total de roca. Tiene un valor aproximadamente igual a la absoluta
para material pobremente cementado; sin embargo, existen diferencias significativas para
material bien cementado. Desde el punto de vista de la Ingenieria de Yacimientos, la porosidad
efectiva es la mas importante y se utiliza en todos los cdlculos porque representa el espacio
poroso que es ocupado por los fluidos extraibles.

¢ _Vol. deporos interconectados + Vol. de poros con extremo muerto o cerrado
e =

(2.3)

Volumen total de la roca

Porosidad no efectiva (¢p,.). Se define como la relacién que existe entre el volumen de poros

aislados y el volumen total de roca.

Vol. de poros aislados
Pne = (2.4)

" Volumen total de la roca
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b) METODOS PARA DETERMINAR LA POROSIDAD.

La porosidad de la roca de los yacimientos petroleros puede determinarse principalmente por
medio de dos técnicas: directamente del andlisis de nucleos en laboratorio e indirectamente de
registros geofisicos de pozo. Entre estos dos métodos, los resultados de los andlisis de nucleos son
probablemente los mds precisos, sin embargo, los registros geofisicos tienen un nivel de
investigacion mayor.

ANALISIS DE LABORATORIO.

Se realiza a partir del analisis de nucleos obtenidos o recuperados durante la perforacién del pozo.
Para una roca relativamente homogénea, como muchas areniscas, muestras pequefias (nucleos
tipo tapdn) extraidas del nucleo completo son suficientes para su andlisis. Para rocas
heterogéneas, por ejemplo fracturadas, incluyendo muchas calizas, el analisis del nicleo completo
es necesario.

Una muestra de roca basicamente comprende tres volimenes: volumen de roca (BV), volumen de
poros (PV) y volumen de granos (GV). Estos tres volimenes se relacionan con la siguiente
ecuacion:

BV = PV + GV (2.5)

Todos los métodos de laboratorio utilizados para la determinacién del volumen poroso se basan
en la extraccidn o inyeccién de un fluido en la muestra de roca. Es importante mencionar que
estos métodos proporcionan el valor de la porosidad efectiva, debido a que el fluido extraido o
inyectado siempre serd el que pase a través de los poros interconectados.

En los métodos de extraccion, la muestra (en muchos casos saturada con fluidos del yacimiento)
se somete a un procedimiento que emplea solventes adecuados para recuperar los fluidos
almacenados en los poros. El volumen recuperado es determinado y representa el volumen
poroso. En los métodos que requieren la inyeccion de algun fluido a la muestra, principalmente se
utilizan agua o aceite sintético y la muestra debe estar inicialmente con los poros vacios. Estos
métodos relacionan diferentes propiedades para determinar la porosidad de la muestra de roca.

INTERPRETACION DE REGISTROS DE POZO.

Como ya se menciond anteriormente, los registros geofisicos son métodos indirectos y la medicion
del pardmetro que se relaciona a la porosidad es in situ. Los tres registros empleados para
determinar esta propiedad son el de neutrones, el de densidad y el sénico.
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REGISTRO DE NEUTRONES.

Es un tipo de registro radioactivo. El registro de neutrén mide el indice de hidrégeno de la
formacion, expresado como porosidad neutrdn (¢ ), en unidades de porosidad (pu). Es generado
por una fuente radioactiva que bombardea la formacién con neutrones de alta energia. El
bombardeo de neutrones causa que la roca emita rayos gama, en proporcidn a su contenido de
hidrégeno, los cuales son registrados por la sonda. El hidrégeno esta presente en todos los fluidos
de la formacién (aceite, gas y agua) pero no en los minerales, por lo tanto, la respuesta del registro
de neutrones esta fuertemente vinculada a la porosidad. Debido a que las arcillas siempre
contienen algo de agua, el registro de neutrones da una lectura de porosidad aparente mayor a la
real en yacimientos sucios (alto contenido de arcillas). Por otro lado, la lectura es menor en
yacimientos de gas, ya que el contenido de hidrégeno en gases es menor que el que se tiene en el
agua y en el aceite, los cuales tienen un contenido aproximadamente igual. La ecuacién (2.6) se
utiliza para determinar la porosidad aparente de la formacidn, a partir de los datos generados del
registro de neutrones:

¢log - ¢ma
= 2.6
¢N ¢mf_ bma (26)

donde:

e ¢y eslaporosidad aparente del neutrén, en pu.

° (j)log es el indice de hidrégeno de la formacién (dato del registro), en pu.

® (g s elindice de hidrégeno de la matriz limpia, en pu (-2 pu £ ¢4 < 3 pu).
®  ¢pr eselindice de hidrégeno del filtrado, en pu (¢, s = 100 pu).

REGISTRO DE DENSIDAD.

Es otro tipo de registro radioactivo, el cual mide la densidad de la formacién emitiendo radiacion
gamma desde la herramienta y registrando la cantidad de radiacién gamma que devuelve la
formacién. La radiacion gamma emitida por la herramienta interacciona con los electrones de la
formacién de acuerdo al Efecto Compton, segun el cual los rayos son dispersados por los nucleos
de la formacién, de donde se obtiene rayos gamma de Compton, que es una radiacién secundaria
producida por los dtomos de la formacién y que se origina porque la formacion cede energia a los
atomos dejandolos en estado excitados. La lectura de radiacion gamma puede relacionarse con la
densidad de los atomos de electrones en la formacién, la cual a su vez es directamente
relacionada a la densidad de la roca de formacion. La densidad de la roca es una funcién de la
litologia y la porosidad. La porosidad puede calcularse a partir de la ecuacion (2.7):

d) — Pma— Pb

2.7)
Pma=—Pf
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donde:

e  Pmo= densidad de la matriz (g/cm?).
e pp=Ila densidad de la roca medida por el registro (gr/cm?).
e ps=ladensidad del fluido (g/cm?).

Los valores de densidad normalmente tomados para las diferentes litologias son los siguientes:

Litologia Densidad de matriz, (gr/cm3)
Areniscas 2.65

Calizas 2.71
Dolomias 2.87

Tabla 2.6 Tiempo de transito de una onda acustica para diferentes litologias, ¢p =0

REGISTRO SONICO O ACUSTICO.

Una tercera forma de establecer la porosidad de una roca es mediante la medicién de su velocidad
acustica por medio del registro sénico. En esta técnica intervalos del tiempo de transito de una
onda acustica se registran entre un transmisor y un receptor. Las ondas del sonido generalmente
viajan mas rapido a través de la formaciéon que a través de algin fluido como el lodo de
perforacidon del pozo. El tiempo de transito, medido en microsegundos por pie, se utiliza para
calcular la porosidad de acuerdo con la ecuaciéon® *° (2.8):

Atypog— Atma

¢ = Atf— Atpmg (28)

donde:

° Atlog: tiempo de transito del intervalo medido por el registro, (us/ft).
o At,,, =tiempo de transito de la matriz, 43 < At,,,, <55, (us/ft).
e Aty =tiempo de trénsito del fluido que satura la roca, (us/ft).

El tiempo de transito de una onda acustica para las diferentes litologias de los yacimientos
petroleros es:

Litologia Tiempo de transito (ps/ft)
Arenisca (cuarzo) 55.5-51.3
Caliza (calcita) 47.5
Dolomia (dolomita) 43.5

Tabla 2.7 Densidades de las distintas litologias de los yacimientos, ¢ = 0.
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La medicidn de los tres registros mencionados esta influenciada, principalmente, por la porosidad
y, ademas por la litologia, el contenido de arcilla y la presencia de gas. Cuando los resultados de
estas mediciones se combinan, los registros dan un valor mds exacto de porosidad, y pueden
brindar mucha informacidn adicional util para la caracterizacién.

A i B ¢
Detector de Transmisor
espaciamiento doondas: . =1 )
—» Trayectoria
Pefoctar largo acusticas ¥ Zn da
Fuente acustica
radioactiva
Receptora 3 ft -4
(neutrones) Detectores de P!
espaciamiento
Detector —J corto g
Rayos Gamma Receptora5ft 4
Fuente
Radioactiva

Figura 2.12 Sondas de registros para determinar porosidad. A) Registro de neutrones.
B) Registro de densidad. C) Registro sonico.

c) FACTORES QUE INFLUYEN EN LA POROSIDAD.

Las porosidades en los yacimientos petroleros varian en un rango de 5% a 30%. En la mayoria de
los casos varia entre 10% y 20%. Cualquier yacimiento con una porosidad menor a 5% es muy poco
comercial y cualquiera con una porosidad mayor a 35% es muy bueno pero poco comun.

Los factores que gobiernan la magnitud de la porosidad en los sedimentos clasticos son:

Clasificacidn, ver Figura 2.4: Si las particulas pequefias de limos y arcillas se mezclan con particulas
mas grandes de arena, la porosidad efectiva se reducira considerablemente, ésto se debe a que en
un rango amplio del tamafio de las particulas, las mds pequefias llenan los poros formados por las
mas grandes, disminuyendo de esta manera la porosidad.
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Procesos diagenéticos, ver Figura 2.13: principalmente la compactaciéon y la cementacién. La
compactacién crea un nuevo arreglo fisico de los granos, mientras que la cementacion se refiere a
la precipitacion de minerales dentro de los poros. Ambos procesos crean un nuevo sistema poroso

gue se caracteriza por una reduccién del volumen inicial del mismo.

Sobrecarga
Cementante
x ' ‘ Espacio 3 "J’ & o L8 ~ T
R , re A" P Ao ,J
7 \ g poroso % ,,J : v
\ i % 3 o [ o) 1
‘1 /; .::" -,’, ',' ) : } N el ) \ ." X -4
A. Después de la depositacion B. Compactacion C. Cementacion

Figura 2.13 Procesos diagenéticos que disminuyen la porosidad.

Forma de los granos, ver Figura 2.14: en caso de granos irregulares, éstos no tienden a
empagquetarse perfectamente como las particulas redondas, lo que da como resultado un
aumento en la proporcion de espacios vacios aumentando de esta manera la porosidad.

Figura 2.14 Empaquetamiento de (a) granos de arena de diferentes tamanos
y formas y (b) esferas de tres tamafiios diferentes.

Empaquetamiento, ver Figura 2.7: Dependiendo el tipo de empaquetamiento, la porosidad
aumenta para clastos parcialmente suspendidos o con contacto puntual y disminuye para aquellos
de contactos suturados. Este factor controla no sélo la porosidad sino la distribuciéon del tamafio

de poro.
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2.2.2 PERMEABILIDAD (k).

La permeabilidad es la capacidad que tiene una roca de permitir el paso de fluidos a través de ella,
ver Figura 2.15. Se denota por la letra k y es uno de los pardmetros que mas influyen en la
determinacidn de la capacidad productiva de una formacién. La permeabilidad es basicamente
una propiedad de flujo y, por lo tanto, puede obtenerse sélo mediante la realizacién de
experimentos de flujo de fluidos en la roca del yacimiento.

Granos de la roca

i Flujo de fluido dependiente
de la permeabilidad

¥ Espacio poroso

Figura 2.15 llustracion conceptual de la permeabilidad de la roca de yacimiento.

a) CLASIFICACION DE LA PERMEABILIDAD.

Las rocas de los yacimientos petroleros normalmente estdn sujetas a presiones y temperaturas
elevadas, ademas de diferentes procesos que pueden causar su rompimiento o fracturamiento;
por esta razon, para entender el flujo de fluidos a través de la roca se debe tomar en cuenta el
flujo en todos los elementos permeables: matriz, canales, fracturas, vigulos y cavernas, ver Figura
2.16.

En los yacimientos petroleros la permeabilidad puede clasificarse en: absoluta, primaria,
secundaria y total:

Permeabilidad absoluta (kg): es la capacidad de una roca de permitir el paso de un fluido a través
de ella cuando se encuentra saturada al 100% de dicho fluido. Es una propiedad del medio poroso,
por lo que es independiente del fluido que se utilice para determinarla.

Permeabilidad primaria (Kp): es la permeabilidad de la matriz y se refiere al flujo a través de los

espacios porosos primarios.
Permeabilidad secundaria (ks): es el resultado de la alteracidn de la matriz por fracturamiento y/o

disolucidén de la roca, es decir, se refiere al flujo en las fracturas y cavernas de la roca y en general,
en todos los espacios porosos que no sean de los primarios.

Permeabilidad total (k7): es aquella que abarca las permeabilidades primariay secundaria.
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Los canales, fracturas y cavernas no cambian la permeabilidad de la matriz, pero cambian la
permeabilidad total del sistema.

Vugulos Matriz Fracturas

Figura 2.16 Visualizacién esquematica de la matriz, fracturas
y vigulos de una roca de yacimiento.

Cuando en el medio poroso existe mas de un fluido, se originan las permeabilidades efectivas (k)

y relativas (k;), de las cuales se hablard posteriormente en el Capitulo 4.

b) LEY DE DARCY: EXPRESION MATEMATICA DE LA PERMEABILIDAD.

La ecuacién matemadtica para calcular la permeabilidad en medios porosos se origind a partir de
los experimentos realizados por Henry Darcy en 1856 sobre el flujo de agua a través de filtros de
arena, ver Figura 2.17. El experimento original de Darcy es analogo al flujo de un fluido a través de

un nucleo de roca.
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Figura 2.17 Diagrama del experimento de Darcy.
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El experimento de Darcy se desarrollé bajo las siguientes consideraciones:

Filtro saturado al 100% del fluido.

Fluido incompresible y no reactivo con el medio.
Flujo lineal.

Flujo isotérmico.

Medio poroso homogéneo.

A partir de los resultados del experimento de Darcy, se obtiene la siguiente expresion para un

nucleo de roca:

donde:

kd
U=g=———p (2.9)
A u dl

v: es la velocidad del fluido, en cm/seg.

q: es el gasto volumétrico del fluido, en cm3/seg.

A: es el area de la seccidn transversal del nucleo, en cm?.

k: es la permeabilidad del nucleo, en darcys.

u: es la viscosidad del fluido, en cp.

dp/dl: es el gradiente de presion en la direccidn del flujo, en atm/cm.

Finalmente, la permeabilidad se determina con la siguiente ecuacion:

donde:

L
k= 1 (2.10)
A AP

L: es la longitud del nucleo, (cm).
AP: es la caida de presion, (atm).

c) MEDICION DE LA PERMEABILIDAD ABSOLUTA (k).

La permeabilidad absoluta (k,) de una roca de yacimiento puede obtenerse del analisis de
muestras de roca (nucleos) en el laboratorio, mediante el uso de permeametros.

Los permedmetros son aparatos que reproducen el experimento de Darcy. Una muestra limpia y

seca de dimensiones conocidas es colocada en un soporte, se establece el flujo del fluido y las

presiones corriente arriba y corriente abajo son medidas para determinar la diferencial de presion

a través del nucleo. El gasto de flujo, en cm*/seg, se mide a la presidon atmosférica.
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Las muestras de roca utilizadas son geométricamente bien definidas; nucleos tipo tapdn son
adecuados para formaciones limpias y relativamente uniformes, mientras que nucleos grandes
generalmente dan mejores resultados en calizas. Como las muestras usualmente contienen aceite
residual y algo de agua, es necesario que se sometan a un tratamiento previo, donde los fluidos
residuales sean removidos para que se tenga una saturacion de aire de 100%.

Con el fin de no alterar las propiedades de la roca, los fluidos que se utilizan para el analisis son
gases o liquidos no reactivos.

Los liqguidos comunmente empleados son agua de formacion (salmuera) o aceite crudo
desgasificado, los cuales generalmente son de la misma formacidon que el nicleo. En ocasiones,
aceite sintético también puede utilizarse.

En los laboratorios, los gases se emplean con mayor frecuencia que los liquidos para medir la
permeabilidad absoluta, debido a que minimizan la reaccién roca-fluido y son faciles de manejar.
Los mas utilizados son el nitrégeno, el helio, CO, o aire. El procedimiento para determinar la
permeabilidad es muy similar al del liquido, sin embargo, es importante tomar en cuenta el efecto
de resbalamiento molecular del gas (efecto Klinkenberg) en el valor de permeabilidad obtenido.

Klinkenberg'” mostré que a presiones medias-bajas (ejemplo 1 atm), las moléculas de gas estan
tan separadas que resbalan a través de los espacios porosos con poca friccion, y se obtiene una
mayor permeabilidad que la real. A presiones medias-altas (ejemplo, 1000 atm o mads) las
moléculas de gas estan muy unidas y experimentan friccién en las paredes del poro. Conforme la
presion media incrementa esta friccion también lo hace, lo que provoca que la permeabilidad al
gas se aproxime a la correspondiente a un liquido o a la absoluta.

Por otro lado, las pruebas de pozo proveen un medio para estimar la permeabilidad del
yacimiento. En éstas, se mide el cambio en la presion de fondo como funcidn del tiempo debido a
cambios en la tasa de flujo. EIl comportamiento de la presidon se relaciona directamente al
potencial de flujo y, por lo tanto, a su permeabilidad. Se pueden utilizar diferentes tipos de
pruebas de pozo para calcular la permeabilidad. Todas ellas se basan en la aplicacién de las
ecuaciones basicas de flujo para la interpretacién de una presion registrada y un gasto dado.
Algunas de las pruebas son DST (Drill Stem Tests), pruebas convencionales de pozo (Incremento y
Decremento) y pruebas multipozo (Pulso e Interferencia). Una prueba de presidn permite estimar
solo la permeabilidad efectiva en la cercania del pozo; en casos especiales se puede estimar la
permeabilidad absoluta.
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d) FACTORES QUE AFECTAN A LA PERMEABILIDAD ABSOLUTA.

Las rocas de los yacimientos petroleros pueden tener permeabilidades absolutas que van desde
0.1 a 1000 o mas milidarcys. La calidad de un yacimiento se determina, en parte, por la
permeabilidad, y ésta puede ser calificada como:

k (mD) Calidad del yacimiento
<1 Pobre
1<k<10 Razonable
10 < k <50 Moderada
50 < k<250 Buena
> 250 Muy buena

Tabla 2.8 Calidad del yacimiento con base en su permeabilidad.

Algunos factores que afectan la magnitud de la permeabilidad absoluta son:

Tamafio y forma de los granos: En las rocas clasticas las permeabilidades absolutas verticales y

horizontales son fuertemente afectadas por el tamaio y la forma de los granos. Si la roca esta
compuesta principalmente de granos uniformemente redondos y grandes, ver Figura 2.18a, su
permeabilidad serd relativamente alta y tendra la misma magnitud en ambas direcciones. Sin
embargo, si el arreglo estd compuesto por granos igual de grandes pero alargados, ver Figura
2.18b, la permeabilidad horizontal serd mayor que la vertical. El primer caso se caracteriza por una
trayectoria de flujo relativamente sin restricciones, mientras que el segundo esta relativamente
restringida o tortuosa.

a

~

Granos grandes y redondeados b) Granos grandes y alargados

Q

"‘
o

Permeabilidad horizontal, Ky = 2000 mD Permeabilidad horizontal, Ky = 2000 mD
Permeabilidad vertical, Ky = 1800 mD Permeabilidad vertical, Ky = 800 mD

Figura 2.18 Efecto de a) granos grandes y esféricos y b) granos grandes y
alargados en la permeabilidad absoluta.
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La mayoria de los yacimientos petroleros en rocas clasticas tienen permeabilidades absolutas
verticales menores comparadas a las horizontales, debido a que los granos son pequefios y de
forma irregular®, ver Figura 2.19.

Permeabilidad horizontal, ku= 150 mD
Permeabilidad vertical, kyv=15 mD

Figura 2.19 Efecto de granos pequeiios e irregulares en la permeabilidad.

Tamafio y geometria de los poros: Las particulas que forman las rocas sedimentarias cldsticas

tienen un rango de tamafio amplio, por lo tanto, los espacios porosos que se generan no son
uniformes. En particular, existen espacios angostos o reducidos llamados garganta de poro
separados por espacios amplios o grandes llamados cuerpo del poro o simplemente poro.

El radio de garganta de poro se define como el radio del circulo trazado perpendicular a la
direccion del flujo dentro del punto mas estrecho de la conexién entre poros; mientras que el
radio de un poro es el radio de la esfera mds grande que se pueda colocar dentro del poro, ver
Figura 2.20.
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Figura 2. 20 llustracidon del significado de radio y garganta de poro.
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La técnica normalmente empleada en laboratorio para determinar la distribucion del tamafio de
poro en una muestra de roca es la inyeccién de mercurio, la cual se utilizada para obtener datos
de presidn capilar, los cuales basicamente proveen la estructura interna del medio poroso. La
ventaja de la inyeccidn de mercurio es que se pueden alcanzar presiones muy altas, permitiendo
gue poros muy pequeios sean invadidos con ese fluido, ver Figura 2.21, por lo que un gran
nimero de datos de presidn pueden tomarse en un amplio rango de saturacién de mercurio.
Washburn® sugirié coémo obtener la distribucién del espacio poroso a partir de mediciones de
volumen inyectado de mercurio vs. presiéon aplicada.

Las curvas de presion capilar indican la secuencia en la cual el mercurio invade los poros de
diferentes tamafios en la roca. En la parte inicial de la curva, a presiones capilares bajas, el
mercurio invade los poros mds grandes, conforme la presion capilar se incrementa gradualmente
el mercurio invade los poros medianos, seguido de los poros mas pequefios. Asi, conforme la
presidon aplicada incrementa, el radio del poro que puede llenarse con mercurio disminuye v,
consecuentemente, la cantidad total (acumulada) de mercurio introducido aumenta. En otras
palabras, el mercurio (fase no mojante) no penetrara los poros hasta que la suficiente presién sea
aplicada para forzar su entrada.
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Figura 2.21 Representacion esquematica de la invasion de mercurio
en poros grandes, medianos y pequenos.

Tanto los poros como las gargantas de poro pueden clasificarse de acuerdo a rangos petrofisicos.
Poros grandes no pueden contribuir al flujo a menos que se encuentren conectados con otros
poros y esta contribucidon incrementa conforme el radio de garganta de poro y el nimero de
gargantas de poros que los rodea también lo hacen.
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Los sistemas porosos pueden caracterizarse dentro de rangos de tipos de poro, los cuales se
definen de acuerdo al tamafo de su garganta. En la Tabla 2.8 se muestra la clasificacién que se le
puede dar a las rocas con base en la dimension del radio de la garganta de sus poros. A cada uno
de estos tipos de garganta de poros se les asigna el nombre de petrofacies, y van de una mayor a
una menor calidad de la roca.

Tipos de gargantas de poro de Rango de tamaiio
acuerdo a su tamaio (micrones)
Mega-porosa >10
Macro-porosa de2al0
Meso-porosa de0.5a2
Micro-porosa de0.1a0.5
Nano-porosa <0.1

Tabla 2.8 Clasificacion de las rocas con base en el tamafio de la garganta de sus poros.

La medicion del tamano de poro a partir de la inyeccion de mercurio se basa en el
comportamiento de liquidos no mojantes en un capilar, ver Figura 2.22. El radio del poro puede
calcularse con la siguiente ecuacién:

2 0
r = Z%am €0SYam (2.11)

Pcam

donde:

e 7r=radio de la apertura de los poros.
e O,m=eslatensién interfacial entre el aire y el mercurio.
e  O,n=esel angulo de contacto entre la fase mojante y la no mojante.

e  Pcym=es la presion capilar con mercurio.

Aire

Mercurio

Interfase
Aire-Hg

Figura 2.22 Esquema de la presion capilar entre dos fluidos en un tubo capilar.
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Los parametros de esta ecuacion serdn tratados con mayor detalle posteriormente. Mediante el
uso de unidades consistentes, el radio del poro puede ser expresado en mm o pm.

Es importante notar que la variaciéon del volumen de mercurio inyectado y su correspondiente
presidn es proporcional al nimero de poros con cierto radio en la muestra. Por lo tanto, la presién
con la cual el mercurio penetra la muestra determina el radio del poro y el volumen incremental
introducido determina el nimero relativo de poros con ese radio en la muestra. El volumen
incremental introducido de mercurio o el porcentaje del espacio poroso ocupado por tal fluido vs.
radio del poro proporciona una manera conveniente para obtener las caracteristicas de
distribucién de poros.

La clasificacion de la garganta de poro (Pore throat sorting) basicamente provee una medida de la
geometria del poro vy la clasificacién de las gargantas de poro dentro de una muestra®. Los valores
de PTS son computarizados usando la siguiente ecuacidon de coeficiente de clasificacion
desarrollada por Trask*":

PTS = J Presion en el tercer cuartil (2.12)

Presion en el primer cuartil

Las presiones en el primer y tercer cuartil representan la presién capilar a una saturacion de
mercurio de 25% y 75%, respectivamente. Asi, un valor de PTS cercano a 1 indica que el medio
poroso esta bien clasificado, por lo tanto, las presiones capilares aplicadas para introducir esos
porcentajes de mercurio en la muestra no cambian significativamente. Sin embargo, un valor de
PST mucho mayor a 1 indica que la muestra estd pobremente clasificada, evidenciada por un
rapido incremento en la curva de presion capilar después de cruzar una saturacion del 25%.

Laminacion: minerales laminares, como la muscovita y lutitas laminares actian como barreras
para la permeabilidad vertical.

Contenido de arcillas: esta relacionado no solo a la abundancia sino también a su mineralogia y a

la composicién de los fluidos almacenados en los poros. Estas pueden hincharse y/o desplazarse
debido a los cambios quimicos de los fluidos o invasidn del filtrado de lodo, disminuyendo el valor
de permeabilidad.

Cementacién: el cemento cubre los granos de la roca incrementando su tamafio y disminuyendo
asi el espacio poroso, la trayectoria de flujo se altera debido a la reduccién de los poros y al
taponamiento de algunas comunicaciones entre ellos (gargantas de poro), ver Figura 2.23.
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Rocano cementada

Grano
Cementante

Poro

Permeabilidad horizontal, ks= 1000 mD Permeabilidad horizontal, ks= 100 mD
Permeabilidad vertical, kv= 600 mD Permeabilidad vertical, kv= 25 mD

Figura 2.23 Efecto de la cementacidn en la permeabilidad absoluta.

Fracturamiento y solucién: principalmente en los carbonatos, la disolucién de minerales debido a

la filtracion de acidos superficiales y subsuperficiales, a medida que pasan por los poros, provoca
fracturas y fisuras que incrementan significativamente la permeabilidad del sistema.

2.2.3 TORTUOSIDAD (7).

La tortuosidad es una caracteristica del medio poroso que representa lo tortuoso de un canal de
flujo, es decir, el grado de cambios de direccién (vueltas o rodeos) que tiene, ver Figura 2.24. Los
poros interconectados de la roca que representan los canales de flujo de fluidos en el yacimiento
no son tubos capilares rectos, por lo que es necesario definir la tortuosidad como la medida de la
desviacidon que presenta el sistema poroso real respecto a un sistema equivalente de tubos
capilares. La tortuosidad esta muy relacionada con la variacién del tamafno y la forma de los
granos, asi como con el tipo de empaquetamiento.

Sélido

-
-

Tubo capilar
no recto

Figura 2.24 Representacion esquematica de la tortuosidad en un modelo simple de medio poroso.

43



FACULTAD DE INGENIERIA, UNAM

La tortuosidad se expresa mediante la siguiente relacién:

donde:

e 7=tortuosidad (adimensional).
e Lr = Longitud real del trayecto del flujo.
e L =Llongitud del modelo.

Algunos autores también expresan la tortuosidad como:

=(8)

La Figura 2.25 muestra la tortuosidad en una muestra de roca.

{t"/ : ~ - o
Granosd“?f"',‘. ’ Y

INGENIERIA PETROLERA

(2.13)

(2.14)

Poros

Figura 2.25 Representacion de la tortuosidad en una muestra de roca.

A medida que el medio poroso se asemeja a tubos capilares rectos, la tortuosidad del sistema se
aproxima a 1. El menor valor de tortuosidad que se puede obtener es 1, el cual se tiene cuando la
longitud real de la trayectoria de flujo es igual a la longitud de la muestra de roca (L=Lr).
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CAPITULO 3

CARACTERISTICAS Y PROPIEDADES DE LOS FLUIDOS DE LOS
YACIMIENTOS PETROLEROS.

Todos los yacimientos petroleros contienen al menos dos fluidos en sus poros, agua y aceite o gas
y agua; sin embargo, en ocasiones pueden almacenar los tres fluidos. Un conocimiento bdsico de
las propiedades fisicas y quimicas de éstos es esencial, debido a que muchos inconvenientes
durante la exploracién, produccién (dafo a la formacién), recuperacién mejorada, entre otros,
estan directamente asociados con el comportamiento subsuperficial de estas propiedades.

3.1 COMPOSICION DE LOS HIDROCARBUROS.

Los hidrocarburos o petréleo son compuestos organicos que contienen sélo dtomos de carbono e
hidrégeno.

Aunque todos los hidrocarburos estan compuestos principalmente de carbono e hidrégeno, la
composicion molecular o quimica difiere ampliamente, sobre todo en el aceite crudo, ya que las
moléculas que lo forman son mas grandes que las que forman los gases hidrocarburos.

De acuerdo a su estructura, los hidrocarburos estan divididos en dos clases principales: alifaticos y
aromaticos. Los alifaticos estdn subdivididos en familias o series llamadas: alcanos, alquenos,
alquinos y ciclo-alifaticos, ver Figura 3.1.

Hidrocarburos

Alifaticos .
Aromaticos

Alcanos  Alguenos  Alguinos Ciclo-alifaticos

Figura 3.1 Clasificacion de los principales hidrocarburos de acuerdo a su estructura.
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3.1.1 HIDROCARBUROS ALIFATICOS.
a) ALCANOS (PARAFINAS).

Es el grupo mas importante de los compuestos que forman los hidrocarburos. Los alcanos son
hidrocarburos saturados con una férmula general C,H,.,,. Para valores de n<5 las parafinas son
gaseosas a condiciones normales de presién y temperatura. Para valores de 5<n<15 las parafinas
estdn en estado liquido a condiciones normales de presidn y temperatura; y para valores de n>15
las parafinas son de liquidos viscosos a ceras soélidas.

Se les llama hidrocarburos saturados porque los dtomos de carbono se unen a tantos atomos de
hidrégeno como sea posible, es decir, los 4&tomos de carbono estdn saturados con atomos de
hidrégeno. A este tipo de hidrocarburos se les conoce como parafinas en la industria petrolera.

Conforme los dtomos de carbono incrementan, éstos pueden estar unidos entre si, ya sea en
cadenas continuas o ramas, ver Figura 3.2.

Las cadenas continuas de hidrocarburos se conocen como hidrocarburos normales y se les

|II II ”

antepone el prefijo “normal” o simplemente la letra al nombre. El prefijo “iso” se utiliza para
sustancias con dos grupos metil (CHs3) unidas a un carbono. El prefijo “neo” denota tres grupos
metil unidos a un datomo de carbono al final de una cadena (similar al caso de “iso”). A estas
configuraciones se les da el nombre de isémeros, que significa que tienen la misma férmula
molecular, en este caso CsHq,, pero diferente estructura atdomica. Por lo tanto, a pesar del que el

peso molecular permanece igual, ciertas propiedades fisicas son diferentes.

H
H— (]: H
N T
A A L o
H H H H H H H H H | H
H—C—H H—C—H
! :
n-pentano isopentano neopentano

Figura 3.2 Diferentes estructuras atomicas de los alcanos.

Las parafinas se presentan de manera abundante en el aceite crudo. Las diferentes estructuras de
cadena recta dominan sobre las ramificadas.
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b) ALQUENOS.

Esta familia de hidrocarburos también es llamada olefinas y cominmente es conocida por este
nombre en las industrias petrolera y quimica. La férmula general para las olefinas es C.H,,.
Ejemplos comunes de los alquenos u olefinas incluyen el etileno y propileno, ver Figura 3.3. La
presencia de olefinas en hidrocarburos de origen natural es por lo general un fendmeno poco
frecuente, normalmente se producen en complejos petroquimicos a partir de la materia prima,

usualmente alcanos ligeros.

H H H H H
| | I
e=¢  mpes
H H H H
Eteno Propeno
(etileno) (propileno)

Figura 3.3 Estructura atémica de algunos alquenos.

c) ALQUINOS.

La férmula general para los alquinos es C.H,,.,. Algunos ejemplos comunes son sustancias como el
acetileno y propino, ver Figura 3.4. Similar a los alquenos, pocas veces se encuentran en los
hidrocarburos de origen natural y usualmente se producen en plantas petroquimicas que utilizan

como materia prima hidrocarburos mas ligeros.

CHs
|
CH=CH CHEC—(I.‘.—CH3
CHs
Acetileno Propino

Figura 3.4 Estructura atdmica de algunos alquinos.

d) CICLO-ALIFATICOS.

Muchos compuestos de hidrocarburos estan unidos en forma de anillos en lugar de cadenas, ver
Figura 3.5. A este tipo de compuestos se les llama compuestos ciclicos e incluyen ciclo-alcanos y
ciclo-alquenos. Los ciclo-alquenos o ciclo-parafinas se conocen en la industria petrolera como
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naftenos. Estos son anillos saturados. Conforman el segundo grupo mas importante de
hidrocarburos encontrado en el aceite crudo. La férmula general estad dada por C.,H,,. Diferente a
las parafinas todos los naftenos son liquidos a temperaturas y presiones normales. Estos
representan alrededor del 40% de aceite ligero y pesado.

H_  H H. M
H\ \C/ /H H /C\ H
H=Cc~“>C=H H=C C¢ZH

I | \ |/
H=Cl-oH H—C—C—H
H <, H ||

H H H H

Ciclo-hexano Ciclo-pentano

Figura 3.5 Estructura atdmica de algunos ciclo-alifaticos.

3.1.2 HIDROCARBUROS AROMATICOS.

Los compuestos aromaticos son el tercer grupo mds importante de hidrocarburos cominmente
presentes en los crudos. Su estructura molecular se basa en anillos formados por seis atomos de
carbono. El miembro mas simple de la familia es el benceno (CgH¢), ver Figura 3.6. Los
hidrocarburos aromaticos incluyen compuestos asfalticos. Estos compuestos se dividen en resinas
y asfaltenos, los primeros son solubles en n-pentano, y los segundos no lo son. Los hidrocarburos
aromaticos son liquidos a condiciones normales de presién y temperatura. Estos se presentan en
cantidades relativamente menores (alrededor del 10%) en aceites ligeros, pero incrementan en
cantidad (a mas del 30%) en aceites pesados. El tolueno (CsHsCHs) es el compuesto aromdatico mas
comun de los crudos, seguido por el xileno (CsH4(CHs),) y el benceno (CgHg).

Benceno (CsHs)

Figura 3.6 Estructura atdmica del benceno, cada vértice representa un atomo
de carbono y cada atomo esta enlazado a un dtomo de hidrégeno.
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3.2 GASES HIDROCARBUROS.
3.2.1 COMPOSICION QUIMICA DE LOS GASES HIDROCARBUROS.

En la industria petrolera el gas natural se define como “una mezcla de hidrocarburos y diferentes
cantidades de no hidrocarburos que existen en fase gaseosa o en solucion con el aceite en un
yacimiento”.

Los gases de los yacimientos petroleros se componen principalmente de hidrocarburos de la serie
de alcanos o parafinas, contienen normalmente metano o etano del 80 a 90% en volumen. El resto
de estos gases consiste de propano y otros hidrocarburos mas pesados e impurezas. Por lo tanto,
considerando el rango limitado de los componentes, el andlisis composicional de los yacimientos
de gas se obtiene facilmente mediante técnicas como andlisis cromatografico y destilacién a bajas
temperaturas.

Los gases encontrados en el subsuelo se pueden clasificar en dos grupos: de origen organico y de
origen inorganico, ver Figura 3.7.

Gases Fuente

Helio
. Argon
Gases inertes .
Criptén Inorganica
Radodn

Nitrégeno

Acido silfhidrico
Hidrogeno

Dioxido de carbono } Mezcla

Metano (gas seco)
Principalmente orgénico
Hidrocarburos Etano

Propano % Gases hiumedos
Butano

Figura 3.7 Diferentes gases presentes en los yacimientos petroleros.

3.2.2 PROPIEDADES FiSICAS DE LOS GASES HIDROCARBUROS.

El Instituto Americano del Petrdéleo (API), la Asociacion Americana de Gedlogos del Petréleo
(AAPG) y la Sociedad de Ingenieros Petroleros (SPE) subclasifican el gas natural encontrado en los
yacimientos en disuelto, asociado y no asociado. El gas disuelto es el que esta en solucién en el
aceite a condiciones de yacimiento; el gas asociado, se conoce comuUnmente como casquete de
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gas y se presenta en forma continua sobre la fase de aceite; el gas no asociado es aquel que se
presenta en yacimientos que no contienen cantidades importantes de aceite.

Los gases hidrocarburos son una mezcla de gases que tienen un comportamiento real, por lo que
muchas de sus propiedades se determinan a partir de la ecuacion de compresibilidad para gases
reales:

pV = znRT 3.1
donde:

e p:eslapresion.

e V:eselvolumen.

e n:elndmero de moles.

e R:eslaconstante universal de los gases.

e T:eslatemperatura.

e z:eselfactor de compresibilidad o factor de desviacién del gas.

a) DENSIDAD DE UNA MEZCLA DE GASES (p).

La determinacién de la densidad para una mezcla de gases estad dada por la siguiente ecuacién:

n P
Pg = ;M% =$M% (3.2)

donde MW, es el peso molecular aparente o promedio de la mezcla de gases, el cual se obtiene
con la siguiente ecuacion:

MW, = ¥i_, ;MW 33)

donde Y; es la fraccién mol y MW;es el peso molecular, ambos del componente i en la mezcla.
Todo en unidades consistentes.

b) GRAVEDAD ESPECIFICA O DENSIDAD RELATIVA DE UN GAS (y,).

La gravedad especifica de un gas se define como la relacion entre la densidad del gas y la densidad
del aire, ambas medidas a las mismas condiciones de presidon y temperatura. Se representa con la
siguiente ecuacion:
_ _Pg
Yo = (3.4)

Paire
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c) VISCOSIDAD DE UNA MEZCLA DE GASES ().

La viscosidad de un fluido es una medida de su resistencia al flujo y se expresa en unidades de
centipoise (cp).

La viscosidad de un gas es funcién de su presidon y temperatura, ésta disminuye conforme la
presion y la temperatura lo hacen; sin embargo, es importante considerar el efecto de la
temperatura a diferentes presiones. A presiones bajas la viscosidad del gas incrementa conforme
la temperatura incrementa, mientras que a presiones altas, ésta disminuye conforme Ia
temperatura incrementa, ver Figura 3.8.

0.035
0.030 |
a
L
T 0.025 |
T
0w
Q
$ 0.020]
-
0.015 | —— 50°F
| - 100°F
E - 150°F
0.010 : . _ .
500 1000 1500 2000 2500 3000 3500 4000

Presion (psia)

Figura 3.8 Variacion de la viscosidad del gas con respecto a la presion a diferentes temperaturas.

Los experimentos para determinar la viscosidad de un gas (i) generalmente son complicados, por
lo que, normalmente, esta propiedad se obtiene a partir de correlaciones. La siguiente correlacidn
puede utilizarse para calcular la viscosidad de una mezcla de gases cuando la composicion de la
mezcla y las viscosidades de sus componentes se conocen a las presiones y temperaturas de

interés.
YjlgiVj M;/Z
My =~ (35)
2jyjM;
donde:

e gi=laviscosidad de la fraccién mol correspondiente, en cp.
e yj=lafraccién mol de cada componente de la mezcla.
e Mj=el peso molecular de la fraccion mol correspondiente
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d) COEFICIENTE DE COMPRESIBILIDAD ISOTERMICA DE UN GAS (C,).

A condiciones de yacimiento, los procesos normalmente se consideran isotérmicos. El coeficiente
de compresibilidad isotérmico de un gas se define como el cambio fraccional del volumen de gas
conforme la presidn cambia, esto a una temperatura constante, y se expresa matematicamente
con la siguiente ecuacion:

= (1)),

La representacion grafica del coeficiente de compresibilidad isotérmico del gas se muestra en la
Figura 3.9.
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Figura 3.9 Variacion del coeficiente de compresibilidad del gas con respecto a la presion a T= cte.

e) FACTOR DE VOLUMEN DEL GAS (B,).

El factor de volumen del gas se define como el volumen de gas a condiciones de yacimiento
requerido para producir un pie cubico de gas a condiciones superficiales. Usualmente se expresa
en f'@ c.y / f*@c.s, donde c.y representan las condiciones de yacimiento y c.s las condiciones
estandar.

Vg @c.
B, = 9y (3.7)
Vg @c.s

El factor de volumen del gas puede calcularse como el volumen ocupado por el gas a las
condiciones de yacimiento dividido por el volumen ocupado por la misma masa de gas a
condiciones estandar. Su comportamiento con respecto a la presidon se muestra en la Figura 3.10.
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Figura 3.10 Comportamiento tipico del factor de volumen del gas como funcidn de la presién a T=cte.

f) FACTOR DE VOLUMEN DEL GAS HUMEDO (B,,).

Las ecuaciones para determinar el factor de volumen del gas en yacimientos de gas seco no
aplican para yacimientos de gas humedo. En este tipo de yacimientos, el factor de volumen del gas
se define como el volumen de gas a condiciones de yacimiento requerido para producir un barril
de liquido a condiciones superficiales. Por definicion:

Volumen de gas a condiciones de yacimiento
Byg =

(3.8)

Volumen de liquido a condiciones estandar

El tratamiento para gases humedos también puede aplicarse a yacimientos de gas y condensados,
siempre y cuando la presién en el yacimiento sea mayor a la presidn de rocio del gas retrégrado. A
presiones por debajo del punto de rocio, analisis de laboratorio especiales se requieren para la
Ingenieria de Yacimientos de gas y condesados.
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3.3  HIDROCARBUROS LiQUIDOS.
3.3.1 COMPOSICION QUIMICA DE LOS HIDROCARBUROS LiQUIDOS.

La clasificacién quimica de los yacimientos de aceite no es tan simple como la de los gases, ya que
las moléculas que contienen abarcan un rango bastante amplio de moléculas grandes e
intermedias, usualmente agrupadas como fraccién plus. Mientras que la molécula mds pequefia
(metano, CH4) tiene un peso molecular de 16 (12 g/mol y 4 g/mol correspondientes al atomo de
carbono y los 4 de hidrégeno, respectivamente), la molécula mds grande puede alcanzar un peso
molecular de hasta 10000 o mds, por lo tanto, identificar cada uno de los componentes en los
yacimientos de aceite es casi imposible.

El andlisis quimico promedio de los aceites, conocido como PIANO, incluye la identificacién de las
parafinas, iso-parafinas, aromaticos, naftenos y olefinas, o analisis PONA en caso de que todas las
parafinas se agrupen. Sin embargo, considerando la rareza de las olefinas en los hidrocarburos de
origen natural y la agrupacion de todas las parafinas, el analisis quimico se simplifica o reduce a
solo la determinacion de las parafinas, naftenos y aromaticos, recibiendo el nombre de andlisis
PNA.

Ya que las moléculas mds pequeias (6 atomos de carbono o menos) normalmente son parafinas,
el andlisis quimico del aceite usualmente se realiza después de que la mayoria de las moléculas
ligeras son removidas. Con base en este tipo de analisis, los yacimientos de aceite dominados por
un grupo en particular reciben el nombre de parafinicos, nafténicos y aromaticos.

3.3.2 PROPIEDADES FiSICAS DE LOS HIDROCARBUROS LiQUIDOS.

El aceite crudo se define como “una mezcla de hidrocarburos que existe en los yacimientos en fase
liguida y permanece liquida a la presidon atmosférica”. En apariencia, los crudos varian desde un
color amarillo paja, verde y café hasta negro. Algunas de sus propiedades fisicas mds importantes
son las siguientes:

a) DENSIDAD DEL ACEITE (p,).

La densidad de un fluido se define como la relacién que existe entre la masa (m) y el volumen (V)
de éste, es una propiedad intensiva, es decir, independiente de la masa. Su expresién matematica
es:

po = (3.9)
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b) GRAVEDAD ESPECIFICA DEL ACEITE (y,).

La gravedad especifica del aceite, también llamada densidad relativa, se define como la relacién
entre la densidad del aceite (p,) y la densidad del agua (p,), ambas mediadas a las mismas
condiciones de presidn y de temperatura.

Po
vo = 22 (3.10)

Ya que la densidad del aceite es funcién de la presién y la temperatura, es necesario designar
condiciones estandar para reportar la gravedad especifica. La industria petrolera ha adoptado
como condiciones estandar la presion atmosféricay 60° F o 15.55°C de temperatura.

Por otro lado, la industria mundial de hidrocarburos clasifica el petréleo con base en su densidad
API| (pardmetro internacional del American Petroleum Institute, que diferencia las calidades del
crudo). La densidad API es funcién de la gravedad especifica y se calcula con la siguiente férmula:

APl = 22 _ 1315 (3.11)

Yo

Note que los grados °API son inversamente proporcional a la gravedad especifica. De manera que,
los aceites ligeros tienen valores APl de mas de 40° (gravedad especifica de 0.83), mientras que los
aceites pesados menores a 10° (gravedad especifica de 1).

c) VISCOSIDAD DEL ACEITE ().

Como ya se menciond anteriormente, la viscosidad es una medida de la resistencia al flujo por un
fluido. La viscosidad del aceite puede obtenerse directamente mediante el viscosimetro o a partir
de correlaciones, donde primero se determina la viscosidad del aceite muerto, p,4, seguido de la
viscosidad en el punto de burbuja. Con estos datos, la viscosidad del aceite puede determinarse a
diferentes condiciones de presién y temperatura por debajo del punto de burbuja.

La viscosidad del aceite muerto, se calcula con la correlacién de Glaso:
Uog = [3.141 (1010)](T)~34*4[log API]* (3.12)
donde a es:
a = 10.313 [log(T)] — 36.447 (3.13)
donde T es la temperatura.

La viscosidad del aceite a la presion de saturacion o sea la viscosidad de un aceite saturado, y,p,
es:

Uop = (10)a(ﬂod)b (3.14)
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los valores a 'y b son:

a= Rs[2.2(1077)R, — 7.4 (10™%)] (3.15)
b= 2+ 2+ 22 (3.16)
donde:
c =8.62 (107>)R, (3.17)
d=1.1(10"3)R, (3.18)
e = 3.74 (1073)R, (3.19)

Asi, la viscosidad del aceite para un yacimiento bajo saturado (u) puede calcularse a partir de la
correlacién de Standing:

H= pop +0.001 (P — P,)(0.024 pulf + 0.038 ud7®) (3.20)

La viscosidad el aceite se ve afectada por la presion y la temperatura; para una fase liquida, un
incremento en la temperatura causa una disminucién de la viscosidad, mientras que el mismo
efecto en la viscosidad se tendrd si existe una disminucién en la presién, ésto siempre y cuando
solo el efecto de la presidn afecte al liquido.

En el caso de los fluidos del yacimiento, hay un tercer pardmetro que afecta la viscosidad. Una
disminucién de la cantidad de gas en solucidon en el aceite genera un incremento en la viscosidad,
Yy, por supuesto, la cantidad de gas en solucion es una funcidn directa de la presion.

A temperatura constante, para presiones mayores a la presidn de saturacidn, la viscosidad del
aceite disminuye casi linealmente conforme la presion lo hace, a esta condicién las moléculas
estan mds separadas y se mueven entre ellas con mayor facilidad.

Sin embargo, conforme la presidn en el yacimiento disminuye por debajo del punto de burbuja, la
composicion del liquido cambia. El gas que se libera toma las moléculas mas pequefias del liquido,
dejando el fluido remanente del yacimiento con relativamente mas moléculas con formas largas y
complejas. Este cambio en la composicidon del aceite genera un incremento significativo en la
viscosidad del mismo, como se visualiza en la Figura 3.11.
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Figura 3.11 Comportamiento tipico de la viscosidad del aceite en funcion de
la presién a temperatura de yacimiento constante.

d) FACTOR DE VOLUMEN DEL ACEITE (B,).

El factor de volumen del aceite se define como el volumen de aceite a condiciones de yacimiento
requerido para producir un barril de aceite a condiciones superficiales.

Volumen de aceite con su gas disuelto @ c.y

B, = (3.21)

Volumen de aceite @ c.s

La Figura 3.12 muestra el comportamiento del factor de volumen del aceite con respecto a la
presion.

Factor de volumen del aceite, Bo ———»

Pb
Presion del yacimiento, psig R —

Figura 3.12 Comportamiento del factor de volumen del aceite en funcion de la presién a T=cte.
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Para un yacimiento bajo saturado, el factor de volumen del aceite incrementa conforme la presion
se acerca a la presion de saturacion, esto se debe a la expansién del gas disuelto en el aceite.
Cuando la presidn del yacimiento alcanza la presién de burbuja y toma valores menores a ésta, el
gas disuelto comienza a liberarse, lo que genera un incremento de gas libre y, consecuentemente,
menos gas en solucion, disminuyendo el valor del factor de volumen del aceite.

e) RELACION DE SOLUBILIDAD (Rs).

La cantidad de gas disuelto en la fase liquida a condiciones de yacimiento esta condicionada por la
presion y la cantidad de moléculas ligeras presentes.

A una cierta temperatura de yacimiento (Ty=cte), se dice que el aceite esta bajo saturado cuando
la presion del mismo esta por arriba del punto de burbuja, a esta condicidon todo el gas estd
disuelto en el aceite. Cuando la presién del yacimiento es igual a la presidn de saturacién se
presenta un caso especial de saturacion, en el cual la primera burbuja de gas se libera de una masa
de aceite. Por ultimo, cuando la presion esta por debajo del punto de burbuja se dice que el aceite
se encuentra en estado saturado y un ligero abatimiento de presidn permitira liberar una cantidad
del gas disuelto.

A la cantidad de gas disuelto en el aceite a condiciones de yacimiento pero medido a condiciones
estandar se le conoce como relacién de solubilidad, Rs, y se representa con la siguiente ecuacién:
__ (volumen de gas disuelto @ c.y) @cs

R, = (3.22)

volumen de aceite @ c.s

La Figura 3.13 representa el comportamiento de la Rs con respecto a la presion.

Relacién de solubilidad, Rs

Pb

Presion del yacimiento —_—

Figura 3.13 Comportamiento tipico de la relacion de solubilidad con respecto a la presion a T= cte.
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3.4 CARACTERISTICAS FiSICAS Y QUIMICAS DE LOS CINCO TIPOS DE FLUIDOS
(HIDROCARBUROS) DE LOS YACIMIENTOS PETROLEROS.

Los fluidos de los yacimientos petroleros se clasifican dentro de los siguientes tipos:

e Aceite negro.

e Aceite volatil.

e Gasy condensado.
e Gas humedo.

e (Gas seco.

Cada uno de estos fluidos se caracteriza con base en diferentes propiedades fisicas y quimicas, y
exhiben un comportamiento de fase singular a diferentes condiciones de presion y temperatura.
Las caracteristicas y propiedades generalmente utilizadas para identificar estos fluidos son: la
gravedad API, la viscosidad, el color de los hidrocarburos y la composicién quimica.

En la Tabla 3.1 se muestran los valores que normalmente toman dichas propiedades para los
diferentes tipos de hidrocarburos de los yacimientos.

Fluido del Gravedad Viscosidad | Color en el tanque . I
.. . Composicidon quimica
yacimiento API (cp) de almacenamiento
oscuro. a menudo > 20% de fracciones heptano
Aceite negro 15-40 2-100 r;e ro plus (una gran cantidad de
& componentes pesados
Relativamente menos
. - , . componentes pesados y mas
Aceite volatil 45-55 0.25-3 café, naranja o verde mP resp Y
intermedios (etano hasta
hexano)
Menos componentes
colores claros o esados y mds intermedios
Gas y condensado >50 =0.25 P v .
blanco (en relacién con los aceites
volatiles)
Predominan las moléculas
, mas pequefias
Gas humedo > 60 =0.25 blanco _mas peq
(principalmente etano,
butano y propano)
Principalmente metanoy
Gas seco bbbl 0.02-0.05 oAk kX algunos componentes
intermedios

Tabla 3.1 Propiedades fisicas y quimicas de los diferentes fluidos de los yacimientos petroleros.
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3.5 AGUA DE FORMACION.
3.5.1 COMPOSICION QUiIMICA DEL AGUA DE FORMACION.

El agua de formacién o salmuera se caracteriza por su composiciéon en términos de los sélidos
disueltos o sales. El sélido disuelto con mayor presencia en el agua de formacién es el cloruro de
sodio (NaCl). Otros sdlidos encontrados son: el cloruro de potasio (KCl), cloruro de calcio (CaCl,),
cloruro de magnesio (MgCl,), cloruro de estroncio (SrCl,), sulfato de sodio (Na,SO,) y bicarbonato
de sodio (NaHCO3).

Aunque varias unidades pueden emplearse para describir el contenido de sdlidos disueltos, la
concentracién a menudo se expresa en términos de miligramos de cada sdlido por litro o
simplemente en partes por milléon (ppm). Partes por millén se refiere a gramos de sélidos por un
millén de gramos de agua dulce. El agua de mar tiene una salinidad de alrededor de 35,000 ppm;
sin embargo, las salinidades del agua de formaciéon son mucho mayores, se han reportado aguas
de formacidn con una salinidad de hasta 300,000 ppm.

La composicidn del agua de formacién es de hecho una de las caracteristicas mas importantes
porque la distribucion relativa de sdlidos disueltos tiene un impacto significativo (junto con la
presion y temperatura) en la mayoria de las propiedades fisicas de la misma. Algunas de las
correlaciones para determinar algunas propiedades fisicas del agua de formacién se basan en agua
pura, a las que se les aplica un factor de correccidn, que depende del total de sdélidos disueltos.

3.5.2 PROPIEDADES FiSICAS DEL AGUA DE FORMACION.

a) DENSIDAD DEL AGUA DE FORMACION (p.,).

La densidad del agua de formacién puede calcularse con base en su factor de volumen si la masa
de gas disuelto en el agua a condiciones de yacimiento se desprecia. El factor de volumen del agua
de formacién relaciona el volumen de agua a condiciones de yacimiento con el volumen de agua a
condiciones estandar, asi que:

1%
B, = X& (3.23)
VWSC
o también puede definirse como:
B, = Pwse (3.24)
PwR
de donde resulta:
Pwr = % (3.25)
w
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donde:

e p,r: esladensidad el agua de formacion a condiciones de yacimiento en Ib/ft’.
e p,sc: ladensidad del agua a condiciones estandar Ib/std. ft>.
e Bw: el factor de volumen del agua de formacion en bbl/STB o ft*/std ft>.

b) VISCOSIDAD DEL AGUA DE FORMACION (uy,).

La viscosidad del agua de formacidn puede determinarse mediante la siguiente correlacion:

BwR — 0.9994 + 4.0925 * 1075P +3.1062 * 10~2P? (3.26)

Hw1

donde:

e ,g: eslaviscosidad a condiciones de yacimiento, cp.

® 1 es la viscosidad del agua de formacién a la presién atmosférica y temperatura del
yacimiento, cp.

e P:eslapresion, psia.

c) FACTOR DE VOLUMEN DEL AGUA (Bw).

El factor de volumen del agua representa el cambio en el volumen del agua cuando se pasa del
yacimiento a la superficie. Los efectos que intervienen son tres:

La evolucion del gas disuelto en el agua resultado de la disminucion de la presién.
La ligera expansion del agua debido a la reduccién de la presion.

3. El ligero encogimiento del agua debido a la reduccion de la temperatura al ir desde el
yacimiento a la superficie.

El cambio volumétrico del agua de condiciones de yacimiento a condiciones superficiales es
significativamente menor que el del aceite, debido a que la solubilidad del gas es
considerablemente mayor en este ultimo. Adicionalmente, debido a la baja compresibilidad del
agua, su expansion y encogimiento (resultado de los cambios en la presidén y la temperatura,
respectivamente), son pequefios y de algin modo se compensan. Por lo tanto, el factor de
volumen del agua de formacién es numéricamente bajo y generalmente cercano a 1.

Conforme la presion en el yacimiento disminuye desde una presion inicial hasta la presidon de
saturacidn, el factor de volumen del agua incrementa debido a la expansién del agua en el
yacimiento.
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Una disminucion de la presion por debajo del punto de burbuja genera la liberacién del gas dentro
de los poros del yacimiento. La pérdida del volumen de liquido debido a la liberacién de gas sélo
compensa parcialmente la expansién del agua generada por la reduccién de la presidn, por lo que,
el factor de volumen continda incrementando conforme la presidn en el yacimiento disminuye.

Note que el factor de formacién del agua puede tomar valores menores a 1 bbl/STB. Esto ocurre a
presiones altas, cuando la expansion de la salmuera causada por el cambio de presién durante el
viaje a la superficie es mayor que el encogimiento producido por la disminucidn de la temperatura
y la pérdida del gas.

1.06 |-

| =

-
o

Factor de volumen del agua, Bw —»

Pb
Presion del yacimiento —_—

Figura 3.14 Comportamiento del factor de formacion del agua con respecto a la presion a T=cte.

De acuerdo con las caracteristicas de compresibilidad y expansién térmica del agua, a una
temperatura constante, un incremento en la presién produce una disminucién en el B,,, mientras a
una presion constante, un incremento en la temperatura genera un incremento en el valor de B,,.
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3.6  TECNICAS DE ANALISIS DE LOS FLUIDOS DE LOS YACIMIENTOS
PETROLEROS.

La determinacidn del tipo de fluido es uno de los aspectos mds importantes para la planeacion del
desarrollo de un campo y el manejo del yacimiento. El tipo de fluido de un yacimiento petrolero se
determina principalmente con base en el analisis de laboratorio del comportamiento de fase de
dicho fluido.

El analisis de laboratorio de un fluido es completamente dependiente de la muestra fisica del
mismo vy, por lo tanto, el proceso de obtencién de la muestra, llamado muestreo (sampling),
influye significativamente en la calidad de los datos medidos en el laboratorio, ya que si las
muestras no son representativas, todas las mediciones hechas son invalidas.

El muestreo de fluidos se lleva a cabo mediante tres técnicas:

1. Muestreo subsuperficial (bottomhole).
2. Muestreo en la cabeza del pozo.
3. Muestreo superficial (sepador).

La recoleccion temprana de fluidos es necesaria para identificar adecuadamente el tipo de fluido,
debido a que tan pronto como la presidon de yacimiento cae por debajo de las presiones de
saturacion o de rocio, los fluidos del yacimiento forman las dos fases, gas y liquido, cambiando su
composicion original.

El comportamiento de fase y las propiedades de todos los fluidos de los yacimientos petroleros se
determinan Unicamente por cuatro variables primarias: presidon, temperatura, quimica y la
composicion.

El modelo composicional, bdsicamente, da una descripcion de la presencia y concentracion
(composicion) de varios componentes en un fluido de yacimiento dado y modelos de ecuaciones
de estado se utilizan para determinar su comportamiento de fase y sus propiedades fisicas; debido
a que los fluidos de los yacimientos petroleros tienen una gran variedad de componentes, la
identificacion y cuantificacion de cada uno es casi imposible de realizar.

A continuacién se dard una breve descripcion de los métodos normalmente usados para
caracterizar los fluidos de yacimiento.
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3.6.1 ANALISIS CROMATOGRAFICO.

En la industria petrolera la cromatografia usualmente se utiliza para determinar la composicion de
los gases hidrocarburos. Sin embargo, con avances recientes, es posible extender esta técnica, con
una precisiéon aceptable, al andlisis composicional de los hidrocarburos liquidos. Una de las
mayores ventajas de la cromatografia es la capacidad de identificar componentes tan pesados
como Cg,*? en cuestién de horas usando sélo una pequefia muestra del fluido.

Los elementos esenciales en un analisis cromatografico incluyen la valvula de inyeccién, una
columna porosa empaquetada, un gas portador (carrier gas), hornos a temperatura programada y
detectores, ver Figura 3.15.

La muestra se introduce a través de la valvula de inyeccién a una zona, en donde es calentada
hasta evaporizarse, posteriormente, es transportada por medio del gas portador (usualmente
helio) a una columna que esta empaquetada o internamente revestida con un liquido o sélido
estacionario, lo que genera el fraccionamiento o particion de los componentes de la muestra de
acuerdo, principalmente, con sus puntos de ebullicién. Por lo tanto, los componentes volatiles o
con puntos de ebullicién relativamente bajos se remueven primero, seguidos por los componentes
mas pesados o con puntos de ebullicién altos. Las temperaturas del horno estdn programadas de
acuerdo a rangos de los puntos de ebullicion de varios componentes. El gas portador lleva los
componentes removidos a los detectores, donde sus concentraciones son relacionadas al area
bajo la curva del tiempo de retencién- respuesta del detector (cromatograma).

Valvula de inyeccion

Detector

Andlisis de datos

Figura 3.15 Representacion esquematica de un equipo de cromatografia del gas.

La mayoria de los componentes con puntos de ebullicion bajos se pueden identificar y analizar
facilmente con esta técnica (metano hasta pentano normal y componentes no hidrocarburos). Sin
embargo, conforme el nimero de carbonos incrementa, muchos mas isémeros y componentes
pertenecientes a otros grupos también llegan a presentarse, lo que genera una considerable
superposicion de los picos, haciendo muy dificil obtener una determinacién cuantitativa exacta de
los componentes mds pesados.
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3.6.2 ANALISIS pVT.

Este tipo de pruebas estdn disefladas para caracterizar el comportamiento de fase y las
propiedades de los fluidos de yacimiento a condiciones de yacimiento simuladas.

La mayoria de las pruebas de laboratorio son experimentos de agotamiento, durante los cuales la
presidn del fluido del yacimiento se reduce en pasos sucesivos ya sea por expansion de la muestra
o incrementando el volumen del fluido. La reduccidn de la presién da como resultado la formacién
de una segunda fase. Las dos fases, usualmente gas y liquido, estdn en equilibrio y varias
propiedades fisicas son medidas.

Los datos medidos como parte del andlisis pVT son claves para un manejo adecuado de los
yacimientos petroleros, los cuales incluyen la evaluacién de reservas, desarrollo de un plan de
recuperacion, y también la determinacién de la cantidad y la calidad de los fluidos producidos.

Las principales pruebas de este tipo son: la separacion flash y la separacién diferencial.

a) SEPARACION FLASH.

También conocida como separacién a volumen constante. En esta prueba la composicion total del
fluido de yacimiento o su masa original siempre permanece constante, debido a que ningun fluido,
gas o liquido, es retirado de la celda pVT. El objetivo principal de este tipo de prueba es estudiar la
relacion PV del fluido de yacimiento y determinar su presién de saturacion.

La Figura 3.16 muestra el proceso de separacién de fases en este tipo de prueba para un aceite
bajo saturado. Una muestra del fluido (en una sola fase) del yacimiento es colocada en la celda
pVT. Se establecen la presién y la temperatura de yacimiento. Una vez establecidos estos valores,
un experimento de agotamiento de presién se lleva a cabo aumentando el volumen en
incrementos. Conforme la presidon disminuye, el aceite se expande hasta alcanzar la presién de
saturacidn, condicidn a la cual se genera la primera burbuja de gas. Conforme la presién continua
disminuyendo el aceite sufre un encogimiento resultado de la liberacién del gas disuelto. El
proceso de agotamiento continua hasta alcanzar una presién baja predeterminada (usualmente la
presion atmosférica) o hasta que la capacidad de la celda es alcanzada. Las celdas pVT se agitan
con regularidad para asegurar que su contenido esté en equilibrio. El volumen total y el de la fase
liqguida son registrados en cada paso del proceso de agotamiento de presién.
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Temperatura de la prueba = temperatura de yacimiento

7
7
7
7z
Hg Hg Hg Z
H

g Hg
Py >> Py P, > P, Py =P, P4 < Py Ps << P,

Vi Vio Vis =Veat. Via Vis

Hl | iquido Gas Py = presion de saturacion V= volumen total

Figura 3.16 Representacion esquematica del proceso de Separacion Flash para un aceite bajo saturado.

Finalizada la prueba, los datos de presidon-volumen (PV) son graficados. Un cambio en la pendiente
de la linea que se obtiene de los datos, indica que se ha alcanzado la presion de saturacién, ver
Figura 3.17.
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Volumen total, em®

Figura 3.17 Comportamiento de la P-V para aceites negro y volatil.
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b) SEPARACION DIFERENCIAL.

El experimento de separacion diferencial es el experimento de agotamiento clasico llevado a cabo
en el aceite de yacimiento. La prueba se desarrolla a la temperatura de yacimiento para evaluar
los cambios volumétricos y composicionales que presenta el aceite durante el proceso de
explotacién primario (agotamiento de presién) del yacimiento.

A diferencia de la separacién flash, en este experimento el gas en solucidn, que es liberado de la
muestra de aceite durante la reduccion de la presion, es removido continuamente de la celda. Este
tipo de separacidn, se caracteriza por una variacion o cambio en la composicién de los
hidrocarburos, como se muestra en la Figura 3.18 para un aceite bajo saturado.

El experimento comienza a una presidon mayor o igual a la presidn de saturacidén. La presion se
reduce debido al incremento del volumen de la celda, lo que genera la liberacién de una cierta
cantidad de gas disuelto, el cual es extraido o expulsado debido a la reduccion del volumen de la
celda, cuando la presidn se ha estabilizado, y los volimenes de gas y liquido estan en equilibrio. El
procedimiento se realiza en 10 o 15 etapas de presién hasta la presién atmosférica. En cada etapa
se miden el volumen de aceite remanente en la celda, el volumen de gas expulsado a las
condiciones de la celda y a las estandar y la gravedad especifica del gas. En la Ultima etapa (a la
presion atmosférica) la temperatura de la celda se reduce a 60 °Fy se mide el volumen de liquido
remanente en la celda.

Temperatura de la prueba = Temperatura de yacimiento

7,
i/
Hg - ‘
Hg Hg
‘ ‘
[ [ [ 17
Vv v i \% U
B=P, Pa<Po Fe=Fy Py<< Py P3<< P,
piows Py

M Aceite  [Z550 Gas  Pa-=presion atmosférica Py = presion de saturacion

Figura 3.18 Representacion esquematica del proceso de Separacion Diferencial para
un aceite bajo saturado.
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CAPITULO 4

CARACTERISTICAS Y PROPIEDADES DEL SISTEMA ROCA-
FLUIDOS DE LOS YACIMIENTOS PETROLEROS.

4.1 SATURACION DE FLUIDOS.

Una propiedad importante del sistema roca-fluidos, que requiere ser determinada, es la cantidad
de fluidos presentes en un yacimiento. Mientras que la porosidad representa la capacidad mdaxima
de una roca de yacimiento para almacenar fluidos, la saturacién de fluidos o saturacion del espacio
poroso indica cuanta de esta capacidad de almacenamiento es ocupada por los diferentes fluidos
presentes en el yacimiento (aceite, agua y gas).

La saturacion de fluidos se define como la relacién entre el volumen de un fluido en una muestra
de roca y el volumen poroso de la muestra. En otras palabras, es la fraccion o porcentaje del
volumen poroso de una roca ocupado por un fluido en particular (gas, aceite o agua) expresado
por la siguiente ecuacion:

volumen del fluido

Saturacion de fluido = (4.1)

volumen poroso
La ecuacién anterior se aplica a las tres fases que pueden existir en el yacimiento:

volumen de gas
S, = (4.2)
volumen poroso

volumen de aceite
S, = (4.3)
volumen poroso

volumen de agua
= (4.4)
volumen poroso

w

donde Sg, S, y Sy, son las saturaciones de gas, aceite y agua, respectivamente.

Las ecuaciones (4.2), (4.3) y (4.4) indican claramente que la saturacion de un fluido toma valores
que van desde 0 a 100% o de 0 a 1, y debido a que éstas se relacionan al volumen poroso su suma
debe ser siempre igual a 100% o a 1, dando lugar a la ecuacién (4.5):

Sg+ S, + S, =10 (4.5)
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Si se conoce el volumen de cada fluido presente en la muestra de roca, entonces, la suma de esos
volumenes representan el volumen poroso de la misma, como se muestra en la ecuacién (4.6).

Volumen poroso = Volumen de gas + Volumen de aceite + Volumen de agua (4.6)

La ecuacién (4.1) determina la saturacion de un fluido dado en una muestra de roca; sin embargo,
un valor de saturaciéon promedio para diferentes intervalos puede determinarse si se tienen los
datos de saturacidn en esos intervalos y se conocen sus espesores y porosidades. La saturacion
promedio de un fluido en diferentes intervalos se calcula con la siguiente ecuacién:
n
S _ Xi=1 Sl @7
fprom — n .
i1 i hy

Donde f es el gas, aceite o agua, i se refiere al subindice para cualquier medicién individual, y
h;representa el espesor del intervalo a la cual ¢; y S;;se aplica.

4.1.2 TIPOS DE SATURACIONES.

Como ya se menciond anteriormente, los espacios porosos pueden contener aceite, gas y agua; y
la relacién de sus volumenes con el volumen poroso que los contiene generan las saturaciones
correspondientes. Sin embargo, esta terminologia es muy general y no toma en cuenta si el fluido
se puede mover o no, entre otras cosas. Una clasificacidon mas especifica de las saturaciones se
muestra a continuacién:

e Saturacidon de agua inicial o congénita (S,): es la saturacidon de agua existente en el
yacimiento al momento del descubrimiento, es decir, el porcentaje de agua que no pudo
ser desplazada por los hidrocarburos durante la migracién de estos ultimos al yacimiento.

e Saturacion de agua irreductible (S,,;): es la saturacion minima de agua que esta presente
en el espacio poroso en un yacimiento, a esta saturacion el agua no se mueve.

e Saturacidon de agua critica (S,.): es la saturacion de agua a la cual este fluido comienza a
moverse dentro del medio poroso bajo un gradiente de presion.

e Saturacion de agua libre y ligada (S.; Y Sup): en formaciones arcillosas, la saturacién de
agua libre es funcion del volumen de agua que puede moverse, mientras que la ligada es
la que esta fuertemente adherida a las arcillas, por lo tanto, no se movera.

e Saturacion de aceite residual (S,): es el aceite que no podra ser desalojado del espacio
poroso después de un proceso de explotacién, ya sea primario, secundario o mejorado.
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e Saturacion de aceite critica (S..): es la saturacion a la cual el aceite comienza a moverse
dentro de la roca bajo un gradiente de presién.

e Saturacion de aceite movible (S,y): se define como la fraccion del volumen poroso
ocupado por aceite movible, ésta es el resultado de restar al 100 por ciento del volumen
poroso, la saturacién de agua y la de aceite residual.

e Saturacion de gas critica (Sy): es la saturacién a la cual el gas comienza a moverse o forma
una fase continua debido a la disminucion de la presidn en un yacimiento de aceite bajo
saturado, lo que genera que el gas disuelto comience a liberarse.

Estas saturaciones permiten establecer la distribucion individual de las fases de gas, agua y aceite
en el espacio poroso de una roca de yacimiento. Sin embargo, tres tipos especiales de saturacién
de fluidos asociadas con el gas, aceite y agua son de particular importancia en la Ingenieria de
Yacimientos, éstas son: saturacidn de gas critica, saturacién de aceite residual y saturacion de agua
irreductible.

Estas tres saturaciones juegan un papel clave en el entendimiento del flujo multifasico de fluidos
en el medio poroso y en la recuperacion de hidrocarburos de los yacimientos petroleros.

4.1.3 METODOS PARA DETERMINAR LA SATURACION DE FLUIDOS.

La saturacién de fluidos en las rocas de los yacimientos petroleros puede ser determinada,
basicamente, a partir de dos métodos: directos e indirectos. El método directo o de laboratorio
involucra el uso de muestras de rocas preservadas. El método indirecto se divide en dos
categorias: (1) utilizando otras propiedades medidas en muestras de roca, tales como presiones
capilares y (2) mediante la aplicacion de las técnicas tradicionales de registros de pozos, donde las
saturaciones de fluido se estiman in situ en toda la formacion a distintas profundidades.

Generalmente, la saturaciéon de fluidos se determina en laboratorio a partir de nucleos pequeiios
gue se tomaron de una muestra de roca grande, ya que se considera que éstas contienen las
saturaciones originales, in situ, de gas, aceite y agua. Estas muestras son llamadas muestras en
estado nativo o en estado preservado.

Todos los métodos para medir la saturacion original de fluidos de la roca de yacimiento se basan
en el principio de lixiviacion (leaching), que basicamente se refiere al proceso de eliminacién de los
liguidos en un sdlido (muestra de roca). Con base en este principio dos métodos se han disefiado
para determinar la saturacion de fluidos.
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a) DESTILACION POR RETORTA.

El aparato de destilacidn por retorta consiste de tres componentes principales: una unidad de
calor, un condensador y un recipiente, ver Figura 4.1. Las muestras, que pueden estar completas o
trituradas, usualmente se pesan antes ser colocadas en la retorta. La unidad de calor es utilizada
para aplicar temperaturas muy altas a las muestras de roca, la cual puede llevarse a cabo por
etapas o directamente hasta valores tan altos como 650 °C (1200 °F), originando la vaporizacién
del aceite y del agua. Posteriormente, los vapores de aceite y de agua se condensan y se
recolectan en un recipiente pequeiio, en donde sus voliumenes son medidos directamente. En una
grafica de los volumenes de agua recolectados vs. tiempo de calentamiento, la presencia de una
planicie o una horizontal indica que no hay mas extraccion de agua de los poros.

s @©
i S
= — %
) 508
> E ©
= |3el | =
i @
[}
s =} .
Unidad t = Unidad
de calor de calor

<+—Enfriador de aletas

Tubo condensador

Circulacién de agua
de refrigeracion

| ¢—— Tubo receptor

¢— Aceite

— Agua

Figura 4.1 Esquema de la unidad de destilacién por retorta.

Las saturaciones de agua y aceite se determinan aplicando las ecuaciones (4.3) y (4.4); la ecuacion
(4.5) se utiliza para calcular la saturacion de gas. Se debe notar que si la muestra de roca es
triturada, el calor aplicado expulsara los fluidos de los poros conectados y de algunos aislados.

La técnica de destilaciéon por retorta tiene ciertas desventajas. Debido a las altas temperaturas
aplicadas, el agua de cristalizacion dentro de la roca es expulsada, causando que los volimenes de
agua recuperados sean mayores que los que estan presentes en los poros. Por otro lado, también
provocan el craqueo del aceite, causando que el volumen de aceite recolectado no corresponda al
volumen de aceite inicialmente en la muestra de roca.
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El craqueo de las moléculas de hidrocarburos tiende a disminuir los volimenes de liquido
recolectado y en algunos casos puede cubrir las paredes del poro, Emdahl® cuantificé un error de
alrededor del 33% en la determinacién de la saturacion de agua con el volumen de aceite
recolectado y el volumen de aceite real en la muestra. La ecuacion (4.8) determina el volumen real
de aceite en la muestra tomando en cuenta el craqueo de los hidrocarburos.

V. = 1.2198 (V0859) (4.8)
donde:

e Vr:eselvolumen de aceite real en la muestra.
e Vc: es el volumen de aceite recolectado en el recipiente.

b) EXTRACION DEAN-STARK.

En la técnica de extraccidon Dean-Stark, ver Figura 4.2, la saturacion de fluidos se mide mediante
un proceso de extraccidén por destilacién. El equipo basicamente consiste de un matraz de fondo
redondo y cuello largo que contiene un solvente de hidrocarburos adecuado, tal como el tolueno,
un elemento de calefaccion o un calentador eléctrico para evaporar el solvente, un condensador y
un tubo graduado utilizado como recipiente para medir los volimenes de fluidos extraidos.

<— Condensador

Tubo graduado

+— Muestra de roca

l— Cal'enta.ldor
eléctrico

Figura 4.2 Esquema de la unidad de destilacidon-extraccion Dean-Stark.
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En el aparato de extraccién Dean-Stark, el tolueno es calentado hasta su punto de ebullicion
(110°C); su vapor se mueve ascendentemente, el cual envuelve la muestra de roca y evapora
también el agua de la misma, los vapores se elevan hasta el condensador. Alli el solvente y el agua
evaporada se enfrian y condensan vy, eventualmente, son recolectados en el tubo graduado. El
agua, debido a su mayor densidad, se coloca en el fondo del tubo mientras que el solvente se
desborda y cae sobre la muestra de roca mezclandose con el aceite, y extrayéndolo al momento
de caer al matraz de fondo redondo. El proceso de evaporacién-condensacion continua hasta que
no hay mas agua recolectada en el tubo graduado.

Una desventaja importante de esta técnica es la excesiva cantidad de tiempo requerida para
extraer toda el agua de las muestras de roca de formaciones poco permeables, en algunos casos el
gasto de produccion de agua puede ser muy lento, lo que provoca que el proceso dure hasta dias
para asegurar la completa recuperacién del agua.

Diferente a la destilacion por retorta, en la extraccion Dean-Stark sdlo la saturacion de agua se
determina directamente con la ecuacién (4.4), mientras que las saturaciones de gas y aceite se
determinan indirectamente. El peso de la muestra se mide antes y después de la extraccién (el
nucleo se ha limpiado y secado). La saturacion de aceite (S,) como una fraccién del volumen
poroso se calcula con la siguiente ecuacion:

(an - Wnd - Ww)
VP(p,)

S, = (4.9)
Donde W}, es el peso de la muestra mojada o saturada de fluidos, W,,; es el peso de la muestra
seca y W, es el peso del agua recolectada, todas medidas en gr; VP es el volumen poroso, en cm’
Yy p, es la densidad del aceite, en gr/cm’.

4.1.3 FACTORES QUE AFECTAN LA SATURACION DE FLUIDOS.

En este apartado hablaremos de factores que deben ser considerados durante la medicidn de la
saturacidn de fluidos en una muestra de roca. Los factores que afectan el valor de la saturacién
(no la medicién) son parte medular de este trabajo y seran tratados mas adelante.

La determinacion de la saturacién de fluidos en laboratorio es, probablemente, una de las
propiedades medidas de yacimiento menos confiable. Dos procesos principales alteran la
saturacion inicial de fluidos, éstos son: la invasién del filtrado del lodo al nucleo durante la
extraccién de las muestras y el encogimiento y expulsién de fluidos desde el ntcleo, conforme
éste viaja desde el yacimiento hasta la superficie.
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a) FILTRADO DE LODO.

Como ya se sabe, el lodo de perforacion tiene como funcién, entre otras cosas, mantener los
fluidos de la formacién dentro de la misma durante la perforacion. La presién de la columna
hidrostatica que ejerce el lodo de perforacién sobre la cara del pozo provoca la invasion de éste en
la formacion, generando un didmetro de invasidn, el cual se considera igual en todas direcciones,
formando un circulo donde su centro es el centro del pozo. Cuando las muestras de roca (nucleos)
se obtienen, el proceso genera dos didmetros de invasidn, uno con respecto a la formacién y otro
con respecto a la muestra. Solo la invasidon que se tiene en la muestra recuperada afecta la
saturacidn de fluidos medida en laboratorio.

Por lo tanto, cualquier tipo de lodo casi siempre afectard la saturacién inicial de fluidos en la
muestra de roca. Sin embargo, el tipo de lodo (base agua o base aceite) en realidad definira la
saturacion de cual fluido en particular se altera, agua o aceite.

Si el lodo de perforacion es base agua, el agua del filtrado podria invadir al nucleo desplazando
algo del aceite original, dejando una saturacién de agua mayor que la inicial en la muestra. Por
otro lado, si el lodo de perforacidn es base aceite, la saturacidon de agua no se altera si ésta es igual
a la saturaciéon de agua irreductible.

b) EXPANSION DE FLUIDOS.

A presién y temperatura de yacimiento (presiones y temperaturas elevadas) la mayoria de los
hidrocarburos contienen gas disuelto. Cuando los nucleos, cortados de la roca de yacimiento, son
llevados a la superficie, éstos se someten a cambios en la presidén y la temperatura. La caida de
presion experimentada por lo ndcleos tiene como resultado la liberacidon del gas que inicialmente
estaba disuelto en los liquidos hidrocarburos, generando un encogimiento en el volumen del
aceite y, conforme el gas se expande y escapa del nucleo, una expulsidon de algo de aceite mévil y
agua se produce desde el sistema poroso.

Ademas del efecto de la presidn, la contraccidon termal de cualquier agua y aceite presente en los
poros, también puede ser significativa conforme el ndcleo se enfria desde la temperatura de
yacimiento a la de superficie. Por lo tanto, estos cambios de la presidn y la temperatura tienen
como resultado una completa alteracion de la saturacién de fluidos (principalmente
hidrocarburos) de las condiciones de yacimiento a las superficiales.
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4.2 PROPIEDADES ELECTRICAS DE LAS ROCAS.

Las propiedades eléctricas de los yacimientos petroleros dependen de la geometria del espacio
poroso y de los fluidos con los cuales éstos estan saturados. Estas propiedades se basan en el
concepto de resistividad eléctrica.

La resistividad eléctrica de una roca, se define como la resistencia que presenta un volumen
unitario de ésta al paso de una corriente eléctrica y es el reciproco de la conductividad (C). La
resistividad de un material se define por la siguiente ecuacion:

rA

R= - (4.10)

donde

e R:eslaresistividad eléctrica del conductor, en Om.
e r:eslaresistencia eléctrica del conductor, en Q.
e A:esel dreade la seccidn transversal del conductor, en m?.

e L:lalongitud del conductor, en m.

Las rocas de los yacimientos petroleros estan compuestas de sélidos y de espacios porosos que
estan ocupados por fluidos (agua, aceite y gas).

Todos los sélidos que componen las rocas de yacimientos, con excepcion de ciertas arcillas
minerales, junto con las dos fases de hidrocarburos, gas y aceite, no son conductoras de
electricidad. Sin embargo, el agua es muy buen conductor cuando contiene sales disueltas, como
cloruro de sodio (NaCl), cloruro de magnesio (MgCl,) y cloruro de potasio (KCl), que normalmente
se encuentran en el agua de formacidn de los yacimientos petroleros. Las corrientes eléctricas son
conducidas en agua debido al movimiento de iones y por lo tanto, son llamadas conduccion
electrolitica.

De acuerdo a ésto, es importante establecer tres diferentes resistividades para definir las
principales propiedades eléctricas de las rocas de los yacimientos petroleros. La resistividad del
agua que satura la roca, Rw, la resistividad de la roca saturada al 100% por agua, Ro, y la
resistividad de la roca saturada con agua y con hidrocarburos, es decir, con una saturacién de agua
< 100%, Rt, ver Figura 4.3.
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Agua

Corriente eléctrica Corriente eléctrica Resistividad = Rw

Roca con Sw=100%

Corriente eléctrica Corriente eléctrica Resistividad = Ro

Roca con Sw < 100%

Corriente eléctrica Corriente eléctrica Resistividad = Rt
B

Volumen de la muestra= 1 m? |:| Agua

solidos |:| Aceite

Figura 4.3 Resistividades establecidas para los tres diferentes casos.

4.2.1 CONCEPTOS FUNDAMENTALES DE LA ECUACION DE ARCHIE.

a) FACTOR DE FORMACION (F).

Un concepto fundamental que considera las propiedades eléctricas de las rocas es el factor de
formacioén, F, definido por Archie como:

F=— (4.11)

donde:

e R,:eslaresistividad de la roca saturada al 100% con salmuera, en Qm.
e R,,:eslaresistividad de la salmuera saturante, en Qm.
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El factor de formacion muestra una relacion entre la resistividad de la roca saturada
completamente por salmuera y la resistividad de esta ultima. Es importante mencionar que la
resistividad de la salmuera disminuye con el incremento de la salinidad y de la temperatura.

Debido a la complejidad del espacio poroso de la roca de yacimiento, Wyllie y Spangler®
desarrollaron una relacién entre el factor de formacién y otras propiedades de la roca, tales como
la porosidad y la tortuosidad.

F=3 (4.12)

donde 7 es la tortuosidad y es ¢ la porosidad, ambas adimensionales.

b) FACTOR DE CEMENTACION (m).

Otra forma de describir la relacidon entre la porosidad y el factor de formacién es mediante la
incorporacién del factor o exponente de cementacidn, m, como se indica a continuacion:

F=ap™™ (4.13)

En esta ecuacidn, a es una constante con un valor aproximadamente igual a 1 (tomando 0.81 para
areniscas y 1 para carbonatos) y m es aproximadamente igual a 2. Los valores de a y m dependen
de parametros de la formacidn que son dificiles de medir y estan influenciados por la tortuosidad
entre los poros conectados. Alternativamente, si los valores del factor de formacién y de la
porosidad se conocen, una grafica de log (F) vs. log (¢) puede utilizarse para estimar los
pardmetros a y m, para un tipo de roca.

c) iNDICE DE RESISTIVIDAD (/).

En un espacio poroso que contiene tanto hidrocarburos como una cierta cantidad de agua, la
relacién entre R, y R, comiUnmente es referida como indice de resistividad, /. El indice de
resistividad es igual a 1 para rocas saturadas completamente con salmuera, mientras que / >1
cuando la roca esta saturada parcialmente con salmuera y los hidrocarburos estan presentes.

[ = — 4.14
R (4.14)

donde:

e R,:eslaresistividad de la roca saturada al 100% con salmuera, en Qm.
e R;:eslaresistividad de la misma roca saturada parcialmente con salmuera, en Qm.
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De acuerdo a lo anterior, para una roca de porosidad conocida, la resistividad de ésta saturada
parcialmente con salmuera es mayor que cuando esta saturada al 100% con la misma salmuera, lo
que indica que la resistividad es funcidon de la saturacion del agua, S,,.Archie determind
experimentalmente, que el factor de resistividad de una formacién parcialmente saturada con
salmuera puede expresarse como:

R"—S n 415
R_t_(W) ( )

donde:

e S, eslasaturacion de agua o salmuera, en fraccion.
e n:es el exponente de saturacidn, adimensional.

A partir de las ecuaciones anteriores, eliminando Ro, se puede obtener una relacién generalizada
para la saturacion de agua:

1

RN\Y™  (FR,\Y™ aR,, \n
Sw = (R_t) - ( R, ) - (¢mRt> (4.16)

La ecuacion (4.15) también puede expresarse en términos del indice de resistividad como:
1= Sw™ (4.17)

Una gréfica de log (I) vs. log (Sw) da una linea recta de pendiente - n. Normalmente, un valor
promedio de n es calculado, para una roca en particular, con base en valores de n determinados
para multiples muestras de nucleos, este parametro frecuentemente toma el valor de 2. En
resumen, el exponente de saturacién y Ro se determinan experimentalmente en laboratorio,
mientras que la resistividad real puede obtenerse de registros eléctricos de pozo. Finalmente, con
base en la ecuacién (4.5), Sw+ So + Sg = 1, la saturacion de hidrocarburos puede ser calculada.

4.2.2 METODO PARA DETERMINAR LA RESISTIVIDAD DE LA FORMACION.

La técnica normalmente utilizada para medir la resistividad eléctrica en las formaciones
penetradas por un pozo, son los registros de resistividad. Principalmente, los registros normal,
laterolog e induccidn. Los registros de induccién y laterolog, son registros de resistividad profunda.

Con el registro normal, se establece un potencial eléctrico y un flujo de corriente entre un
electrodo en la sonda y un electrodo en la superficie. Un par de electrodos en la sonda son usados
para medir la variacion de la resistividad de la formacién conforme la sonda asciende hasta la
superficie.
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En el registro laterolog, la herramienta tiene electrodos de corriente y de medicién; los electrodos
de corriente fuerzan la circulacion de corriente eléctrica dentro de la formacién enfocandola
radialmente y limitdndola dentro de un espesor de aproximadamente 2 ft. Midiendo el potencial
eléctrico necesario para generar la corriente de medida, la resistividad de la formacidon puede
obtenerse. Este registro usualmente se aplica en formaciones que fueron perforadas con lodo
base agua.

La herramienta de induccidn contiene un arreglo de bobinas eléctricas aisladas en un cuerpo no
conductivo de fibra de vidrio, alimentado por un oscilador de corriente constante, genera un
campo magnético alrededor de la herramienta que, a su vez, induce corrientes en la formacidn
con intensidades que dependen de su conductividad (o resistividad). La corriente que circula en
anillos concéntricos alrededor de la herramienta, en la formacién, genera un segundo campo
magnético proporcional a la intensidad de las corrientes en la formacion (y, por consecuencia,
proporcional a la conductividad de la formacién), que es detectado por el arreglo de bobinas
receptoras en la herramienta. El registro de induccidn se emplea en formaciones que fueron
perforadas con lodo base aceite.

Debido a las propiedades eléctricas del agua de formacion, las técnicas de interpretacién de
registros eléctricos de pozos han llegado a ser importantes herramientas en la determinacion de la
saturacidn de agua vy asi, recursos confiables para la evaluacién de hidrocarburos.

4.2.3 FACTORES QUE AFECTAN LAS PROPIEDADES ELECTRICAS DE LAS ROCAS.

a) MOIJABILIDAD.

El concepto de mojabilidad se trata, con mayor detalle, en otra parte de este trabajo. En este
punto solo se comentara la influencia que tiene sobre las propiedades eléctricas de las rocas de los
yacimientos petroleros.

El pardmetro eléctrico mas afectado por la mojabilidad es el exponente de saturacion (n) debido a
la influencia de ésta en la distribucién de la fase conductora en el medio poroso. El exponente de
saturacion puede cambiar sucesivamente dependiendo de la mojabilidad del sistema. La
incertidumbre en su valor puede impactar directamente en el calculo de la saturacién de agua.

Anderson® analizé los efectos de la mojabilidad en el exponente de saturacidn vy, basicamente,
obtuvo las siguientes conclusiones:

e El exponente de saturacion normalmente es independiente de la mojabilidad del sistema
cuando la saturacién de salmuera es suficientemente alta para formar una pelicula
continua en las superficies de los granos. Esta continuidad de la pelicula cominmente es
encontrada en sistemas mojados por agua. El exponente de saturacion en tales sistemas

79



FACULTAD DE INGENIERIA, UNAM INGENIERIA PETROLERA

es cercano a 2 y permanece constante conforme la muestra de ntcleo es desaturada hasta
su saturacidn de agua irreductible.

e Para sistemas mojados por aceite, el exponente de saturacion se mantiene en un valor
cercano a 2 hasta una cierta saturacién de agua. Sin embargo, conforme el nicleo es
desaturado hasta valores menores de esa saturacion en la que n=2, un rapido incremento
del exponente de saturacidn es observado. Valores de n tan altos como 9 a saturaciones
de agua irreductible son comunes. El incremento en el exponente de saturacion se
atribuye al aumento de la resistividad del sistema, resultado de la disminucion de la
saturacidn de agua en sistemas mojados por aceite. El aumento en la resistividad se debe
a la desconexion y entrampamiento del agua por el aceite. La fraccién de agua
desconectada no contribuye mads al flujo de la corriente eléctrica debido a que estd
rodeada de aceite (que es el fluido no conductor), lo que eventualmente resultara en un
incremento significativo de la resistividad del sistema.

b) CONTENIDO DE ARCILLAS.

Los minerales arcillosos presentes en una roca de yacimiento actian como conductores
independientes y son referidos como sélidos conductores. El agua en las arcillas y los iones en el
agua actlan como materiales conductores. El efecto de las arcillas en la resistividad de la roca
depende de la cantidad, el tipo, y de la forma como éstas estdn distribuidas en las rocas. La
presencia de sdlidos conductores o arcillas requiere de un enfoque diferente para calcular el factor
de formacién. Investigaciones de Wyllie? indicaron que éstas contribuyen significativamente a la
conductividad eléctrica de una roca cuando esta saturada con agua de baja salinidad, o bien, baja
conductividad. El factor de formacién de una arena arcillosa incrementa con la disminucién de la
resistividad del agua y se aproxima a un valor constante si la resistividad del agua es
aproximadamente de 1 Om, mientras que para una arena limpia (sin arcillas) toma un solo valor a
lo largo de un amplio rango de resistividades del agua.
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4.3 MOJABILIDAD Y TENSION INTERFACIAL.
Por estar intimamente relacionados, estos parametros se tratan en el mismo apartado.

En el trato con los fluidos de los yacimientos petroleros, es necesario tener en cuenta no solo las
fuerzas superfaciales e interfaciales que existen entre éstos, sino también las fuerzas interfaciales
generadas entre liquido y sélido. La consideracién de la interfase entre liquidos y sélidos adopta
una importancia significativa en la Ingenieria de Yacimientos, simplemente, porque los fluidos de
los yacimientos siempre estdn en contacto con el sélido (roca del yacimiento) hasta que son
producidos.

Cuando la interfase entre dos fluidos esta en contacto con las paredes de un contenedor, por
ejemplo, un tubo capilar, ésta interseca la superficie sélida en un dngulo, 8, el cual es funcidn de la
tensién de adhesién del liquido al sélido.

El dngulo de contacto, 6, por convencién, se mide a través del fluido mas denso y tiene un rango
desde 0 a 180°. Por definicién, el coseno del angulo de contacto 6 es:

cos § = o= Isw (4.18)
Owo

donde:

® O,,: es latension interfacial entre el sélido y el aceite.
e O,y eslatension interfacial entre el sélido y el agua.

® 0y, eslatension interfacial entre el agua y el aceite.

La medicion directa de la tension interfacial entre un sélido y un fluido no es posible; por lo que es
necesario introducir el concepto de tension de adhesion, Ar.

La tension de adhesién, A; puede definirse como la tendencia de un fluido a esparcirse en la
superficie de un sélido. Esta es funcién de la tensién interfacial entre el sélido y los fluidos, vy
define cual fluido moja preferentemente al sélido.

En un medio poroso que contiene dos o mas fluidos inmiscibles, la mojabilidad ha sido definida
como una medida de la tendencia preferencial de uno de los fluidos a mojar (expandirse o
adherirse) la superficie sdlida. Para entender el concepto de mojabilidad en términos de la tension
de adhesidn se requiere considerar un sistema de dos fluidos, tales como aceite y agua, que estan
en contacto con un sélido, como se muestra en la Figura. 4.4.
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9ew o7 Superficiemineral o0

Agua

Figura 4.4 Esquema de un sistema de dos fluidos inmiscibles (agua y aceite) en
contacto con una superficie sélida.

Para el sistema mostrado anteriormente, la tensidon de adhesidon se define como:
Ar = 050 — Osw (4.19)

Donde gy, es la tensidn interfacial entre el sélido y el fluido mas ligero (el aceite) y oy, es la
tensién interfacial entre el sélido y el fluido mas denso (el agua). Combinando las ecuaciones 4.18
y 4.19, la tensién de adhesion puede expresarse como:

Ar = o, cosf (4.20)

Considerando la tension interfacial (IFT) entre fluidos un valor constante, la magnitud de la tensiéon
de adhesion para la ecuacion 4.20 es funcion, principalmente, del angulo de contacto. De acuerdo
a ésto, la mojabilidad puede determinarse a partir del valor de la Ay, o bien a partir de 6; por otro
lado, una terminologia equivalente llamada indice de mojabilidad (WI) también puede usarse.

Sistema Tension de Angulo de Indice de
roca-agua-aceite adhesion, A; contacto, 6 mojabilidad, WI
Mojado por agua Positiva 0° 1

Neutro 0 90° 0
Mojado por aceite Negativa 180° -1

Tabla 4.1 Valores de la tension de adhesion, angulo de contacto e indice de
mojabilidad para los diferentes tipos de mojabilidad.

4.3.1 TIPOS DE MOJABILIDAD.

En la industria petrolera, los yacimientos pueden presentar diferentes tipos de mojabilidad, ésta
depende principalmente del tipo de roca (mineralogia) asi como de la composicién quimica de los
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fluidos del yacimiento, principalmente del aceite. Los diferentes tipos de mojabilidad a nivel de
poro se describen a continuacion, ver Figura 4.5:

Agua

Aceite

Sistema mojado por agua. En este sistema, los granos de la roca (grandes y pequenos)
tiene preferencia por la fase agua mas que por la de aceite. Por lo tanto, los hidrocarburos
(gas y aceite) se mantienen en el centro de los poros y no cubren ninguna parte de la
superficie sdlida.

Sistema mojado por aceite. Este sistema es exactamente lo opuesto al sistema mojado
por agua; la posicion del aceite y del agua es al revés. Se cree que los compuestos
asfalténicos causan este estado.

Sistema de mojabilidad neutral o intermedia. La superficie de la roca tiene preferencia
por ambas fases. La naturaleza de la mojabilidad intermedia aun no esta definida; por lo
tanto, incluye las subclases de mojabilidad fraccional y mixta. En la mojabilidad neutral la
superficie de la roca tiene la misma tendencia a ser mojada por agua o por aceite (el
angulo de contacto es 90°).

Sistema con mojabilidad fraccional. Este tipo de mojabilidad también es llamada
mojabilidad “ddlmata” porque algunos granos estan mojados por agua mientras que otros
estan mojados por aceite. Esta ocurre cuando la superficie interna de la roca esta
compuesta de muchos minerales que tienen diferentes propiedades quimicas lo que
genera variaciones en la mojabilidad en el cuerpo de la roca.

Sistema de mojabilidad mixta. En este tipo de mojabilidad los poros mds pequefos estan
ocupados por agua y los sélidos son mojados por agua, mientras que el aceite moja los
solidos de los poros mas grandes interconectados. Se cree que las condiciones de
mojabilidad mixta estan asociadas con la invasién del aceite original a los poros grandes,
preferencialmente. Seguidos por la depositacién de compuestos asfalténicos haciendo que
la superficie esté mojada por aceite”’.

Sistema mojado por aceite

MY VRS 2

Sélidos

Figura 4.5 Tipos de mojabilidad.
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4.3.2 METODOS PARA DETERMINAR LA MOJABILIDAD.

La mojabilidad del yacimiento puede ser evaluada por dos diferentes tipos de métodos:
cualitativos y cuantitativos.

Los métodos cualitativos son métodos indirectos, inferidos de otras mediciones, por ejemplo,
curvas de presion capilar o de permeabilidad relativa. Los métodos cuantitativos son métodos de
medicién directa, donde la mojabilidad se mide en muestras de rocas reales usando fluidos del
yacimiento. Es reportada en términos de un cierto indice de mojabilidad, el cual indica si la roca es
mojada por agua, por aceite o si tiene una mojabilidad intermedia.

En el presente trabajo se consideran Unicamente a los métodos cuantitativos, los cuales incluyen
medicion del angulo de contacto, la prueba de Amott y el método USBM (U.S Bureau of Mines). El
angulo de contacto mide la mojabilidad de una superficie especifica, mientras que el método de
Amott y el de USBM miden la mojabilidad promedio de una muestra de roca (nucleo).

a) MEDICION DEL ANGULO DE CONTACTO.

Existe una variedad de métodos aplicados para determinar el dngulo de contacto. Sin embargo, el
método comiUnmente utilizado para determinar las caracteristicas de mojabilidad preferenciales
para un sistema roca-agua-aceite es el lamado método de la gota sésil.

Este método consiste en colocar una gota de agua sobre una superficie mineral en presencia de un
aceite de yacimiento y medir el dngulo 6 a través de la fase de agua. Si la gota de agua se esparce
sobre la superficie mineral, ésta es mojada por agua y el angulo de contacto es bajo, menor o
mucho menor que 90°; si la gota de agua queda sin esparcirse, el dngulo de contacto es alto y la
superficie es mojada por aceite. Esta situacidn también puede invertirse, es decir, una gota de
aceite se coloca en una superficie mineral en presencia de agua de formacién. Una fotografia del
sistema es subsecuentemente tomada para asegurar las mediciones del angulo de contacto. Los
angulos de contacto que van entre 0 a 70° son indicio de que la roca es mojada por agua, mientras
qgue aquellos que van de 110 a 180° indican que la roca es mojada por aceite; un valor de entre 70
a 110° sugieren una mojabilidad neutral o intermedia del sistema, ver Figura 4.6.

La superficie mineral utilizada en las mediciones del angulo de contacto, es un cristal grande del
tipo de revestimiento del espacio poroso del yacimiento. En general, en las areniscas predomina el
cuarzo y en los carbonatos la calcita, asi que placas hechas de estos dos minerales, principalmente,
son empleadas para simular la superficie de la roca del yacimiento.
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Figura 4.6 Medicién del angulo de contacto.

La prueba del dngulo de contacto se utiliza para determinar si una muestra de aceite hace que el
mineral de la roca del yacimiento se moje por éste en presencia de agua de formacion.

Ya que las superficies de mineral utilizadas estan pulidas, las mediciones del dangulo de contacto no
toman en cuenta factores como la rugosidad, heterogeneidad y la geometria compleja de los
poros de las rocas de los yacimientos petroleros. Morrow? sefialé que la rugosidad y la geometria
de poro influyen en la linea de contacto y pueden cambiar el angulo de contacto aparente. En los
bordes afilados encontrados en la roca del yacimiento, existe un amplio rango de posibles dngulos

28,29

de contacto® “°, mientras que en superficies lisas, tal como las que se utilizan en estos métodos, el

angulo estd bien definido.

Aunque las mediciones del dngulo de contacto proveen informacion interesante considerando sus
limitaciones, las pruebas que miden la mojabilidad promedio, tales como los métodos de Amott y
USBM, se consideran mas utiles y de hecho los prefieren muchos Ingenieros de Yacimientos.

b) PRUEBA DE AMOTT.

Esta prueba es comunmente la mas utilizada en el analisis de nucleos para determinar la
mojabilidad promedio. Se basa en la imbibicién espontdnea y el desplazamiento forzado del aceite
y el agua en los nticleos™.

La prueba se realiza en un nucleo a través de un procedimiento que involucra 5 pasos principales:

1. El nucleo comienza teniendo una saturacion de aceite igual a la residual; por lo tanto,
mediante el desplazamiento forzado del aceite por el agua, éste se reduce hasta una S,,.
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2. El nucleo se sumerge por 20 horas en aceite, la cantidad de agua desplazada por
imbibicidn espontanea del aceite, es registrada como V., ver Figura 4.7a.

3. El agua es desplazada con el aceite (por imbibicion del aceite y por desplazamiento
forzado) hasta tener en el ndcleo una saturacion de agua igual a la irreductible (S.), v la
cantidad total de agua desplazada es registrada como V..

4. El ndcleo se sumerge por 20 horas en salmuera, y el volumen de aceite desplazado
mediante imbibicién espontanea del agua es registrado como V., ver Figura 4.7b.

5. El aceite remanente en el nucleo es desplazado por agua (por imbibicién del agua y por
desplazamiento forzado) hasta una S, y la cantidad total de aceite desplazada es
registrada como V4.

El desplazamiento forzado del aceite y del agua hasta sus saturaciones minimas, So y S,
respectivamente, puede llevarse a cabo usando una centrifuga o mediante el montaje del ndcleo
en equipos de flujo de fluid, bombeando los fluidos desplazantes dentro del nucleo.

La principal ventaja de este método es su costo, relativamente bajo comparado con lo que cuesta
obtener los nucleos en estado preservado o nativo (a sus condiciones de mojabilidad original),
necesarios para la mayoria de las pruebas de mojabilidad promedio; por otro lado, su principal
desventaja es la falta de sensibilidad para condiciones cercanas a una mojabilidad neutral. Para
estas condiciones se recomienda utilizar el método USBM.
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Figura 4.7 Configuracion de los desplazamientos espontaneos de agua y
aceite para la prueba de mojabilidad de Amott.
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Basados en estos pasos, los resultados de la prueba se expresan como la relacion de
desplazamientos por aceite y por agua, .,y 6., respectivamente, los cuales se definen por las
siguientes ecuaciones:

szp

5, = 4.21

o= Y (4.21)
V,

5, = —=2 (4.22)
Vot

Las relaciones de los volumenes de desplazamiento espontdneo con el total desplazado, se utilizan
como indices de mojabilidad, Ilamados indices de mojabilidad de Amott. Las preferencias de
mojabilidad de las pruebas en los nticleos se establecen de acuerdo a un criterio general™®.

Relacién de . Mojabilidad . .
. Mojado por agua Mojado por aceite
desplazamiento neutra
b, 0 0 Positiva
Ow Positiva 0 0

Tabla 4.2 Relacidn entre la mojabilidad y los indices de mojabilidad de Amott.

c) MODIFICACION DE LA PRUEBA DE AMOTT (PRUEBA AMOTT-HARVEY).

Otros investigadores®*, propusieron una modificacién de la prueba de mojabilidad de Amott,

llamada desplazamiento relativo Amott-Harvey o indice de mojabilidad. En este caso, la secuencia
de desplazamiento es inversa a la de la prueba de Amott, es decir, se inicia con la S;.

Con base en los registros de volumenes, las relaciones de desplazamiento por agua y por aceite se
calculan por el método de Amott. Utilizando estas relaciones, la mojabilidad de Amott-Harvey se
calcula como:

Ly = 6, — 8, (4.23)

Esta ecuacion combina dos relaciones de desplazamiento dentro de un solo indice de mojabilidad,
el cual varia de +1 para sistemas mojados completamente por agua a -1 para sistemas mojados
completamente por aceite. Sin embargo, Cuiec®® refiné las escalas de mojabilidad y propuso una
nueva clasificacion con base en el indice de mojabilidad de Amott-Harvey, ver Tabla 4.3.

Valor de Iy Mojabilidad
+0.3a+1.0 Mojado por agua
+0.1a+0.3 Ligeramente mojado por agua

-0.1a+0.1 Neutro

Ligeramente mojado por
aceite

-1.0a-0.3 Mojado por aceite

-0.3a-0.1

Tabla 4.3 Clasificacion de la mojabilidad basados en valores del /,,.
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En este trabajo el Método de USBM para medir mojabilidad, se describe en el Capitulo 5.

4.3.3 FACTORES QUE AFECTAN LA MOJABILIDAD.

La mojabilidad de un yacimiento depende casi completamente de las caracteristicas de los fluidos
presentes y de la litologia de la roca en cuestién. Adicionalmente, otros factores que afectan la
mojabilidad son la presién y la temperatura, localizacién de los contactos de los fluidos y la
invasién del filtrado del lodo de perforacién, entre otros.

a) COMPOSICION DE LOS FLUIDOS Y MINERALOGIA DE LA ROCA.

La composicién quimica de los fluidos y la mineralogia de la superficie de la roca determinan los
valores de energias superficiales sélido-fluido y fluido-fluido. Asi, la mineralogia de la superficie de
la roca influye en las tensiones de adhesidén y en la mojabilidad promedio del sistema roca-fluido.

Los compuestos organicos polares en el crudo pueden reaccionar con la superficie, formando una
superficie preferencialmente mojada por aceite. Los compuestos activos interfacialmente
(aquellos que tienden a acumularse en la superficie) pueden reducir la tension interfacial y afectar
las caracteristicas mojantes del sistema roca-fluido. Los principales componentes organicos
polares de los aceites son acidos débiles.

Debido a sus superficies acidas, las areniscas reaccionan y adsorben compuestos basicos
facilmente, mientras que repelen los compuestos 4cidos. Estos ultimos no se absorben facilmente
en superficies de silice, por lo que, generalmente las areniscas tienden a presentar una
mojabilidad por agua o neutral.

La mezcla de silice y minerales arcillosos con la arena tienen superficie de carga negativa y se
comportan como acidos débiles en contacto con agua teniendo un pH menor a 7. Aunque estas
superficies formaran enlaces débiles acido-base con los compuestos organicos presentes en los
aceites, éstas no seran afectadas por dichos compuestos. Las fracciones de resinas y asfaltenos de
los aceites crudos contienen compuestos organicos polares y polinucleares que pueden ser acidos
0 bases. Los compuestos bdsicos pueden interactuar con silice acida, cambiar la superficie de la
arcilla negativamente, haciendo que la superficie se moje de aceite a un grado que depende de la
cantidad y tipo de compuestos organicos basicos disponibles ** 3.

Las superficies de las rocas carbonatadas, por otro lado, son de caracter basico v,
consecuentemente, reaccionan facilmente con los compuestos acidos en los aceites crudos y
exhiben caracteristicas de mojabilidad neutral o al aceite®.

En la medida en que las superficies de carbonato estan cargadas positivamente vy
consecuentemente se comportan como bases débiles, éstas estdn fuertemente afectadas por
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compuestos acidos en los aceites crudos, que son acidos carboxilicos, compuestos fendlicos, y

estructuras de anillos que contienen azufre y oxigeno*™*

. Aparentemente los compuestos acidos
son mas frecuentes en los crudos que los compuestos basicos, lo que puede explicar el hecho de
gue las rocas carbonatadas exhiben un rango de mojabilidad neutral a fuertemente mojadas por

aceite.

Debido a las interacciones acido-base entre las superficies de la roca y los crudos, la quimica y el
pH de la salmuera asociado con el crudo es muy importante. Si el pH es mayor que 7, la disociaciéon
de iones de hidrégeno es reprimida y la superficie adsorbera los compuestos organicos acidos. Si
cationes metalicos multivalentes tales como Ca*" Ba®, Cu*, Fe*, y AP’* estan presentes en la
salmuera, o son agregados a ésta, estos iones se adsorben en la superficie de silice cargada
negativamente. Los cationes multivalentes luego proveen sitios cargados positivamente que

permite la absorcién de compuestos &cidos en la roca de silice®**

. Las superficies carbonatadas
estan cargadas positivamente en intervalos de pH menores que 7 a 8, pero se convierten en carga
negativa a rangos de pH mayores que 8. Por lo tanto, las superficies de carbonatos adsorberan

compuestos orgdnicos cargados positivamente si el pH de la salmuera es mayor a 8.

En la Figura 4.8 se muestran las tendencias de mojabilidad para diferentes tipos de superficies, el
silice representa las rocas cldsticas y la calcita las rocas carbonatadas. Se utilizaron liquidos
organicos diferentes para ver el comportamiento del dngulo de contacto para cada fluido. El aceite
tipo A es un iso-octano, el tipo B es un iso-octano +5.7% de isoquinoleina, el tipo C es un
isoquinoleina y el tipo D es un acido nafténico.

Agua

Agua i : Agua

Superficie de calcita Superficie de calcita Superficie de calcita Superficie de calcita

Figura 4.8 El efecto de la litologia de la roca y las caracteristicas del fluido en
las tendencias de mojabilidad.
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b) ACTIVIDAD INTERFACIAL ENTRE AGUA-ACEITE-ROCA.

Los compuestos tipo surfactantes en los crudos, los cuales son parcialmente solubles en el agua, se
ha encontrado que pasan rapidamente a través de la delgada pelicula de agua en las superficies

%6 | os asfaltenos (compuestos aromaticos

mojadas este fluido y adsorben fuertemente la roca
polinucleares de alto peso molecular contienen nitrégeno, azufre y oxigeno (NSO) en sus
estructuras de anillo) penetran la pelicula de agua para producir superficies mojadas por aceite en
la roca. Asi, rocas que contienen aceites asfalténicos exhibirdn tendencias a ser mojadas por

aceite.

La interface silice-agua es acida. Los compuestos acidos en los crudos (aquellos que contienen
carboxilicos y grupos fenol) no se absorben en superficies de silice, pero los componentes bdsicos
(compuestos que contienen nitrégeno, tales como las aminas y amidas) se adsorben facilmente
haciendo que la superficie se moje por aceite. En contraste, la superficie agua-carbonato es basica

334750 ya que los aceites

y los compuestos acidos se absorben, mientras que los basicos se repelen
generalmente contienen compuestos polares que son acidos, las tendencias de mojabilidad de los
sistemas salmuera-aceite-roca es, para rocas de silicato neutrales a mojadas por agua y para los

carbonatos neutral a mojadas por aceite.

c) PRESION Y TEMPERATURA.

La mayoria de los efectos de la presidon y de la temperatura en la mojabilidad se pueden ver
reflejados en los cambios de las propiedades de los fluidos (aceite y agua).

La presidon y temperatura del yacimiento pueden generar cambios en la composicion del crudo que
puede influir en la precipitacion de asfaltenos. Similarmente, la mojabilidad puede cambiar debido
a los cambios en los valores de tensidn interfaciales entre fluidos. Sin embargo, ni la presién ni la
temperatura generan un cambio significante en la tensidn interfacial.

Por otro lado, cuando el angulo del contacto se considera como una medicidon de la mojabilidad,
éste puede medirse a diferentes condiciones de presién y temperatura. Sin embargo, las
mediciones de Wang y Gupta® de los dngulos de contacto para superficies de calcitas y cuarzos no
indican una muy fuerte correlacion con la presién y la temperatura.

En general, el efecto de la presion y de la temperatura en la mojabilidad es minimo en relacién a la
influencia que tienen la composicidn de los fluidos y la litologia de la roca.
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4.4 PRESION CAPILAR.

El fendmeno de capilaridad ocurre en medios porosos cuando dos o mas fluidos inmiscibles estan
presentes. Una diferencia en la presién a través de la interfase, debido a la energia interfacial
entre las dos fases inmiscibles, tiene como resultado una curvatura en ésta, ver Figura 4.9. La
presidn capilar, denotada por P, se define como la diferencia de presidn que existe entre dos
fluidos inmiscibles en equilibrio a través de una interfase curva. Esta curvatura es consecuencia de
la preferencia de una de las fases a mojar las paredes del capilar.

Figura 4.9 Esquema de la presidn capilar entre dos fluidos en un tubo capilar.

La presion capilar se define como:
P.= P, — P, (4.24)
donde:

e P.eslapresion capilar.
e P, eslapresion en la fase no mojante.

e P, eslapresion en la fase mojante.

Dependiendo de la curvatura de la interfase, la presidn capilar puede ser positiva o negativa. El
radio de curvatura dirigido hacia el aceite es positivo, mientras que uno dirigido hacia el agua es
negativo. Cuando la interfase es plana, la presion capilar es igual a cero. El radio de curvatura
entre el agua y el aceite en los poros de la roca es funcidn de la mojabilidad, de las saturaciones de
agua y de aceite, de la geometria de poro, mineralogia de los sélidos e historia de saturacidn.
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Las fuerzas capilares presentes en un medio poroso generan una retencién de fluidos en el medio
que va en contra las fuerzas gravitacionales. En un medio poroso, mientras la diferencia de
densidades entre fluidos y las fuerzas gravitacionales se hacen presentes, el movimiento
ascendente del aceite también experimenta una fuerza de resistencia debido a la capilaridad. Sin
embargo, eventualmente el equilibrio entre las fuerzas capilares y gravitacionales ocurre y se tiene
como resultado una distribucién particular de fluidos, zonificacidén y el nivel de contacto de fluidos
en un yacimiento.

4.4.1 ASCENSO DEL LiQUIDO EN CAPILARES.

Cuando un tubo capilar se introduce por debajo de la interfase en un sistema con dos fluidos
inmiscibles, el ascenso del liquido en el tubo capilar sobre la altura del liquido en el recipiente se
debe a la accién de fuerzas de atraccion (tensidén de adhesidn A;) entre el tubo y el liquido, y al
peso de la columna de liquido en el tubo. La tensidn de adhesion es la fuerza que tiende a empujar
el liquido hacia arriba de la pared del capilar. La altura a la cual el fluido asciende en el capilar es
resultado del balance entre la fuerza total actuando para empujar el liquido hacia arriba y el peso
de la columna de liquido en el tubo.

La ecuacion para determinar la presidn capilar, en términos de la mojabilidad, las fuerzas
superficiales entre fluidos y tamafio del capilar, es la siguiente:

20cos6
P, = — (4.25)

Donde Pc es la presién capilar en dinas/cm?, o es la tensidn interfacial entre fluidos en dinas/cm?,
6 es el dngulo de contacto y r es el radio del capilar en cm.

El menisco de los fluidos inmiscibles en el capilar puede ser:

1. Codncavo con respecto a la fase mds densa, el fluido en el capilar estara por arriba de la
interfase de los dos fluidos fuera del capilar, ver Figura 4.10a.

2. Recta a través del capilar y a la altura de la interfase de los fluidos fuera del capilar, ver
Figura 4.10b.

3. Convexa con respecto a la fase mas densa y por debajo de la interfase de los fluidos fuera
del capilar, ver Figura 4.10c.

El fluido mas denso ascenderd (o descenderd) en el capilar hasta que la altura de la columna del
liquido equilibre la diferencia de presién en el menisco.

La forma y altura del menisco depende de las magnitudes de las fuerzas moleculares cohesivas y
de adhesién entre los liquidos y las paredes del capilar. El liquido mas denso moja
preferencialmente al sélido cuando el dngulo de contacto es menor a 90°. Si el dngulo de contacto
es 0°, las fuerzas moleculares estan balanceadas y los dos fluidos mojan las paredes igualmente.
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Cuando el angulo de contacto es mayor a 90°, el fluido mas denso moja las paredes del capilar en
menor medida que como lo hace el fluido menos denso.
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Figura 4.10 Esquema de la forma y altura del menisco para diferentes sistemas.

4.4.2 METODOS DE LABORATORIO PARA DETERMINAR LA PRESION CAPILAR.

Las mediciones de laboratorio para determinar las curvas de presién capilar estan confinadas a dos
procesos basicos: drene e imbibicion. En el proceso de drene, el fluido no mojante desplaza al
mojante, mientras que lo contrario ocurre en la imbibicion. En todas las mediciones de
laboratorio, durante el proceso de drene la saturacién de la fase mojante disminuye desde un
valor maximo (100%) a uno minimo o irreductible; mientras que durante el proceso de imbibicién
la saturacién de la fase mojante incrementa desde el minimo hasta el maximo.

Cuando se habla de curvas de drene e imbibicidn, es importante hacer referencia al concepto de
histéresis, ver Figura 4.11. Como puede observarse, el comportamiento de la curva de imbibicién y
de drene no son los mismos, a la diferencia entre las dos curvas de presion capilar se le llama
histéresis. Esta diferencia generalmente se atribuye a la mojabilidad.

Es importante mencionar que existen dos procesos de imbibicién. El primero es la imbibicion
espontdnea, en donde la curva inicia con el valor de presidn capilar alcanzado por el proceso de
drene y termina a una presion capilar igual a cero. El segundo es la imbibicion forzada, en el cual la
curva inicia con un valor de presion capilar igual a cero y toma valores de presién capilar
negativos.
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Figura 4.11 Curvas de presion capilar de drene e imbibicidon y concepto de histéresis.

La presidn capilar mencionada hasta ahora se basa, principalmente, en un solo capilar uniforme.
Sin embargo, los medios porosos de las rocas de los yacimientos son muy diferentes; las rocas de
los yacimientos petroleros se componen de poros de diferentes tamanos interconectados. Esto
genera una variacién en las presiones capilares como funcién de la saturacién del fluido,
geometria del poro y la mojabilidad media de la roca de yacimiento.

En casi todos los métodos de laboratorio, las presiones capilares se miden en nucleos pequefios
procedentes de la formacidn. Basicamente, estos métodos miden las relaciones entre las P, y las
saturaciones de agua promedio. Generalmente dos tipos de nucleos se utilizan para llevar a cabo
mediciones de Pc, nucleos preservados (nativos) o muestras limpias y secas.
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a) METODO DE MEMBRANA POROSA.

El método de membrana porosa es, tal vez, uno de los mas simples para determinar la relacion
entre las Pc y las saturaciones en una muestra de roca. Este método fue propuesto por Welge y
Bruce®?; un diagrama del equipo de laboratorio utilizado se muestra en la Figura 4.12.

El nucleo se encuentra saturado al 100% con agua de formacién o salmuera reconstruida. La
muestra es sometida a un proceso de desplazamiento de agua por aceite, mediante un
incremento de presidn paso a paso. Al nicleo se le permite acercarse a un estado de equilibrio
estatico en cada nivel de presién. La saturacidon de la muestra en cada punto se calcula con base
en la produccién de agua, la cual se conoce a partir del movimiento del menisco del aceite rojo en
el tubo, el cual tiene una escala adjunta. La prueba termina a un cierto valor de presién mdéxima en
el cual no hay mas produccion de agua, indicio de que la saturacién de agua irreductible se ha
alcanzado. En el método de membrana cualquier combinacién de fluidos puede utilizarse: aceite,
gas, o agua. Aunque la mayoria de los datos de presién capilar determinados son de drene, las
curvas de imbibicion también pueden obtenerse mediante la incorporacidn de las modificaciones
adecuadas en la configuraciéon de la prueba.
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Figura 4.12 llustracion esquematica del arreglo experimental para el método de
membrana porosa para mediciones de la presion capilar.
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b) METODO DE INYECCION DE MERCURIO.

La técnica de inyeccidon de mercurio es uno de los métodos mds cominmente utilizados para
determinar la presidn capilar en las rocas del yacimiento. El método fue originalmente propuesto
por Purcell®® en 1949.

Un nlcleo limpio y seco, de porosidad y permeabilidad absoluta conocidas, se coloca en una
camara de mercurio. Subsecuentemente, el mercurio es forzado a entrar en el nucleo bajo presion
comprimiendo al aire. El volumen de mercurio inyectado en cada valor de presidon determina la
saturacion de la fase no mojante (el mercurio normalmente es la fase no mojante y el aire es la
fase mojante). El procedimiento de inyeccidn continua hasta que el nucleo ya no acepta mas
mercurio o hasta que la presién de inyeccién alcanza un valor predeterminado. Las presiones y
saturaciones medidas de esta forma determinan la curva de drene (el mercurio desplaza al aire).
Después, una vez alcanzada la maxima saturaciéon de mercurio en la muestra, una curva de presion
capilar de la expulsidn del mercurio puede determinarse mediante la disminucién de la presion en
decrementos y registrando el volumen de mercurio expulsado. Conforma el proceso continua el
mercurio deja de ser expulsado. La relacién entre P. y saturacion determinada de esta manera
basicamente constituye la curva de imbibicién (el aire desplaza al mercurio).

c) METODO DE LA CENTRIFUGA.

Un tercer método cominmente utilizado para determinar la presiéon capilar de las rocas de
yacimiento es el de la centrifuga. El método de la centrifuga empleado hasta ahora, fue
introducido por Slobod y otros®. La determinacién de las curvas de presion capilar, por ejemplo,
en un sistema agua-aire, comienza con el nucleo saturado al 100% con agua (el cual inicialmente
estaba seco y limpio) el cual es colocado en un tubo de centrifuga. El sistema es rotado a un
numero diferente de velocidades (de tal manera que la fase no mojante desplace a la mojante),
seleccionadas para cubrir diferentes presiones entre las fases requeridas para nucleos
particulares. Cada velocidad de rotacién se mantiene constante hasta que no hay mds agua
desplazada por el aire. La velocidad de rotacidon se pasa a datos de presidn capilar con la siguiente
ecuacion:

(P.); = (1.096 x 107%) 4pN?(r, — 0.5 L)L (4.26)

Donde (Pc); es la presidn capilar en el extremo de entrada del niicleo en gramos-fuerza/cm?, 4p es
la diferencia de densidades en gr/cm3, N la velocidad de rotacién, en rpm, 7, es el radio externo
del nucleo o la distancia desde el centro de rotacion a la cara externa del nicleo, en cm, y L la
longitud del nucleo, en cm. El volumen de agua en el nucleo se determina por la diferencia del
volumen desplazado al volumen contenido originalmente. A partir de la ecuacion (4.6), la presion
capilar calculada es la presién capilar en el extremo de entrada del ndcleo, mientras la saturacion
estimada es la saturacion promedio.
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Los datos obtenidos de esta forma constituyen la curva de drene, ya que el aire siempre es el
fluido no mojante en sistemas aire-agua o aire-aceite. Mediante un procedimiento similar,
después de incorporar modificaciones en la configuracion, las curvas de imbibicién también
pueden obtenerse mediante el uso de fluidos apropiados.

4.4.3 FACTORES QUE AFECTAN LA PRESION CAPILAR.

a) TAMANO DEL CAPILAR.

Como se mostré anteriormente, la presion capilar es funcidon de las fuerzas superficiales o
interfaciales, de la mojabilidad y del tamafo del capilar. Observando la ecuacién (4.25), se sabe
que la Pc es inversamente proporcional al tamafo del capilar. Es decir, mientras mas grande sea el
tamafio del capilar, menor sera el valor de Pc. Alternativamente, en términos del peso de la
columna de liquido; en caso de que el radio del capilar aumente, las fuerzas gravitacionales son
dominantes debido a que el peso de la columna de liquido se incrementa y consecuentemente la
presion capilar disminuye.

b) PROCESO DE SATURACION.

La presidon capilar también es funciéon de la distribucion de las saturaciones de los fluidos
involucrados en los procesos de saturacién. Conforme las saturaciones de las fases cambian, las
diferencias de presién a través de la interfase del fluido también lo hacen, generando un cambio
de la presion capilar.

La saturacion de las presiones capilares de igual magnitud dependen de si el sistema estd
inicialmente saturado al 100% por la fase mojante y se desatura con la fase no mojante (drene) o
si estd siendo saturado con el fluido mojante (imbibicién).Por lo tanto, la dependencia de la
relacidn Pc-saturacién de la fase mojante en los procesos de saturacién es que, para presiones
capilares dadas, un valor mas alto de saturaciones sse obtiene si el medio poroso esta siendo
desaturado o drenado con el fluido no mojante que si estd siendo resaturado o imbibido con el
fluido mojante.

c) MOIJABILIDAD.

Los efectos de la mojabilidad en la presidn capilar fueron estudiados usando nucleos con dos
diferentes tipos de superficies: mojadas uniformemente y heterogéneamente o mixta.
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Anderson® estudié el efecto de la mojabilidad en la presién capilar, evaluando las caracteristicas
de las curvas de presién capilar, reportadas en la literatura®, de diferentes mojabilidades. Las
curvas saturacién-Pc aceite-agua para sistemas fuertemente mojados por agua y fuertemente
mojados por aceite fueron revisados. El efecto de la mojabilidad en la presidn capilar se determino
con base en el trabajo externo (AW,,;) requerido por el aceite al desplazar al agua (curva de
drene), y el del agua desplazando el aceite (curva de imbibicidn) para un ndcleo mojado por aguay
éste es descrito por las siguientes ecuaciones:

Sw

AWyt = =V, f5w12 P.dS,, (4.27)
So2

AW,pr = —(I)be P.dS, (4.28)
So1

Donde V,, es el volumen de la muestra, ¢ es la porosidad, Pc la presion capilar, y Sy, y S, la
saturacion de agua y de aceite, respectivamente. Si en las ecuaciones anteriores la presidn capilar
esta en N/m’ y el volumen esta en m>, AW,,, estara en Nm o Joule. El 4rea bajo las curvas de
drene de dos muestras mojadas por agua fueron relativamente grandes debido a que el trabajo
requerido para que el aceite desplace al agua es mayor. Sin embargo, cuando el area bajo la curva
de imbibicidon de estas dos muestras se analiza, se encontrd que éstas son mucho mas pequefias
gue las de las curvas de drene. Por lo tanto, se requiere mayor trabajo para que el aceite desplace
al agua que viceversa. Cuando el aceite es el fluido fuertemente mojante, los comportamientos del
aceite y del agua son invertidos respecto al caso de un sistema fuertemente mojado por agua.

Las dreas bajo las curvas de presidn capilar indican que el trabajo requerido para que la fase no
mojante desplace a la fase mojante es mucho mayor comparado con el desplazamiento inverso.

Anderson ha establecido que conforme un sistema roca-agua-aceite llega a ser mojado
neutralmente, el drea bajo la curva de drene es reducida debido a que menor trabajo es requerido
para drenar conforme la preferencia de la superficie de la roca por la fase mojante comienza a
disminuir.

MOIJABILIDAD UNIFORME.

Por otro lado, Morrow y Mungan®’ y Morrow®® examinaron los efectos de la mojabilidad en las
presiones capilares usando nucleos sinterizados de teflén. Probablemente el resultado mas
importante son los siguientes:

e Las curvas de presiones de drene son casi independientes de la mojabilidad para angulos
de contacto, 6, igual a 50° y menores. Cuando el angulo de contacto es menor a 22°, ellos
encontraron que no hay efectos medibles, ver Figura 4.13a.

e En las curvas de presion capilar de imbibicién mostraron que no hay efectos medibles
conforme el angulo de contacto real fue variando de 0° a 22°. En contraste con las de
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drene; sin embargo, los resultados en la imbibicidn fueron sensibles al angulo de contacto
cuando son mayores a 22°, ver Figura 4.13b

Morrow and Mungan®’ compararon las mediciones de los dngulos de contactos en una superficie
plana con el dngulo de contacto aparente calculados desde los datos de presiones capilares de
drene. Su resultados también mostraron que el dngulo de contacto aparente es mucho menor que
el dngulo de contacto real.
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Figura 4.13 Efecto del angulo de contacto en las curvas de drene e imbibicion.

SISTEMAS FUERTEMENTE MOJADOS.

Los sistemas fuertemente mojados causan que las areas bajo las curvas de drene e imbibicion
forzada difieran significativamente. Cuando el fluido preferencialmente mojante, desplaza al no
mojante, es poco o casi nulo el trabajo hecho durante la imbibicién forzada. Contrariamente una
gran cantidad de trabajo es requerido durante el drene, cuando la fase no mojante desplaza a la
mojante.

MOJABILIDAD MIXTA.

Fatty Klikoff”® usaron el método de discos porosos para medir las presiones capilares en paquetes
de arena con mojabilidad fraccional. Los paquetes de arena estaban formados de una mezcla de
granos de arenas tratadas y no tratadas. Los granos de arena no tratados estaban fuertemente
mojados por agua, los granos remanentes fueron tratados para que estuvieran mojados por
aceite.

Las curvas de presion capilar fueron medidas en dos conjuntos de arena de relativamente una
estrecha distribucién de tamafio de grano (cedazos de -28 a +35 o de -65 a +100). Conforme la
fraccion de arenas mojadas por aceite incrementa, el drea bajo la curva disminuye, indicando que
es mas facil para el aceite empujar al agua.
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4.5 PERMEABILIDAD EFECTIVA 'Y RELATIVA.

En capitulos anteriores se definid la permeabilidad absoluta como una propiedad de la roca que
indica la facilidad con la que un fluido pasa a través de ella, por lo que depende de la complejidad
del espacio poroso y que para medirla en el laboratorio la roca debe estar saturada al 100% de un
fluido mojante. Esta situacidn se tiene sdélo en el acuifero, ya que en la zona de hidrocarburos las
rocas de los yacimientos petroleros estan saturadas con dos o tres fluidos. Bajo estas condiciones,
es necesario introducir los conceptos de permeabilidad efectiva y permeabilidad relativa.

La permeabilidad efectiva es definida como la permeabilidad de la roca a un fluido, bajo ciertas
condiciones de saturacién, cuando dos o mas fluidos estan presentes. En un medio poroso con dos
o mas fluidos, conforme la saturacidon de una fase en particular disminuye, la permeabilidad a esa
fase también lo hace. Esto implica que la permeabilidad efectiva es una propiedad asociada con
cada fluido del yacimiento: agua, aceite y gas y son denotadas por k,, k, y k;, respectivamente.

La permeabilidad efectiva es una funcién principalmente de la saturacién del fluido e influyen
otras propiedades como: la mojabilidad, la geometria de poro, la capilaridad y las fuerzas
superficiales. Por lo tanto, es necesario especificar la saturacion del fluido cuando se establece o
reporta la permeabilidad efectiva a ese fluido en un medio poroso dado. La permeabilidad
efectiva, al igual que la absoluta, se expresa en Darcy o miliDarcy.

Uno de los fendmenos relacionados a las de permeabilidades efectivas es que la suma de éstas es
siempre menor a 1:

kg + kot Ky <1 (4.29)

Las permeabilidades efectivas son medidas normalmente en laboratorio en muestras pequefias de
nucleos. Debido a que se realizan mediciones de permeabilidad efectiva a varios valores de
saturacion de un fluido para un solo medio, los datos de laboratorio son usualmente resumidos y
reportados como permeabilidades efectivas y permeabilidades relativas. La permeabilidad relativa
es definida como la relacidn entre la permeabilidad efectiva a un fluido dado y la permeabilidad
absoluta y es expresada como:

kg

krg = k_a (430)
ko

kro = k_a (431)
k

Kpy = — (4.32)

Q

Las cuales son permeabilidades relativas al gas, aceite y agua, respectivamente. La permeabilidad
relativa, al igual que la efectiva, varia con la saturacién del fluido, y tomara valores desde cero a la
saturacion irreductible de ese fluido hasta cercanos a 1.0 a la saturacion maxima del mismo fluido.
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4.5.1 CURVAS DE PERMEABILIDAD RELATIVA.

Los datos de permeabilidad relativa son normalmente presentados o reportados en forma de
curvas de permeabilidades relativas. Similar a las curvas de saturacion-presién capilar, las curvas o
graficas de saturacién-permeabilidades relativas representan los valores de permeabilidad relativa
a un fluido a varios grados de saturacion del fluido, que normalmente tienen rangos de variacion
entre la saturacién irreductible de la fase mojante y la saturacién residual de la fase no mojante o
la correspondiente saturacion de la fase mojante igual a 1-S;.m, ver Figura 4.14.
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Figura 4.14 Curvas de permeabilidades relativas para un sistema agua-aceite.

4.5.2 METODOS DE LABORATORIO PARA DETERMINAR LA PERMEABILIDAD
RELATIVA.

Las técnicas de medicidn de laboratorio a partir de las cuales las permeabilidades relativas pueden
ser determinadas son los experimentos de flujo de fluidos o pruebas de desplazamiento que se
realizan en muestras de roca de los yacimientos.

Esencialmente dos diferentes tipos de experimentos de flujo son llevados a cabo en muestras de
roca de yacimiento, estos métodos son los llamados de estado estacionario (SS) y de estado no
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estacionario (USS). Ademas de estos dos métodos, la técnica de la centrifuga ha sido también

utilizada para determinar datos de permeabilidad relativa. Sin embargo, los mecanismos de flujo

en la centrifuga son muy diferentes a los del yacimiento, por lo tanto esta técnica nunca ha sido

muy popular, a pesar de ser poco el tiempo requerido para llevar a cabo el experimento.

a) TECNICA DE ESTADO ESTACIONARIO (SS).

El método de estado estacionario para un sistema de dos fluidos (gas-agua, gas-aceite o aceite-

agua) basicamente involucra la inyecciéon de dos fases a una cierta relacion volumétrica hasta

alcanzar la estabilizacién de la caida de presidn a través del nlcleo y la relacion volumétrica de los

flujos al salir igual a la de inyecciéon, ver Figura 4.15. Las saturaciones de los dos fluidos en el

nucleo son determinadas, generalmente mediante el peso del nicleo o realizando calculos de

balance de masa para cada fase. Los datos de permeabilidad relativa para cada fase son calculados

a partir de la aplicacién directa de la ley de Darcy.

Los pasos experimentales para este proceso son:

1.

El proceso comienza con una saturacién completa del ndcleo con agua, en caso de
nucleos limpios, seguido por la de aceite hasta dejar una saturacién de agua irreductible
en el nucleo, y se continda con la determinacién de la permeabilidad efectiva al aceite a
una S,,.. En el caso de nucleos preservados, el proceso comienza con la determinacién de
la permeabilidad efectiva al aceite a una S,,;, si ésta existe en el nucleo.

Ahora, el objetivo es incrementar la saturacion de la fase de agua continuamente de
modo que un numero de datos de las curvas de permeabilidad relativa puedan ser
obtenidos. Los dos fluidos, aceite y agua, son simultdneamente inyectados en la muestra
de roca a una cierta relaciéon de gasto de flujo volumétrica, y el volumen de fluidos
producidos y la caida de presidn son registrados. La inyeccidn simultdnea de aceite y
agua es continua hasta que la relacion de inyeccion sea igual a la relacién de produccién,
una condicion en la cual el sistema se considera esta en estado estacionario y las
saturaciones existentes son consideradas estables. Las permeabilidades efectivas son
calculadas a partir de las siguientes ecuaciones:

QoML
k, = 2 4.33
o AAPO ( )
= - 4.34
o AAP,, (4:34)

Donde k., y k., son las permeabilidades efectivas al aceite y agua, respectivamente, a
una cierta saturacidn de agua, g, Y g, los gastos de aceite y agua, respectivamente, u, y
U las viscosidades de aceite y agua a las condiciones de prueba, respectivamente y AP,y
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AP, las caidas de presion de la fase de aceite y de agua consideradas como iguales bajo
la suposicion de una P, de cero, y A y L las dimensiones de la muestra, A el drea de la
seccion transversal y L la longitud de la muestra.

3. Larelacion de gasto de flujo volumétrico a la cual las fases de aceite y agua se inyectan
en el nicleo simultaneamente es luego incrementada, de tal manera que la fase de
aceite es reemplazada por la fase de agua, por lo tanto, la saturacién de la fase de agua
incrementa. El proceso termina cuando el estado estacionario es alcanzado y es seguido
por una mas alta relacidn de inyeccidn agua-aceite.

4. En el ultimo paso, sélo el agua es inyectada hasta una saturacion de aceite residual.
Basados en el gasto de inyeccién del agua y la caida de presidn estable observada, la
permeabilidad efectiva al agua a una S, es calculada aplicando directamente la ley de

Darcy.
Sw=100%
+ AP »
Aceite Agua
—_— Sw< 100% —

Aceite Aceite
kea @ Swi

Aceite Aceite
Bajarelacion q. ai q,
deinyeccion g ajo T

Y q, Agua Agua q,
+ AP

Aceite

Altarelacion 9w Alto 4y

de inyeccion A Agua
% q gua B

<
-]

Agua Agua
Sw=1-Sor kew @ Sor
qo = gasto de aceite qw = gasto de agua

Figura 4.15 Representacion esquematica de la secuencia de varios eventos que toman lugar durante
el desplazamiento en estado estacionario para la determinacion de permeabilidades relativas.
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En resumen, en el primer paso se obtienen la k,, @ S,,; = 1 (si k, @ S,,; es la permeabilidad base) y
k. @ S,; = 0 (s6lo el aceite esta fluyendo). De esta manera las permeabilidades relativas se
obtienen a partir de las siguientes ecuaciones:

ko @S
kro @ Sy = === o SW? (4.35)
o wi
ky @S
Ky @ Syr = kwTsw.l (4.36)
o wi

Los puntos adicionales en las curvas de permeabilidad relativa son obtenidos conforme la

saturacidn de agua incrementa, S,,,, Sus, etc. En el Ultimo paso obtienela k,, @ S,, =0y k., @ S,, =
kew @ Sor
keo @Swi.

Finalmente estos datos son graficados como permeabilidades relativas agua-aceite vs. saturacion
de agua, para el caso de sistemas de agua-aceite y permeabilidades relativas aceite-gas vs.
saturacion de liquido para sistemas de gas-aceite.

b) TECNICA DE ESTADO NO ESTACIONARIO (USS).

El método no estacionario estd basado principalmente en la interpretacion de un proceso de
desplazamiento inmiscible, ver Figura 4.16. Para un sistema de dos fases; basicamente un nucleo
gue estd en estado nativo o preservado o en estado restaurado después de la limpieza y el
envejecimiento, a las condiciones de saturacidon que existen en el yacimiento, es inundado con una
de las fases de desplazamiento. Normalmente, la fase de desplazamiento es el gas (para
permeabilidad relativa de gas-aceite) o agua (para permeabilidad relativa aceite-agua) ya que en el
yacimiento una de estas fases desplaza el aceite.

Los pasos experimentales para este proceso son:

1. El primer paso es la determinacién de la permeabilidad efectiva al aceite a una saturacion
de agua irreductible, k., @S,,;, ya descrita anteriormente.

2. Posteriormente, la inyeccién de agua a un gasto de flujo constante es iniciado; la caida de
presion y el volumen de aceite producido son registrados como funcion del tiempo. De
esta manera, la saturacidon de agua en la muestra de nucleo incrementa desde un valor
irreductible, S,,.

3. Conforme la inyeccién de agua avanza, aceite adicional y algo de agua es también
producido, eventualmente mostrando una planicie en la produccién de aceite acumulativa
vs. tiempo. Después de que la produccion de aceite se detiene, sélo agua es producida en
la salida de la muestra de roca.

4. Lla inyeccion de agua continla después de alcanzar la saturacion de aceite residual,
permitiendo la medicién y el calculo de la permeabilidad efectiva al agua a esa condicién
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particular de saturacién, k., @ S,. Esta medicion es el punto final de la curva de

permeabilidad relativa.

Sw=100%

Aceite
kea @ Swi

Aceite

Aceite

Agua
Agua
—_—
Agua Agua
—p i

Sw=1-Ser kew@SGf’

go = gasto de aceite (cte) gw=gastode agua (cte)

Figura 4.16 Representacion esquematica de la secuencia de varios eventos que toman lugar durante
el desplazamiento en estado no estacionario para la determinacion de las permeabilidades relativas.

Para la determinacién de los datos de permeabilidades relativas a partir del método no
estacionario, dos métodos diferentes pueden aplicarse para calcular la saturacidén de agua: el
método alternativo® y el método de Johnson-Bossler-Neumann®' también conocido como método
JBN. El método alternativo da las permeabilidades relativas como una funciéon de la saturacion de
agua promedio en el nucleo, simplificando los datos ya que solo es necesario aplicar la ley de
Darcy para procesos de desplazamiento y subsecuentemente graficar las permeabilidades relativas
como funcidn de la saturaciéon promedio. El método JBN calcula permeabilidades relativas como
funcién de la saturacion del fluido efluente (flujo de salida).
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Cuando se llevan a cabo pruebas de permeabilidad relativa en estado no estacionario, la
saturacion promedio del nlcleo a un tiempo puede calcularse con los datos experimentales
registrados. La saturacion promedio a un tiempo se puede calcular a partir de la siguiente
ecuacion:

— volumen de aceite producido acumulado
Sw= Syi + (4.37)
volumen poroso de la muestra

Las permeabilidades efectivas por este método son calculadas a partir de las siguientes

ecuaciones:
L _
k, = i‘;i‘; para S, (4.38)
L __
w = % para S, (4.39)

La caida de presién, AP, es la correspondiente al tiempo particular en el que la saturacién
promedio es determinada. Los valores de g, y gu, representan el gasto volumétrico de aceite y
agua, respectivamente. Basado en los célculos de permeabilidades efectivas, las permeabilidades
relativas de las fases de aceite y agua también pueden determinarse usando el valor de
permeabilidad absoluta o la permeabilidad efectiva al aceite a una S,;, como permeabilidad base.

4.5.3 FACTORES QUE AFECTAN LAS PERMEABILIDADES RELATIVAS.

Aungque la permeabilidad relativa es principalmente una funcién de la saturacién de los fluidos en
el medio poroso, existen evidencias de que es también de otros pardmetros como los siguientes.

a) HISTORIA DE SATURACION.

La direccion de la curva de permeabilidad relativa con respecto a la historia de saturacion es otra
caracteristica muy importante, que es, si la curva es producida por proceso de drene o imbibicidn,
bajo la suposicién de que la mojabilidad de la muestra es conocida a priori, ver Figura 4.17.

En el caso de datos de permeabilidad relativa gas-aceite, el proceso siempre es de drene ya que el
gas es siempre al fase no mojante con respecto a las fases de agua y aceite. Asi que, basicamente,
todas las curvas de permeabilidad relativa gas-aceite o gas-agua son curvas de permeabilidad
relativa de drene.

Si el agua es la fase mojante y las permeabilidades relativas son medidas por el desplazamiento del
aceite por el agua son llamadas curvas de imbibicion. Si el aceite desplaza al agua y las
permeabilidades son mediadas desde este desplazamiento, las curvas son Illamadas curvas de
drene. El inverso es correcto si en lugar de agua, el aceite es la fase mojante.
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1.0

—— DRENE
— IMBIBICION
08—

—

f— S —

06—

PERMEBILIDAD RELATIVA AL ACEITE, fraccion
PERMEABILIDAD RELATIVA AL AGUA, fraccidn

02—

o

SATURACION DE AGUA, % volemen poroso
Figura 4.17 Curvas de permeabilidades relativas durante los procesos de drene e imbibicion.

b) EFECTO DE LA MOJABILIDAD.

La mojabilidad afecta la permeabilidad relativa debido a que esta controla la ubicacién, flujo y
distribucidn relativa de los fluidos en el espacio poroso. En la evaluacién del efecto de la
mojabilidad en datos de permeabilidad relativa agua-aceite para sistemas fuertemente mojados
por agua y fuertemente mojados por aceite, Anderson®® establecié que las diferencias en las
mediciones de las permeabilidades relativas en este tipo de sistemas son causadas por la
diferencia en la distribucion del fluido.

En sistemas fuertemente mojados por agua, a una S,,;, el agua estd localizada en poros pequefios
donde se tiene un efecto muy bajo en el flujo de aceite y la permeabilidad efectiva al aceite es
relativamente alta, a menudo se acerca a la permeabilidad absoluta. En contraste, la
permeabilidad efectiva al agua a una S,, es muy baja debido a que algo del aceite residual esta
entrampado en el centro de los poros mas grandes. Por lo tanto, la permeabilidad efectiva al agua
a una S, es mucho menor que la permeabilidad efectiva al aceite a la Sy;. Sin embargo, un sistema
fuertemente mojado por aceite invierte las posiciones de las dos fases. La permeabilidad efectiva
al aceite a una S,; es relativamente baja debido a que el agua residual bloquea el flujo de aceite,
mientras que la permeabilidad al agua a una S, es alta debido a que la saturacidn residual de
aceite esta localizada en los poros pequefios y como una pelicula en la superficie de los sélidos
donde tiene un efecto muy bajo en el flujo de agua.

Todo el conjunto de datos indica que a cualquier saturacién dada, la permeabilidad relativa al agua
incrementa mientras que la permeabilidad relativa al aceite disminuye conforme la mojabilidad
del sistema cambia de fuertemente mojado por agua a fuertemente mojado por aceite.
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CAPITULO 5

SATURACIONES MiNIMAS DE AGUA Y DE ACEITE EN LOS
YACIMIENTOS PETROLEROS.

La saturacioén inicial de los fluidos de un yacimiento petrolero, es un conjunto de valores que va
desde el maximo hasta el minimo para cada fluido presente. Si se considera un yacimiento de
aceite bajo saturado en una roca homogénea con espesor grande, las saturaciones iniciales de
agua y de aceite varian como se ilustra en la Figura 5.1.

it
: Yacimiento
=|
O '
S|
- '
S
S|
B
o o
’ 0 Suiw Sw 1-Slur 130 Contactq
100 So 0 agua-aceite
v

Figura 5.1 Distribucién original de fluidos de un yacimiento de aceite bajosaturado.

En la parte alta se tiene la saturacién de agua minima o irreductible (S;) y, a su vez, la maxima
saturacién de aceite (S,=1-S,). A esta condicién el agua permanece inmdévil durante un proceso de
explotacién. A medida que aumenta la profundidad del yacimiento y se acerca al contacto agua-
aceite, la saturacién de agua incrementa, mientras que la del aceite disminuye.

A un nivel cercano al contacto agua-aceite, la saturacion de aceite alcanza un valor minimo o
residual (S,), la saturacién de agua a esa condicién puede expresarse como S,=1-S,; al nivel del
contacto o por debajo del mismo, la roca tiene una S,, = 1 0 100%. La S, a las condiciones iniciales
es resultado de la distribucién de los fluidos (equilibrio entre fuerzas capilares y gravitacionales)
durante la migracion de los hidrocarburos, y no se ha extraido aceite aun.

Sin embargo, después de un proceso de explotacion del yacimiento, ya sea primario, secundario o
mejorado, a las saturaciones de agua y de aceite que quedan se les denomina saturaciones
residuales. Esta saturacion de aceite es a la que se enfoca este trabajo. Los valores de estas
saturaciones dependen principalmente de las caracteristicas de la roca, de los fluidos saturantes y
de los mecanismos de explotacion.
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5.1 SATURACION DE AGUA IRREDUCTIBLE (S.,i).

La saturacién de agua irreductible en un yacimiento petrolero se define como la saturacion
minima o el valor mds bajo de saturacion de agua que se tiene en el medio poroso. En la industria
petrolera, la S,; es un valor especial de las saturaciones de agua llamadas intersticial, inicial o
congénita.

Debido a que la saturacidon de agua varia verticalmente a lo largo del espesor del yacimiento,
valores minimos de ésta (S,,;) se tendran en la parte superior, mientras que los maximos (S,=100%)
en la parte baja del yacimiento, a la profundidad del contacto agua-aceite; esta variacién es
gradual y se presenta completa en un pozo si el intervalo perforado es lo suficientemente grande,
ver Figura 5.1.

En general, se considera que la roca del yacimiento se origind en un ambiente donde existia agua,
por lo que en un inicio los poros estuvieron completamente saturados con ese fluido, el cual fue
desplazado cuando los hidrocarburos migraron desde su roca generadora; sin embargo, estos
ultimos nunca logran desplazar por completo el agua que inicialmente satura la roca debido a la
accién de fuerzas de tensidon, adhesion y capilares, que evitan la completa expulsién de ésta,
dejando en las zonas de hidrocarburos una pelicula de agua adherida a la superficie de los sélidos
en los poros mas grandes y llenando completamente los poros mas pequefios. Si el agua es el
fluido mojante, en ambos casos, ésta no se movera esa zona ni cuando formacién produce
hidrocarburos, y no representa mas que la saturacién de agua irreductible (S,;), ver Figura 5.2.

La saturacion de agua irreductible es un paradmetro muy importante porque reduce la cantidad de
espacio disponible para almacenar hidrocarburos, ya sean gas y/o aceite. Una S,; en los
yacimientos petroleros de entre 20 a 40% es comun; sin embargo, valores del orden de 5 y tan
altos como 60% (dependiendo de las propiedades capilares de la roca) también se han reportado
para algunos yacimientos®.

. Aceite D Agua Sélidos

Figura 5.2 Visualizacion de la S,,; en un medio poroso mojado por agua.
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La saturacion de agua irreductible de un yacimiento petrolero se presenta al inicio de la vida
productiva de éste, y puede ser determinada indirectamente a partir de registros geofisicos o
directamente del analisis de muestras de roca en laboratorio.

Como ya se menciond en el Capitulo 4, algunos métodos de laboratorio tienen el objetivo de
determinar la saturacién de fluidos y, por lo tanto, esta propiedad directamente; sin embargo,
mediante el analisis de diferentes propiedades del yacimiento, como son las propiedades
eléctricas, funciones de saturacion (Pc y Kr) y otras propiedades petrofisicas es posible hacer una
estimacion de la saturacion de agua irreductible en una formacién determinada.

5.1.1 DETERMINACION DE LA S,; A PARTIR DE LAS PROPIEDADES ELECTRICAS.

Las propiedades eléctricas de las rocas, determinadas principalmente a partir del uso de registros
geofisicos, permiten identificar mediante la aplicacién de modelos matematicos zonas saturadas
con hidrocarburos, asi como estimar valores de S,,;.

Los registros de resistividad miden la dificultad o la facilidad con la que una corriente eléctrica
pasa a través de las formaciones del subsuelo y son funcién de la salinidad del agua de formacion,
de la cantidad de la misma, asi como de la porosidad efectiva de la roca, principalmente®. Por lo
tanto, para una formacién con una cierta porosidad, su resistividad eléctrica cambia
significativamente dependiendo del tipo de fluido que esté almacenado en sus poros.

Los solidos que forman la roca, los poros de la roca saturados con agua de muy baja salinidad, asi
como con aceite o gas son altamente resistivos (de muy baja conductividad); de manera opuesta,
algunas arcillas en contacto con agua salada y los poros saturados con esa agua o salmuera tienen
resistividades muy bajas (alta conductividad).

De esta manera, el perfil de un registro de resistividad tendrd un cambio en su comportamiento
cuando se pase, en forma gradual, de una zona saturada principalmente con hidrocarburos
(resistividad alta) a una zona saturada completamente con agua (resistividad baja), definiendo asi
zonas de saturacion de agua irreductible (A), de transicién (B) y de saturacion de agua maxima (C),
ver Figura 5.3.
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Figura 5.3 Perfil de un registro de resistividad en el que se visualiza el comportamiento de la curva de
resistividad al pasar de una zona saturada con hidrocarburos a una saturada con agua salada.

Con frecuencia, el registro de resistividad se corre simultdneamente con el registro de Potencial
Espontdneo, SP, lo que permite hacer interpretaciones cualitativas de la naturaleza de los fluidos
que almacena la roca, asi como de caracteristicas litolégicas, ver Figura 5.4.
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RESISTIVIDAD
Alta Baja
SP Resistividad
—
Formacion
permeable
PERMEABLE saturada con
salmuera
Formacién permeable
saturada con aceite, gas o
agua de muy baja salinidad
Lutita
IMPERMEABLE continua
Arenisca 0
carbonato
impermeable

Figura 5.4 Respuesta de los registros de resistividad y SP para formaciones con
distintas caracteristicas petrofisicas y de saturacion de fluidos.

Por otro lado, el uso de modelos matemadticos permite establecer el valor de S,,;, el cual es funcién
de la porosidad y de algunos pardmetros eléctricos. Los pardmetros normalmente usados en la
interpretacién del registro de resistividad se pueden visualizar en la Figura 5.5, en donde se
representa una zona permeable en las proximidades del pozo como dos cilindros concéntricos
alrededor del mismo. El cilindro mas préximo a la pared del pozo representa la zona lavada por el
filtrado de lodo y el otro representa la zona alterada o de transicion; fuera de éste se encuentra la
zona virgen.
[ Resistividad de la zona

(O Resistividad del fluido conductor en la zona
/\ Saturacién del fluido conductor en la zona

Zona
adyacente

/ '_'_'_‘_‘_'_,_.—‘—'_
I, .
r__,_,_,_-\ﬁ Zona virgen
Zonade
Espesor “ transicion
h o &
e \\
’, __;_,___—-———‘—"‘—
f
\
| e

Zona
adyacente

Didmetro
del pozo

Figura 5.5 Representacion de las zonas adyacentes a la pared del pozo y sus
correspondientes resistividades.
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La terminologia utilizada en la Figura 5.5 se muestra en la Tabla 5.1:

Resistividad del | Resistividad de | Saturacién

Zona fluido conductor la zona del fluido

(Qm) (Qm) conductor
Lodo Rm = | e | e
Enjarre | @ Rne | -
Zona lavada R Ryo Sxo (Vimi/Vp)
Zona virgen Ry R Sw (Vw/vp)

Tabla 5.1 Terminologia usada en la Figura 5.5.

Para estimar el valor de la saturacidn de agua irreductible, los datos del registro de resistividad
gue deben considerarse son los de la zona saturada con hidrocarburos, ya que ésta sera la que
podria tener una saturacién de agua minima. Mientras mas grande sea el espesor de la zona con
hidrocarburos, el andlisis de la informacién serd representativo de la variacion de valores de
saturacion de agua, desde minimo (S,,;) hasta maximo (S,=100%).

Es necesario conocer el valor de la porosidad efectiva (®,.) de la formacién analizada, asi como la
resistividad de ésta cuando esta saturada al 100% de agua de formacién (R,). Comparando esta
resistividad con la resistividad verdadera (R;) de cada zona medida por los registros, se pueden
identificar las zonas acuiferas (aquellas donde R; = R,) y las que contienen hidrocarburos (aquellas
donde R; > R,). Si todo el intervalo tiene la misma porosidad, la R; maxima, que se tendria en la
parte mas alta, indicaria que se tiene el agua irreductible y para conocer su valor se utiliza tal Ry,
ver Figura 5.6.

S.P Resistividad ——

10 mV
Ced
\\‘l N T'“_
R, méxima
Zona saturada

con hidrocarburos

Yacimiento :
permeable
(espesor grande)

|
l
|
|
|
|
I
|
|
|
|
I
|
|
|
|

U ENPR. oo

Zona saturada
con agua

Figura 5.6 Comportamiento del registro de resistividad y del SP para una zona con
hidrocarburos y con agua de donde los datos son tomados para calcular la S,,.
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La ecuacion (5.1) es utilizada para determinar la S,, en la zona virgen de una formacién limpia que
contiene hidrocarburos. Esta ecuacion resulta de tomar como base la ecuacién de Humble (4.10) y
considera la ecuacidn de Archie (4.8) utilizada para determinar el indice de resistividad.

n aRW

W= omr,

(5.1)

donde:

e S, eslasaturacion de agua en la zona virgen, en fraccion.

e nes el exponente de saturacién, adimensional.

e a es una constante que depende de la litologia, adimensional.

e R,,eslaresistividad del agua de formacién, ohm-m.

e & eslaporosidad, en fraccion.

e m es el factor de cementacion, adimensional.

e R.eslaresistividad de la formacidn, leida por el registro, ohm-m.

La ecuacion (5.1) se puede simplificar quedando sélo en funcién de las resistividades y del factor
de formacién, este Ultimo se puede determinar en laboratorio a partir de muestras
representativas de las formaciones de interés, evitando asi seleccionar un valor de m de acuerdo
con las condiciones litolégicas, quedando la ecuacion (5.2):

Sy = (5.2)

Las ecuaciones (5.1) y (5.2) consideran la formacion limpia, sin arcillosidad; sin embargo, las
formaciones pueden contener minerales arcillosos, los cuales debido a sus caracteristicas
conductoras alteran el valor de saturacidn de agua calculada a partir de los registros, por lo que es
importante tomar en cuenta si la formacién que se estd analizando es una formacion limpia o
sucia.

A continuacion se muestran algunas ecuaciones para determinar la saturacion de agua de la zona
virgen, en formaciones con contenido de arcillas:
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Ecuacion de Indonesia:

(-73") m
1 v @ /2 /2 (53)

= |- + S
\/R_t vV Rsn va Ry v

Ecuacién de Nigeria:

2 m
! :<”5h ;2 /Z)Sn/z (5.4)
w .
\/R—t vV Rsh a Rw
Ecuacion de Simandoux:
n
1_ [vhs," S (5.5)
Rt Rsh a Rw (1 - vsh)z

donde:

e v, eslaarcillosidad o volumen de arcilla en la formacion, 0< vy, < 1.
e R, eslaresistividad de la lutita proxima, obtenida en Om.

Como ya se menciond, la saturacién de agua irreductible (S,;) puede tenerse en la parte mas alta
del intervalo o del yacimiento y seria un valor si el yacimientos es homogéneo o un promedio de
valores de saturacion si el yacimiento es heterogéneo.

5.1.2 DETERMINACION DE LA S,,; A PARTIR DE PROPIEDADES PETROFISICAS.

a) Swi A PARTIR DE MODELOS DE PERMEABILIDAD.

Normalmente, el valor de la S,,; se ha aproximado al valor de la saturacién de agua que se tiene en
la cima o parte mas alta del yacimiento y es considerado constante en la mayoria de los modelos
de yacimientos. El inconveniente de ésto es que un valor constante de S, tiende a indicar que el
yacimiento es homogéneo, lo que frecuentemente es incorrecto.
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Para resolver el problema que genera el desconocimiento de valores de S,;, éstos se pueden
obtener aplicando diferentes modelos matematicos utilizados para determinar la permeabilidad®.
Algunos de estos modelos tienen como variable a la S, mientras que otros son independientes de
ella. Los modelos de permeabilidad analizados son los de Morris and Bigss, Timur y Coates-
Dumanior, los cuales son funcidn de la porosidad y de la S,,;, por lo que este dato puede obtenerse
de ellos. El modelo de Carman-Kozeny es funcién de la porosidad y de los indicadores de la zona
de flujo (FZI) y no considera a la S,,;. Estos modelos se muestran en la Tabla 5.2.

Morris-Bigss Timur Coates-Dumanior
Modelos de 56) 57) — 58) ‘
permeabilidad como oo = C &3 ki s =100 223 Y = 300 %
funcién de la Swi "7 S C St T WA sy,
(5.9) »3 (5.11) (5.12)
Swi =250 —/—
/2 _ 1/ .
Modelos para " 2.25 S = 300 evw|™
determinar la Swi (5.10) . Swi =100 ETA wi = e X 112
@3 k /2 K
Swi=80 —
k /2
Kozeny-Carman
Modelo de (5.13) 3
permeabilidad sin la Swi k =1014 (FZN? ———
(FZI) (1-¢)°

Tabla 5.2 Modelos matematicos utilizados para determinar la S,;, a partir de modelos de permeabilidad.

La letra C, en el modelo de Morris and Bigss, es indicativa del tipo de fluido en el yacimiento,
C=250 para zonas del yacimientos con gas, mientras que C =80 para zonas del yacimiento con
aceite. La porosidad y la S,; son consideradas en fraccion. En el modelo de Coates-Dumanior el
exponente w, representa tanto el exponente de saturacidon, n, como el exponente de
cementacién, m. En el modelo de Carman-Kozeny, el FZI es un parametro que incorpora atributos
geoldgicos (facies, textura y mineralogia) asi como petrofisicos (porosidad, permeabilidad).

De los modelos para determinar la S,;, mostrados en la Tabla 5.2, se puede observar que son
funcién de la porosidad y de la permeabilidad. Con un perfil de permeabilidad disponible, es
posible obtener una curva continua de saturacién agua irreductible a través de cualquier intervalo
del yacimiento analizado. Estas curvas de S,; son generadas facilmente con programas de cdmputo
utilizados en la industria, ver Figura 5.7.

116



FACULTAD DE INGENIERIA, UNAM INGENIERIA PETROLERA

B
SK-21
CRLT
-
PERF NEU PHI 3 swW swW SW
8 untless 0 47 TRAC 0.13| 0 _FRAC 05 FRAG TRAC, TRAC
4R MD | TVDSS RT . DEN b SHPOR 2 PERM Sabos Duaaania 1MorI'IS-BI9$0 J Timur .
merase] (FT) (FT) 0.2 ohm-m 2000] 18 gicm3 28 [0 v/v 05[02 mD 2000[ { Frac 0|1 Frac 0|1 Frac 0
% b
L 2650
+ 8700 ~ 1
: 9675 ]
i 8725
{ :
H - 8700 4
= - 8750 - ]
Q
ol
(o]
071601
- - 8725 A 1 d
BM'6775': 1§ 147992 2.15138
L 3750 -
+ 8800+

Figura 5.7 Perfil de la S,,;, obtenido con datos de la permeabilidad y de la
porosidad de un intervalo analizado.

b) Swi A PARTIR DE LA PRESION CAPILAR.

El analisis e interpretacién de los datos obtenidos en laboratorio para determinar propiedades
como la presion capilar y permeabilidad relativa, son una herramienta para estimar los valores de
las saturaciones minimas de agua y de aceite, a nivel micro, debido principalmente a que tales
propiedades son funcién de la saturacidn de fluidos.

Como en el andlisis de registros, una de las aplicaciones practicas mas importantes de los datos de
presion capilar es brindar un perfil de distribucion de fluidos, el cual permita conocer el punto de
contacto agua-aceite, zonas de transicion y zonas con saturaciones minimas de agua en un
yacimiento. Para hacer esto posible es importante hacer la conversidn de datos de presién capilar-
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saturacion de agua de laboratorio a datos de altura sobre el contacto agua-hidrocarburos-
saturacidn de agua, en el yacimiento.

Considerando un tubo capilar inmerso en un recipiente con agua, donde el aceite es el otro fluido,
como se muestra en Figura 5.8. La P, es la presién en el aceite en el punto 1, P, es la presion en
el aceite en el punto 2, P,,; es la presion en el agua en el punto 1, y que P, es la presién en el agua
en el punto 2. Debido a que la vasija es relativamente grande en comparacién con el tubo capilar,
la interfaz entre los fluidos en el recipiente es plana y la presién capilar es igual a cero, Py1=P,1.

Agua

Figura 5.8 Relacidn de presion en un tubo capilar para un sistema agua-aceite.

La presidon en al aceite y agua en el punto 2 puede ser escrita como:
Py = Po1 — pogh (5.14)
P,, = P,1 — pwgh (5.15)
La diferencia de presidon o presion capilar a través de la interfaz agua-aceite es:
Poz = Pyz = (pw — Po)gh = Feow (5.16)

Despejando h de la ecuacién (5.16) queda:

P
h — cow

(ow — Po)g (5-17)

La ecuacién anterior puede ser usada para calcular la distribucion vertical de saturaciones de agua

y de aceite como una funcién de la altura sobre el contacto agua-aceite para los yacimientos

petroleros, si los datos de presidn capilar contra saturacidn estan disponibles®® ®’.
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0.102 P,
h(m) = ——_¢ (5.18)
w ~ Po
23 P.

donde h es la altura de ascenso en el capilar en m o ft, p,, y p, son las densidades del agua y del
aceite, respectivamente, en gr/cm?® o Ib/ft’ y P, es la presion capilar en kPa o psi. Es importante
mencionar, que antes de convertir datos de Pc-Sw a datos de h-Sw, las presiones capilares deben
pasarse de condiciones de laboratorio a condiciones representativas del yacimiento. Mas adelante
se explica cdmo se realiza esta conversiéon de datos.

Utilizando la curva de presidn capilar de drene, la saturacion de aceite en el yacimiento puede ser
calculada a cualquier altura sobre el nivel de agua libre, FWL, como se muestra en la Figura 5.9.

Produccion de aceie
bre de agua

{ \ Produccion de

‘ aceie y agua

\ Zona de transicion
Swi < Sw < 1-Sor

Contacio agua-acese (OWC)

Presion capilar o altura

* . Nrvel de agua lbre {FWL}\\

0 Swi Saturacion de agua 1

Figura 5.9 Distribucidn vertical de fluidos como funcion de la presion capilar.

El nivel de agua libre es dificil de localizar en un yacimiento, pero el contacto agua-aceite, OWC, se
manifiesta claramente en los registros de pozos. Conociendo este punto en una curva de presion
capilar de drene, obtenida de muestras del yacimiento, el perfil de saturacién vertical puede ser
calculado como una funcidn de la altura sobre el FWL.

Los datos de (Sw-h) presentados en la Figura 5.9 representan la altura sobre el nivel de agua libre y
éstos también pueden ser graficados como profundidad vs. saturacion de agua, lo que significa
que la altura sobre el nivel de agua libre incrementara mientras que la profundidad disminuye.

Los datos de presion capilar usados para determinar distribucién de fluidos en el yacimiento,
deben ser comparados con los obtenidos por otros métodos. Normalmente la distribucién de
fluidos determinada por presiones capilares y registros eléctricos tienen resultados similares.
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INTERPRETACION DE DATOS DE PRESION CAPILAR.

En el Capitulo 4 se definié a la presion capilar y se mencionaron algunos de los principales
métodos de laboratorio para determinarla.

Los métodos de la membrana porosa y la centrifuga son mas representativos de los procesos de
desplazamiento de fluidos que ocurren en el yacimiento; sin embargo, el método de inyeccién de
mercurio es muy utilizado para estimar la S; asi como la variacion del tamafio de las gargantas de
poro.

La saturacién de agua irreductible en las curvas de presidn capilar se obtiene analizando la curva
de drene, en la cual la fase no mojante (aceite, gas o aire) desplaza a la fase mojante (agua).

El comportamiento de la curva de drene comienza con la muestra de roca saturada al 100% con
agua, posteriormente una presion de desplazamiento es aplicada y el aceite comienza a desplazar
al agua. El proceso continua conforme la presidon de desplazamiento aumenta hasta el punto en el
cual no se puede desplazar mas al fluido mojante. Esto significa que por mas que se incremente la
presion de desplazamiento no habra aumento de la saturacién del fluido no mojante (es decir, no
hay disminucién de la S,,). Este comportamiento se visualiza en la gréfica (P.-S,) como una
asintota; cuando ésto ocurre, la saturacién de agua minima o irreductible se ha alcanzado, ver
Figura 5.10.
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Figura 5.10 Identificacion de la S,,; en la Curva de Presién Capilar de Drene.

La Figura 5.10 muestra el comportamiento de la curva de presién capilar de drene para una
muestra de roca (arenisca), obtenida de un yacimiento Hungaro, de porosidad de 11.3% y kw= 2.6
mD.
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CONVERSION DE DATOS DE Pc DE CONDICIONES DE LABORATORIO A
CONDICIONES DE YACIMIENTO.

Es importante mencionar que las mediciones de presidn capilar que se llevan a cabo en
laboratorio, por cualquiera de los métodos discutidos anteriormente, por lo regular hacen uso de
parejas de fluidos que no necesariamente existen en el yacimiento de donde las muestras de roca
fueron extraidas.

El método de inyecciéon de mercurio utiliza aire-mercurio, mientras que el método de membrana
porosa y la centrifuga utilizan normalmente agua-aire. Aunque estas parejas de fluidos son
utilizadas por conveniencia, normalmente no tienen las mismas propiedades fisicas del agua, gas 'y
aceite del yacimiento. Especificamente, los fluidos del laboratorio difieren de los fluidos del
yacimiento en las tensiones interfaciales y superficiales, ademds de que las condiciones de
laboratorio para medir el dngulo de contacto también son diferentes a las del yacimiento. Por lo
tanto, para hacer una adecuada interpretacion en el yacimiento usando datos de presiones
capilares obtenidas de laboratorio es necesario hacer la conversion de éstas a condiciones de
yacimiento.

Considerando un caso especifico donde los valores de presidn capilar en laboratorio son
determinados con base en la ecuacién 4.25, y los fluidos utilizados son gas y agua, la presion
capilar para este sistema es:

2 [agW]L [cos QQW]L

r

[chw]L = (5.9)

donde:

o [chw]L es la presion capilar medida en laboratorio.

° [UQW]L es la tensién superficial entre el gas y el agua a condiciones de presion vy
temperatura de laboratorio.

. [Cos BgW]L es el coseno del dngulo de contacto entre el gas y el agua a condiciones de
presion y temperatura de laboratorio.

e reselradio del capilar.

La presion capilar que existiria si los fluidos del yacimiento, aceite y agua, son usados en el mismo
medio poroso seria:

2[oow]r[cOs Ooy R

[Peowlr = r (5.10)
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donde:

o [P.,]geslapresién capilar a condiciones de yacimiento.

e [o,,]r es la tensidn interfacial entre el aceite y el agua a condiciones de presion y
temperatura de yacimiento.

e [cosB,,]r es el coseno del angulo de contacto entre el aceite y el agua a condiciones de
presion y temperatura de yacimiento.

Comparando ambas ecuaciones y simplificando, queda:

O,,, COS 0
[Pcow]R = 2 [chw]L (5.11)

Tgw COS B4y

De tal forma, la presidn capilar a condiciones de yacimiento puede ser calculada con base en
datos de presién capilar medidos en laboratorio cuando la tensién interfacial o superficial y los
angulos de contacto son conocidos a las condiciones necesarias. Esta relacion asume que las
saturaciones que se miden en laboratorio son iguales a las del yacimiento. Las tensiones
interfaciales, tanto para condiciones de laboratorio como de yacimiento, pueden ser medidas de
manera muy precisa en laboratorio; sin embargo, el dngulo de contacto para un medio poroso
representativo es muy dificil de conocer. Ademas el coseno del angulo de contacto varia de +1 a -1,
causando una variacion significativa en la conversion de los valores de presion capilar, por lo que a
menudo se considera que la roca es completamente mojada por agua tanto en el laboratorio
como en el yacimiento (cos 8 = 1) y por consiguiente no se toma en cuenta en la ecuacion:

[Pcow]R = Z_-O_W [chw]L (5.12)
gw
Ahmed®, sin embargo, establecié que es necesario hacer correcciones para la permeabilidad y la
porosidad debido a que la muestra de nucleo usada en laboratorio no es representativa de la
porosidad y permeabilidad promedio del yacimiento. Por lo tanto, la ecuacion (5.12) es
modificada a:

g,
[Pcow]R = [chw]L (5.13)
Ogw

Donde ¢g y ¢;, son las porosidades promedio del yacimiento y del nucleo, respectivamente, y kg
y k; las permeabilidades promedio del yacimiento y del nicleo, respectivamente.
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PRESION CAPILAR PROMEDIO: LA FUNCION J.

Los datos de presion capilar medidos en laboratorio son normalmente basados en muestras de
nucleos individuales, que representan una parte extremadamente pequefia del total del
yacimiento. Ademas, debido a la heterogeneidad de las rocas de yacimiento, una sola curva de
presidn capilar no puede ser usada para un yacimiento completo. Por lo tanto, es necesario
combinar todos los datos de presidn capilar para clasificar un yacimiento en particular.

Debido a que la relacidon presion capilar-saturacién de fluidos es afectada por la porosidad y
permeabilidad de la muestra de roca, es necesario evaluar los diferentes conjuntos de datos de
presidon capilar con respecto a la porosidad y a la permeabilidad de la roca de la cual fueron
obtenidos. La aproximacién que es comunmente usada en la industria petrolera estad basada en la
funcién adimensional de Leverett, lamada Funcidn J (a veces referida como Funcion J de Leverett)
y expresada como:

J(Sw) = % (g)l/z (5.14)

donde:

e P.:presion capilar, en dinas/cm®.
e ¢:tension interfacial, dinas/cm.
e k: permeabilidad, cm?2.

e @:porosidad, fraccion.

Algunos autores modifican la ecuacién anterior incluyendo el término de tension de adhesién en el
denominador de la Pc, con el fin de tomar en cuenta el efecto de la mojabilidad, como se muestra
en la ecuacion siguiente:

1
P iy

0= 2 (4 515

J v o cosf \@ (5:15)

Sin embargo, Anderson® establecié que, si las mediciones de presién capilar son realizadas con

fluidos del yacimiento en nucleos con mojabilidades representativas del mismo, el término cos 6

actua simplemente como una constante, sin afectar los resultados; sin embargo, los problemas

podrian surgir cuando diferentes mojabilidades son usadas.

La Funcidn J fue originalmente propuesta como un medio de convertir todos los datos de presion
capilar-saturacién de agua a una curva generalizada. En muchos casos, todos los datos de presidon
capilar de una formacién son reducidos a una sola curva, formada cuando la Funcidn J es graficada
contra la saturacién de agua, ver Figura 5.11.

123



FACULTAD DE INGENIERIA, UNAM INGENIERIA PETROLERA

AS,) = (Plo)(kip)'"?
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Saturacion de agua (%)

Figura 5.11 Funcidn J vs. S, generada para muestras de roca de la misma
formacion de un yacimiento del Mar del Norte.

c) Swi A PARTIR DE PERMEABILIDADES RELATIVAS.

La saturacién de fluidos en un yacimiento petrolero es una propiedad que influye directa y
fuertemente en los valores de permeabilidades relativas relacionados a los diferentes fluidos
presentes en la roca.

La permeabilidad relativa a un fluido en particular, esta directamente relacionada con la
saturacidn de ese fluido en el medio poroso; por lo tanto, debido a que la saturacidn de fluidos en
la roca no es constante, la permeabilidad relativa puede tomar valores que van desde O hasta 1 o
casi 1, dependiendo de las condiciones de saturacién a las cuales se determine.

Los datos de permeabilidades efectivas y, por consiguiente, relativas se obtienen en laboratorio a
partir de pruebas de desplazamiento de fluidos realizadas en muestras de roca del yacimiento.
Como se menciond en el Capitulo 4, los métodos principalmente utilizados son el estacionario y el
no estacionario, ver Figura 5.12.
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a) Metodo estacionario

Acelte —» Acelte
—
Agua — Agua

b) Método en estado no-estacionario

Acelte

Agua

Inicio: So + Swi — Aceite
Agua ——»
Final: Sw + Sor —» Agua

Figura 5.12 llustracion de los métodos estacionario y no estacionario para medir las
permeabilidades relativas al aceite y al agua en un medio poroso.

El método estacionario es el mas exacto pero generalmente es muy lento, tardando dias o hasta
semanas. Esto se debe a que las saturaciones deben alcanzar el equilibrio después de cada cambio
en los gastos de inyeccién, frecuentemente se aplica a yacimientos con heterogeneidades y con
mojabilidad mixta; el método no estacionario se considera menos preciso pero es mas rapido,
requiriendo sdlo algunas horas para determinar las curvas de permeabilidades relativas completas,
se emplea normalmente en el analisis de yacimientos con tendencia a estar fuertemente mojados,
y relativamente homogéneos.

Independientemente del método de laboratorio utilizado, en ambos casos, basicamente, se
determina la permeabilidad efectiva a un fluido bajo diferentes condiciones de saturacion. Los
datos de permeabilidad se convierten de efectiva a relativa y se presentan graficamente en forma
de curvas, llamadas curvas de permeabilidad relativa. En un sistema roca-agua-aceite, las
permeabilidades relativas varian en un rango de saturaciones de agua limitados por: la saturacion
de agua irreductible (S,;) y la saturacién de agua mdaxima o su equivalente saturacién de aceite
residual (S,;), es decir, So=1-SWaxima-

Esta caracteristica hace de las curvas de permeabilidad relativa una alternativa para determinar
los valores de saturacidn minima de la fase mojante y de la no mojante en un sistema roca-fluidos,
ya que estas condiciones representan los puntos extremos de dichas curvas como se puede
visualizar en la Figura 5.13.
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Figura 5.13 Representacion grafica de los valores de permeabilidad relativa de la fase
mojante y la no mojante bajo diferentes condiciones de saturacion.

Para un sistema roca-agua-aceite, las curvas de permeabilidades relativas muestran el
comportamiento de la permeabilidad relativa al agua y al aceite con respecto a la saturacion de
agua en la muestra. Cuando la saturacién de agua es igual a la irreductible, S,;, la permeabilidad
relativa al aceite toma el maximo valor y la del agua es igual a cero, lo que indica que sdlo el aceite
estd fluyendo. Frecuentemente, este valor de permeabilidad al aceite se emplea como
permeabilidad base. A esta condicion, el liquido complementario representa la saturacion de

aceite maxima.

Posteriormente, se inyecta agua en la muestra, la cual desplaza al aceite. Conforme la saturacion
de agua incrementa, la permeabilidad relativa al agua aumenta y la del aceite disminuye hasta
tomar un valor de cero, el cual sélo se tiene cuando la saturacién de aceite es igual a la residual,
Sor, €sta saturacidn también se puede expresar como 1-S,na. A esta condicidon el aceite ya no se
mueve y sélo fluye agua, es decir, se alcanza la permeabilidad relativa el agua maxima, ver Figura

5.14.
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Figura 5.14 Representacion de las permeabilidades relativas de las fases mojante y no mojante.

Si bien las curvas de permeabilidades relativas no tienen como objetivo determinar valores
minimos de saturaciones de los fluidos presentes en el sistema, éstos son valores que se requieren
y se obtienen durante la realizacién de los métodos de laboratorio dirigidos a obtener estas
propiedades de flujo y, por lo tanto, son una herramienta para estimar valores de saturacidn
minimos de la fase mojante y no mojante en una muestra de roca.
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5.2 SATURACION DE ACEITE RESIDUAL, S,

La saturacion de aceite residual, denotada S, se define como la saturacién de aceite minima en
una muestra de roca o a nivel de yacimiento, que normalmente se alcanza al final de un proceso
de desplazamiento por gas o agua y a la cual el aceite ya no puede ser desplazado, es decir ya no
se mueve.

Es importante diferenciar la S,, de la de la saturacidn de aceite remanente (Sqem). Esta Ultima es
aquella que se tiene al término de un proceso de explotacion del yacimiento (primario, secundario
o0 mejorado) y que en ocasiones puede ser igual a la S,, pero no siempre. Normalmente, la
saturacion de aceite remanente es el objetivo de los Ingenieros de Yacimientos para determinar si
se implementa o no un método de recuperacién secundaria o mejorada en un yacimiento.

Para entender mejor el concepto de saturacién de aceite residual, consideremos un nucleo
saturado al 100% con aceite y dentro del cual es inyectado agua o gas por un extremo. Tan pronto
como la fase desplazante, ya sea gas o agua, es inyectada en el nlcleo comenzard a remplazar el
aceite almacenado en los poros de la roca, el aceite sera desplazado y producido por el extremo
opuesto a la inyeccién en el nucleo. Conforme el proceso continda, mas y mas aceite es producido;
sin embargo, a un cierto tiempo la produccién de aceite declina (conforme la fase desplazante es
también producida) hasta eventualmente ser igual a O (solo la fase desplazante es producida), a
esta condicidn la saturacién de aceite en el nucleo es igual a la S,,.

Si la produccidon acumulada de aceite es ahora graficada como funcién del tiempo; la grafica
muestra a cierto tiempo una planicie, la que basicamente significa la maxima cantidad de aceite
gue puede ser producido desde cierto nucleo por inyeccidén de gas o agua.

Una recuperacién del 100% de aceite no es posible, una cierta cantidad siempre permanece
entrampado dentro de los espacios porosos de la muestra de roca, ver Figura 5.15,
independientemente del fluido que lo esté desplazando. Este aceite entrampado es lo que se
conoce como aceite residual, que se expresa como saturacién de aceite residual, S,

- Aceite D Agua Sélidos

Figura 5.15 Visualizacidn de la saturacion de aceite residual, S,,, en un medio mojado por agua.
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5.2.1 DETERMINACION DE LA S,, A PARTIR DE PROPIEDADES PETROFISICAS.

Como en el caso de la saturacién de agua irreductible, las presiones capilares y las
permeabilidades relativas también permiten estimar el valor de la saturacion de aceite residual en
una muestra de roca de yacimiento.

a) Sor A PARTIR DE LAS PRESIONES CAPILARES.

En una muestra de roca mojada por agua, la saturacion de aceite residual puede determinarse a
partir de los datos de presion capilar que conforman la curva de imbibicidn, en la cual la fase
mojante (agua) desplaza a la fase no mojante (aceite). De hecho, el ultimo dato de la curva de
imbibicién representa ese valor de saturacion.

El proceso de imbibicién comienza con una saturacién de agua en la muestra de roca igual a la
irreductible y, por lo tanto, una saturacién de aceite maxima. Condicidn que se obtiene después de
gue la muestra ha sido sometida a un proceso de drene. Posteriormente, se disminuye la presion
en la muestra de tal manera que el agua se imbibe en la misma. Conforme el volumen de agua en
la muestra aumenta ésta desplaza al aceite hasta el punto en que no puede desplazarlo mas.
Cuando esta condicion se alcanza, la saturacién de la fase no mojante en la muestra de roca es la
minima y representa la saturacion de aceite residual para un sistema roca-agua-aceite, ver Figura
5.16.

D =Drene
I = Imbibicion

Pc

P e e e e . e e e e e et . e e e e

A 1
Sor =1 — SWmax

w
£

Sw

Figura 5.16 Visualizacion de los procesos de drene e imbibicion y los puntos donde
se alcanza la Swi y la Sor, respectivamente.
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Por otro lado, es importante mencionar que existen dos tipos de curvas de imbibicion, la
espontdnea y la forzada. La curva de imbibicién espontanea es aquella que se forma en una rango
de valores de presiones capilares que van de cero a valores positivos y la forzada, de cero a valores
negativos.

En un sistema mojado por agua, el proceso de imbibicién espontanea en una muestra de roca en
ocasiones no es suficiente para obtener la saturacion minima de la fase no mojante. Es decir, a una
presidn capilar igual a cero, la saturacién de la fase no mojante es mayor que la minima. En estos
casos, el proceso de imbibicidon forzada es requerido, de tal manera que la inyeccién de agua
continle hasta alcanzar la maxima saturacién de la mismay, por lo tanto, la minima del fluido no
mojante, que para un sistema roca-agua-aceite representa la saturacidon de aceite residual. Ver
Figura 5.17

32
I A [ | |
Curvas
1. Drene
24~ 2. Imbibicion espontanea 1
3. Imbibicion forzada

[ =
[=7]
o
[ ]
=]
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=
8 o
S
D Nacleo Berea
& k=184.3 md

-8 -

Puntos
A_ Saturacién de agua irreductible
-186}— B. Saturacion del fluido no mojante a una Pc=10 —
C. Saturacidn minima del fluido no mojante, Sar
] | | ] ¢
-24 L
245 20 20 =) 80 100
Saturacion de agua, %

Figura 5.17 Curvas de presion capilar de un sistema roca-agua-aceite medidas
en un ntcleo Berea mojado por agua.

Un caso especial es el de los sistemas fuertemente mojados, en donde, para un sistema
fuertemente mojado por agua (6 = 0°) la imbibicién espontanea es suficiente para alcanzar, a una
presion capilar igual a cero, la saturacion de aceite residual, ver Figura 5.18. Esto se debe a que la
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eficiencia del desplazamiento del fluido no mojante por el mojante es mayor para sistemas
fuertemente mojados (6 = 0° o © = 180° para agua y aceite, respectivamente), entrampando el
aceite con mas facilidad (aceite residual) conforme el agua va siendo inyectada, que para aquellos
sistemas mojados o que tienden a estar mojados por un tipo de fluido (0° < 8 < 70° para los que
tienden a estar mojados por agua o 70° < 8 < 180° para sistemas con tendencia a ser mojados por
aceite).

|
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i § [ | |
|
Curvas
40}- _ 1. Drene —
= SWi? 9 Imbibicion espontanea
T
© 32} -
=
E
o
s 24f— a —
= Nacleo Venango
S
= L
5
w
@
-
o
B
o I
0 20 40 €0 80 100
Saturacion de agua, %

Figura 5.18 Curva de presion capilar para un sistema roca-agua—aceite medida
en un nucleo Venango fuertemente mojado por agua.

Como en el caso de los datos de presidn capilar de drene, los datos de las curvas de imbibicion
deben ser pasados a condiciones de yacimiento para poder realizar un analisis que represente el
comportamiento del yacimiento. Ademas de que también si se tiene una gran cantidad de
muestras puede aplicarse la Funcidn J para obtener una curva generalizada que represente al
yacimiento a analizar. Estos procedimientos ya se han explicado anteriormente.
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b) Sor A PARTIR DE LAS PERMEABILIDADES RELATIVAS.

Como se explicé anteriormente, las técnicas de laboratorio (en estado estacionario y no
estacionario) enfocadas a obtener permeabilidades efectivas y relativas, son una alternativa para
estimar los valores de las saturaciones minimas de los fluidos presentes en una muestra de roca.

Para un sistema roca-agua-aceite, ambos procesos buscan conocer la permeabilidad efectiva
maxima a esos fluidos, valores que sélo se logran cuando la saturacién de aceite y de agua,
respectivamente, son minimas en la muestra. Por lo tanto, estas saturaciones particulares, se
obtienen durante la realizacién de las pruebas y son valores claves para establecer el
comportamiento de las curvas de permeabilidad relativa.

A diferencia de la saturacién de agua irreductible, la saturacién de aceite residual es una dato que
se obtiene la finalizar estas pruebas, ver Figura 4.15. Estas técnicas, comienzan con la muestra
saturada al 100% con agua. Posteriormente, se le inyecta aceite a la misma hasta alcanzar la
permeabilidad efectiva al aceite mdxima y, por consiguiente, la saturacién de agua irreductible.
Una vez que se alcanza esta condicidn, se comienza a inyectar agua a diferentes gastos. Debido al
incremento de la saturacién del agua, la permeabilidad relativa a la misma aumenta, mientras que
la relativa al aceite disminuye. Este comportamiento continda hasta que no hay mas flujo de
aceite, es decir, la k,, es igual a cero. A esta condicidn la saturacion de aceite en la muestra
corresponde a la saturacidn de aceite residual, ver Figura 5.19.

1.0— ;
g 08— | |
k] | |
o | }
- 0.6 — | |
o | ‘/
-'.Eu 0.4 — : krw /i
Q 1
E | &
5 . .

02— Swi ! -
g -

I/ -
0.0 I 1
0.0 0.2 0.4 0.6 0.8 1.0
Saturacion de agua, fracc

Figura 5.19 Curvas de permeabilidades relativas para un sistema roca-agua-aceite.

La saturacién residual de aceite en una roca, se ve afectada por la viscosidad de ese fluido. Una
forma de visualizar su impacto en el valor de esa saturacion se muestra en el comportamiento de
las curvas de permeabilidades relativas para aceites de diferentes viscosidades.
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Para aceites de viscosidad baja a media, el comportamiento de las curvas de permeabilidades
relativas es independiente de la viscosidad del fluido. Sin embargo, para aquellos sistemas de
aceites pesados-agua, no se puede decir lo mismo. Diferentes investigaciones han mostrado que la
viscosidad del aceite (en aceites pesados) tiene una fuerte influencia en las permeabilidades
relativas y en la saturaciéon de fluidos, principalmente la saturacién de aceite residual. Mas
adelante se hablarad mas detalladamente de este tema.

5.2.2 DETERMINACION DE LA S, POR REGISTROS GEOFiSICOS DE POZO.

Los registros geofisicos son los métodos o procedimientos mas ampliamente usados para obtener
un perfil de saturacidn de aceite residual que ayude en la evaluacidon del campo para la
implementacidon del algin método de recuperacidn secundaria o mejorada.

La determinacidn de la S, mediante estas técnicas requiere el conocimiento de otras propiedades
de la roca del yacimiento y de los fluidos; su determinacion se basa en el analisis e interpretacion
de diferentes propiedades medidas por ellos y su relacién con la saturacion de fluidos.

Cada técnica de registros tiene sus ventajas y limitaciones. Con base en la condiciones del pozo,
dos principales grupos de registros son usados para la medicion de la saturacién de aceite residual:
registros en agujero descubierto y registros en agujero entubado. Una lista de las herramientas de
registros y técnicas asociadas a la medicién del aceite residual es presentada en la tabla siguiente:

Puede
. . - correrse en Probado en .
Herramientas de registro Técnicas . Exactitud esperada
agujero campo
entubado
. Convencional No Si Pobre
Resistividad —
Log-inject-log No No De buena a excelente
Neutrdn pulsado Convencional Si Si Pobre
Log-inject-log con
(PNC) inundacién de Si Si De buena a excelente
agua
Log Inject-Lo . .
& .J . g Si Parcialmente Regular a bueno
con strip quimica
Magnetismo nuclear Inject-log No Si Excelente
Carbdn/Oxigeno Convencional Si Si Pobre
s . . Desconocido (pero puede
Radiacién gamma Log-inject-log Si No (p P
ser excelente)
Constante dieléctrica Convencional No Parcialmente Desconocido

Tabla 5.3 Tipos de registros geofisicos, y algunas de sus caracteristicas, usados para la determinacion de
la saturacion residual de aceite.

En este trabajo sélo se hablard del Registro de Captura de Neutrones Pulsados (PNC) y de las
diferentes técnicas aplicadas con el mismo.
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a) Sor A PARTIR DEL REGISTRO PNC.

La captura del registro de neutrén pulsado (PNC) ha sido encontrada particularmente conveniente
para mediciones de aceite residual, debido a que puede usarse en agujero entubado.

La herramienta PNC emplea un generador de neutrones que repetidamente bombardea a la
formacidn con neutrones de alta energia. Posteriormente, estos neutrones son desacelerados
hasta alcanzar un estado termal, esto sucede debido a las colisiones que se producen cuando los
neutrones interactlan con los dtomos de los diferentes elementos presentes en la formacion.
Finalmente, los neutrones son capturados por el nucleo de algunos atomos, principalmente cloro e
hidrégeno, generando una emisidn de rayos gamma, los cuales son detectados por la herramienta
a una distancia corta de la fuente.

La seccidén transversal de captura se define como la efectividad que tienen los nucleos atémicos
para capturar neutrones. El término captura se simboliza con la letra griega Z y sus unidades se
expresan en “unidades de captura” (1 u.c.=10° cm?/cm?). Los dtomos de hidrégeno tendran mayor
impacto en la desaceleracién de los neutrones debido a que su masa atémica es casi la misma que
la de los neutrones. Por otro lado, tanto los nucleos de los d&tomos de hidrégeno y cloro capturan
los neutrones termales, aunque el cloro es el elemento mas efectivo en este caso.

TECNICA CONVENCIONAL DEL REGISTRO PNC.

La seccidn de captura total de la formacidn (X;) es la suma de la seccidén de captura de la rocay de
los fluidos (agua e hidrocarburos) dentro de los poros de la roca. La seccidn de captura total se
expresa con la siguiente ecuacion:

I = (1 — d) + 2,800 + Z,(1— Sy)¢ (5.16)
donde

o ., eslaseccion de captura de la roca, u.c.

e ), eslaseccion de captura del agua de formacion, u.c.
e X, eslaseccidon de captura de los hidrocarburos, u.c.

e ¢ esla porosidad, fraccién.

e S, lasaturacién de agua, fraccion.

El valor de X; se obtiene de la lectura del registro. La seccion de captura de los fluidos, agua (Z,,) e
hidrocarburos (X},), puede ser estimada a partir de andlisis quimicos realizados en laboratorio y
datos publicados o, preferencialmente, mediante la medicién de seccién de captura de éstos en
celdas especiales®, también puede medirse directamente del tanque de almacenamiento. La
seccion de captura de la roca (X,,;) es el valor mas dificil de conocer y usualmente el menos
exacto. Este valor es estimado conociendo la litologia o teniendo la experiencia de un area en
particular. Conociendo estas variables puede despejarse la S,, con el fin de determinar la
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saturacidon de aceite en el area registrada. Las dificultades en la aplicacion de las correcciones
adecuadas para llegar a X; a partir de la lectura del registro y la incertidumbre de algunas
variables, especialmente X,,,, hacen de esta relacion una forma poco precisa para calcular la
saturacion de aceite residual. Para disminuir esta imprecisién, nuevos técnica en la aplicacién de
este registro se han desarrollado.

TECNICA DE REGISTRAR-INYECTAR-REGISTRAR PARA DESPLAZAR EL AGUA DE
FORMACION.

Una técnica sugerida por Richardson y Wyman’® permite la eliminacién de dos variables, 2nY Zma
El procedimiento consiste en registrar con el agua original de la formacién (2},,1), ver Figura 5.20a,
para posteriormente inyectar con agua de salinidad contrastante (X;,,) y luego registrar
nuevamente, ver Figura 5.20b.

a. Primera corrida del Registro PNC con agua de la formacion para obtener (Z1)

Agua (Zw1)

EREARGALS

(Agujero descubierto o entubado)

b. Inyeccién de agua de salinidad contrastante y registrar nuevamente para obtener (Z)
Agua (Zw2)
= ,Agua (B)

Figura 5.20 Técnica de registrar-inyectar-registrar con el registro PNC para determinar S,,.

La seccion de captura total con el agua original (X;,,1) y del agua con salinidad contrastante
(Ztw2), pueden expresarse como:

Liwy = Zma(1 - ¢) + L1 Swe + 2:h(l - Sw)(:b (5.17)

Ziwz = Zma(1— @) + ZyoSwdp + Zp(1— Sy)¢ (5.18)
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Haciendo la diferencia de las ecuaciones 5.18 y 5.17 queda:

Liwz — Zewr = Swd (ZWZ - Zwl) (5.19)

Si se considera que el aceite en los poros es el residual y se sabe que la S,, = 1-S,,, entonces la
saturacion de aceite residual se puede determinar como sigue:

ez —Zr1)

Spp=1— ——2~87_
or ¢(Zw2 - z:wl)

(5.20)

donde

e )1 eslaseccion de captura de la formacidn con agua de X,,; y aceite residual.
e ), eslaseccion de captura de la formacion con agua de X, y aceite residual.

Para esta técnica el contraste en la salinidad debe ser tan grande como sea posible. Excelentes
resultados se han obtenido usando agua de 30,000 a 150,000 ppm de NaCl. Se asume que no es
removido aceite durante la inyeccién y que el agua inicial es completamente reemplazada
alrededor del agujero del pozo, y que la seccién de captura total es medida. La seccidén de captura
del agua de formacidn, 2,1, y del agua inyectada, 2,,, son determinadas sin ningin problema
analizando muestras en una celda de absorcién de neutrén o del tanque de almacenamiento de
cada fluido. Si la porosidad se conoce, ya sea a partir de nucleos o registros, entonces el valor de Ia
saturacion de aceite residual puede ser determinado con buena precisién con la ecuacion 5.20.

TECNICA REGISTRAR-INYECTAR-REGISTRAR CON DESPLAZAMIENTO TOTAL DE
FLUIDOS DE FORMACION.

Jorden y Mitchell’* dieron a conocer otra técnica que puede ser usada con el registro PNC. Ellos
propusieron que después de registrar la formacién con la saturaciéon de aceite residual y la
salmuera, como en las otras técnicas mencionadas, el aceite debia ser despojado lejos del pozo.
Este procedimiento se realiza con técnicas de inyeccidn de quimicos. Luego, la formacidn puede
ser luego reinyectada con agua de la formacion y registrada por segunda vez. Obteniendo una
ecuacion para determinar la saturacion de aceite residual en funcién Unicamente de las lecturas
del registro PNC, sin necesidad de determinar valores de porosidad o seccién de captura de los
fluidos. La ecuacion es la siguiente:

Lty — Zm) (5.21)

Sor =1 — (
o Leg — Lt3

donde

e X1 Y2 son las secciones de captura definidas anteriormente.
e X3y Xeslaseccidn de captura de la formacion después de barrer el 100 % del aceite
residual y reemplzarlo con agua 2,1 y 2,2, respectivamente.

136



FACULTAD DE INGENIERIA, UNAM INGENIERIA PETROLERA

5.2.3 DETERMINACION DE LA S, A PARTIR DE BALANCE DE MATERIA.

La ecuacion de balance de materia es una de las herramientas matematicas mas valiosas en la
Ingenieria de Yacimientos Petroleros, utilizada principalmente para interpretar y predecir el
comportamiento del yacimiento. La estimacidon de la cantidad de aceite in-situ y la recuperacién
de aceite son facilmente calculadas por este método.

Una ecuacidn de balance de materia, como su nombre lo indica, es una ecuacidon que realiza un
balance de materia, o inventario, de los fluidos en el yacimiento. La forma mds simple de
expresarla es:

Volumen original = Volumen producido + Volumen remanente (5.22)

Ya que los fluidos presentes en el yacimiento son agua, aceite y/o gas, la ecuaciéon 5.22 puede
aplicarse para calcular el volumen total de fluidos o el volumen de cada fluido en particular.

La saturacion de aceite residual puede determinarse si se conoce el volumen de aceite remanente.
Debido a que éste es una diferencia entre el volumen original y el volumen producido de aceite,
estos dos ultimos datos deben ser determinados previamente.

El volumen de aceite producido, Np, es medido directamente y, por lo tanto, es el Unico valor del
que se tiene certeza. Por otro lado, el volumen original de aceite, N, debe calcularse en funcién de
algunas propiedades del yacimiento como se muestra a continuacion:

2 7758409 Sy

2
Bo (5.23)

donde:

e Ah es el area del yacimiento por el espesor, en acres-pie.

e ¢ esla porosidad, en fraccién.

o S,; eslasaturacion de aceite inicial, en fraccién.

e Bo; es el factor de volumen inicial del aceite, adimensional.

La determinacién del volumen original de aceite es muy importante ya que, basicamente, de éste
depende cualquier otro valor calculado en la ecuacién general de Balance de Materia. La
obtencidn de buenos resultados en la aplicacién de este método dependerd de qué tan cercano
sea el volumen original de aceite calculado al volumen real de aceite en el yacimiento. De ahi la
importancia de que la determinacidn de las diferentes variables presentes en la ecuacién 5.23
sean calculadas lo mas preciso posible.
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Otra forma de expresar la ecuacién de Balance de Materia, considerando parametros del
yacimiento, de la rocay de los fluidos, se muestra a continuacion:

B
Np (B, + By(Ry — R)) = N (B, — Byy) + mNBy, (B_jl - 1) + (W, —W,B,) +

MmN By; NBy; mNB;;Sw. NB.;Sw.
’ [ ti ti ] CWA [ ti zg ti ZO] (5.24)

1—Swiyy 1= Swig, 1—Swiyy 1= Swiy,

donde:

e Npy Wp son el aceite y el agua, respectivamente, producidos acumulados a condiciones
estandar.

e Bo, Bg, Bw, son los factores de volumen del aceite, del gas y del agua, respectivamente.
El subindice i en cada término de la ecuacién indica condiciones iniciales.

e Bt es el factor de volumen total.

e Rp eslarelacién gas aceite producido y Rs es la relacidn de solubilidad.

e N es el volumen original de aceite.

e We es la entrada de agua al yacimiento durante la produccidn a condiciones de
yacimiento.

e (ryCyson las compresibilidades de la roca y del agua, respectivamente, en psi™.

e m es la relacidn del volumen inicial de gas en el casquete de gas y el volumen inicial de
aceite, ambos a condiciones de yacimiento.

e Sw es la saturacidn de agua, los subindices zg y zo significan zona de gas y zona de aceite,
respectivamente.

Cada término de la ecuacidn 5.24 representa el comportamiento de una parte del yacimiento, en
donde:

e N, (Bo + By (Rp - RS))es la produccién de aceite con gas disuelto y gas disuelto liberado.

e N (B; — B;;) es la expansion del aceite con su gas disuelto y el gas disuelto liberado.
B , .

o mMNBy (B—g — 1) es la expansion del gas del casquete original.
gi

o (W, —W,B,) es laentrada de agua del acuifero al yacimiento.

MNBy; NBy; L, By
e (f = | es la expansién de la formacién.
1-Swizg 1-Swize
MNB¢Sw; NB:iSw ., ‘. .
e (C,Ap — {201 es |a expansién del agua congénita (se considera que Sw
1-Swizg 1-Swiz,

es diferente en la zona de gas y en la zona de aceite).

La ecuacion 5.24 indica que la produccidn es igual a la expansidon, por lo que es posible predecir
la produccion que se tendria a un abatimiento de presion determinado, si se conocen los valores
de las diferentes variables a esas condiciones de presion, ver Figura 5.21.
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Figura 5.21 Representacion esquematica del yacimiento: (a) condiciones iniciales, Pi=presion inicial del
yacimiento y (b) después de un proceso de explotacion, P=presién del yacimiento a un tiempo t, t > 0.

La ecuacién de balance de materia es derivada para algunos momentos especificos en el tiempo, la

cual en la mayoria de los cdlculos del yacimiento es para alguna presién de yacimiento

instantanea. Asi, todos los términos de la ecuacién de balance de materia (5.24), excepto aquellos
uzn

términos con el sufijo “i”, el cual denota condiciones iniciales del yacimiento, se refiere a un
tiempo o presidn especifica, a la cual el balance de materia es hecho.

De la ecuacion 5.22 se sabe que el aceite remanente (Nr) al final de un proceso de explotacion es
igual a la diferencia entre el volumen original de aceite (N) y el volumen producido acumulado de
aceite (Np):

N, =N-—- N, (5.25)
Combinando las ecuaciones 5.23 y 5.25 y despejando la saturacién de aceite residual queda:

_ (N — Np)Bo,

Sor = TS AR ) (5.26)

La saturacidn de aceite residual calculada con la ecuaciéon anterior es un valor promedio para un
yacimiento completo. Las saturaciones de aceite residual en partes especificas del yacimiento
pueden diferir significativamente debido a la variacion de las caracteristicas de las rocas y
variaciones en la eficiencia de desplazamiento del aceite por el agua.
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5.3 PROPIEDADES QUE INFLUYEN EN LAS SATURACIONES MiNIMAS DE AGUA Y
DE ACEITE.

Como se ha mencionado anteriormente, la determinacion de las saturaciones minimas de la fase
mojante y de la no mojante en un yacimiento petrolero puede realizarse con base en el andlisis e
interpretacion de algunas propiedades de la roca, de los fluidos y del sistema roca-fluidos que
caracterizan ese yacimiento.

La mayoria de estas propiedades estdn interrelacionadas, por lo que la alteracién de una de ellas
puede afectar o tener alguna influencia en las demas. La saturacién de fluidos no es la excepcion.
En este capitulo se hablara de algunas propiedades que afectan los valores de saturaciones
minimas del agua y del aceite en un yacimiento petrolero.

5.3.1 TAMANO DE GARGANTA DE PORO.

Una de las caracteristicas del medio poroso que influye significativamente en las propiedades de
flujo que existen en la roca y, por lo tanto, en los valores de saturaciones minimas de agua y de
aceite, es el tamafio de garganta de poro.

Los poros de una roca estan conectados entre si por pasajes angostos llamados garganta de poro.
Estos pasajes no son mas que poros pequefios conectando poros relativamente grandes. Su
tamafio se define como el radio del circulo trazado perpendicular a la direccién del flujo dentro del
punto mds estrecho de la conexién entre poros, ver Figura 2.20.

Las gargantas de poro representan el canal de flujo o la conexidon hidraulica de los fluidos
almacenados en los poros de diferentes tamafios de una roca, por lo tanto, la facilidad con la que
lo fluidos viajan a través del medio esta directamente relacionada con los tamafios de las
gargantas. Poros grandes no contribuyen al flujo a menos que se encuentren conectados con otros
poros, y esta contribucion aumenta conforme el tamano de la garganta de poro y el nimero de
gargantas que los rodea incrementan.

Las rocas con gargantas de poro grandes brindan un espacio mayor para el flujo de fluidos,
dandole una mejor transmisibilidad hidraulica al sistema, lo que resulta en valores de saturacién
minima de la fase no mojante relativamente bajos; por otro lado, las rocas con gargantas de poro
pequefias dejan un espacio muy reducido para el flujo de fluidos, dificultando su paso y, en
ocasiones, bloqueandolo por completo, lo que tiene como consecuencia valores de saturacién
minima de la fase no mojante relativamente altos.

La Figura 5.22 ilustra esta caracteristica para un sistema mojado por agua. Para la misma
geometria porosa, en la cual se tiene un poro conectado por tres gargantas de poro de diferente
tamafio (r; < r, < r3), el paso del aceite a través de ellas es posible para una Sw; igual a la
irreductible; sin embargo, para una Sw, > Sw;, el tamaio de la pelicula de agua adherida a los
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granos aumenta, llegando a bloquear el paso del aceite por la garganta de menor tamafio (no
habrd flujo de aceite a través de ella). Si la roca tiene una mayor cantidad de gargantas de poro de
ese tamafio o mds pequefio, entonces, es posible que una cantidad significativa de aceite quede
entrampado en los poros de la roca.

Swi < Swz
n<r2<rs

2

rs

r

Sélidos r: radio de garganta de poro
1 Agua Sw: saturacion de agua.

B Aceite

Figura 5.22 Representacion esquematica de radios de garganta de poro bajo diferentes
condiciones de saturacion, en un sistema mojado por agua.

Esta caracteristica del medio poroso, afecta principalmente la permeabilidad del sistema, aunque
es importante mencionar que valores similares de permeabilidad no implican semejanza en otras
propiedades de la roca. Es posible tener dos rocas con permeabilidad idéntica, las cuales tendran
diferentes volumenes de aceite residual al finalizar un proceso de explotacién o, incluso, tener
diferentes cantidades de agua intersticial.

Como se menciond anteriormente, el tamano de garganta de poro puede determinarse en
términos de su radio. La técnica de inyeccion de Hg para determinar presiones capilares, permite
obtener una medida del radio del poro en una muestra de roca mediante la aplicacién de Ila
ecuacioén (2.11), la cual se basa en el comportamiento de liquidos no mojantes en un capilar.

Las curvas de presion capilar muestran la secuencia en la cual el mercurio invade los poros de una
muestra de roca de yacimiento. A presiones capilares bajas, el mercurio penetra los poros mas
grandes; conforme la presidon se incrementa, éste invade poros de menor tamafio y asi
sucesivamente hasta saturar los poros mas pequefios de la muestra. Consecuentemente, la
saturacion de mercurio en la roca incrementa conforme lo hacen las presiones capilares. La
ventaja de la inyeccién de mercurio es que pueden alcanzarse presiones muy altas y, por lo tanto,
se puede determinar radios de garganta de poro muy pequefios. El comportamiento de la presién
capilar con respecto a la saturacion de Hg se muestra en la Figura 5.23.
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Una amplia variedad de tamafios de garganta de poro pueden presentarse en las rocas. Conocer la
distribucidon del tamafo de garganta poro en una roca de yacimiento permite caracterizarla

adecuadamente, entender mejor los procesos de flujo en la matriz del medio poroso y, ademas, el
comportamiento o rendimiento general del yacimiento.

Esta distribucidon puede obtenerse a partir de los datos de inyeccidon de mercurio. La variacion del
volumen de mercurio inyectado y su correspondiente presion, es proporcional al nimero de poros
con cierto tamano de radio en la muestra. Por lo tanto, la presidon a la cual el mercurio penetra la
roca determina el radio del poro y el incremento de volumen introducido determina el nimero
relativo de poros con ese radio en la muestra. De esta manera, el incremento de volumen de
mercurio introducido o el porcentaje del espacio poroso ocupado por tal fluido (saturacion) contra

el radio del poro proporciona una manera apropiada para obtener las caracteristicas de
distribucién de poros.

Los tamafios de garganta de poro se calculan en cada punto de la curva de presion capilar y se
presentan como una gréfica de frecuencia o de frecuencia acumulativa como se muestra en la

Figura 5.23. Estas graficas establecen la distribucion estadistica del tamafio de garganta de poro en
la muestra pero no indican la distribucidn espacial.
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Figura 5.23 Graficas de los datos de presion capilar obtenidos mediante la inyeccion de Hg e
histograma de la distribucién del tamafio de garganta de poro en una muestra.
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a) DISTRIBUCION DEL TAMANO DE GARGANTA DE PORO.

Drake and Ritter’? desarrollaron una ecuacién para obtener la distribucién del tamafio de garganta
de poro, la cual se presenta a continuacién:
d(V, —V)

D(R;) = % B (5.27)

donde:

e D(R;) es la funcidn de distribucién, en cm®.

e peslapresion, en cm de Hg, psio dinas/cm?.

e R; eselradio de garganta de poro, en cm o micrones, i=1, 2, 3...
eV eselvolumen de Hg inyectado en la muestra, en cm?>.

e 1, eselvolumen poroso total, cm?®.

d(Ve—-V)
d

Para un nimero de valores de p, los valores de pueden obtenerse de la curva presién

capilar-saturacién de Hg, R; se calcula a partir de la ecuacién (2.11) y D(R;) se calcula de la
ecuacion (5.27). Graficando D(R;) contra R; , se genera la curva de distribucidon de tamafio de
garganta de poro, en la cual se visualiza el tamafio de garganta de poro con mayor presencia en la
muestra de roca.

b) CONVERSION DE DATOS DE PRESION CAPILAR MERCURIO-AIRE A OTRAS
PAREJAS DE FLUIDOS.

El método de membrana porosa se considera el mas cercano a representar las condiciones reales
de mojabilidad, y por lo tanto, se utiliza como estandar ante cualquier otro método con el que se
le compare. Purcell”® comparé los datos de presidn capilar obtenidos por el método de membrana
porosay por el de inyeccion de Hg.

Considerd un angulo de contacto del mercurio con respecto a la roca de 140° y para el agua de 0°.
La relacion de la presidn capilar en un sistema mercurio-aire, P.,,,, con la de un sistema aire-agua,
P.,, , en un tubo capilar es:

P, Osm COS 140°
fm_Ssm-7" (5.28)
P.., Ogy Cos 0°

donde:

® J,, es latension interfacial entre el sélido y el mercurio, toma un valor de 480 dinas/cm.
® 0, eslatension interfacial entre el sélido y el agua, toma un valor de 70 dinas/cm.
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El determind que los datos de presidn capilar por inyeccién de Hg son aproximadamente cinco
veces mas grandes que los que se obtuvieron mediante el proceso de drene (del agua desplazada
por el aire) en una celda de desplazamiento. Esto puede expresarse con la siguiente relacion:

Pcm

—=5 (5.29)

Pew
Cuando los datos de presion capilar obtenidos por inyeccién de mercurio se corrigen con esta
relacidn, la concordancia con los datos obtenidos por el método de membrana porosa, para un
sistema agua-aire, parece ser buena.

Por otro lado, debido a que la geometria de los poros de una roca es compleja, y que la relacidn
entre la curvatura de la interfase y el radio del poro no es necesariamente funcién del coseno del
angulo, existen algunas dudas acerca de incorporar esta Ultima variable a la relacién de presiones.

Sin considerar el coseno del dngulo de contacto, la ecuacién (5.28) queda:

fom _ Iom _ 39 _ 457 (5.30)
P,  Osw 70
Sin embargo, Brown’* encontré que un factor de correlacién entre los métodos de membrana
porosa e inyeccidn de mercurio no sélo es funcién de las tensiones interfaciales y el dngulo de
contacto. El asigné un factor de correlacién a las areniscas de 7.5 y de 5.8 para las calizas, ver
Figura 5.24a y 5.24b, respectivamente. Podria decirse que un factor de conversién universal no
puede definirse, éste es diferente para cada tipo de roca.
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Figura 5.24 Presiones capilares por los método de membrana porosa e inyeccion de mercurio.
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5.3.2 VISCOSIDAD DEL ACEITE.

Otra propiedad que influye en los valores de saturaciones minimas del agua y del aceite en los
yacimientos petroleros es la viscosidad del aceite. Esta influye principalmente en la saturacién de
aceite residual y en las propiedades de flujo de los fluidos. El impacto de la viscosidad del aceite en
las saturaciones minimas de agua y de aceite puede visualizarse en el comportamiento de las
curvas de permeabilidades relativas.

Lo y Mungan’ mostraron que con el incremento de la temperatura, la permeabilidad relativa al
aceite aumenta junto con la saturacién de agua irreductible, mientras que la saturacién de aceite
residual disminuye. Este comportamiento se atribuye a la variacién de la viscosidad y relacion de
viscosidades debido al incremento de la temperatura. Por otro lado, Abrahms’® trabajé con
nucleos de areniscas y calizas llevando a cabo pruebas de desplazamiento con agua y sus
resultados mostraron que la relacion de viscosidades (p./Hy) influye en la saturacion residual de
aceite, la cual es mayor para relacién de viscosidades mayores.

Wang y Dong’’ investigaron el efecto de la viscosidad en las curvas de permeabilidades relativas
de sistemas aceite pesado-agua. Las viscosidades analizadas fueron de un rango de 430 a 13,550 cp.
Ellos concluyeron que tanto la permeabilidad relativa al agua como al aceite cambian a valores
mas bajos con el incremento de la viscosidad del aceite, ver Figura 5.25.
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Figura 5. 25 Efecto de la viscosidad del aceite en el comportamiento de
las curvas de permeabilidades relativas.
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En la Figura 5.25 tambien se visualiza como la viscosidad del aceite afecta las saturaciones
minimas de agua y de aceite. Conforme la viscosidad del aceite aumenta, la saturacién de agua
irreductible tiende a disminuir. Su efecto es mas claro en la saturacidn de aceite residual, la cual
aumenta de manera mas significativa al incrementar para valores muy altos de la viscosidad del
aceite. Por otro lado, se observa que la permeabilidad relativa al aceite tiene valores mayores a 1,
lo que indica que es mayor que la absoluta. Esto se debe a que la pelicula de agua tiene un efecto
de lubricante ®7°.

Con el fin de entender mejor los mecanismos que gobiernan el efecto de la viscosidad, el
desplazamiento del aceite por agua se realizd en un micromodelo para visualizar la distribucién del
aceite residual al finalizar el proceso. Se utilizaron dos tipos de aceite, uno pesado con una
viscosidad de 1,088 cp y keroseno con una viscosidad de 1.59 cp. La Figura 5.26 muestra que el
aceite residual en el micromodelo se localiza principalmente en los poros grandes para cuando se
utilizo el aceite pesado.

Figura 5.26 Aceite residual en el micromodelo para un sistema con aceite pesado, p, = 1,088 cp.

Por otro lado, otra prueba se llevd a cabo en el mismo modelo pero usando keroseno. Debido a
que tanto el agua como el keroseno son incoloros, no se pudo obtener una fotografia clara del
aceite residual. Sin embargo, bajo el miscroscopio se visualizd claramente que el aceite residual en
este caso es mucho menor comparado con el que se tiene en el primer caso, y se presenta
principalmente en forma de gotas pequenas, ver Figura 5.27.

Gotas de aceite

Figura 5.27 Aceite residual en el micromodelo para un sistema con keroseno, p, = 1.59 cp.
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Como puede observarse, la viscosidad el aceite influye de manera significativa en la saturacién de
aceite residual. La Figura 5.28 muestra el comportamiento de la saturacién de aceite residual con
respecto a la viscosidad del aceite, se visualiza que conforme la viscosidad del aceite aumenta, la
saturacion de aceite residual también lo hace.
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Figura 5.28 Saturacién de aceite residual vs. viscosidad del aceite.

Por lo tanto, la viscosidad del aceite tendra un efecto en la saturacion de fluidos sélo cuando los
valores de esta propiedad sean muy altos. Esto se puede visualizar analizando las curvas de
permeabilidades relativas al agua y al aceite, ver Figura 5.26, las saturaciones minimas del aceite
cambian a valores mas altos, para viscosidades mayores a los 5000 cp, y se comportan
practicamente iguales para viscosidades que no pasan los 2000 cp, conforme la saturacién de agua
incrementa.

Disminuir el impacto que la viscosidad del aceite (aceites muy pesados) tiene en la recuperacién
de hidrocarburos es uno de los principales objetivos de algunos métodos de recuperacion
mejorada. Sin embargo, es importante mencionar que algunos componentes presentes en este
tipo de aceites, al interactuar con la superficie de la roca (dependiendo de las propiedades
mineraldgicas) puede provocar un cambio en la mojabilidad, la cual también afecta las
saturaciones minimas de agua y de aceite, como se explica posteriormente.
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5.3.1 MOIJABILIDAD.

La forma en que la mojabilidad afecta a las saturaciones minimas de agua y de aceite se basa

principalmente en el tipo de mojabilidad. Los sistemas mojados uniformemente y aquellos con

mojabilidad fraccional afectan de manera diferente estas saturaciones. A continuacién se explican

mas detalladamente estos casos.

a) SISTEMAS MOJADOS UNIFORMEMENTE.

MOJABILIDAD Y LA Sy;i.

La relacidn entre la mojabilidad y la saturacion de agua irreductible esta basada, en ocasiones, por

una regla general que establece que rocas mojadas por agua tienen S,; entre el 20 y 25%, mientras

gue rocas mojadas por aceite es generalmente menor al 15% y frecuentemente menor que el

10%%.

Jadhunandan y Morrow® mostraron una grafica del indice de mojabilidad contra la saturacién de

agua irreductible para algunos sistemas roca-fluidos analizados. La saturacién de agua irreductible

tiende a disminuir con el incremento de la mojabilidad al aceite. Por otro lado, Bennion’® también

presentd datos acerca de la mojabilidad y la saturacién de agua irreductible para cuencas

Sedimentarias Canadienses. Los datos reportados por Bennion®! indican, al igual que en el trabajo

de Jadhunandan y Morrow, una tendencia a disminuir de la saturacién de agua irreductible con el

incremento de la mojabilidad al aceite, ver Figura 5.29.
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Figura 5.29 Relacion entre la mojabilidad y la saturacion de agua irreductible.
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El comportamiento observado en estos trabajos puede ser considerado congruente con el hecho
de que en rocas mojadas por agua, el agua ademds de saturar 100% los poros pequefios cubre la
superficie interna del medio poroso y, por lo tanto, existe una pelicula continua de ésta a lo largo
de la superficie sdlida, en lugar de los glébulos discontinuos de agua que se presentan en las rocas
mojadas por aceite.

MOIJABILIDAD Y LA S,.

Los efectos de la mojabilidad en la recuperacidon de aceite y en la saturacidon de aceite residual
estdn limitados a pruebas de inyeccion de agua, debido a que la relacidn entre la mojabilidad y la
recuperacion primaria de aceite (por agotamiento de presién) no ha sido estudiada. Por lo tanto,
esta discusidon se enfoca a la relacidn entre la mojabilidad y la saturacién de aceite residual
después de un proceso de inyeccion de agua.

Jadhunandan y Morrow® investigaron la relacidn entre la mojabilidad y la recuperacion de aceite
por inyecciéon de agua en nucleos Berea. Sus resultados indican una maxima recuperacién de
aceite, y por lo tanto, una saturacion de aceite residual baja, cuando se tiene una mojabilidad
cercana a la neutral, con una ligera tendencia hacia los sistemas mojados por agua (/44=0.2).
Generalmente se tiene una baja recuperacién de aceite y alta saturacién de aceite residual, en
cualquiera de los extremos de mojabilidad, ver Figura 5.30.
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Figura 5.30 Comportamiento de la recuperacion de aceite con respecto a la mojabilidad del sistema.
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Por otro lado, Lorenz®® mostré la variacién de la saturacién de aceite residual con respecto a la
mojabilidad en muestras de roca. Se determinaron presiones capilares a partir del método de la
centrifuga. En estas pruebas la mojabilidad se varié y fue medida mediante el indice de
mojabilidad del USBM, /,. El cual se determina con la siguiente ecuacion:

4y
L, =log (A_2> (5.22)

En donde A; es el drea bajo la curva del aceite desplazando el agua desde una S, a S,,; (curva de
drene) y A, es el drea sobre la curva del agua desplazando el aceite desde S,,; a S.r (curva de
imbibicién). Un I, de 0 es la linea divisoria entre las preferencias de mojabilidad e indica una
mojabilidad neutral. Para /, < 0, el aceite es el fluido mojante, mientras que para /,> 0, el agua es

el fluido mojante, ver Figura 5.31.
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Figura 5.31 Representacion de las areas bajo las curvas de presion capilar
para sistemas con diferente mojabilidad.
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Se observé que la S, disminuye aproximadamente desde un 30% cuando el nlcleo esta
fuertemente mojado por agua o fuertemente mojado por aceite hasta un 20% cuando el sistema
poroso tiene una mojabilidad neutral, ver Figura 5.32.
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Figura 5.32 Comportamiento de la saturacién de aceite residual vs. indice de mojabilidad.

b) SISTEMAS CON MOJABILIDAD MIXTA O FRACCIONAL.

Morrow® encontré que la mojabilidad fraccional tiene poca influencia en la saturaciéon de agua
irreductible para empacamientos de esferas de teflén (mojadas por aceite) y vidrio (mojadas por
agua). La saturacion de agua irreductible se alcanzé mediante el proceso de drene, siendo el agua
reemplazada por aire. La saturacion de agua irreductible para el 100% de las esferas mojadas por
agua, el 100% de las esferas mojadas por aceite y un mezcla de 50/50 fueron basicamente iguales
para esa geometria homogénea muy simple.

Fatt y Klikoff>® midieron las presiones capilares aceite-agua en empacamientos de arena con
mojabilidad fraccional y encontraron sélo una pequeia influencia en la saturacidn de agua
irreductible cuando todos los tamafnos de particula tuvieron cantidades equivalentes de granos
mojados por agua y granos mojados por aceite.

La Figura 5.33 muestra las curvas de presion capilar medidas en dos conjuntos de empacamientos
de arena con distribuciones de tamafio de grano relativamente reducidas, entre la malla Tyler
numero 28 a la 35 (arena gruesa) o entre la malla 65 a la 100 (arena fina). Conforme la fraccion de
la arena mojada por aceite incrementa, el area bajo la curva disminuye, indicando que es mas facil
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para el aceite desplazar al agua. Como puede observase, la saturacion de agua irreductible es
mayor para aquellos empacamientos de arena mojados al 100% con agua.
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Figura 5.33 Efecto de la mojabilidad fraccional en las presiones capilares y en la S,,; para
empacamientos de arena con diferentes distribuciones de tamafiio de grano.

La Figura 5.34 muestra la curva de presion capilar medida en empacamientos de arena con
mojabilidad fraccional, para distribuciones de tamafio de grano mucho mas amplias. Nuevamente
se observa que el area bajo la curva disminuye cuando la fraccidn de granos mojados por aceite
aumenta de 0 a 50%.
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Figura 5.34 Efecto de la mojabilidad fraccional en las presiones capilares en empacamientos de arenas
con una distribucion de tamaiio de grano mayor, y para arreglos de mojabilidad diferentes.

Tambien se muestra la importancia de la forma en que las superficies son mojadas por aceite y por
agua. En las curvas 1 y 2 los granos mojados por agua y por aceite fueron distribuidos al azar. Sin
embargo, en la curva 3 sélo los granos mas pequefios estuvieron mojados por aceite. El
comportamiento de la curva 3, con respecto a las 1 y 2, es significativamente diferente y la
saturacion de agua irreductible es mucho mayor, demostrando que la manera en que estan
mojadas las superficies por aceite y por agua en la mojabilidad fraccional si importa, ver Figura
5.34.
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5.4  APLICACION DE LAS PROPIEDADES DEL YACIMIENTO PETROLERO EN LA
SIMULACION MATEMATICA DEL MISMO.

La simulacion matemdtica de yacimientos se considera como una de las herramientas mas
poderosas y confiables del Ingeniero Petrolero para analizar y predecir el comportamiento de un
yacimiento bajo diferentes esquemas de explotaciéon. Consiste en generar un modelo del
yacimiento que numéricamente (es decir, a partir de ecuaciones) reproduzca el comportamiento
del flujo de fluidos en el medio poroso a diferentes condiciones.

Este trabajo de Tesis intenta relacionar las diferentes propiedades de las rocas, de los fluidos y del
sistema roca-fluidos con las saturaciones minimas de agua y de aceite en los yacimientos
petroleros. Se ha venido sefialando cudles de esas propiedades permiten estimar, cuantitativa y
cualitativamente, dichos valores de saturacion. Un estudio de simulaciéon de yacimientos es un
buen ejemplo de la integracion de tales propiedades y muchas mas, y de la importancia de cada
una de ellas, para generar un modelo Unico y representativo del yacimiento en tres dimensiones
gue permita evaluar su comportamiento y asi poder disefar programas de explotacidon adecuados
(ya sea por agotamiento natural o por métodos de recuperacidon secundaria o mejorada) que
aseguren la maxima recuperacién de hidrocarburos (saturaciones de aceite residual minimas) y el
mayor beneficio econdmico.

Llevar a cabo un estudio de simulacidon no es una tarea facil, requiere de una gran cantidad de
datos que permitan caracterizar adecuadamente al yacimiento tanto en forma estdtica como
dindmica. Los datos deben obtenerse de todas las fuentes de informacién disponibles. Sin
embargo, debe sefialarse que una “regla” en la simulacidn es generar el modelo mds simple que
permita alcanzar los objetivos del estudio. La realizacion de un estudio de simulacién de
yacimientos sigue una serie de etapas o pasos que se describen de manera general a continuacion:

1. Definicion del problema: definir el problema del comportamiento del yacimiento que se
quiere simular, es decir, definir los objetivos del estudio.

2. Construccion del modelo: consiste en la recopilacion, validacion y analisis de datos;
seleccidon del modelo de simulacién adecuado y del proceso que se quiere simular. Un
aspecto importante es simplificar lo mas que se pueda el modelo.

3. Ajuste de la historia: consiste en la validacion del modelo, éste debe ser capaz de
reproducir el comportamiento pasado del yacimiento, desde las condiciones iniciales hasta
las actuales.

4. Prediccion y andlisis de resultados: el modelo puede aplicarse para predecir el
comportamiento del yacimiento bajo diferentes condiciones de explotacién. Los
resultados permiten dar alternativas y soluciones practicas a problemas definidos en la
etapa 1, que puedan implementarse en el campo, con el propdsito de incrementar la
recuperacion de hidrocarburos y de capital.

Muchas de las propiedades que se presentan y analizan en este trabajo de Tesis se utilizan para
construir un modelo representativo del yacimiento que pueda ser aplicado en un simulador. La
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elaboracion del modelo no sélo corresponde al ingeniero encargado de la simulacion, sino es el
resultado de un trabajo multidisciplinario que requiere informacion recabada por diferentes
profesionales como Ingenieros Gedlogos, Geofisicos, Petroleros, con especialidad en petrofisica,
en produccion, en yacimientos, entre otras, ver Figura 5.35.

D Propiedades de la roca
] Propiedades de los fluidos
- Propiedades del sistema roca-fluidos

] otras

Perforacion

Ingenieriade produccion

Geologia
Analisis pvVT

Simulacion

Ingenieriaecondémica

Figura 5.35 Disciplinas que intervienen en un estudio de simulacion matematica
de yacimientos petroleros.

Las caracteristicas y las propiedades de la roca del yacimiento brindan la informaciéon necesaria
para generar el modelo de simulacion. Informacién acerca de las dimensiones y estructura del
yacimiento se obtienen mediante la interpretacion de secciones sismicas y secciones transversales
preparadas con registros geofisicos de pozos; mientras que la distribucion de las propiedades del
yacimiento, tales como permeabilidad, porosidad, espesor y barreras de flujo junto con la
distribucidon de todas las facies que pertenecen al yacimiento (tipos de rocas) se obtienen de
analisis de nucleos, de registros geofisicos y de datos de pruebas de presion, principalmente.
Consecuentemente, el modelo geoldgico-petrofisico provee la estructura en la cual el modelo de
simulacidn se construye.

En cuanto a las propiedades de los fluidos, éstas permiten caracterizar el hidrocarburo que
produce el yacimiento y, por lo tanto, el tipo de fluido que se desea simular. Una buena
caracterizacién de los hidrocarburos definird la composicién de la mezcla y si existe mas de una
fase en el yacimiento al momento en que se realiza el estudio, y si no es asi, en qué momento
puede presentarse esta situacion. Lo anterior facilita la toma de decisiones que se desprendan del
estudio de la aplicacion de diferentes esquemas de explotacion en el resto de la vida productiva
del yacimiento.
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Las propiedades del sistema roca-fluidos permiten caracterizar dindmicamente el yacimiento y
determinar el comportamiento de flujo de fluidos en el medio poroso. Del analisis especial de
nucleos se determinan propiedades de flujo, como son los datos de permeabilidades relativas que
brindan informacién del comportamiento de flujo de los diferentes fluidos presentes en el
yacimiento bajo distintas condiciones de saturacion; también se obtienen las presiones capilares
que ayudan a definir la distribucidn vertical de fluidos en el yacimiento. Es importante mencionar
que las curvas de estas propiedades, obtenidas por métodos de laboratorio, no pueden tomarse
como un valor generalizado de esas propiedades en el yacimiento debido a que la muestra de roca
representa una parte muy pequefia del mismo; sin embargo, se han propuesto métodos que
integran los datos de todas las curvas de presiones capilares y permeabilidades relativas que se
requieren para generar una sola curva de esas propiedades que sea representativa del
comportamiento del yacimiento.

Es importante sefialar que el éxito de un estudio de simulacién se basa en la veracidad y la
precisién de los datos utilizados para crear el modelo. Estos deben obtenerse lo mas preciso
posible para que el modelo generado sea representativo del yacimiento (validacidon del modelo) y
por lo tanto, los escenarios de produccién pronosticados sean correctos, dando al Ingeniero de
Yacimientos la herramienta para tomar decisiones adecuadas que permitan tener la maxima
recuperacion de hidrocarburos.

Por lo tanto, considerando que la simulacion numérica describe y procesa al yacimiento en
términos del volumen original de hidrocarburos, del volumen recuperable de ellos y del gasto
Optimo al que puede ser recuperado dicho volumen, se puede decir que tal simulaciéon es una
herramienta efectiva para seleccionar las estrategias de explotacién convenientes que aseguren
que la saturacién de aceite residual en un yacimiento al finalizar un proceso de explotacion sea la
minima, y permitan tener una exitosa administracion del yacimiento.
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CONCLUSIONES

e Las saturaciones minimas de agua y de aceite de un yacimiento petrolero son valores que
se tienen a las condiciones iniciales y en el caso de la saturacién minima de aceite también
a las condiciones finales de un proceso o una etapa de explotacién, ya sea primaria,
secundaria o mejorada.

e El andlisis y la interpretacién de ciertas propiedades de un yacimiento, en conjunto o
individualmente, permiten determinar los valores de las saturaciones minimas de agua y
de aceite en ese yacimiento.

e El perfil de resistividad eléctrica de una formacidn, obtenido de registros geofisicos, ayuda
a identificar zonas saturadas con hidrocarburos y zonas saturadas con salmuera. Mientras
mas grande sea el espesor del yacimiento, mas facil serd la identificacidon de estas zonas y
la conocida como de transicion.

e Conociendo la resistividad del agua de formacién, y a partir de los datos obtenidos del
registro de resistividad, la determinacidon de la S,,; es posible mediante la aplicacién de
modelos matematicos que tienen estos parametros como variables, ademas de otros
pardmetros litoldgicos y petrofisicos. Modelos matemadticos que consideren el efecto de la
conductividad de las arcillas deben aplicarse en formaciones sucias.

e Ya que la saturacién de agua irreductible es un valor especifico del conjunto de valores
correspondientes a la saturacion inicial de agua de un yacimiento petrolero, los datos del
perfil de resistividad utilizados para calcular esa saturacién especial deben ser los de altas
resistividades. Dependiendo de las caracteristicas de la formacion, un valor o un valor
medio de saturacién de agua irreductible puede calcularse para una formacién
relativamente homogénea; un valor promedio puede ser mas conveniente, si se considera
una formacion heterogénea.

e La saturacidn de agua irreductible puede obtenerse a partir de modelos matematicos que
originalmente fueron desarrollados para determinar las permeabilidades absoluta y
efectiva a un fluido. En estos modelos, la permeabilidad efectiva es funcién de la
saturacion de agua irreductible, la porosidad, el tipo de fluido y parametros litoldgicos.

e La interpretacion de las curvas de presidn capilar obtenidas con métodos de laboratorio
permiten determinar valores de saturacion minimos de la fase mojante (drene) y de la fase
no mojante (imbibicidn).

e Para un sistema roca-agua-aceite, las curvas de presién capilar de drene e imbibicién,
obtenidas con métodos de laboratorio, permiten estimar los valores de saturacién de agua
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irreductible y de saturacién de aceite residual, respectivamente, en la muestra de roca.
Cuando la roca es mojada por agua, la S,; se alcanza cuando finaliza el proceso de drene,
mientras que la S, se obtiene al finalizar el proceso de imbibicién, ambos valores de
saturacion se visualizan como una asintota en la gréfica presidn capilar contra saturacion
de agua, pero en lados contrarios de la misma.

e Existen dos procesos de imbibicidn: imbibicion espontanea e imbibicién forzada. Para
sistemas fuertemente mojados, la imbibicién espontdnea es suficiente para alcanzar la
saturacion minima del fluido no mojante. En los sistemas no fuertemente mojados es
necesario que el proceso de imbibicidon forzada se presente para poder obtener la
mencionada saturacién minima. Esto se debe a que la eficiencia de desplazamiento de la
fase no mojante por la mojante es mejor en los sistemas fuertemente mojados.

e La mediciéon de las permeabilidades efectivas por métodos de laboratorio (estados
estacionario y no estacionario) y el andlisis de las curvas de permeabilidades relativas que
se obtienen de tales mediciones son otras herramientas para estimar los valores de
saturacion de agua irreductible y de saturacidn de aceite residual en un sistema roca-agua-
aceite.

e En un sistema roca-agua-aceite, la saturacién de agua irreductible se obtiene cuando se
alcanza la maxima permeabilidad efectiva al aceite. Este valor de saturacidon puede
calcularse realizando un balance del volumen de agua producido o expulsado de la
muestra y relaciondndolo con el volumen inicial de agua en la misma o el volumen poroso.
De igual manera, la saturacién de aceite residual se obtiene cuando se alcanza la maxima
permeabilidad efectiva al agua, condicion a la cual el volumen de aceite presente en la
muestra es el minimo y el del agua es el maximo. Calculando la saturacién de agua a esa
condicidn, la saturacion de aceite residual puede obtenerse como sigue: Sy, =1-Symax-

e La relacidon de los datos de permeabilidades efectivas con la permeabilidad absoluta
permite la generacion de las curvas de permeabilidades relativas, que presentan
graficamente, en los puntos extremos de esas curvas, los valores de saturaciones minimas
del agua y del aceite.

e Algunos registros geofisicos permiten estimar el valor de saturacidn de aceite residual, con
base en el analisis e interpretacion de diferentes propiedades medidas por ellos vy
relacionandolas con la saturacion de fluidos.

e El Registro de Neutrones Pulsados (PNC) reacciona principalmente a los fluidos contenidos
en los poros de la roca; procesando los datos medidos por el registro mediante la
aplicacion de diferentes técnicas, se obtienen buenos resultados en la determinacién de la
saturacidn de aceite residual.
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e Con el registro PNC, la técnica de registro convencional se considera poco precisa para
calcular la saturacién de aceite residual, debido a la dificultad de obtener algunas
variables, principalmente la seccidn de captura de la matriz.

e De las diferentes técnicas aplicadas en el registro PNC, las de registrar-inyectar-registrar
son las mas apropiadas y a la vez precisas, ya que permiten eliminar la variable
correspondiente a la seccién de captura de la matriz y permite estimar una saturacién de
aceite residual con base Unicamente en las lecturas del registro PNC.

e La ecuacién de Balance de Materia permite estimar el valor de aceite residual a nivel de
yacimiento. Conociendo el volumen original de aceite en un yacimiento y el volumen de
aceite producido acumulado del mismo, el volumen de aceite remanente puede
obtenerse. Relacionando este volumen de aceite remanente con las dimensiones del
yacimiento y con algunas propiedades de la roca y de los fluidos, un valor de saturacion
de aceite residual promedio para ese yacimiento puede estimarse.

e El éxito de la aplicacion de la ecuacién de Balance de Materia se basa en la correcta
determinacién del volumen original de aceite, el cual a su vez estd en funcién de varias
propiedades y caracteristicas del yacimiento.

e Algunas propiedades del yacimiento, como la mojabilidad, viscosidad del aceite y tamafio
de garganta de poro, principalmente, permiten estimar cualitativamente las saturaciones
minimas de agua y de aceite.

e Lasrocas con gargantas de poro grandes brindan un espacio mayor para el flujo de fluidos,
dandole una mejor transmisibilidad hidraulica al sistema, lo que resulta en valores de
saturacion minima de la fase no mojante relativamente bajos; por otro lado, las rocas con
gargantas de poro pequefias dejan un espacio muy reducido para el flujo de fluidos,
dificultando su paso y, en ocasiones, bloqueandolo por completo, lo que tiene como
consecuencia valores de saturacién minima de la fase no mojante relativamente altos.

e Con base en el andlisis de curvas de permeabilidades relativas para aceites de diferentes
viscosidades, se observd que la saturacion de aceite residual estd influenciada por el valor
de la viscosidad del aceite. Esta saturacion aumenta conforme la viscosidad; sin embargo,
impacta significativamente sélo para valores muy altos de viscosidad (mayores a 5000 cp).

e La forma en que la mojabilidad afecta a las saturaciones minimas de agua y de aceite
depende principalmente del tipo de mojabilidad.
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e La saturacion de agua irreductible disminuye conforme la roca tiende a ser mojada por
aceite. Esto se debe a que en sistemas mojados por agua, el agua satura al 100% los poros
pequefios de la roca y cubre la superficie interna del medio poroso, formando una pelicula
continua de agua a lo largo de la superficie sélida y, por lo tanto, el volumen de agua
irreductible es alto, a diferencia de los volumenes pequeiios en forma de glébulos
discontinuos de agua minima que se presentan en los sistemas mojados por aceite.

e La saturacion de aceite residual tiende a ser menor en sistemas con mojabilidad neutra
gue en aquellos con tendencia a ser fuertemente mojados por agua o fuertemente
mojados por aceite.

e La mojabilidad fraccional tiene poca influencia en la saturacion de agua irreductible,
conforme la fraccién de granos mojados por aceite aumenta, resulta mas fécil para el agua
desplazar el aceite. La saturacidon de agua irreductible aumenta en sistemas mojados por
agua; para diferentes fracciones de granos mojados por aceite la saturacidn de agua
irreductible es practicamente la misma.

e La simulacion matematica de yacimientos es una de las herramientas mds poderosas y
confiables del Ingeniero Petrolero para analizar y predecir el comportamiento de un
yacimiento bajo diferentes esquemas de explotacion.

e La construccién de un modelo del yacimiento para un estudio de simulaciéon, es un buen
ejemplo de la integracion de muchas caracteristicas y propiedades del yacimiento
(propiedades de la roca, de los fluidos y del sistema roca-fluidos y mas), las cuales
permitan caracterizarlo estdtica y dindmicamente, con el fin de simular de manera
representativa, su comportamiento pasado y futuro para implementar las técnicas
adecuadas para la optimizar la produccién de hidrocarburos.

e La construccidon de un modelo del yacimiento para un estudio de simulacidn, requiere de
la integracién de muchas caracteristicas y propiedades del mismo (propiedades de la roca,
de los fluidos y del sistema roca-fluidos y mas) que permitan caracterizarlo estatica y
dindmicamente, con el fin de crear un modelo de yacimiento que simule, de manera
representativa, su comportamiento pasado y futuro para implementar las técnicas
adecuadas para la optimizar la produccién de hidrocarburos.

e Debido a la gran cantidad de informacion del yacimiento que requiere un estudio de
simulacidn, y a que la trabaja de manera conjunta, esta técnica puede considerarse de las
mas confiables y precisas para determinar voliumenes originales de hidrocarburos v,
principalmente, para asegurar recuperaciones maximas del mismo, es decir, abandonar
los yacimientos con saturaciones de aceite residual minimas.
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RECOMENDACIONES

e Estimar, lo mas preciso posible, los valores de las saturaciones minimas de agua y de
aceite, ya que son parametros claves en la determinacién del volumen original de aceite y
en la implementacion de algin método de recuperacion secundaria o mejorada.

e Enladeterminacion de la S,,; debe considerarse el grado de arcillosidad de la formacién, ya
que debido a las caracteristicas conductoras de éstas un valor de esa saturacién mayor a la
real puede determinarse en este tipo de formaciones, alterando el calculo del volumen
original de aceite. Modelos matematicos especiales existen para estos casos.

e Debido a la influencia de la mojabilidad en las saturaciones minimas, es mas adecuado
utilizar nucleos preservados para la determinacion de las diferentes propiedades del
yacimiento con los métodos de laboratorio, ya que se conserva la mojabilidad original del
yacimiento.

e Si bien, los diferentes métodos y analisis mencionados en este trabajo sirven para estimar
valores de saturaciones minimas de agua y de aceite, la aplicacion de dos o mas métodos
es mas conveniente, ya que los resultados que se obtengan pueden compararse y, por lo
tanto, se dispondra de informacidn mas confiable.

e Un rango de error mas amplio es permitido en el calculo de la saturacién de aceite inicial
que en el de la saturacion de aceite residual. Sin embargo, valores lo mas preciso posible
de la saturacion de aceite inicial son clave tanto para la aplicacién de métodos
volumétricos como para el éxito de las predicciones de comportamiento que se lleven a
cabo del yacimiento.

e Cualquier método utilizado para estimar el valor de saturacion de aceite remanente puede
ser aplicado para estimar la saturacion de aceite residual. La saturacion de aceite
remanente es una informacién muy significativa en la Ingenieria de Yacimientos por ser un
dato indicativo del volumen de aceite que todavia puede recuperarse. Tener el valor de
saturacidn de aceite residual sirve para conocer cudnto aceite aun esta en el yacimiento,
entrampado, y probablemente, con avances tecnoldgicos, pueda ser producida alguna
fraccion del mismo.

e Para que un estudio de simulacidn sea exitoso la informacién introducida al simulador
debe ser confiable y precisa, para garantizar que el comportamiento simulado sea
representativo del yacimiento. Si la informacién no es confiable, los resultados seran
incorrectos.
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