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RESUMEN

Para la determinacion de la capacidad de produccion de un pozo petrolero, el
ingeniero de produccion, ademas de considerar el Sistema Integral de Produccién,
deberd tener un conocimiento adecuado del yacimiento, las propiedades de sus
fluidos, la declinacion de la presion del yacimiento, la variacion de la saturacion, de
sus permeabilidades relativas, y el tipo y severidad del dafio a la formacion
productora.

El conocimiento, la confiabilidad y el andlisis de la informacion anterior,
permitird al ingeniero comprender las restricciones y posibilidades que ofrecen las
condiciones del yacimiento.

En esta tesis se hace el estudio de los factores que determinan la baja
recuperacion de aceite en los yacimientos, haciendo mayor énfasis en:

Capitulo I: Factores a escala del yacimiento.
Capitulo II: Factores a escala de poros.
Capitulo IlI: Baja productividad en los pozos.

Si un pozo petrolero no produce en forma satisfactoria, la o las causas de su baja
productividad deben ser determinadas para establecer el método correctivo
adecuado. Invariablemente los problemas de produccién asociados al potencial de la
formacion se relacionan con:

e La formacion productora.
e Los fluidos producidos del yacimiento.

El flujo de fluidos del yacimiento al pozo puede estar restringido por problemas
inherentes a la formacién, tales como la baja permeabilidad especifica, baja
porosidad, baja presion del yacimiento, depdsitos organicos e inorganicos, residuos
de materiales de estimulacion, grado de consolidacion de la formacion, etc.

La eleccidon del método de solucion, depende de la naturaleza del problema y de
los resultados del estudio econdémico realizado al respecto.

En el movimiento de fluidos a través de medios porosos intervienen ademas de
las fuerzas de presion y gravitacionales, las capilares y viscosas. De la ecuacion de
Darcy, se infiere que las variaciones de las propiedades de los fluidos, tales como la
viscosidad, densidad y tensién interfacial, provocaran que el potencial del yacimiento
también varie. En condiciones naturales de explotaciébn de un pozo petrolero este
potencial disminuye. En operaciones después de una estimulacién normalmente el
potencial aumenta.




RESUMEN

Finalmente como conclusiones y recomendaciones de esta tesis, es importante
resaltar que:

La presencia de crudo viscoso, la expansion y liberacion del gas disuelto y la
entrada de agua, son algunos de los factores que afectan el flujo de
hidrocarburos del yacimiento al pozo.

Las altas viscosidades del aceite reducen su movilidad y solo aumentando la
temperatura en las vecindades del pozo puede facilitarse su produccion y
como consecuencia incrementar la recuperacion final.

La expansion continua del gas aumenta su movilidad y reduce la movilidad del
aceite. Una eleccién adecuada de la profundidad a la cual se realicen los
disparos, o bien, el control de la produccién a través de la seleccion del mejor
diametro del estrangulador asegurara en algunos casos, una declinacion mas
lenta de la presion del yacimiento incrementandose la produccion acumulada
del aceite y del gas y la recuperacion final sera mayor.

La presencia de agua, ya sea por la entrada de agua del acuifero asociado al
yacimiento o la interdigitacion, resultado de la existencia de zonas altamente
permeables, en las cuales la movilidad del agua es muy superior a la del
aceite, constituye un problema severo, pues reduce la saturacion de aceite,
incrementa el gradiente de flujo y consecuentemente disminuye la produccion
de aceite.




INTRODUCCION

Para la determinacion de la capacidad de produccion de un pozo petrolero, el
ingeniero de produccion, ademas de considerar el Sistema Integral de Produccién,
deberd tener un conocimiento adecuado del yacimiento, las propiedades de sus
fluidos, la declinacion de la presion del yacimiento, la variacion de la saturacion, de
sus permeabilidades relativas, y el tipo y severidad del dafio a la formacion
productora.

El conocimiento, la confiabilidad y el andlisis de la informacion anterior,
permitird al ingeniero comprender las restricciones y posibilidades que ofrecen las
condiciones del yacimiento.

En esta tesis se hace el estudio de los factores que determinan la baja
recuperacion de aceite en los yacimientos, haciendo mayor énfasis en:

Capitulo I: Factores a escala del yacimiento.
Capitulo II: Factores a escala de poros.
Capitulo IlI: Baja productividad en los pozos.

Si un pozo petrolero no produce en forma satisfactoria, la o las causas de su baja
productividad deben ser determinadas para establecer el método correctivo
adecuado. Invariablemente los problemas de produccién asociados al potencial de la
formacion se relacionan con:

e La formacion productora.
e Los fluidos producidos del yacimiento.

El flujo de fluidos del yacimiento al pozo puede estar restringido por problemas
inherentes a la formacién, tales como la baja permeabilidad especifica, baja
porosidad, baja presion del yacimiento, depdsitos organicos e inorganicos, residuos
de materiales de estimulacion, grado de consolidacion de la formacion, etc.

La eleccidon del método de solucion, depende de la naturaleza del problema y de
los resultados del estudio econdémico realizado al respecto.

En el movimiento de fluidos a través de medios porosos intervienen ademas de
las fuerzas de presion y gravitacionales, las capilares y viscosas. De la ecuacion de
Darcy, se infiere que las variaciones de las propiedades de los fluidos, tales como la
viscosidad, densidad y tensién interfacial, provocaran que el potencial del yacimiento
también varie. En condiciones naturales de explotaciébn de un pozo petrolero este
potencial disminuye. En operaciones después de una estimulacién normalmente el
potencial aumenta.




INTRODUCCION

Finalmente como conclusiones y recomendaciones de esta tesis, es importante
resaltar que:

La presencia de crudo viscoso, la expansion y liberacion del gas disuelto y la
entrada de agua, son algunos de los factores que afectan el flujo de
hidrocarburos del yacimiento al pozo.

Las altas viscosidades del aceite reducen su movilidad y solo aumentando la
temperatura en las vecindades del pozo puede facilitarse su produccion y
como consecuencia incrementar la recuperacion final.

La expansion continua del gas aumenta su movilidad y reduce la movilidad del
aceite. Una eleccién adecuada de la profundidad a la cual se realicen los
disparos, o bien, el control de la produccién a través de la seleccion del mejor
diametro del estrangulador asegurara en algunos casos, una declinacion mas
lenta de la presion del yacimiento incrementandose la produccion acumulada
del aceite y del gas y la recuperacion final sera mayor.

La presencia de agua, ya sea por la entrada de agua del acuifero asociado al
yacimiento o la interdigitacion, resultado de la existencia de zonas altamente
permeables, en las cuales la movilidad del agua es muy superior a la del
aceite, constituye un problema severo, pues reduce la saturacion de aceite,
incrementa el gradiente de flujo y consecuentemente disminuye la produccion
de aceite.




FACTORES A ESCALA DEL YACIMIENTO CAPITULO |

CAPITULO |
FACTORES A ESCALA DEL YACIMIENTO

Uno de los factores a estudiar a nivel a macroscoépico es el yacimiento, por ser
la porcion de una trampa geoldgica que contiene hidrocarburos y que se comporta
como un sistema interconectado hidraulicamente. Los hidrocarburos parcialmente
ocupan los poros o huecos de la roca almacenadora y normalmente estan a la
presion y temperatura debidas a las profundidades a que se encuentra el yacimiento.

Los yacimientos de hidrocarburos pueden tener caracteristicas muy diferentes unos
de otros, para su mejor estudio se han determinado los principales factores que
afectan su comportamiento y en base a ello podemos mencionar la siguiente
clasificacion:

e Yacimientos Homogéneos
e Yacimientos Heterogéneos
e Yacimientos por el Tipo de Trampa

.1 Yacimientos Homogéneos
Los yacimientos homogéneos

.2 Yacimientos Heterogéneos

La heterogeneidad de un yacimiento depende en gran medida de los ambientes
depositasionales y eventos subsecuentes. La heterogeneidad de un yacimiento
puede ser definida como la variacion de las propiedades del yacimiento en funcion
del espacio. Si el yacimiento es heterogéneo , las propiedades del yacimiento varian
en funcion de la localizaciobn espacial. Estas propiedades pueden incluir
permeabilidad, porosidad, espesor, saturacion,, fallas, fracturas, etc.

Podemos decir que cualquier roca que contenga poros interconectados puede llegar
a ser una roca almacenadora. Sin embargo, casi todos los yacimientos petroleros se
encuentran en rocas sedimentarias; y la mayor parte de ellos en areniscas, calizas y
dolomias.
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Las lutitas, las pizarras y las rocas igneas también pueden ser rocas almacenadoras
en condiciones excepcionales, pero estas condiciones se dan rara vez y en forma
anomala. Una roca almacenadora puede estar limitada al area del yacimiento de
petroleo, o puede extenderse con caracteristicas litologicas y fisicas uniformes, a
gran distancia del yacimiento®.

Clasificacion de las Rocas Almacenadoras.

Como casi todas las rocas almacenadoras en donde se encuentran los
yacimientos petroleros, son de origen sedimentario, cualquier clasificacion de las
mismas es esencialmente una clasificacion de las rocas sedimentarias.

Las clasificaciones de rocas almacenadoras petroliferas para uso practico deben de
ser tan simples y amplias como sea posible, de modo que se mantenga una
terminologia comprensible para el ingeniero, el perforador y el ingeniero gedélogo, los
cuales son quienes a la vez se proporcionan muchos de los datos basicos dentro de
los trabajos en conjunto a realizar, de modo que se simplifique la labor.

Una clasificacion primaria, simple y amplia de las rocas almacenadoras, basada
principalmente en el origen de las mismas, las divide en tres grupos:

1) Fragmentarias (clasticas).
2) Quimicas o bioquimicas (precipitadas).
3) Miscelaneas.

Esto puede simplificar demasiado un problema dificil y complejo, pero una
clasificacion general de este tipo es Util en geologia del petroleo y es facilmente
comprensible. La principal dificultad que presenta la aplicacion de cualquier
clasificacion de rocas consiste en que hay muchos tipos de gradacion dificiles de
clasificar. Las rocas almacenadoras como todos los sedimentos, suelen estar
incluidas unas con las otras. A veces es Util clasificar una roca almacenadora segun
sea de origen marino o no marino. Esta clasificacion genética puede combinarse con
una clasificacion litolégica, como en los términos “caliza marina”, “arenisca
continental”.

A continuacién en la figura 1.1 se presenta la clasificacion de las rocas sedimentarias
detriticas.
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CLASIFICACION DE LAS ROCAS
SEDIMENTARIAS DETRITICAS

arenita
Sublito-

Subarcosa arenita

Arenita
litica

Arenita
arcésica

Feldes;;ato Fragmentos de
(Fs roca (FR)
100 % 100 %

X /

Fig. .1 Clasificacion de las rocas sedimentarias detriticas.

Arenisca.

Es el nombre que se le da a las rocas en las que predominan los clastos de
tamafo arena. Después de la lutita, la arenisca es la roca sedimentaria mas
abundante; constituye aproximadamente el 20% de todo el grupo. Las areniscas se
forman en diversos ambientes y a menudo contienen pistas significativas sobre su
origen, entre ellas la seleccion, la forma del grano y la composicion.

De acuerdo a Pettijohn, las arenas pueden ser divididas en 3 grandes grupos:

* Las areniscas terrigenas.- Son aquellas producidas por intemperismo y
destruccion de rocas preexistentes, los sedimentos fueron transportados,
seleccionados y modificados por el movimiento de los fluidos. Se derivan de
fuentes externas a la cuenca de deposito.

» Las arenas carbonaticas.- Son en la mayoria de los casos sedimentos
marinos, estan constituidas por granos esqueléticos, oolitas y detritos
carbonéticos localmente derivados (intraclastos). Estos constituyentes son
productos originados dentro de la cuenca de depdsito y no son residuos
formados por la destruccidén de rocas preexistentes. Excepcionalmente existen
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arenas ricas en particulas carbdnaticas, de cadenas orogénicas, tales
particulas son de hecho terrigenas.

 Las arenas piroclasticas.- Son aquellas producidas por explosiones
volcénicas, pueden ser depositadas en varios ambientes.

Conglomerado.

Los conglomerados forman un grupo heterogéneo, no son uniformes
mecanicamente ni mineralégicamente como muchas de las rocas clasticas de grano
fino; esto se debe a que no estan sujetos a los mismos procesos que estos
sedimentos, es decir, no sufren el mismo transporte, ni semejante intemperismo
guimico, ni seleccién mecanica.

En general consisten de fragmentos de roca removidos de la roca original por
agentes mecanicos; ocasionalmente el intemperismo quimico selectivo deja masas
residuales de material resistente que posteriormente forman los depdsitos rudaceos.
La mayoria de los conglomerados consisten de un esqueleto y huecos. El esqueleto
estd constituido por materiales de tamafio de las gravas (fenoclastos, guijarros
guijones y pefiascos); los huecos son espacios vacios entre los elementos del
esqueleto. Esos huecos raramente estan vacios ya que generalmente estan rellenos
con detritos, arenas o sedimentos mas pequefos, asi como cementos introducidos
por precipitacion. Los depésitos de conglomerados estan burdamente estratificados,
con estratificacion gruesa.

Rocas Siliceas.
En este grupo se rednen a todas las rocas sedimentarias constituidas por
silice, que no son detriticas. Para la clasificacion de estas rocas se distinguen dos

grupos fundamentales:

- Las de origen organico
- Las de origen quimico.

Las Rocas siliceas de origen organico, se diferencian en tres tipos fundamentales de
acuerdo con el organismo que las forma del cual toman su nombre:

* Las Esponjolitas son rocas constituidas por acumulacion de espiculas de
esponjas siliceas.
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 Las Radiolaritas son rocas formadas por acumulacion de restos de
radiolarios unicelulares.

Los radiolarios son microorganismos que viven en las aguas superficiales del mar,
gue a su muerte caen al fondo del mismo acumulandose y formando el cieno o lodo
de radiolarios.

El lodo de radiolarios se puede hallar predominantemente en zonas caracterizadas
por escasa sedimentacion de arena, limo, arcilla o carbonato; en el fondo de mar
profundo, debajo del nivel de compensacion de carbonato.

Las rocas siliceas de origen quimico, son rocas con textura micro y criptocristalina
gue se presentan bajo dos formas distintas:

1. Como nddulos en rocas carbonatadas
2. Forma de estratos.

Rocas Carbonatadas.

Estas rocas son todas aquellas que tienen alto contenido de carbono orgéanico,
producto de la evolucion diagenética, en diferentes rangos, de depdsitos producidos
por organismos. Tales depdsitos son tanto de origen vegetal (ricos en celulosa,
hemicelulosa, resinas y lignitos) como animal (ricos en proteinas y grasas).

El material de partida para los depdsitos carbonaceos son principalmente los suelos
y las plantas como los juncos, las cafas, los arbustos, los musgos pantanosos entre
otros. Las plantas crecieron en pantanos y lagos de agua dulce, que en parte se
inundaron ocasionalmente por mares llanos en climas subtropicales hasta tropicales.

Con la ausencia de aguas subterraneas circulantes, la descompaosicion normal de los
restos vegetales, que se basa en la presencia de oxigeno, termina enseguida bajo la
cobertura de sedimentos y de otros restos vegetales forman gases, como el diéxido
de carbono y el metano, conforme escapan estos gases aumenta de manera gradual
el porcentaje de carbono. Las bacterias no son capaces de acabar el trabajo de
descomposicién porgue son destruidas por los acidos liberados por las plantas.

Bajo las condiciones no completamente anaerébicas y la descomposicion parcial de
los restos vegetales puede formarse una capa de turba; si esta tiene un
enterramiento somero se transforma en lignito.
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A medida que va aumentando el enterramiento la materia organica se compacta
también cada vez mas y el lignito se convierte en una roca mas dura llamada carbén
bituminoso; si esta roca es sometida a deformaciones, el calor y la presion inducen
una pérdida de volatiles y agua, incrementando con ello la concentracién de carbono
fijlado. Este proceso transforma por metamorfismo de bajo grado el carbén
bituminoso a antracita si ocurre metamorfismo regional el producto final es grafito. La
figura 1.2 esquematiza de forma general las etapas sucesivas de la formacién del

Fig. 1.2 Etapas sucesivas de la formacion del carb6n. Tomada de Tarbuck et al. (1999).
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Los carbonatos se constituyen basicamente de calcita (caliza), aragonita y dolomita
(dolomia), subordinadamente pueden participar cuarzo, feldespato alcalino y
minerales arcillosos.

Los procesos de la formacion de carbonatos son:

* Tipo marino
* Tipo bioquimico
* Tipo terrestre.

Los carbonatos son entre otros:
* La caliza masiva.
* La caliza fosilifera.
* La caliza oolitica.
* La dolomia.
* El travertino.
* La caliza lacustre
* Los carbonatos de las estalactitas y estalagmitas.

Rocas.

Las rocas sedimentarias pueden dividirse en dos grandes grupos: clasticas y
carbonatos. Los tres tipos generales de rocas productivas de importancia en la
industria, son arenisca, caliza y dolomita. La siguiente tabla nos ilustra la relacion
entre unas y otras:

CLASTICAS CARBONATOS

Arenas Calizas
Lutitas Dolomitas

- Clasticas: Estan compuestas principalmente de fragmentos o particulas de
minerales, rocas o0 conchas. Las rocas clasticas productivas son
principalmente arenas o silice de grano fino el tamafio de las particulas varia
entre 1 mm y 1/16 mm. Hay otras rocas productivas tales como los
conglomerados, las cuales estan compuestas por particulas de tamafio mucho
mayor. La presencia de arcilla o lutita en un yacimiento afecta tanto las
caracteristicas de la formacién como la respuesta de los instrumentos de
registro.
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- Carbonatos: Los carbonatos estdn compuestos por caliza o dolomita. Las
rocas calizas son rocas que contienen un minimo de 50% de Carbonato de
Calcio, son blandas y los &cidos las atacan en frio (efervescencia). Pueden
dividirse en cuatro categorias: detriticas, formadas por detritos (sustancia en
descomposicion) calizos; organicas, producidas por la actividad de ciertos
organismos (por ejemplo, corales) 6 por la acumulacion de esqueletos calizos
de seres vivos; por Ultimo, existen rocas calizas de origen quimico u
organoquimico. Las rocas dolomiticas estan compuestas por carbonato doble
de magnesio y de calcio. Son mas duras que las rocas calizas y su color varia
de gris o cremosas.

Las rocas sedimentarias, generalmente presentan porosidad, entre ellas se
encuentran las silisiclasticas y las carbonatadas, cuyas porosidades son
caracteristicas y bien diferenciadas entre si.

Los carbonatos, son rocas formadas principalmente por carbonatos, calcico (calcita
en las calizas) o calcico magnesio (dolomita en las dolomias). De ellas, solo las
calizas tienen un auténtico origen sedimentario, pues las dolomias se forman por
procesos posteriores al deposito. Las rocas carboniticas son capaces de albergar
concentraciones de minerales metalicos, e incluso agua y otros fluidos (aceite y gas).

Es también interesante el comportamiento de estas rocas frente a los fluidos: las
calizas suelen presentar escasa porosidad primaria, es decir, debido a la disposicion
original de sus elementos texturales, por lo que las calizas sanas y no fracturadas
suelen tener escasa porosidad de almacenamiento de fluidos. Sin embargo, en
determinadas condiciones (a bajas presiones y temperaturas) pueden responder a la
deformacion tecténica fracturandose, lo que les confiere una cierta porosidad
secundaria.

El sistema poroso en las rocas carbonatadas difiere marcadamente del de las
areniscas. La definicion de arenisca es la de una roca clastica, litificada, constituida
de granos de dimension arenosa de cualquier origen y composicion. Entre las
areniscas se encuentran las rocas silisiclasticas.

En el caso de las rocas silisiclasticas la porosidad primaria es la que la caracteriza,
porque a pesar de que sus modificaciones son debido a la unién de los granos por
compactacion, contacto con soluciones a la redepositacion y a la cementacion
(procesos de la porosidad secundaria), esto solo produce como consecuencia que en
vez de lograr un aumento en los espacios vacios, ocurre una disminucion de los
poros.
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Todas las rocas sedimentarias se caracterizan por tener porosidad primaria o
secundaria, las rocas carbonatadas por lo general poseen una mayor cantidad de
espacio vacio debido a la porosidad secundaria, en cambio las rocas silisiclasticas su
porosidad es sobre todo de naturaleza primaria.

Rocas almacenadoras.

A excepcion de contados casos de yacimientos en rocas igneas y
metamorficas mencionados, la mayor parte de las reservas mundiales de aceite y
gas se encuentran en rocas almacenadoras detriticas o quimicas.

En el primer grupo las representantes mas importantes son las areniscas, mientras
gue en el segundo grupo, en el que se localizan aproximadamente el 30 % de los
yacimientos, esta representado por dolomias y calizas, a o que en lo sucesivo
denominaremos rocas carbonatadas; un dato interesante de este grupo es que mas
del 40 % de los campos gigantes de petrdleo y gas se encuentra en rocas
carbonatadas.

Los principales yacimientos de petréleo y gas se localizan en areniscas y rocas
carbonatadas; sin embargo, cada una posee caracteristicas muy especiales que
obligan al empleo de técnicas de explotacion y exploracion, generalmente muy
distintas.

A. Areniscas.

La naturaleza generalmente silicea de las areniscas las hace menos susceptibles a
las alteraciones diagenéticas reductoras de la porosidad y permeabilidad, por lo que
tales rocas son bastante consistentes en dichas propiedades, tanto lateral como
verticalmente, figura 1.3.
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Fig. 1.3 Relacién entre la porosidad y la profundidad de sepultamiento para areniscas de
diferente edad geoldgica.

Debido a los procesos sedimentarios que intervienen en su formacion, las particulas
0 granos detriticos que las constituyen tienden a adoptar las formas mas bien
esféricas a subesféricas por efecto del transporte prolongado, lo que se traduce en
una geometria porosa de alta calidad para la extraccion de los fluidos que contengan
(especialmente hidrocarburos).

El transporte prolongado también se traduce en otras caracteristicas, tales como
predominancia de minerales estables y graduacion en la granulometria del sedimento
(la mayor parte de las areniscas tienen diametros de grano entre 0.05 y 0.25 mm),
formando estratos en general bien definidos.

Las areniscas tienden a formar cuerpos en forma lenticular, mas que en forma de
capas muy extensas (excepto las depositadas en condiciones marinas
transgresivas), y a acumularse en ambientes de alta energia.

B. Carbonatos.

La naturaleza mineralégica de estas rocas (minerales inestables) las hace muy
susceptibles a cambios diagenéticos que reducen notablemente su porosidad y
permeabilidad primarias; asi mismo, estas propiedades no son consistentes en toda
la extension de un mismo cuerpo, por lo que resultan ser muy heterogéneas desde el
punto de vista de la explotacién de los hidrocarburos que almacenan.
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A diferencia de las areniscas, las particulas que constituyen las rocas carbonatadas
sufrieron un transporte muy reducido (excepto las que constituyen las turbiditas
calcareas) o nulo, es decir se formaron in-situ en la cuenca de depdsito.

El depdsito de carbonatos quimicos o bioquimicos requiere de condiciones
ambientales y de energia del medio acuoso muy especiales, éstos se reflejan en
cuerpos extensos arealmente y con gran potencia (espesor), frecuentemente
masivos si dichas condiciones se mantienen estables; y de cuerpos extensos
arealmente pero de escaso espesor (generalmente de estratos delgados), si las
condiciones varian frecuentemente. La energia del medio acuoso debe ser
esencialmente moderada a baja para repartir el deposito de las particulas que
conforman estas rocas.

Dado que el primer elemento esencial de una roca es su porosidad, a continuacion
en la tabla 1.3 se presenta la comparacion de esta propiedad entre las rocas
carbonatadas y las areniscas, publicada por Choquette y Pray (1970).
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ASPECTO DE LA
POROSIDAD A COMPARAR ARENISCAS CARBONATOS
P j I i
orcentaje de [a porosidad ComUnmente 25-40 % Comunmente 40-70 %
primaria en los sedimentos.
Normalmente nula o una
Porcentaje de porosidad final Comunmente, la mitad q mas pequefa fraccion de la
de la mitad de la porosidad
en las rocas.

porosidad inicial. 5-15 % es
inicial 15-30 %.

comun en las facies
almacenadoras.
. . L Casi exclusivamente inter Predomina generalmente la
Tipo(s) de porosidad primaria. . . .
particula. inter particula.
. . . Muy variada debido a las
. . . Casi exclusivamente inter e
Tipo(s) de porosidad final. . modificaciones post-
particula. .
depositacionales.
El tamafio de los poros y de

El tamafio de los poros y de
los canales de interconexion
muestra poca relacion al
tamafio o clasificacion de las
sedimentarias. particulas.
Muestran una fuerte Muy variadas; de fuertemente
dependencia de la forma de dependientes a
independientes de la forma de
las particulas o de los

los canales de interconexion
estan muy ligados al tamafio y
clasificacion de las particulas

Tamafio de los poros.

Forma de los poros. las particulas en general es

un negativo de la forma de las

particulas. componentes diagenéticos.
, . Variable; desde uniforme a
. ) Comunmente muy uniforme .
Uniformidad de la forma, extremadamente heterogénea
~ N dentro de un cuerpo P :
tamafio y distribucion. , aln dentro de un mismo
homogéneo.
cuerpo.
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ASPECTO DE LA

POROSIDAD A COMPARAR

ARENISCAS

CARBONATOS

Influencia de la diagénesis.

Minima; normalmente
reducciones minimas de la
porosidad primaria por

compactacion y cementacion.

Grande; puede crear, destruir
0 modificar en gran medida la

porosidad inicial. La
cementacion y la 13olucién

Influencia de fracturamiento.

Generalmente no es de gran
importancia en las
propiedades almacenadoras.

son muy importantes.

De gran importancia en las
propiedades almacenadoras.

Evaluacion visual de la
porosidad y permeabilidad.

relativamente facil
estimaciones visuales semi
cuantitativas.

Pueden realizarse, de manera

Variable; las estimaciones
visuales semi cuantitativas
varian de faciles a
virtualmente imposibles.
Comunmente son necesarias
las mediciones con
instrumentos.

Utilidad de los analisis de
nucleos para la evaluacion del
yacimiento.

Los tapones de 2.5 cm de
didametro normalmente son
adecuados para evaluar la
porosidad.

Los tapones normalmente son
inadecuados aun los nulcleos
completos (aprox. 7.5 cm de
didmetro) pueden ser
inadecuados en el caso de
poros grandes.

Interrelaciones porosidad-
permeabilidad

Relativamente consistentes;
comunmente son
dependientes del tamafio y

tamafio y clasificacion de las

Muy variadas; cominmente
son independientes del

clasificacion de las particulas.

particulas.

Tabla 1.3 Comparacion de la porosidad entre las rocas carbonatadas y las

areniscas.
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Influencia de los Yacimientos por el Tipo de Trampa

[1.L1.2.3.1 Anticlinales
En estos casos la accion de la gravedad es la que origina el entrampamiento
de los hidrocarburos.

11.1.2.3.2 Penetracién de Domos Salinos
Puede ser ligado a fallas y/o discordancias.

11.1.2.3.3 Por Fallas
Las fallas pueden ocasionar una discontinuidad en las propiedades de flujo de
la roca y por ello la acumulacion de hidrocarburos.

I1.1.2.3.4 Estratigraficos
En este caso la acumulacion de hidrocarburos es debida a los cambios de
facies y/o discordancias, a la disminucion de la permeabilidad y al
acuiamiento.

[1.1.2.3.5 Mixtos o Combinados
Intervienen mas de un tipo de los anteriores.

Trampas

Los hidrocarburos quedan confinados a la roca almacenadora debido a que
esta rodeada por rocas impermeables (rocas sello- arcillas, sal, etc.-), que impiden el
paso del fluido, sirviendo asi como cierre a su migracion o desplazamiento. A este
obstaculo se le denomina trampa y se les clasifica segun el origen de las mismas.

Para entender el origen de las trampas volvamos a la formacion de los mantos
sedimentarios. Las capas de sedimentos se disponen en capas 0 estratos que
pueden o no ser paralelas, en sentido horizontal o inclinado. Sin embargo, estos
estratos se ven sometidos a fuertes presiones debidas a fuerzas propias de la
corteza terrestre que llegan a plegar, fracturar o inclinar estas capas. Las mas
visibles consecuencias de estos movimientos son las elevaciones de los terrenos que
pasado mucho tiempo llegan a conformar las montafias. Si el material de los estratos
no es muy rigido se formaran ondulaciones o pliegues, de lo contrario tendera a
fracturarse formando las llamadas fallas. Igualmente algunos materiales blandos
tenderan a desplazarse a través de las fracturas de los rigidos. De acuerdo a la
forma final que tome el plegamiento o la falla se denominaran de diferente manera.
En la figura 1.4 se muestran algunos ejemplos:
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Fig. 1.4 Tipos de trampas.
Al formarse estos plegamientos y fracturas las llamadas rocas almacenadoras del
petréleo y gas quedan limitadas por capas o materiales de menor permeabilidad o

rocas sello. Asi pues, pueden presentarse los siguientes tipos de trampas:

1. Trampa por plegamiento, figura I.5.

Fig. 1.5 Trampa por plegamiento.

2. Trampa por domo salino, figura 1.6.

/”"\

e

Fig. 1.6 Trampa por domo salino.
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3. Trampa por fallamiento, figura I.7.

Fig. 1.7 Trampa por fallamiento.

Por supuesto estos esquemas son ideales y son muy variables las formas de los
yacimientos de los hidrocarburos. Igualmente el comportamiento de los yacimientos
difiere de acuerdo a la composicién de los componentes presentes en él. Los
depdsitos de petréleo pueden estar acompafnados de gas, de agua o de los dos. Las
diferencias de presion y energia dentro del yacimiento estan dadas por la presencia y
cantidad de uno y otro. Esto es de gran importancia para la explotacion del petréleo
ya que la presion y energia contenida en el yacimiento facilita su extraccion. El gas
puede estar disuelto en el petroleo o bien ocupar la parte superior del depdsito
debido a su densidad. A medida que la presion disminuye dentro del yacimiento, el
gas se expande empujando el aceite a traves de los poros de la roca almacenadora,
con lo cual se genera una corriente hacia el pozo productor, de esta manera puede
extraerse entre un 40 y un 75 % del total del aceite originalmente contenido. En
muchos casos grandes masas de agua acompafian los yacimientos proporcionando
energia adicional que posibilita la extraccion del aceite y el gas. El agua se desplaza
hacia las zonas de menor presidon desplazando el aceite y el gas de la parte inferior
del yacimiento con lo cual se produce una fuerza de empuje que mantiene la presion
dentro del yacimiento. El factor de recuperacion en este caso puede llegar a un 85%.

TRAMPAS

Las trampas representan receptaculos cerrados y son cuerpos de rocas
almacenadoras completamente rodeadas hasta cierto nivel por rocas impermeables.
En otras palabras, una trampa es un obstaculo que impide la migracién de los
hidrocarburos, quedando éstos acumulados en ella.

Todas las trampas tienen un cierre, pero en los anticlinales es donde se manifiestan
con mayor claridad. El cierre es la distancia vertical entre la cuerva estructural
cerrada mas baja y la cima de la estructura. El cierre representa por lo tanto la
distancia maxima vertical en los hidrocarburos se pueden acumular en el
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recepticulo. Cualquier cantidad adicional de aceite abajo del cierre fluird sin entrar a
la estructura. Figura 1.8.

1 Cierre estructural

2

Relieve estructural

Fig. 1.8 Cierre estructural

Generalmente las trampas no estan totalmente llenas de aceite, encontrandose el
contacto agua-aceite dentro del cierre.

Clasificacion de las trampas.

Se han propuesto muchas clasificaciones de las trampas que incluyen una
amplia variedad de condiciones geoldgicas en las que se acumulan el aceite y el gas.
Sin embargo, debido a los numerosos tipos de yacimientos es muy dificil establecer
una clasificacion que incluya a todos los tipos.

Aln asi, se puede establecer una regla: el aceite y el gas se acumulan cuando la
migracion vertical y lateral es obstruida por una trampa o un cierre.

Las trampas se forman por condiciones estratigraficas que fueron establecidas
durante el tiempo del depdsito de los sedimentos, por los cambios posteriores y
litificacion de los sedimentos, por deformaciones estructurales, o por combinacién de
dos 0 mas de estos factores.

Todas las clasificaciones han sido basadas en una o todos estos factores geologicos;
sin embargo, se considera que una clasificacion genética, relacionada al modo de
origen es preferible.
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CLASIFICACION DE LAS TRAMPAS DE ACEITE Y GAS
(Figuras 1.9y 1.10)
Segun Wilson (1934) incluido en Landes (1974)

I.  Trampas Estructurales.

Sinclinales secos.
Anticlinales.
Domos salinos.
Hidrodinamicas.
Fallas.

® a0 o

Il.  Trampas por variacion de permeabilidad.

a. Permeabilidad variable por sedimentacion.
b. Permeabilidad variable causada por aguas subterraneas.
c. Permeabilidad variable por truncamiento y sello.
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Fig. 1.9 Secciones de trampas geoldgicas.
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Las trampas estructurales son el resultado de movimientos de la corteza terrestre.
Los anticlinales son los mas importantes, habiendo producido el 80% del petréleo
extraido de todos los campos del mundo.

A las trampas de variacibn de permeabilidad también se les ha llamado
estratigraficas, sin embargo, este término no es muy apropiado debido a que un
estrato puede continuar lateralmente pero la permeabilidad no.

La acumulacion de aceite puede resultar de una trampa sola, de trampas mdultiples o
trampas combinadas.

Una trampa sola puede estar representada por la acumulacion de aceite en un
anticlinal.

Ejemplos de trampas multiples son la presencia de aceite debajo de un sello de
asfalto en una parte del campo, y en otra parte a lo largo de la cima de un anticlinal;
0 una serie de pequefios domos sobrepuestos en un anticlinal grande.

El entrampamiento combinado no es igual que el multiple. En el combinado todas las
trampas son mutuamente dependientes para efectuar el cierre.

La mayoria de las acumulaciones clasificadas como de permeabilidad variable son
realmente debidas a una combinacion de permeabilidad erratica y posicion
estructural. Ejemplo: acumulaciones en anticlinales que contienen localmente zonas
estériles debidas a variacion de permeabilidad. En este caso, la acumulacion es
totalmente anticlinal, pero la distribucion esta controlada por la porosidad local.

A este respecto, Wilson opina que los campos en que la porosidad es secundaria,
como en muchas calizas, no deben ser clasificados como estratigréaficos.

El factor importante en este caso es saber si cuando se formo la estructura existia
permeabilidad, o si ésta se formd posteriormente al plegamiento.

Otras clasificaciones incluyen las siguientes trampas: (Véanse figuras 1.9 y 1.10).

l. Estructurales.
a. Pliegues.
b. Domos.
c. Fallas.
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d. Fracturas.

I. Variacion de permeabilidad.
a. Cambios de facies.
b. Discordancias.
c. Diagénesis.

[I. Combinadas.

V. Hidrodindmicas.
V. Paleogeomodrficas.
Sinclinal seco.

Un sinclinal cerrado, o una cuenca pueden actuar como trampas unicamente
en ausencia de agua, lo que es una condicion poco frecuente, al grado de que
muchos geologos dudan de la existencia de dichas trampas.

De acuerdo con Heald, la investigacion de los campos sinclinales han fallado en
descubrir alguno en el que el agua y el aceite estén ausentes.
Anticlinales.

El 80% del petroleo extraido de los campos mayores del mundo proviene de
anticlinales. Los anticlinales muy largos no contienen aceite en su totalidad. Este se
encuentra en los domos o anticlinales superpuestos, estando las sillas ocupadas por
agua. Igualmente, no estan llenos hasta el punto de derrame.

Trampas producidas por sal.

Una trampa producida por sal, es producida por presiones en la corteza
terrestre que causan que los depoésitos de sal normalmente estratificados fluyan
plasticamente lateralmente y hacia arriba, abombando primero los sedimentos
suprayacentes, y en algunas ocasiones rompiéndolos. (Figura I.11).
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Fig. 1.11 Formacion de un domo salino.

Las trampas asi producidas son muy espectaculares y a pesar de su extrafa
naturaleza y origen, han producido cantidades considerables de gas y aceite.

Trampas hidrodinamicas.

En muchos campos de aceite y gas, los contactos aceite-agua 0 gas-agua, no
es horizontal, fenOmeno que no esta relacionado a la topografia, sino mas bien a
depresiones intermontafias, donde la inclinacion del contacto tiendea ser mas
marcada. En la mayoria de los campos conocidos, la produccion se extiende mas en
un flanco que en el otro, pero hay ejemplos en que la produccion total esta en un solo
flanco abajo del eje del anticlinal. Sin embargo, cuando la inclinacion del contacto es
mayor que el echado de las capas los hidrocarburos salen del anticlinal, quedando
las estructuras lavadas.

Existen varias teorias para explicar los contactos inclinados. La menos probable es
gue el aceite o el gas entrampados no pueden recobrar su nivel horizontal después
del basculamiento regional de los receptaculos, pues como ya se ha indicado
anteriormente, la viscosidad del aceite en el subsuelo es suficientemente baja como
para que con una adecuada permeabilidad de la roca almacenadora el aceite pueda
reajustarse a los cambios estructurales. Sin embargo, es probable que muchas
acumulaciones se queden inclinadas si se cierran los poros abajo del contacto agua-
aceite, después de que éste ha sido inclinado. Esta explicacion es mas probable en
regiones planas alejadas de las montafias.
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Trampas por fallas.

El afallamiento desempefia varios papeles en la acumulacion del aceite. Sin
duda, los planos de falla funcionan en algunas areas como canales para la migracion
del agua y el aceite y a veces pueden unir varios estratos productores para formar un
solo yacimiento; o bien, pueden permitir que el aceite se escape a la superficie
formando chapopoteras.

El que un plano de falla funcione como canal o como sello para formar una trampa
depende de varios factores, los mas importantes son: el tipo de falla y la litologia de
las rocas cortadas por la falla. Si el tipo de la falla y la fragilidad de la roca producen
brechas a lo largo del plano de falla, éste actuard& como canal. Si se produce
pulverizacién y flujo plastico a lo largo del plano, se origina un sello.

Trampas por variacion de permeabilidad.

Si en una roca almacenadora con buena porosidad se produce una
desaparicion de la porosidad echado arriba, se forma una trampa propicia para
almacenar hidrocarburos. La terminacion de la permeabilidad puede ser abrupta, o
bien, puede ser gradual como en el caso de un cambio de facies. Esto es
principalmente debido a fendmenos estratigraficos y no diastroficos, a las
acumulaciones por variaciones de permeabilidad se les llama generalmente trampas
estratigraficas.

Influencia de Acuerdo al Tipo de Empuje Predominante.

Luego de haber realizado la perforacion, el pozo estd en condiciones de
producir. En este momento puede ocurrir que el pozo sea puesto en funcionamiento
por surgencia natural, lo que no ocurre en la mayoria de las perforaciones.
Dependiendo de varias circunstancias, tales como la profundidad del yacimiento, su
presion, la permeabilidad de la roca reservorio, etc., el fluido llegara a la superficie
con caudales satisfactorios o no satisfactorios.

Los fluidos de un yacimiento —petréleo, gas, agua- entran a los pozos
impulsados por la presion a los que estan confinados en el mismo. Si la presion es
suficiente, el pozo resultara "surgente": produce sin necesidad de ayuda. Pero en la
mayoria de los casos esta surgencia natural decrece y el pozo deja de producir: el
pozo esta ahogado. Para proseguir con la extraccion se procede a la utilizaciéon de
métodos artificiales de bombeo.
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Los yacimientos tienen tres tipos principales de "empujes naturales”, a saber:

Empuje por gas disuelto (disolved-gas drive). La fuerza propulsora es el gas disuelto
en el petroleo que tiende a escapar y expandirse por la disminucion de presion. La
recuperacion final suele ser inferior al 20%.

Empuje de una capa de gas (gas-cap drive). Cuando el gas acumulado sobre el
petréleo e inmediatamente debajo del techo de la trampa genera un empuje sobre el
petréleo hacia los pozos. La recuperacion de un campo con capa de gas es del
40/50%.

Empuje hidrostéatico (water drive). La fuerza impulsora mas eficiente para provocar la
expulsién del petréleo del yacimiento es el empuje del agua acumulada debajo del
petroleo. La recuperacion en un yacimiento con este tipo de empuje explotado
racionalmente puede llegar al 60%.

El mecanismo de surgencia natural es el mas econdémico, ya que la energia es
aportada por el mismo yacimiento. Los controles de la produccion se realizan en la
superficie por medio del llamado "arbol de Navidad”, compuesto por una serie de
valvulas que permiten abrir y cerrar el pozo a voluntad. La surgencia se regula
mediante un pequefio orificio cuyo diametro dependera del régimen de produccion
gue se quiera dar al pozo.

Recuperacién primaria 0 mecanismos naturales de recuperacion en
yacimientos de aceite y gas®.

Al descubrirse un yacimiento o campo, se procura recopilar una gran cantidad de
informacion del mismo y se realizan varios estudios a la formacidn productora, entre
ellos: Nucleos y sus correspondientes estudios en laboratorio, diferentes tipos de
registros geofisicos y de produccién, muestras del aceite y gas a condiciones
originales, para realizar analisis PVT, pruebas de produccion a los pozos, calculos de
los indices de productividad y potencial de los pozos y ademas, se llevan a cabo
varios tipos de andlisis de curvas de presion. Todos estos trabajos, con el objetivo de
evaluar el potencial petrolero del nuevo descubrimiento y conocer de manera inicial
sus caracteristicas, desde el punto de vista de la ingenieria de yacimientos.

Posteriormente, a través de la perforacion de pozos delimitadores en el nuevo
yacimiento, se puede conocer mejor su tamafio, en términos del posible volumen
original in situ que contenga. Ademas, se llegan a determinar caracteristicas
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adicionales, como la profundidad de un contacto aceite-agua si es que existe, lo
mismo que se trata de definir si hay una capa de gas en la parte superior. Con esta
informacion, se empieza a identificar el mecanismo natural de produccion que puede
existir en el yacimiento o la combinacion de mecanismos que pudieran tenerse; esto
ultimo es lo que realmente ocurre en la mayoria de los campos.

Existen cinco mecanismos naturales de recuperacion primaria en los yacimientos:

a. Empuje por gas disuelto.

b. Empuje por la capa de gas.

c. Empuje por expansion de la roca.

d. Empuje hidraulico (por efecto del acuifero).
e. Empuje por segregacion gravitacional.

A continuacion se describiran brevemente algunas de las caracteristicas de cada uno
de estos empujes que se presentan en los yacimientos.

Empuje por gas disuelto.

En este tipo de empuje en el yacimiento, el principal mecanismo que opera en
la formacion productora es la expansion del aceite y del gas disuelto originalmente en
el mismo. Es decir, el incremento de los volumenes de fluido durante el proceso de
reduccion de la presion en el yacimiento es equivalente a la produccion que se
obtiene.

Lo anterior es particularmente cierto, en los casos donde el yacimiento es
bajosaturado. Es decir, se encuentra a una presion arriba de la presion de saturacion
o de burbuja, que es como se le conoce.

En la Grafica 1, se muestra una curva de porcentaje de reduccién de la presion
original, contra la recuperacién en porcentaje del volumen original in situ en el
yacimiento, en campos donde el empuje dominante es por gas disuelto. Como se
observa, se calcula que en los mejores casos, se podria obtener hasta 22% de factor
de recuperacion. Sin embargo, hay que tomar en cuenta que esta es una grafica
tedrica, calculada a través de las ecuaciones de balance de materia, por lo que los
factores reales de recuperacion podrian ser menores a los que se presentan.
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Empuje por la capa de gas.

En muchos casos de campos descubiertos en el mundo, se determiné que ya
existia una capa de gas al inicio de su explotacion, por lo que uno de los
mecanismos de empuje se reconoce que es debido a esta capa de gas.

Por otro lado, si el yacimiento ha reducido su presion original hasta niveles por
debajo de la presién de saturacion, se dice que el aceite contenido en el mismo se
encuentra saturado y por tanto, se va a empezar a desprender gas libre en la
formacion; dependiendo del espesor de la misma y el echado que tenga (inclinacion
de la formacién), se puede generar una capa de gas que se conoce como casquete
de gas secundario.

El empuje que se genera para producir el aceite debido a la capa de gas descrita,
puede llegar a ser el mecanismo preponderante de produccion en el yacimiento y en
combinacion con otros mecanismos de empuje, definira el nivel de factor de
recuperacion que puede llegar a obtener.

En la Grafica 1 se presenta la curva que sefiala el comportamiento de la reduccién
de la presion si el yacimiento tiene este empuje, contra la recuperacion en porcentaje
del volumen original in situ. Como se observa, en las mejores situaciones, se podria
obtener un factor de recuperacion de casi 30%.

Empuje por la expansion de laroca.

La produccion de aceite y gas del yacimiento genera una reduccion de la
presion de los fluidos en el mismo, lo que a su vez implica un aumento en la presion
de sobrecarga en la formacion. Este aumento de presion en los granos de la
formacion causa su compactacion y a su vez podria llevar a ocasionar una
subsidencia en la superficie, lo cual se ha observado en algunos campos en el
mundo.

Por tanto, el mecanismo por expansion de la roca, también conocido como
mecanismo de compactacion, expulsa el aceite y gas debido a la reduccién del
volumen poroso en el yacimiento. Sin embargo, es importante destacar que este
mecanismo solo es relevante si la compresibilidad de la formacion es grande, lo cual
sucede en las formaciones constituidas por carbonatos.
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El efecto de este mecanismo de empuje se ha determinado mejor en yacimientos
mas bien superficiales y que se encuentran a menos de 2000 metros de profundidad.

En la Grafica 1, se muestra cual podria ser la recuperacion si solo existiera el empuje
por expansion de la roca y fluidos, contra la disminucion de la presiéon en el
yacimiento. Como se observa podria obtenerse cuando mucho un 4% de factor de
recuperacion, si solo existiera este empuje en el yacimiento, lo cual es poco
probable.

Empuje hidraulico (por efecto del acuifero).

El empuje natural por efecto del acuifero, también conocido como empuje
hidraulico, ocurre en los yacimientos que tienen un acuifero asociado y se empieza a
presentar una vez que se reduce la presion en el yacimiento, lo que permite que el
agua en el acuifero se expanda y fluya dentro de la zona de aceite del mismo.

Este mecanismo de desplazamiento en los yacimientos, es de los mas eficientes,
dependiendo del tipo de formacion de que se trate. De hecho, los factores de
recuperacion mas altos que se han observado en varios yacimientos alrededor del
mundo, casi siempre han estado asociados a un empuje hidraulico considerable.

Se puede observar en la Grafica 1, que este empuje hidraulico es de los mas
eficientes y se podrian obtener factores de recuperacién de alrededor de 50%, en
algunos campos.

Empuje por segregacion gravitacional.

Este empuje no es muy comldn que se presente en los yacimientos, pero
cuando se tiene, es el mecanismo de produccién mas eficiente que se ha encontrado
en los yacimientos alrededor del mundo. Esencialmente, esta relacionado con el
empuje por capa de gas secundaria, ya que la segregaciéon gravitacional se relaciona
normalmente con yacimientos de grandes espesores 0 que tienen un echado
considerable, lo que permite que por gravedad los fluidos pesados vayan a ocupar
las partes bajas del mismo y que el gas, al ser mas ligero tienda a ocupar la parte
superior. Al lograrse esto dentro de este tipo de yacimientos, la capa de gas opera de
manera muy eficiente, ya que hace el efecto de un pistén que empuja el aceite y los
fluidos méas pesados hacia abajo.
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Existen en varios paises, casos de yacimientos con este tipo de empuje y
normalmente se ha logrado obtener de ellos factores de recuperacion muy elevados,
debido a la manera tan eficiente que opera la segregacion gravitacional.

En la Gréfica 1, se puede distinguir que en el caso del empuje por segregacién
gravitacional, se podrian obtener factores de recuperacion de alrededor del 60%.

Finalmente, se debe recordar, como ya se menciond anteriormente que rara
vez se presenta en los yacimientos solo uno de estos empujes descritos a lo largo de
su vida. Por esta razon, las mejores practicas en la administracion de yacimientos
tienen que dedicar un esfuerzo y tiempo considerable a la obtencién de informacion
de los mismos, para definir los mecanismos de empuje preponderantes y poder
aprovecharlos a plenitud y asi obtener los mayores factores de recuperacion
posibles, al menos en la etapa de recuperacién primaria.

TIPOS DE EMPUJE EN LOS YACIMIENTOS

100 1 Por expansion de la roca.

2 Por gas disuelto.
801 3 Por la capa de gas.

4 Por el acuifero (hidraulico)
Porcentaje

60+ 5 Por segregacion gravitacional.

de la
Presion

Original

20+

0 10 20 30 40 50 60
Eficiencia de recuperacion en % del OOIP

Grafica 1. Influencia de los mecanismos primarios de recuperacion en la presidn del yacimiento
y en la eficiencia de recuperacion de aceite*.
* Fuente: Integrated Petroleum Management, Satter and Thakur, Pennwell Books, 1994.




FACTORES A ESCALA DEL YACIMIENTO CAPITULO |

Cuando la energia natural que empuja a los fluidos deja de ser suficiente, se recurre
a meétodos artificiales para continuar extrayendo los hidrocarburos.

Caracteristicas de los yacimientos con empuje de agua®®.

Un yacimiento con empuje de agua es aquel en el que la fuente predominante
de energia para producir el aceite es el avance del agua procedente de un acuifero
asociado. Si otro mecanismo aporta una cantidad significativa de energia, se
considera que el yacimiento esta bajo un empuje combinado.

La principal fuente de energia en este tipo de yacimientos, es la combinacion de la
expansion de la roca y del agua en un acuifero que suple la afluencia del agua hacia
el yacimiento. En algunos casos, el acuifero es reabastecido por aguas desde la
superficie, por lo que la afluencia no es enteramente obra de la expansion. El empuje
de agua puede proceder del flanco o de mas abajo del yacimiento.

La produccion también puede verse favorecida por la expansion del aceite, ya que la
presion del yacimiento debe caer antes que empiece la afluencia del agua. Esto es
también lo mas importante al comienzo de la vida del yacimiento cuando la caida de
presién es mas alta.

En resumen, se puede decir que las caracteristicas mas importantes de los
yacimientos con empuje de agua son las siguientes:

e La presion del yacimiento permanece alta.

e Larelacion gas-aceite permanece baja.

e Hay una temprana produccion de agua y ésta aumenta considerablemente.

e Enlos pozos hay flujo natural hasta tanto la produccién de agua sea excesiva.
e El factor de recuperacion es de 35 a 75% del POES.

Un mecanismo de empuje en un yacimiento puede ser definido como una forma
diferente de energia dentro de un yacimiento causando la expulsion o produccion de
sus fluidos. EI mecanismo de empuje dependera del yacimiento.

El comportamiento general del yacimiento es determinado por la energia natural y los
mecanismos de empuje disponibles para el movimiento de los hidrocarburos hacia el
pozo. Basicamente hay cinco mecanismos de empuje que proveen la energia natural
necesaria para la recuperaciéon de los hidrocarburos:
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Empuje por expansion de la rocay los liquidos.
Empuje por gas disuelto liberado.

Empuje por casquete de gas.

Empuje hidraulico.

Empuje por segregacion gravitacional.
Empujes combinados.

ogkwnPRE

Cada mecanismo de desplazamiento, de empuje o de produccion, dependera del tipo
de yacimiento, el nivel de presion que se tenga en el mismo y de los hidrocarburos
existentes.

Expansion de larocay los fluidos.

Los hidrocarburos que se encuentran atrapados en el yacimiento, pueden ser
movidos hacia los pozos productores y asi extraerlos; este movimiento de
hidrocarburo puede ser originado por los procesos fisicos que ocurren, generalmente
combinados, como son: la expansion de la roca, expansion del agua de formacion o
congeénita, expansion del aceite con su gas disuelto y expansion del gas disuelto
liberado.

Las expansiones de la roca y los fluidos ocurren en los yacimientos de aceite
bajosaturados, hasta que se alcanza la presion de saturacion; estas expansiones dan
lugar a la expulsion del aceite hacia los pozos productores. Dada la baja
compresibilidad del sistema, el ritmo de declinacion de la presién con respecto a la
extraccion, es muy pronunciado.

La liberacion del gas disuelto en el aceite ocurre en la tuberia de produccion, al nivel
en el que se obtiene la presion de saturacion. La relacién gas-aceite produccion RGA
permanece, por lo tanto, constante durante esta etapa de explotacion, e iguala la Rsi.
La saturacion de aceite practicamente no varia. La porosidad y la permeabilidad
absoluta disminuyen ligeramente, asi como la viscosidad y la densidad del aceite. El
factor de volumen del aceite aumenta también en forma muy ligera.

Realmente, la expansion de la roca y los liquidos sigue presentandose en tanto siga
ocurriendo un abatimiento de presion.

Empuje de gas disuelto liberado.
Cuando la presion se reduce en el yacimiento hasta alcanzar la presion de

saturacion, parte del gas que se encuentra en el aceite es liberado, por lo que el
mecanismo de desplazamiento se debera, primordialmente, al empuje de gas
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disuelto liberado; como ya se indic0, si bien es cierto que tanto el agua intersticial y la
roca continuardn expandiéndose, su efecto resulta pequefio, puesto que la
compresibilidad (o expansionabilidad) del gas es mucho mayor que la de los otros
componentes de la formacion. El gas liberado no fluye inicialmente hacia los pozos,
sino que se acumula en forma de pequefas burbujas aisladas, las cuales por motivo
de la declinacién de la presion, llegan a formar posteriormente una fase continua,
que permitird el flujo de gas y aceite hacia los pozos, como se muestra en la
figura 1.12.

Pi=Pb

Fig. 1.12 Empuje de aceite por gas disuelto liberado.

La saturacion de gas minima para que ocurra flujo del mismo se denomina
saturacion de gas critica. Durante esta etapa, en la que la saturacién de gas es
menor que la critica, la relacion gas-aceite producida disminuye ligeramente, ya que
el gas disuelto en el aceite, que se libera, queda atrapado en el yacimiento. El gas
liberado llena totalmente el espacio desocupado por el aceite producido. La
saturaciéon de aceite disminuird constantemente, a causa de su produccion y
encogimiento por la liberacion del gas disuelto; por lo tanto, mientras que la
permeabilidad al aceite disminuye continuamente, la permeabilidad al gas
aumentara.
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El gas fluird mas facilmente que el aceite, debido a que es més ligero, menos viscoso
y que en su trayectoria se desplaza por la parte central de los poros (bajo
condiciones equivalentes, su movilidad es mucho mayor que la del aceite). De eta
manera, la relacion gas-aceite que fluye en el yacimiento aumentara constantemente
y la relacion gas-aceite producida en la superficie mostrard un progresivo incremento,
hasta que la presion del yacimiento se abata substancialmente. Cuando esto ocurra,
la presion medida en la superficie disminuira, debido a que a presiones bajas, los
volumenes de gas en el yacimiento se aproximan a los volimenes medidos en la
superficie.

Cuando este mecanismo se presenta en yacimientos cerrados, la produccion de
agua es muy pequefia o nula. Las recuperaciones finales por empuje de gas disuelto
liberado son casi siempre bajas, variando generalmente entre el 5y 35 % del aceite
contenido a la presion de saturacion.

Cuando este mecanismo de desplazamiento ocurre en yacimientos que no presentan
condiciones favorables de segregacion, la recuperacion es totalmente independiente
del ritmo de extraccion.

Empuje por gas libre.
El empuje por casquete de gas consiste en una invasion progresiva de la zona

de aceite por gas, acompafada por un desplazamiento direccional del aceite fuera de
la zona de gas libre y hacia los pozos productores como se observa en la figura 1.13.
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Fig. 1.13 Representacion del mecanismo de empuje en un yacimiento con casquete de gas.
Los requerimientos basicos son que:

a. La parte superior del yacimiento contenga una alta saturacion de gas.
b. Exista un continuo crecimiento y agrandamiento de la zona ocupada por el
casquete de gas.

La zona de gas libre requerida puede presentarse de tres maneras:

1. Existir inicialmente en el yacimiento como casquete.

2. Bajo ciertas condiciones, puede formarse por la acumulacion de gas liberado
por el aceite, al abatirse la presion del yacimiento, a consecuencia de la
segregacion gravitacional.

3. La capa de gas puede crearse artificialmente por inyeccion de gas en la parte
superior del yacimiento, si existen condiciones favorables para su
segregacion.

El mecanismo por el cual el aceite se recupera bajo este proceso se entiende
facilmente, considerando primero la naturaleza del desplazamiento cuando la presion
del yacimiento se mantiene constante por inyeccion de gas, y analizando a
continuacion las diferencias que surgen cuando se permite la declinacion de la
presion del yacimiento. Es obvio que si la presion del yacimiento se mantiene en su
valor original, el gas inyectado no tiene acceso a la zona de aceite, excepto atras o
en el frente de avance del gas libre y por lo tanto, la parte inferior de la estructura
conserva sus condiciones originales de saturacion de aceite, hasta que se invade por
el gas inyectado. La produccion de aceite proviene de los pozos localizados en la
zona de aceite, pero el aceite producido es reemplazado, por lo que se mueve
adelante del frente del gas. En esta forma el proceso obliga al aceite a moverse
hacia la parte inferior del yacimiento.

La ventaja de este mecanismo consiste en que provoca, mediante una adecuada
localizacion y terminacion de los pozos, la obtencion de producciones de aceite de la
seccion del yacimiento que no contiene gas libre, reteniéndose en la parte superior
del yacimiento el gas libre que se utiliza para desplazar el aceite, como se muestra
en la figura 1.14.
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Fig. I.14 Desplazamiento por casquete de gas.

Sin inyeccion de gas, el empuje por capa de gas tendra lugar en virtud de la
expansion del gas del casquete, debido a la declinacion de la presion. Si el volumen
del gas libre inicialmente presente en el yacimiento es grande, comparado con el
volumen total original de aceite, y si no se produce gas libre durante la explotacion, la
declinacién de presion requerida para la invasion total de la zona de aceite por el
casquete de gas, sera ligera y el comportamiento del yacimiento se aproximara al
obtenido con inyeccién de gas. Si por otra parte, el volumen de la capa de gas es
relativamente pequefio, la presion del yacimiento declinard a mayor ritmo,
permitiendo la liberacion del gas disuelto y el desarrollo de una saturacion de gas
libre en la zona de aceite. Cuando la saturacion de gas libre forme una fase continua,
su exclusion de los pozos productores sera imposible y el mecanismo de
desplazamiento se aproximara al empuje por gas disuelto.

La recuperacion final en yacimientos con capa de gas varia normalmente del 20 al
40% del aceite contenido originalmente, pero si existen condiciones favorables de
segregacion, se pueden obtener recuperaciones finales del orden del 60% o mas.

La figura I.15 muestra que el crecimiento de la capa de gas permite la recuperacion
de mas aceite; m representa la relacion volumen inicial de la capa de gas @c.y. y el
volumen inicial de la zona de aceite @c.y.
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Presion del yacimiento

Presion de abandono

Recuperacion final de aceite

Fig. .15 Efecto en la recuperacioén final de aceite por el crecimiento del casquete de gas.

Empuje por entrada de agua.

El desplazamiento por invasion de agua es en muchos sentidos similar al del
casquete de gas. El desplazamiento de los hidrocarburos por el agua tiene lugar
atras del aceite y en la interfase 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 presion del yacimiento o permitir un ligero
abatimiento de ella, entonces el aceite recuperable sera casi totalmente recuperado
por desplazamiento con agua, puesto que no habra liberacion de gas en solucion o
dicha liberacion sera pequefia y asi mismo el desplazamiento que ocasione.

Los requerimientos basicos para este proceso son:

1. Una fuente adecuada que suministre agua en forma permanente al
yacimiento.

2. Una presién diferencial entre la zona del aceite (yacimiento) y la zona de agua
(acuifero) que induzca y mantenga la invasion.

El empuje hidraulico puede ser natural o artificial. Para que se presente en forma
natural debe existir, junto a la zona productora, un gran volumen de agua en la
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misma formacion, sin barreras entre el aceite y el agua, y la permeabilidad de la
formacion para facilitar su filtracion adecuada.

La formacion acuifera puede algunas veces alcanzar la superficie. En este caso la
fuente del agua de invasion podra disponerse a través del agua superficial, por el
afloramiento, como se muestra en la figura 1.16. Esta condicion no es muy comun;
generalmente, la invasion de agua tiene lugar por la expansién de la roca y el agua
en el acuifero, como resultado de la declinaciéon de presion transmitida desde el
yacimiento. Debido a que las compresibilidades de la roca y el agua son muy
pequefas, un empuje hidraulico regular requerird de un acuifero extenso, muchas
veces mayor que el yacimiento.

Fig. .16 Representacién del empuje de aceite por un acuifero natural que tiene un afloramiento.

Tan pronto como el agua invade una seccion de la zona de aceite y desplaza algo de
él, la saturacion de agua aumenta, la formacion adquiere e incrementa su
permeabilidad al agua y ésta tiende a fluir junto con el aceite.

Como agente desplazante el agua tiene una ventaja sobre el gas, ya que debido a su
menor movilidad (mayor viscosidad), un volumen de agua introducido en el espacio
poroso desalojara mas aceite que el mismo volumen de gas y se acumulara también
en mayor grado, mostrando menos tendencia que el gas a fluir a través del aceite.

Después que la interfase o contacto agua-aceite alcanza un pozo, su produccion de
agua aumenta progresivamente. El proceso se termina al abandonar el yacimiento
cuando se invaden los pozos superiores y su produccién disminuye a un nivel tal que
la recuperacion deja de ser costeable.
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En la mayoria de los yacimientos agotados por empuje de agua, la presiéon del
yacimiento se conserva a un nivel relativamente alto cuando se abandona su
explotacion.

La relacion gas-aceite producida en yacimientos con empuje hidraulico efectivo no
sufre cambios substanciales, debido a que al mantenerse alta la presion, se evita la
liberacion del gas disuelto y su distribucion en la produccion.

Las recuperaciones finales varian normalmente ente el 35 y el 75 % del volumen
original de aceite en el yacimiento. Las recuperaciones bajas corresponden a
yacimientos heterogéneos o0 con aceite viscoso.

En yacimientos con empuje hidraulico, la recuperacion final es sensible al ritmo de
explotacién. Si los gastos son altos, el depresionamiento propiciara la liberacion de
gas y el desplazamiento con agua se efectuara en presencia de una fase gaseosa.
En estas condiciones, la saturacion de aceite residual puede reducirse
substancialmente. Esta reduccion proporciona una recuperacion de aceite mayor que
la obtenida con invasion de agua donde no existe una fase gaseosa. El
desplazamiento con agua, en una formacion parcialmente saturada de gas, da lugar
al desarrollo de una zona de alta saturacién de aceite (banco de aceite), formada
delante del agua de invasion. El banco de aceite desplaza parte de la fase de gas
movil inicial, dejando al gas residual atrapado distribuido en los poros en forma de
burbujas discontinuas o filamentos. El aceite es desplazado posteriormente por el
agua, en presencia de la fase gaseosa inmovil. En la figura 1.17 se presenta la
secuencia del sistema de desplazamiento descrito.

S¢ Gas atrapado

Gas inicial

Banco de aceite

Aceite inicial

Agua congénita

Longitud

Fig. .17 Desplazamiento con agua en una formacién parcialmente saturada de gas.
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Segregacion gravitacional.

La segregacion gravitacional, o drene por gravedad, puede clasificarse como
un mecanismo de empuje; sin embargo, se considera mas bien como una
modificacién de los demés. La segregacién gravitacional es la tendencia del aceite,
gas y agua a distribuirse en el yacimiento de acuerdo con sus densidades, como lo
muestra la figura 1.18. El drene por gravedad puede participar activamente en la
recuperacion de aceite; por ejemplo, en un yacimiento bajo condiciones favorables
de segregacion, gran parte del gas liberado fluira a la parte superior del yacimiento,
en vez de ser arrastrado hacia los pozos por la fuerza de la presién, contribuyendo
asi la formacion o agrandamiento del casquete de gas y aumentando la eficiencia
total del desplazamiento, que bajo las condiciones citadas puede ser hasta del orden
del 80 % del volumen original.

Fig. 1.18 Distribucién inicial de los fluidos en un yacimiento de hidrocarburos.

Los yacimientos presentan condiciones propicias a la segregacion de sus fluidos,
cuando poseen espesores considerables y/o alto relieve estructural, alta
permeabilidad y cuando los gradientes de presion aplicados no gobiernan totalmente
el movimiento de los fluidos.

La recuperacion en yacimientos donde existe segregaciéon de gas y/o de gua, es
sensible al ritmo de produccion; mientras menores sean los gastos, menores seran
los gradientes de presion y mayor la segregacion. Si se establece en un yacimiento
contra flujo de aceite y gas, se desarrollard una capa de gas y la relacion gas-aceite
producida mostrara una disminucién.
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Otros tipos de empuje, incluyendo combinacién de mecanismos.

La mayoria de los yacimientos quedan sometidos durante su explotacién a
mas de uno de los mecanismos de desplazamiento explicados, por ejemplo: un
yacimiento grande puede comportarse inicialmente como productor por empuje de as
disuelto. Después de un corto periodo de produccion, la capa de gas asociado actia
efectivamente y contribuye substancialmente a desplazar aceite; posteriormente y
después de una extensa extraccion, la presion del yacimiento caerd lo suficiente
como para establecer la entrada de agua al acuifero, de modo que el empuje por
agua se presentara como parte importante del mecanismo de desplazamiento, como
lo muestra la figura 1.19.

Capa de gas

Zona de aceite

Fig. 1.19 Combinacién de empujes en un yacimiento de hidrocarburos.

Dos combinaciones de empuje pueden estar presentes en el yacimiento. Estas son el
empuje por gas disuelto liberado y un menos empuje de agua y el empuje por gas
disuelto liberado con una parte pequefia del casquete de gas y minimo empuje de
agua. La segregacion gravitacional puede jugar un papel importante en cualquiera de
los empujes mencionados.
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Tipo de Fluidos Almacenados.

Es una practica comun clasificar a los yacimientos petroleros de acuerdo a las
caracteristicas de los hidrocarburos producidos y a las condiciones a las cuales se
encuentra en el subsuelo, tales como el color del liquido, densidad relativa y relacion
gas-aceite; sin embargo esta clasificacion resulta poco precisa, pues no siempre se
puede definir un yacimiento con estos parametros.

Se ha observado que una mejor clasificacion es obtenida si se consideran las fases y
la composicion de la mezcla de hidrocarburos, a la temperatura y presion del
yacimiento. Asi, existen cinco tipos de fluidos basicos. Estos generalmente son
llamados de aceite negro, de aceite volatil (ligero), de gas seco, de gas humedo y de
gas retrégrado (gas y condensado).

Aceite negro.

El aceite negro esta constituido por moléculas grandes, pesadas y no volatiles
principalmente, su diagrama de fases cubre un amplio rango de temperaturas. El
punto critico esta en la parte mas alta sobre la pendiente de la envolvente. La
temperatura de estos yacimientos es menor a la temperatura critica.

En la figura 1.20 se muestra un diagrama de fase tipico de un aceite negro. La linea
123, muestra el comportamiento de aceite dentro del yacimiento durante su
explotacion. Cuando las condiciones de presion y temperatura originales se
encuentra sobre el segmento 12, se dice que el yacimiento es bajosaturado; si la
presion es menor a la de la curva de burbujeo, es decir que se encuentra sobre la
linea 23, el yacimiento es saturado.

S Py SR % Liquide

Fig. .20 Diagrama de fase tipico de un aceite negro, con linea de reduccion de presién
isotérmica, 123, y condiciones en el separador.
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Aceite volatil.

El diagrama de fase para un aceite volatil es un poco diferente al de un aceite
negro. El rango de temperatura cubierto por la envolvente es menor, de hecho la
temperatura critica es mucho menor, aunque es mayor a la temperatura del
yacimiento.

En la figura .21 se muestra un diagrama de fase para un aceite ligero. La linea
vertical indica el comportamiento del fluido dentro del yacimiento durante la
explotacién. Las lineas de calidad indican que el porcentaje de liquido se reduce
rapidamente con el decremento de la presion.

Fig. .21 Diagrama de fase tipico de un aceite volatil, con linea de reduccién de presién
isotérmicay condiciones en el separador.

Gas seco.

El gas seco esta constituido por aproximadamente 95% de gas metano. La
figura .22 muestra un diagrama de fase de un gas seco. En el diagrama se observa
gue la mezcla de hidrocarburos es solo gas, tanto a condiciones de yacimiento como
a condiciones de separador.
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Fig. .22 Diagrama de fase tipico de un gas seco, con linea de reduccién de presion isotérmicay
condiciones en el separador.

Gas humedo

En una mezcla de hidrocarburos de gas humedo predominan las moléculas
mas ligeras. Su diagrama de fase tipico, mostrado en la figura 1.23, muestra que
dentro del yacimiento se tiene solamente gas durante su explotacion. Sin embargo, a
condiciones de separador se encuentra dentro de la envolvente, causando la
formacion de liquidos en superficie.

@ Separador

Fig. 1.23 Diagrama de fase tipico de un gas humedo, con linea de reduccién de presién
isotérmicay condiciones en el separador.

Gas retrégrado.

El gas retroégrado, conocido también como gas y condensado tiene un
comportamiento mas complejo. En yacimientos de gas y condensado, la temperatura
del yacimiento es mayor que la temperatura critica y menor que la temperatura de la
cricondenterma, punto 1 en la figura 1.24. Con la reduccion de la presion se alcanza
el punto de rocio, punto 2, si se reduce mas la presién, el gas comenzard a
condensarse, formando liquidos dentro del yacimiento. Este liquido, generalmente no
alcanza la saturacién critica y por lo tanto no es producido.
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i % Liquide

Fig. .24 Diagrama de fase tipico de un gas retrégrado, con linea de reduccion de presion
isotérmica y condiciones en el separador.

II.2 Heterogeneidades del Yacimiento

La mayoria de los yacimientos se forman durante un largo proceso en el que
abarcan una gran variedad de ambientes sedimentarios, tanto en tiempo como
espacio. Como resultado de la reorganizacion fisica y quimica, como la
compactacion, solucién, dolomitizacién y la cementacion; las caracteristicas del
yacimiento cambian con el tiempo.

En la mayoria de los casos, la heterogeneidad de los yacimientos depende del
ambiente de deposito y de los eventos posteriores, asi como la naturaleza de las
particulas.

I1.2.1 Tipos de Heterogeneidades en el Yacimiento

Son varios los aspectos que se encuentran relacionados a la heterogeneidad
de un yacimiento. Se clasificaran en tres principales categorias: variacion vertical,
variacion areal, y fracturas a escala de yacimiento.

II.2.4 Fracturas a Escala de Yacimiento y Permeabilidad Direccional

Las fracturas en el yacimiento o planos de fractura cerrada, son muy
frecuentes en los yacimientos de aceite. Diversos autores se dieron a la tarea de
deducir la orientacion de estas fracturas a partir del andlisis transitorio de la presion.
El ingeniero de yacimientos debe de estar consciente de que los yacimientos que
tienen una pequefia indicacion de fracturas durante la declinacion primaria, pueden
tener fracturas iniciales o planos de poca fuerza que se manifiestan en si mismos
cuando se aplica presién por inyeccion.
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El predominio de la evidencia muestra que estas fracturas no son horizontales, pero
por lo general tienen una orientaciébn cercana a la vertical, por lo que pueden
presentar interacciones altamente direccionales para desviar el aceite en gran parte
de la matriz de la roca.

En general, el efecto de la permeabilidad direccional es mas pequefio en
comparacién con las variaciones regionales en la permeabilidad. El efecto de la
permeabilidad direccional puede despreciarse frecuentemente para casos practicos.

I1.3.5 Zonacion Geoldgica

De las propiedades de la roca, solo la permeabilidad esta involucrada en los
procedimientos citados anteriormente. La manera correcta de caracterizar la
estratificacion de la permeabilidad de un yacimiento es tomando en cuenta cualquier
informacion geologica disponible.

Esta informacion debe incluir analisis de nudcleos, registros de pozos y analisis de
litologia de nucleos. Con esta informacion, y el concepto de que las arenas se
depositan en capas, las cuales tienen cambios en el espesor y propiedades
litolégicas semejantes, se puede correlacionar un niumero de zonas a través de esa
porciéon del yacimiento de arenas.

[1.3.6 Flujo Cruzado Entre Capas

Diversos métodos para predecir el comportamiento de recuperacion de aceite,
asumen que las capas en el yacimiento son continuas de un pozo a otro, uniformes
en propiedades, y aisladas entre si, excepto en el fondo del pozo. Varios
yacimientos, satisfacen el concepto de capas impermeables conformadas por lineas
de lutitas.

Il.4 Eficiencia de Desplazamiento Volumétrico como el Producto de la Eficiencia
Areal y Vertical

La eficiencia de desplazamiento puede considerarse conceptualmente como el
producto de las eficiencias de barrido areal y vertical. Considere un yacimiento con
cierto espesor, porosidad uniforme y con una saturacion de hidrocarburos, pero que
consiste de varios estratos. Para un proceso de desplazamiento en el yacimiento, E;,
puede ser expresada como:
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EV= EA* EI

En donde E4 es la eficiencia de desplazamiento areal en un modelo idealizado de un
yacimiento, area barrida entre el area total del yacimiento, E, es eficiencia de
desplazamiento vertical, espacio poroso invadido por el fluido inyectado dividido
entre el espacio poroso detras del frente de inyeccion. En un yacimiento real, varian
arealmente las porosidades, espesores y saturaciones de hidrocarburos, E, se
sustituye por una eficiencia de desplazamiento corregida Ep:

EV=EP* EI

Donde Ep es el espacio poroso con hidrocarburo en la vecindad justo detras del
frente de inyeccion, dividido entre el espacio poroso total con hidrocarburos en el
yacimiento. E, es una eficiencia de desplazamiento areal que ha sido corregida por
las variaciones de espesores, porosidades y saturaciones presentes en el
yacimiento.

La eficiencia de recuperacion de hidrocarburos en un proceso de desplazamiento
puede ser escrito de la siguiente manera:

EV=EP* EI* ED

Las ecuaciones anteriores son conceptualmente correctas, pero su aplicacion a los
problemas practicos resulta dificil. Para utilizar estas ecuaciones en la determinacion
de E, se requiere estimar de forma independiente a E, 0 E, y E;, estas estimaciones
resultan complicadas de obtener para desplazamientos en sistemas 3D, ya que E, y
E; no son independientes.

En la ausencia de efectos verticales, el desplazamiento areal puede ser aproximado
mediante correlaciones desarrolladas a partir de modelos fisicos o por modelos
matematicos. En la practica, E, es determinada utilizando correlaciones o modelos
matematicos basados en sistemas 3D y no por el célculo independiente de E, y E;.

Es muy util considerar a E, como el producto de dichas eficiencias, para entender los
parametros que afectan el desplazamiento volumétrico. Se ha comprobado que E, y
E; estan influenciadas para la raz6n de movilidad ya sea en un proceso de
desplazamiento miscible o inmiscible.
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11.6.2 Efecto de la Segregaciéon Gravitacional y de la Razon de Movilidad en la
Eficiencia de Desplazamiento Vertical

La segregacion gravitacional ocurre cuando la diferencia de densidades entre
los fluidos del yacimiento es tan grande que influye, incluso cuando la principal
direccion de flujo es en el plano horizontal. Cuando el fluido inyectado

11.6.3 Segregacion Gravitacional en Yacimientos Horizontales

Se deben de utilizar simuladores numéricos o modelos para describir los
efectos de la fuerza gravitacional en la eficiencia de desplazamiento, la mayoria de la
informacién disponible fue obtenida a partir de estudios donde se utilizaron modelos
horizontales de laboratorio, siendo estos homogéneos e isotrépicos. Las
correlaciones deben utilizarse como herramientas de prediccion. Las correlaciones
indican la dependencia del desplazamiento sobre los diferentes parametros
utilizados, es necesario notar que estos no permiten un calculo preciso de E, para los
yacimientos actuales.

Las correlaciones de Craig y de Spivak, indican los siguientes efectos de diversos
parametros en la segregacion gravitacional, como sintetiza Spivak:

e La segregacion gravitacional se incrementa, con el aumento de la
permeabilidad horizontal y vertical.

e La segregacion gravitacional se incrementa, con el aumento de la diferencia
de densidades entre los fluidos.

e La segregacion gravitacional se incrementa, con el incremento de la razén de
movilidad.

e La segregacion gravitacional se incrementa, con la disminucion en el gasto.

e La segregacion gravitacional disminuye, con el incremento de la viscosidad.

El efecto de la razon de movilidad en un desplazamiento, es el provocar una
aceleracion o un retardo del efecto gravitacional, dependiendo de que si M es mayor
o0 menos a 1. Por lo tanto, a condiciones en donde los efectos de la segregacion
gravitacional son importantes y la razon de Movilidad no es favorable, el
desplazamiento vertical puede ser afectado por ambos factores.
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11.6.4 Segregacion Gravitacional en Yacimientos Inclinados

La diferencia de densidades entre las fases puede tener un gran efecto en los
procesos de desplazamiento en yacimientos inclinados, y no existen correlaciones
generales para estos casos.

Cuando el yacimiento tiene una cierta inclinacion la gravedad puede ser utilizada
para mejorar el desplazamiento.

Il.7 Eficiencia de Desplazamiento Volumétrico

La eficiencia de desplazamiento areal y vertical por lo general son
determinadas mediante modelos matematicos o fisicos de dos dimensiones. La
eficiencia de desplazamiento areal ha sido determinada utilizando modelos areales
en donde se simularon algunos arreglos entre pozos. En este caso los efectos del
desplazamiento vertical fueron minimizados por la homogeneidad.

Las eficiencias de desplazamiento vertical, se determinaron con modelos lineales de
multiples estratos (heterogeneidad vertical). Donde los efectos areales se
minimizaron utilizando flujo lineal.

El uso de modelos 3D como base de las correlaciones que determinan E, o E; resulta
muy complicado debido a que dichas eficiencias no son independientes.

La eficiencia de desplazamiento volumétrico debe determinarse con base en la
naturaleza 3D del yacimiento, los métodos para determinar dicha eficiencia caen
dentro de la siguiente clasificacion:

1. Basada en la aplicacion directa de modelos 3D
2. Basada en un modelo estratificado del yacimiento (Modelo areal 2D)

Mientras que un limitado nimero de estudios ha sido conducido utilizando modelos
fisicos, la aplicacion de simuladores tiene un mayor potencial. Esta aproximacion es
limitada por el numero de bloques que se usen y esto afecta la velocidad de los
célculos, esta limitante es especialmente cierta en los desplazamientos con fluidos
miscibles o cercanos a la miscibilidad.
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En la segunda clasificacion el yacimiento es dividido en varios estratos no
comunicados, el desplazamiento es calculado en cada estrato con las correlaciones
o célculos basado en un modelo areal 2D. EI comportamiento en cada estrato sera
sumado a los demas, para obtener la eficiencia volumétrica.

1.8 Raz6én de Movilidad

La movilidad de una fase que fluye en un medio poroso esta definida a partir
de la ecuacion de Darcy:
- -G
= pi/ \Ax

En donde u; es la velocidad superficial (Darcy) de la fase i, k; es la permeabilidad
efectiva de la fase i, y; la viscosidad de la fase i, p es la presion y, x la longitud. Para
el flujo de una sola fase, k;, es la permeabilidad absoluta del medio poroso. Para flujo
multifasico, es la permeabilidad efectiva de la fase fluyente, y es funcion de la
saturacion de la fase. La movilidad de una fase fluido, 4;, esta dada por:

B Hi

Para procesos de desplazamiento, se usa la razon de movilidad, M, de las fases,
fluido desplazante y fluido desplazado, y se expresa de la siguiente manera:

Ai

En donde A, es la razon de movilidad del fluido desplazante y 1, la movilidad de la
fase fluido desplazado. Es de notarse que M es una cantidad adimensional, es un
parametro extremadamente importante en cualquier proceso de desplazamiento,
afecta tanto al desplazamiento areal como vertical, el desplazamiento disminuye en
tanto M aumenta para un volumen establecido de fluido inyectado. Ademas afecta la
estabilidad del proceso de desplazamiento, con el flujo se vuelve inestable cuando
M>1; este flujo inestable provoca el efecto de digitacion por viscosidad. Debido a que
un valor mayor a 1 se relaciona como una razon de movilidad no favorable, por el
contrario un valor menor a 1 es una razon de movilidad favorable.

M, puede ser definida de distintas maneras, dependiendo de las condiciones de flujo
en un proceso especifico.
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CAPITULO Il
FACTORES A ESCALA DE POROS

Para entender el comportamiento de un yacimiento y las fuerzas que actdan en
€él, es necesario tener el conocimiento de algunas de sus propiedades basicas, las
principales se clasifican en dos tipos:

e Propiedades de la Roca: porosidad, permeabilidad y saturacion
e Propiedades Roca-Fluidos: presién capilar, tension interfacial, mojabilidad, etc.

11.1.1 Viscosidad (p)

Se denota como po. Se define como la medida de la resistencia del petréleo al flujo.
Es usualmente medida en centipoises, cp, (gr/cm*seg). La resistencia al flujo es
causada por friccion interna generada cuando las moléculas del fluido tratan de
desplazarse unas sobre otras. Los valores de po se requieren a diferentes presiones.
Los gases aumentan su viscosidad con el aumento de la temperatura y los liquidos la
disminuyen.

La tasa de produccion es inversamente proporcional a la viscosidad del crudo. Es
tipico en los yacimientos que producen por gas en solucion (se libera el gas y la
viscosidad tiende a incrementar). También por la formacion de emulsiones agua
aceite aumenta la viscosidad.
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[11.1.2 Presion Capilar (Pc)

Es la diferencia de presiones que existe en la interfase que separa dos fluidos
inmiscibles, uno de los cuales moja preferentemente a la roca. También puede
definirse como la capacidad que tiene el medio poroso de succionar el fluido que la
moja y de repeler al no mojante.

(1) permeabilidad alta, poros
uniformes
Pc (2) permeabilidad media
(3) permeabilidad baja, poros
heterogéneos

Swirred
Pc min
0% Sw —» 100%
100% ' S de fase no mojante 0%
Fig. 1.1

El punto de convergencia de las curvas indica la minima presion capilar a la cual
empieza a entrar fluido no mojante a una muestra.

1.3 Tension Interfacial (o)

Es el resultado de los efectos moleculares por los cuales se forma una
interfase que separa dos liquidos. Si 0=0 se dice que los liquidos son miscibles entre
si. En el caso de una interfase gas-liquido, se le llama tensién superficial.
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11I.1.4 Mojabilidad

Es la tendencia de un fluido a extenderse o adherirse sobre una superficie
sélida, en presencia de otro fluido. Se mide por el angulo de contacto.

aceite

roca roca .
Roca mojada por agua roca mojada por aceite

Fig. 1.2 Angulo de contacto.

La mojabilidad incide en la distribucion de los fluidos dentro del espacio poroso, la
cual a su vez afectara el proceso de desplazamiento de un fluido por otro.

[11.3.3 Mojabilidad en Soélidos

La mojabilidad, es la tendencia de un fluido a no extenderse o adherirse a una
superficie solida en presencia de un segundo fluido. Cuando dos fases inmiscibles
estan en contacto con una superficie sélida, una de las fases es atraida al sélido mas
fuertemente que la otra; ésta es llamada fase mojante. Esta fase es poco movil en el
yacimiento, las fuerzas de atraccion entre la fase mojante y la superficie de la roca
impiden que la saturacion de la fase mojante descienda por debajo de un valor
minimo (saturacion irreductible) y tiende a ubicarse en los poros mas pequefios, por
el contrario las fuerzas de repulsion entre la roca y el fluido no-mojante, hacen que
tienda a ubicarse en los poros mas grandes, produciendo que la fase no mojante sea
la mas movil, especialmente cuando se presentan altas saturaciones de dicha fase.

La mojabilidad de la roca afecta la naturaleza de las saturaciones de fluidos y las
caracteristicas de permeabilidad relativa de un sistema roca-fluido. Considerando el
efecto de la mojabilidad en la distribucién de los fluidos, podemos decir que las
curvas de permeabilidad relativa estan relacionadas con la mojabilidad.

Dependiendo de las caracteristicas fisicas y quimicas de las rocas asi como de la
composicion del aceite, se puede presentar mojabilidad intermedia y/o mixta. La
mojabilidad intermedia ocurre cuando ambas fases de fluido tienden a mojar al
sélido, pero una es ligeramente mas atraida que la otra. La mojabilidad mixta es el
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resultado de una variacién en la composicion quimica de las superficies expuestas
de la roca o de las superficies expuestas de la roca o de las superficies de la material
cementante. Debido a esta variacion quimica la mojabilidad puede variar de un punto
a otro, algunas veces el agua moja al sélido en una parte de la superficie y el aceite
lo hace en la parte restante. La mojabilidad puede tratarse cuantitativamente,
examinando las fuerzas interfaciales que existen cuando dos fases liquidas
inmiscibles estdn en contacto con un sdélido.

[11.1.5 Distribucién de los Fluidos

La distribucion de la fase que moja o de la que no, no depende
exclusivamente de la saturacion, sino que también depende del sentido en que se
efectle la prueba.

Imbibicién. Cuando aumenta la saturacién del fluido que moja.

Drene. Cuando se reduce la saturacion del fluido que moja.

Histéresis. Es la diferencia de las propiedades de la roca (P.-Sw) que se tiene al
invertir el sentido de la prueba.

Pe o HISTERESIS

Sw

Fig. 1.3 Distribucién de los fluidos.
[11.1.6 Porosidad (¢)

Es la medida del espacio poroso en una roca. En este espacio es donde se
acumularan los fluidos. Se calcula con la siguiente expresion:

4
"7
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Donde:
V,: Volumen de poros del medio poroso

V,: Volumen total del medio poroso
La porosidad puede clasificarse como:

Porosidad Absoluta
Considera el volumen poroso tanto de los poros aislados como los poros
comunicados.

Porosidad Efectiva

Solo concidera los poros comunicados. En el caso de una roca baséltica se
puede tener una porosidad absoluta muy alta, pero una porosidad efectiva muy
reducida o casi nula. Por otro lado, la porosidad puede ser primaria 0 secundaria,
dependiendo del proceso que le dio origen.

Porosidad Primaria
Es el resultado de los procesos originales de formacion del medio poroso,
tales como depositacion compactacion, etc.

Porosidad Secundaria

Se debe a procesos posteriores que experimenta el mismo medio poroso,
como disolucion del material calcareo por corrientes submarinas, acidificacion,
fracturamiento, etc.

La porosidad se expresa en fraccion, pero tambien es comdn expresarla en por
ciento. Normalmente, la porosidad varia en los yacimientos entre el 5y 30%. Puede
obtenerse directamente de nucleos en el laboratorio o indirectamente a partir de
registros geofisicos.

El petréleo se recolecta, finalmente, mediante la migracion secundaria en las rocas
almacenadoras o de yacimiento, porosas y permeables, que reunen las condiciones
volumétricas y que se ubican dentro de una trampa. Cualquier roca porosa y
permeable puede actuar como un yacimiento para el petréleo y gas. Pueden ser
rocas detriticas (clasticas) o siliciclasticas, generalmente formados de fragmentos de
materia silicea, o rocas precipitadas quimica o bioguimicamente, generalmente
carbonatos. No es raro que el petréleo se encuentre en las lutitas fracturadas.
Ocasionalmente, rocas igneas y metamorficas contienen cantidades comerciales de
petroleo cuando se encuentran localizadas favorablemente en aproximada a las
secuencias sedimentarias productoras de petroleo.
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Los dos elementos esenciales de una roca almacenadora o de un yacimiento, son la
porosidad y la permeabilidad. La roca debe de contener poros o espacios para
almacenar el petroleo y estos poros deben estar interconectados. La roca debe ser
permeable a los fluidos y gases. Por ejemplo, una roca pdmez aun cuando tiene una
porosidad bastante alta, no constituye una buena roca de yacimiento, debido a que
los poros no estan interconectados. Los diametros de poro también deben de ser
mayores a un tamafio minimo (mayor al diametro molecular del metano), debido a
que la relacion entre el volumen poroso total y el area superficial interna no debe ser
muy baja. Si el tamafio de poro es demasiado pequefio, la atraccion capilar de los
granos del mineral retendra los fluidos en el espacio poroso de la roca, y los fluidos
no podran extraerse, debido a que las permeabilidades, absoluta y relativa, son
demasiado bajas. A continuaciébn daremos una breve explicacion de los dos
conceptos fundamentales de los cuales se hace alusion cuando se describen a las
rocas almacenadoras:

POROSIDAD

Como parametro esencial para que ocurra un deposito de petroleo, es la roca
almacén cuyo rasgo mas importante es la porosidad, ya que debe tener poros, o
huecos de determinado tamafio y naturaleza para permitir el almacenamiento de
petroleo y gas en yacimientos; estos deben ser suficientemente amplios y
distribuidos en un volumen de roca importante para que se justifique su explotacion.

Todas las secuencias sedimentarias varian en el tamafio de sus poros; estas
variaciones se denominan primarias si dependen de:

1. El ambiente de depositacion de la roca.

2. El grado de uniformidad del tamafio de la particula.

3. La naturaleza de los materiales que componen la roca.
4. El contenido de matriz que tanga la roca.

Las variaciones se denominan secundarias, si dependen de acontecimientos que
tuvieron lugar después, de que ocurrié la sedimentacion de la roca, estos incluyen a:

1. El fracturamiento.

2. La disolucion.

3. La resedimentacion y cementacion.

4. La compactacion debida a un aumento en la carga.
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La porosidad es el cociente del espacio total de huecos en la roca o poros entre su
volumen total. Convencionalmente la porosidad se expresa en porcentajes que se
determinan con la siguiente relacion:

volumen del espacio total de poros
volumen de roca

porosidad =

X100

0 =%X100

La razén entre el volumen total del espacio que ocupan los poros y el volumen total
de la roca se denomina porosidad absoluta o total, donde se incluyen a todos los
intersticios 0 huecos interconectados o no; la medida de la porosidad que se usa
comunmente en los estudios sobre yacimientos petroleros es la razén entre los
espacios que ocupan los poros interconectados y el volumen total de la roca, razén a
la que se determina porosidad efectiva, que por lo general es de un 5 a un 10 %,
inferior en casi todos los casos a la porosidad total. La permeabilidad de una roca
depende de la porosidad efectiva.

En la figura 1.4 se muestra los diferentes tipos de porosidad, y posteriormente se
describen sus principales caracteristicas.

Clasificacion de la porosidad:

/Dependienle de la fabrica de la roca

r-i s

Moldica Fenestral En zonas protegidas  En estructuras
de crecimiento
o intergranular
No dependiente de la fabrica de la roca
>; ;)W ; P ~ ) P
De fractura Canales” Cavidades® Cavernas®

“El término caverna se aplica a los poros de grandes dimensiones (del tamaiio de una persona o mayor), tengan morfologia de canales o de cavidades.

Dependiente o no de la fabrica de la roca

s bl IR

LY |

\ P Galerias De desecacién )

Fig. 1.4 Clasificacion de la porosidad (Tomada de Atlas de rocas sedimentarias 1997).
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Porosidad Primaria.

La porosidad primaria se forma cuando un sedimento se deposita en una
cuenca sedimentaria. Los tipos principales de porosidad primaria es la porosidad
intergranular, intraparticula, moldica, intercristalina, fenestral.

Porosidad Intergranular.

Esta porosidad ocurre entre los espacios de los granos detriticos que forman a
la roca, los cuales forman la fabrica (conjunto de caracteres estructurales de una
roca) de un sedimento; ésta es una porosidad muy importante ya que esta
inicialmente presente en todas las rocas sedimentarias.

La porosidad intergranular es reducida progresivamente por la diagénesis en
carbonatos, pero es el tipo de porosidad dominante en areniscas y conglomerados.

Porosidad Intraparticula.

En arenas carbonatadas, particularmente en aquellas con restos de fosiles, la
porosidad primaria puede estar presente dentro de los granos detriticos.

Porosidad Intercristalina.

La porosidad intercristalina ocurre entre los cristales individuales de una roca

cristalina; es el tipo de porosidad tipica en las rocas igneas, metamoérficas de alto
grado y para algunas evaporitas, donde tal porosidad es de origen primario, y puede
presentarse en algunos carbonatos los cuales han sufrido la cristalizacion y es
importante particularmente en dolomias recristalizadas.
Los poros en rocas cristalizadas son esencialmente cavidades planas que se cortan
oblicuamente una con otra sin estrechamientos de las gargantas entre los poros
adyacentes; tales rocas son muy importantes en algunos yacimientos de aceite y/o
gas, de los yacimientos petroleros de México.

Porosidad Secundaria.
La porosidad secundaria o de post-depésito, es aquella que por definicion, es
formada después de que un sedimento fue depositado; los principales tipos de

porosidad secundaria son, la porosidad vugular, en fracturas y en cavernas.

Porosidad Vugular.
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Es porosidad secundaria que es formada por la solucion en rocas
carbonatadas, como moldes cortan transversalmente a la fabrica del depdsito
primario de la roca y se encuentran tipicamente en carbonatos rodeados por
cristales.

La porosidad vugular es para dislolucién que deja huecos con didmetros menores a
50 centimetros, y la porosidad en fracturas es en huecos mayores a los 50
centimetros.

Porosidad en Cavernas

Con el incremento de tamafio del vugulo, se gradia al término de porosidad
de caverna; los vugulos son de dimensiones pequefias y las cavernas estan
comunmente desarrolladas debajo de las inconformidades; este sirve como depadsito
petrolero en un gran numero de Campos como Abgaiq en Arabia Saudita y el Campo
Dollarhide de Texas.

Porosidad de Fracturas.

Las fracturas corresponden con un tipo de porosidad secundaria; éstas
ocurren frecuentemente en las rocas que presentan comportamiento fragil, las
fracturas en el sentido de ruptura en la laminacién (disposicion de los elementos
detriticos de una capa en bandas finas a menudo onduladas, paralelas u oblicuas,
cada una de estas bandas se denomina lamina) del depdsito, pueden ocurrir al
mismo tiempo con la sedimentacién, durante la diagenésis 0 en estapa posterior por
esfuerzos tectonicos.

Durante la sedimentacion o durante la diagénesis a menudo se desarrollan
microfallas, las cuales son originadas principalmente por hundimiento, deslizamiento
y compactacion. Las fracturas en sedimentos plasticos son selladas
instantaneamente; sin embargo, en rocas duras pero quebradizas, las fracturas
pueden permanecer abiertas después de su formacion, por lo que da lugar a la
porosidad de fracturas. Cualquier descripcion de una roca debe incluir una
estimacion de la cantidad y tipo de la porosidad que tenia el sedimento original. La
porosidad puede ser primaria- es decir, estaba presente ya en el sedimento original-
0 secundaria, desarrollada por la génesis en el ambito petrolero.
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La porosidad de la mayor parte de los depdsitos varia entre un 5y 30% y
frecuentemente esta entre el 10 y el 20%. Los yacimientos carboniticos tienen, por lo
general, una porosidad ligeramente inferior que los yacimientos de areniscas, pero la
permeabilidad de las rocas carboniticas puede ser superior. Generalmente se
considera que una roca que tiene una porosidad inferior al 5% es descartable para
una explotacion comercial, que es marginal, a no ser que existan factores de
compensacion, como puede ser las fracturas, fisuras, oquedades y cavernas, que no
se revelen en los recortes pequeiios de la roca. En la tabla 1.1, se muestra
basicamente, la evaluacion de las porosidades y permeabilidades tipicas que existen
en rocas productivas o en algunos yacimientos.

Porosidad Evaluacion Permeabilidad
(%) (milidarcy)
0-5 Despreciable -

5-10 Pobre -
10-15 Moderada 1.0-10
15-20 Buena 10 - 100
20-25 Muy Buena 100 — 1000

> 25 Excelente >1000

Tabla I.1 Evaluacion de porosidades y permeabilidades de las rocas productivas o de
yacimiento mas comunes (Levorsen, 1967).

Porosidad

Es en términos de un yacimiento la capacidad que tiene una roca de contener
fluidos. En los calculos la porosidad puede expresarse en porcentaje o en fraccion
decimal. Por definicion, la porosidad es el volumen vacio de roca (aquel lleno de
fluidos), dividido por el volumen total de la roca:

Volumen Vacio

Porosidad = Volumen Total

Respecto a la porosidad podemos enunciar como aspectos importantes en la
industria petrolera, los siguientes:

- La porosidad primaria es consecuencia de los espacios vacios entre los
fragmentos o particulas después de su acumulacién como sedimento.

- El empaquetamiento se refiere a la configuracion geomeétrica de la distribucion
de las particulas. Esta configuracion puede ser cubica, rombica o hexagonal.

- La seleccion se refiere a la variacion en el tamafio y forma de las particulas.
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- El cemento es la substancia que mantiene juntos los diversos granos o
particulas. Muy a menudo es cuarzo o calcita. Una roca bien cementada
tendra una porosidad menor que una mal cementada.

- La angularidad y redondez de los granos, junto con la seleccion y
empaqguetamiento, afectan la porosidad debido al entralazamiento de los
granos asi como el relleno de los espacios vacios.

- La compactacion es el grado de alteracion del tamafio y forma de las
particulas debido a la presion de las rocas suprayacentes. El l6gico que con el
tiempo la sobrecarga reduzca la porosidad.

- La porosidad secundaria esmuy importante y es consecuencia de agentes
geoldgicos tales como el fracturamiento, fisuramiento y lixiviacién (disolucion o
lavado de la roca), durante el proceso de formacion de la roca.

La produccion de hidrocarburos en rocas tanto clasticas como carbonatos proviene
principalmente de porosidades primarias.

l11.1.7 Permeabilidad (k)

Es una medidad de capacidad de una roca para permitir el paso de un fluido a
través de ella. La permeabilidad puede ser absoluta, efectiva o relativa.

Permeabilidad Absoluta
Es la propiedad de la roca que permite el paso de un fluido, cuando se
encuentra saturada al 100% de ese fluido.

Permeabilidad Efectiva

La permeabilidad efectiva a un fluido es la permeabilidad del medio a ese
fluido cuando su saturacion es menos al 100%. A continuacion se muestra una
grafica tipica de permeabilidades efectivas para un sistema Aceite-Agua en un medio
poroso mojado por agua:
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Ko

Kw

Swc Soc

Fig. II.5 Permeabilidades relativas.

En la region A solo fluye aceite.
En la region B fluyen simultaneamente aceite y agua.
En la region C solo fluye agua.

Es necesario resaltar que para una saturacion de agua de 0.5 la permeabilidad
efectiva al aceite es mayor que la efectiva al agua.

Permeabilidad Relativa (k;)
La permeabilidad relativa a un fluido es la relacibn que existe entre la

permeabilidad efectiva a ese fluido y la permeabilidad absoluta. A continuacién se
muestra una grafica tipica de permeabilidades relativas:




FACTORES A FACTORES A ESCALA DE POROS  CAPITULO Il
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Kw
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Fig. 11.6 Permeabilidades relativas.
PERMEABILIDAD

Es la propiedad que permite el pasaje de un fluido a través de los poros
interconectados de una roca, sin que se dafen ni se desplacen las particulas de la
roca.

En otras palabras, la permeabilidad es la medida de la conductividad de fluidos que
tiene una roca, y es probablemente la propiedad aislada mas importante de una roca
gue pertenece al tipo de yacimiento. La unidad mas utilizada para indicar la
permeabilidad de una roca es el Milidarcy.

La permeabilidad es controlada por varias variables; estas incluyen la porosidad
efectiva de la roca, la geometria de los poros, incluyendo su tortuosidad, y la medida
de las gargantas entre los poros, la fuerza capilar entre la roca y los fluidos que las
invaden se pueden determinar por la ley de Darcy usando la siguiente ecuacion:

,_d dp
o dx
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donde:
g Es el volumen del flujo (volumen por unidad de tiempo), en centimetros
cubicos por segundo para el flujo horizontal.
k Es la constante de permeabilidad, en darcys.
A El area total de la secciodn transversal en centimetros cuadrados.
W Es la viscosidad del fluido, en centipoises.
dxdp Es el gradiente hidraulico (la diferencial de presion entre la diferencial de
x en la direccién del flujo (x)), que se mide en atmosferas por centimetro.

La unidad de medida de la permeabilidad de una roca es el sistema CGS se
denomina darcy en honor a Henri Philibert Gaspard Darcy (1856), quien llevé a cabo
experimentos con la circulacion de liquidos a través de medios porosos. Un medio
poroso tiene una permeabilidad de un darcy cuando un fluido monofasico de un
centipoise de viscosidad, que llena por completo los huecos del medio a una
velocidad de un centimetro por segundo por centimetro cuadrado de seccién, bajo
una presion o gradiente hidraulico equivalente a una atmoésfera (76.0 cm de Hg) por
centimetro.

La permeabilidad de la mayoria de las rocas se considera menor que un darcy y
generalmente usado en milidarcy (1 md=0.001 darcy). La permeabilidad de las rocas
es altamente variable y su rango de la permeabilidad va de 10 a 100 milidarcys, el
cual es considerado bueno; arriba de este rango son consideradas excepcionalmente
altas.

La porosidad y permeabilidad son propiedades dependientes de un sedimento o
secuencia sedimentaria; ya que por lo general la permeabilidad es baja, si la
porosidad no estéa interconectada, por lo contrario la permeabilidad es alta cuando la
porosidad esta interconectada y efectiva.

Clasificacion de la permeabilidad:

Permeabilidad Absoluta. Cuando un medio poroso esta saturado por un solo fluido o
existen 2 fases, pero una de ellas es inmovil, a la facilidad con que se puede fluir la
otra fase a través del medio poroso, se le denomina permeabilidad absoluta.

Permeabilidad Efectiva: Se le llama permeabilidad efectiva cuando el medio esta
saturado por 2 o mas fases con facilidad de flujo, y cada una de ellas tiene
permeabilidad.
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Permeabilidad Relativa: Se define a la permeabilidad relativa como el cociente de la
permeabilidad efectiva con respecto a la permeabilidad absoluta; mateméaticamente

Se expresa como:

k,
_ lef
k i=0,g,W

abs
donde:
Kiet ES la permeabilidad efectiva.
Kiabs ES la permeabilidad absoluta.

Permeabilidad relativa

La permeabilidad es una medida de la facilidad con la que un fluido pasa a
través de una roca porosa, bajo condiciones de flujo no turbulento. Para flujo de mas
de una fase es conveniente expresarla como una fraccion de la permeabilidad
absoluta, y referirla entonces como la permeabilidad relativa de la fase.

El valor de la permeabilidad relativa de cada fase depende de la saturacion, o bien,
del grado de interconexion de los poros. Su evaluacion representa las interacciones
roca-fluido y fluido-fluido, durante el flujo multifasico en el yacimiento.

Las curvas de permeabilidad relatva en rigor deben determinarse
experimentalmente. Si no es posible, se obtendran de correlaciones, o bien, a partir
de datos de produccion. Para un sistema gas-aceite 0 gas-agua las curvas tienen la
forma mostrada en la figura 11.7.




FACTORES A FACTORES A ESCALA DE POROS  CAPITULO Il

1 : ! keo|

krg

oceife

0 So , 1

Fig. 1.7 Curva tipica de permeabilidades relativas para sistemas gas-agua 0 gas-aceite.

Permeabilidad

Es la capacidad de flujo de los fluidos contenidos en una roca. Para que un
yacimiento sea comercial es necesario no sélo que la roca contenga petrdleo y/o gas,
sino que ademas estos fluidos puedan desplazarse dentro de la roca y salir a la
superficie. Por consiguiente la roca solo es permeable cuando los poros estan
conectados.

En general puede decirse que las rocas mas porosas con grano de tamafio uniforme
tienen una mayor permeabilidad que las menos porosas, y aunque la porosidad
pueda ser alta en algunas rocas de grano fino, la reduccion en el tamafio de los
poros trae como resultado una disminucién en la capacidad de flujo dentro de la roca.
En consecuencia la permeabilidad disminuye.

Permeabilidades relativas

Cuando los fluidos inmiscibles (O y W) se desplazan conjuntamente en un medio
poroso, se puede definir, por lo menos localmente:

- Las saturaciones Soy Sw
- Las presiones Po y Pw cuya diferencia es Pc
- Las velocidades de filtracién uo y uw
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Por analogia con la ecuacion de Darcy se escribe:

ko dPg Ky dPy
u,=-=-—2 .. y,= =<
o n, dL w Ny dL

Estas relaciones definen los coeficientes ko y kw, llamadas permeabilidades
efectivas.

La experiencia muestra que las permeabilidades efectivas son siempre inferiores a la
permeabilidad del medio poroso. La relacion entre la permeabilidad efectiva y la
permeabilidad del medio k se llama permeabilidad relativa K:

K, = ky/k K, =k, /k
La variacion de las permeabilidades relativas tiene el aspecto indicado en la figura

[1.8 para una saturacion de aceite comprendida ente los limites Sor y 1-Swr; cada
una de las permeabilidades relativas crece con la saturacion correspondiente.

0 Sor 1"'Swr 1
So—>

Fig. I1.8 Permeabilidades relativas en funcion de las saturaciones.

Se puede demostrar que la relacion u,,/u, es decir, la relacion agua/aceite (WOR)
en los fluidos producidos es igual a la relacién de las movilidades, siendo la movilidad
A la relacién entre la permeabilidad relativa al fluido y la viscosidad del fluido.
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Kw/n
WOR = W — Ao/A,
Ko/n, /

La experiencia muestra que la posicion de las curvas Kw y Ko se desplaza hacia
abajo (las K disminuyen) cuando la tension interfacial aumenta, y viceversa. Si la
saturacion del yacimiento es considerablemente superior a Sor el efecto de la
capilaridad es poco importante. Al contrario, cuando So se acerca a Sor como en el
caso de un yacimiento en fin de recuperacion secundaria, los fenébmenos capilares se
tornan dominantes.

Permeabilidad

La segunda cualidad muy importante que debe presentar la roca es la de la
permeabilidad.

La permeabilidad es la propiedad que tienen algunas rocas para permitir el
movimiento de los fluidos dentro de ellas, debido a la intercomunicacion de los poros.
Por lo tanto, de ella depende la migracion de los fluidos hasta alcanzar la trampa y la
descarga de los hidrocarburos al pozo.

La permeabilidad depende de tres requisitos:

1. Porosidad.
2. Poros interconectados.
3. Poros de tamafio super capilar.

La permeabilidad se mide en milidarcys. Un medio tiene una permeabilidad de un
milidarcy cuando un liquido de viscosidad igual a un centipoise, se mueve un
milimetro por segundo a través de una seccion de un centimetro de roca, con un
gradiente de presidon de una atmosfera por centimetro. (Ver tabla 1.3 para evaluarla).

POROSIDAD | PERMEABILIDAD
Despreciable 0-5%
Pobre 5-10 %
Regular 10-15% 1-10 md
Buena 15-20 % 10-100 md
Muy buena 20-25 % 100-1000 md
Tablall.3
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La porosidad y la permeabilidad pueden verse disminuidas e inclusive pérdidas por
compactacion, cementacion, recristalizacion y granulacién. A su vez pueden verse
aumentada por fracturamiento en cualquier tipo de rocas, y por disolucion y
recristalizacion en el caso de las calizas.

Permeabilidad Vertical y Horizontal.

La permeabilidad es la propiedad que posee la roca para permitir que los
fluidos se muevan a través de los poros, independientemente del tipo que sean (a
excepcién del gas). Esta determina el comportamiento del yacimiento y del pozo,
pero el término puede referirse a diferentes tipos de mediciones, por ejemplo, la
permeabilidad puede ser absoluta o efectiva, vertical, horizontal o en cualquier otra
direccion, debido a quela misma se define como un vector.

Las permeabilidades horizontal y vertical se pueden calcular de muchas maneras.
La determinacion de este tipo de permeabilidades es muy importante en los
yacimientos, porque de ellas depende la buena ejecucion de un bombeo neuméatico y
el buen desarrollo de la produccion del yacimiento asi como la viabilidad de los
procesos de recuperacion secundaria y terciaria. Por ejemplo, al comienzo de la vida
de un yacimiento, la principal preocupacion de la permeabilidad efectiva horizontal
promedio del aceite o del gas, puesto que esta controla la productividad y el disefio
de la terminacion de cada uno de los pozos. Sin embargo, mas tarde, la
permeabilidad vertical pasa a ser importante debido a su efecto en la conificacion de
gas y agua, asi como en la productividad de pozos horizontales y multilaterales.

La importancia de cada tipo de permeabilidad depende del yacimiento al que se
enfrente, en uno muy anisotropico hay mucha diferencia entre una y otra (anisotropia
es la relacion ente la permeabilidad vertical y horizontal), por lo que descartara la que
permita que el crudo o el gas tenga mas probabilidad de salir del yacimiento, o lo que
es lo mismo, la que tenga mas probabilidad de ser producida.

Un manejo eficaz del yacimiento no solo depende del conocimiento de la
permeabilidad horizontal promedio, sino también de la distribucion lateral y vertical de
la permeabilidad, asi como de la conductividad de las barreras impermeables. En
algunos pozos seria ideal una elevada permeabilidad vertical, para facilitar el proceso
de levantamiento por gas, para que la capa inyectada en la parte superior del
yacimiento, logre empujar efectivamente el crudo hacia abajo y se pueda lograr la
extraccion del mismo, en cambio, en otros la permeabilidad horizontal seria la ideal.




FACTORES A FACTORES A ESCALA DE POROS  CAPITULO Il

INFLUENCIA DE LAS FUERZAS QUE INTERVIENEN EN UN YACIMIENTO
lll. 2 Fuerza de Viscosidad

En un medio poroso, las fuerzas de viscosidad se ven reflejadas en la
magnitud de la caida de presion que ocurre como resultado del flujo de fluidos a
través del medio. Una aproximacién simple para calcular la fuerza de la viscosidad se
hace considerando un medio poroso como un conjunto de tubos capilares paralelos.
Asi, la caida de presion para flujo laminar a través de un solo tubo esta dada por la
Ley de Poiseuille:

8uLv

2
r"gc

Ap =

A, es la caida de presion a través del tubo capilar en Ibf/ft?, L es la longitud del tubo
capilar en ft; r es el radio del tubo capilar en ft, v es la velocidad promedio en el tubo
en ft/sec; p es la viscosidad del liquido que fluye en Ibm/(ft-s), y g. es un factor de
conversion.

Para un medio poroso, las fuerzas de viscosidad pueden expresarse en términos de
la Ley de Darcy:

puLv
k

A,= —(0.158)

A, esla caida de presion a través del medio poroso en psi, L es la longitud del medio

poroso en ft, v es la velocidad promedio del fluido en el medio poroso ft/D, u es la
viscosidad del fluido en cp, @ es la porosidad del medio poroso y k es la
permeabilidad del medio poroso en darcies.

[11.3 Fuerzas de Capilaridad
Capilaridad
Ayuda en la migracion primaria, pero en la secundaria puede retardar el

movimiento de los fluidos. En las areniscas donde los granos gruesos estan
envueltos por agua connata, ésta puede impedir la entrada de aceite a la roca.
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[11.3.1 Presion Capilar

Por causa de que las interfaces de los sistemas anteriores estan en tension,
existe una presion diferencial a través de la interface, esta presion es llamada
“presién capilar”, puede ser ilustrada por la elevacién del fluido en un tubo capilar. El
fluido que estd por encima del agua es un aceite, y debido a que el agua moja
preferentemente al vidrio del tubo, existe un incremento de la capilaridad (altura por
encima de la superficie de agua a la cual ésta se elevara debido a la atraccion de sus
moléculas con la fase solida).

La presion capilar esta relacionada con la fuerza interfacial fluido-fluido, con la
mojabilidad relativa de los fluidos (a través del angulo ©), y con el radio del tubo
capilar, r.

La presion capilar puede ser tanto negativa como positiva; el signo expresa en qué
fase existe la menor presion y esta fase sera la que preferentemente moje al tubo
capilar.

La presion capilar es inversamente proporcional al radio del capilar y se incrementa a
medida que aumenta la afinidad de la fase mojante con la superficie de la roca.
Utilizar un tubo capilar es una aproximacion idealizada y simple del fenbmeno de
capilaridad en rocas almacenadoras. La complejidad de la estructura de los poros no
permite un riguroso estudio analitico, por lo que se puede estudiar por medio del uso
de una configuracién basada en particulas esféricas de tamafio definido, un orden de
magnitud superior a las encontradas en las rocas almacenadoras. En base a este
sistema, se ha desarrollado una expresion para determinar la presion capilar.

v 7)
= "\’ "R,
En donde R; y R, representan los radios de curvatura mostrados en la figura.

La ecuacion anterior es llamada ecuacion de Laplace y puede ser una relaciéon
general si R; y R, son tomados como los radios de curvatura principales de la
interface fluido-fluido. Los valores de R; y R, estan ligados a la saturacion de la fase
mojante dentro de un medio poroso. Sin embargo, la presién capilar depende de la
saturacion de la fase fluido que moja al sistema.
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CAPILARIDAD-ADSORCION

La ley fundamental de la capilaridad o ecuacion de Laplace relaciona la
diferencia de presion entre los lados de una interfase (presion capilar Pc) con la
curvatura:

P.= AP= P, — P, = 2yH
Donde y es la tension interfacial y H la curvatura promedia de la interfase.

La tension interfacial es la energia libre de Gibbs por unidad de area y depende de
las substancias adsorbidas en la interfase. Para agua en equilibrio con una fase
hidrocarburo es el orden de algunas decenas de dina/cm (6 mN/m). En presencia de
un surfactante se reduce generalmente a 1 o 0.1 dina/cm, pero en ciertos casos muy
particulares (de los cuales se discutiran mas adelante) puede llegar a 0.001
dinas/cm.

El contacto trifasico agua (W), crudo (O) y solido (S) esta caracterizado por los
angulos de contacto. La fig. 2 indica la definicion de los angulos de contacto ©o y
Ow.

A lo largo de la linea de contacto trifasico se ejercen perpendicularmente a esta linea
y por unidad de longitud de la misma, fuerzas que corresponden a las tensiones
interfaciales. El equilibrio se expresa como un balance vectorial entre estas fuerzas
cuyas direcciones son las tangentes a las interfases involucradas. Para simplificar, se
puede suponer que el sélido es plano en el punto de contacto y utilizar un céalculo de
trigonometria elemental para hallar la condicion de equilibrio (en proyeccién sobre la
superficie del solido) llamada condiciéon de Neuman:

st = Yso + oncoSeo
st + YWOCOSGW = Yso

En general y para evitar confusiones se llama angulo de contacto © el angulo 6,,
gue corresponde a la fase agua.

cosO = (Y5 = Ysu)/Yuwo
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El valor de © depende de la tension interfacial entre O y W (y ) y también de las
energias libres interfaciales del sdlido con los fluidos (v, Y v,,), €s decir de la
naturaleza de los fluidos y de la superficie del sélido.

Las rocas almacén poseen una naturaleza polar (carbonato, silica) y por lo tanto la
roca “limpia” es mojable por el agua. Sin embargo se observa que en muchos
yacimientos el angulo de contacto © supera 90°. Esto se debe a que la superficie del
sélido esta cubierta por una capa de sustancia adsorbida que le confiere un caracter
“aceitoso”.

Los fendmenos de adsorcion son extremadamente importantes en los métodos de
recuperacion mejorada. En efecto, las sustancias surfactantes son susceptibles de
adsorberse sobre los solidos presentes (caliza, silica, arcillas), y también pueden
producirse intercambios ionicos entre los soélidos y la fase acuosa, o que puede
modificar considerablemente la composicion de la misma. Ver figura 11.9.

Fig. I1.9 Adsorcién de surfactante y cambio de mojabilidad
[11.3.2 Tension Superficial y Tension Interfacial

Siempre que coexistan fases inmiscibles en un medio poroso, la energia
superficial relacionada a la interface de los fluidos afecta las distribuciones,
saturaciones y desplazamiento de las fases. En la siguiente figura se muestra que el
agua coexiste con el aceite en el yacimiento, aun cuando éste no ha sido sometido a
inyeccion de agua o que haya sido invadido por algun acuifero asociado. A pesar de
gue el agua se encuentre en un estado inmovil, las fuerzas interfaciales pueden
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influir en procesos subsecuentes de flujo. Si se realizé un proceso de inyeccion de
agua al yacimiento o se tiene empuje por un acuifero asociado, se tendran altas
saturaciones de agua, y asi el agua sera la fase movil.

La tension superficial, es una fuerza eldstica, cuantificada en términos de la tension
superficial, o (fuerza que actua en el plano correspondiente a la superficie por unidad
de longitud de la misma). El término tensién superficial se reserva para el caso en
donde la superficie est4 entre una fase liquida y una fase gaseosa o aire, si la
superficie se encuentra entre dos liquidos diferentes, o entre un liquido y un sdlido,
se puede usar el término tension interfacial. Las mezclas de hidrocarburos como el
aceite crudo, tendran menores tensiones interfaciales, dependiendo de la naturaleza
y de la complejidad de los liquidos. Las tensiones interfaciales y superficiales estan
fuertemente ligadas a la temperatura.

Una forma comun de medir la tension interfacial en los liquidos, es utilizando un tubo
capilar. Por lo que si medimos el angulo de contacto y la altura de la columna de
liquido para un determinado radio capilar, se puede determinar la tension interfacial.

Drenaje e imbibicion

Un medio poroso esta caracterizado por su geometria, sin embargo no es
posible definirla en el caso de un medio poroso natural.

La porosidad ¢ es la fraccion de volumen vacio, la cual varia desde 0.05 para medios
muy compactos a 0.26 para un apilamiento hexagonal compacto de esferas rigidas
de mismo didmetro. Ademas de la porosidad se pueden definir algunas otras
caracteristicas tales como la distribucion de tamafo de poro, y la tortuosidad
promedia de los poros.

Ademas de estas propiedades intrinsecas se definen otras dos, que estan
relacionadas con el movimiento del fluido monofasico (permeabilidad), o con la
presencia de dos fluidos inmiscibles (presion capilar). Finalmente So y Sw son las
saturaciones de aceite y de agua, es decir las fracciones volumétricas del volumen
poroso ocupado por cada fluido.

Cuando dos fluidos inmiscibles coexisten en equilibrio en un medio poroso, estan
repartidos segun las leyes de la hidrostatica y de la capilaridad. La reparticion de
fluidos depende de la dimension de los poros, del angulo de contacto, de la tensién
interfacial y de las saturaciones.
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En la practica se determina experimentalmente la variacidén de la cantidad PcL/y en
funcion de las saturaciones, donde L representa una longitud caracteristica del
medio, por ejemplo el diametro promedio de poro, esta variacion de Pclly
corresponde a las llamadas curvas de drenaje e imbibicion.

Pcl

Fig. 1.10 Variacién de la presion capilar al inyectar sucesivamente agua y aceite en un nucleo

Para obtener estas curvas se toma un nucleo de medio poroso completamente
saturado de agua (fluido que moja el sdlido) y se le inyecta aceite por aliquotas.
Después de cada inyeccion se espera el equilibrio y se mide la diferencia de presion
PC entre los fluidos.

El desplazamiento de agua por aceite (drenaje) produce la primera vez la curva
(1°D), que tiende a un valor maximo de So, llamado (1-Swr) donde Swr es la
saturacion residual de W después del drenaje.

Si ahora se reduce la saturacion de O inyectando W, se obtiene la curva de
imbibicion (1), hasta la saturacién residual Sor. Al aumentar nuevamente la saturacion
de O se obtiene la curva de segundo drenaje (D), y asi sucesivamente. Las curvas | y
D conforman el ciclo de histéresis de la presion capilar. Esto significa que para un
cierto estado de saturacion del medio poroso (So), la presion capilar (al valor de Pc)
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y 6 a Pc dado la distribucion real de los fluidos depende de la historia previa de
evolucién del sistema.

Los experimentos de imbibicion y drenaje muestran que no es posible desplazar
completamente uno de los fluidos por el otro. En ambos casos de desplazamiento,
existe una saturacién residual (Sor y Swr), tipicamente del orden de 20%, que
corresponde a un fluido distribuido en forma de glébulos desconectados uno de los
otros y atrapados por las fuerzas capilares.

El estado de saturacion residual Sor es el limite que se puede alcanzar mediante un
proceso de inyeccidn de agua. En la practica, nunca se llega a este valor.

Fuerzas hidraulicas.

El agua en movimiento es capaz de arrastrar consigo al aceite. La
compactacion de la roca generadora debida al peso de la columna de sedimentos o
presiones laterales debidas a diastrofismo, es capaz de expulsar los fluidos que se
encuentran dentro de ella. La porosidad original de una roca de grano fino puede ser
de 85 a 90 %, y por compactacion puede disminuir hasta 35 % 0 menos.
Obviamente, los fluidos que ocupan los poros originales son expulsados de la roca al
cerrarse los poros por compactacion, produciéndose una migracion en direccion de
menor resistencia hacia rocas mas porosas y permeables como son las areniscas y
las calizas.

El agua es siempre el liquido mas abundante, pero si en los poros entre los granos
mojados por agua hay aceite, éste es empujado hacia afuera de la roca generadora
junto con el agua libre. (Figura 11.11).

Fig. 1l.11 La migracién ocurre en un medio acuoso
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Algunos gedlogos también creen en la eficacia de las fuerzas hidraulicas para mover
el aceite a lo largo de la roca almacenadora, produciendo acumulaciones con
estratificacion por densidad del agua y los hidrocarburos al alcanzarse la trampa. Sin
embargo, la teoria hidraulica no es aceptada por muchos, a menos que se acepte en
algunos casos, que la velocidad del agua circulando en el subsuelo es mayor que la
velocidad echado arriba del aceite moviéndose a través del agua. Se debe
considerar que a profundidades grandes, el agua es virtualmente estacionaria.

Sin embargo, existen evidencias de contactos agua-aceite inclinados por efectos
hidrodinamicos. (Figura 11.12).

creciente

Flujo de Aguo

Fig. I1.12 Desplazamiento y separacion del aceite y gas por efectos hidrodinamicos.

Por otra parte, es indiscutible que las fuerzas hidraulicas son responsables del
movimiento del aceite en el receptaculo durante la explotacion de un campo con
empuje de agua. En este caso, el agua se pone en movimiento debido a la cercania
del pozo.

Otro factor que puede ayudar a la migracion primaria, es la capilaridad, ya que
muchos autores opinan que mediante su accién, el aceite y el gas se pueden mover
de los poros mas chicos a los mas grandes; o bien, que la accion capilar tiende
introducir agua a los poros mas finos desplazando de ellos al aceite y el gas. Sin
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embargo, hay opiniones de muchos autores en el sentido de que la capilaridad no
s6lo no ayuda a la migracién, sino que la retarda.

Flotacion.

En la migracién secundaria, dentro de la roca transportadora, la flotabilidad es la
primera causa del movimiento del aceite. Para que la flotabilidad actue, se requieren
dos condiciones:

e Liquidos inmiscibles.
e Fluidos de diferentes densidades.

Se ha sefalado que el agua y el aceite no se mezclan y que el aceite es siempre
mas ligero que el agua del yacimiento, siendo el gas el mas ligero de todos.

Por lo tanto, siempre que se encuentra: agua y aceite, agua y gas, agua, aceite y
gas, se produce una estratificacion por densidad. Debido a que los receptaculos
siempre estan llenos de agua en una trampa, siempre se encuentran el aceite y el
gas en las partes mas altas de ellas. Para llegar a la zona de estratificacion, el aceite
y gas deben migrar a través de los poros de las rocas.

La roca debe contener poros de cierto tamafio que permitan actuar a la flotacion
pues de otra manera esta no podria actuar. Por ejemplo, en la roca generadora no se
produce estratificacion por densidad; pero como por definicion las rocas receptaculo
tienen suficiente porosidad y permeabilidad, la flotacién actida y se producen los
ajustes por densidad. Por lo tanto, la teoria de flotacion se vuelve operativa cuando el
aceite llega a la roca almacenadora.

Los poros en la roca almacenadora estan llenos de agua, y los aceites mas ligeros se
mueven hacia arriba como después se indicara.
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CAPITULO Il
BAJA PRODUCTIVIDAD EN LOS POZOS

[1l.1 Causas de la Baja Productividad en los Pozos.
1. Etapa de explotacién del yacimiento de aceite y gas.

En la ingenieria de yacimientos, en general se considera que existen tres etapas de
explotacién en la vida de los mismos:

Primaria. Esta etapa comienza desde el inicio de la explotacion de un campo o
yacimiento y es aquella en la cual se aprovecha la energia natural con la que cuenta
el campo. En esta etapa se puede considerar el empleo de tecnologias en el pozo
como el uso de sistemas artificiales de produccion de varios tipos, el fracturamiento
hidraulico de la formacion, asi como en el area de perforacién, el empleo de pozos
horizontales y multilaterales.

Secundaria. Durante esta etapa, el objetivo es inyectar al yacimiento energia
adicional, ya sea a través de inyeccion de agua o gas natural, ambos procesos para
mantenimiento de presion o como métodos de desplazamiento de fluidos dentro del
yacimiento. Durante esta etapa, también se pueden emplear tecnologias como
sistemas artificiales de produccion, fracturamiento hidraulico de la formacion, pozos
horizontales y/o multilaterales.

Mejorada. Es en esta etapa, en la que para continuar la explotacion de un campo o
yacimiento se requiere implantar otros métodos, para aumentar los factores de
recuperacion de aceite y gas, como: Térmicos (inyeccion de vapor o inyeccion de
aire, para generar una combustién in-situ en el yacimiento), quimicos (como
inyeccion de polimeros o surfactantes, para reducir la tension interfacial), o gases
miscibles (como CO2, gases enriquecidos, gases exhaustos o nitrdgeno, este ultimo
como proceso miscible o inmiscible).

Se tiene que reconocer que en el caso de algunos yacimientos, no es facil identificar
estas tres etapas. Es mas, en ciertos yacimientos se ha encontrado que no existi6 la
etapa primaria y fue necesario pasar a la secundaria e incluso a la mejorada, sin
haber ocurrido las anteriores. Un buen ejemplo de estos casos es el de yacimientos
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de aceite muy pesado y viscoso, que no pudieron ser producidos en su etapa
primaria ni secundaria y s6lo se obtuvo aceite de ellos a través de la inyeccién de
vapor, que se consideraria ya como la etapa de recuperacion mejorada.

RECUPERACION DE HIDROCARBUROS

Recuperaciéon Primaria:
Comienza desde el inicio de la explotacién de un campo o yacimiento y es aquella en
la cual se aprovecha la energia natural con la que cuenta el campo o el yacimiento.

Recuperacién Secundaria:

Proceso definido por adicionar energia al yacimiento mediante la inyeccion de un
fluido inmiscible, manteniendo y/o reiniciando el desplazamiento del aceite hacia los
pozos productores. Hay que enfatizar que en este proceso, las propiedades de los
fluidos y del medio poroso no son modificadas respecto a su comportamiento
original, y es solamente la energia de movimiento.

Recuperacion Mejorada:

Procesos en donde la inyeccion del fluido al yacimiento, produce la modificacién de
las caracteristicas y propiedades originales de la roca y/o fluidos en el yacimiento
(fisicas, quimicas y térmicas de detalle) las cuales hacen que los procesos de
recuperacion mejorada sean complejos y costosos.

Factor de Recuperacion de hidrocarburos en
yacimientos homogéneos por proceso de
explotaciéon

Yacimientos de aceite

e Recuperacion Primaria 5-20% OOIP

e Recuperacion Secundaria  20-45% OOIP

e Recuperacion Mejorada 45-65% OOIP
Yacimientos de gas

e Recuperacion Primaria 70-80 % OGIP
OOIP.- Volumen original de aceite en el yacimiento.
OGIP.- Volumen original de gas en el yacimiento
IMPORTANTE: En México, 90% de la produccion de
hidrocarburos proviene de yacimientos heterogéneos,
como los Yacimientos Naturalmente Fracturados, en los
cuales a nivel mundial el factor de recuperacion final
esperado promedia el 32% del OOIP.




BAJA PRODUCTIVIDAD EN LOS POZOS | CAPITULO llI

Recuperacién Secundaria y Mejorada en México

Samaria-Luna

. Flui Ti
Activo ! d°.‘?'e ho de_ . Estado
Inyeccion Recuperacion

Cantarell N2 Inmiscible Secundaria Operativo
Bellota Jujo N2 Inmiscible Secundaria Operativo
Ku Maloob . . .

N2 Inmiscible Secundaria Operativo
Zaap

N, Inmiscible

Secundaria Operativo

Fuente: PEMEX 2010

alcanzado.

Térmico:
*Vapor
*Combustion
*Agua caliente

Solventes:

*CO,miscible
*CO,inmiscible
N,

*Aire

Clasificacion de los diferentes subprocesos, empleados en
la recuperacion mejorada y porcentaje de recuperacion

5-40%
10-15%
5-10%

*Hidrocarburo miscible 5-10%

5-10%
5-15%
5-15%
5-15%

*Gasde combustion 5-15%

Quimico:

*Polimero 5%
*Surfactante 15%
*Alcalis 5%

Bacterioldgico:
*Biosurfactante 7-30%
*Polisacaridos  7-30%

Concepto de produccidn atribuible a los procesos de
recuperacion

a: no serecupera

Produccion Acumulada
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El Sistema Integral de Produccion
El sistema integral de produccién comprende:

(1) El yacimiento y la trayectoria que comunica el flujo con el pozo.

(2) EI pozo comprende las tuberias de revestimiento, de produccién e
intermedias, incluyendo las cementaciones de estas.

(3) La terminacion de un pozo involucra la tuberia de produccion y sus
componentes; en la superficie del pozo se tiene el cabezal y el arbol de
navidad (arbol de valvulas).

Los puntos anteriores indican las diferentes areas o elementos en donde pueden
ocurrir los problemas en los pozos petroleros.

Se considerara lo siguiente:

e El origen de los problemas de los pozos de inyeccion y produccion.
e Lasrespuestasy las opciones para hacer frente a estos problemas.

1.- EL ORIGEN DE LOS PROBLEMAS EN EL POZO

Las areas potenciales problematicas dentro del sistema de produccion son
numerosas y ocasionalmente interactian de forma secuencial, por ejemplo:

(1) Durante la cementacion o al removerla inadecuadamente, se puede provocar
corrosion a la tuberia de revestimiento.

(2) Un factor de formacion inadecuado (0 cementacion intergranular) puede
producir:

(a) Pérdida inicial en la productividad.

(b) Insuficiencia para conducir efectivamente las operaciones de wireline
(cable).
(c) Erosioén o falla en los equipos de superficie o de fondo.

Los problemas mas frecuentes se agrupan dentro de una clasificacion general, esto
es como se muestra en la figura 3.1:

e El yacimiento
e La perforacion del pozo.
e Laterminacién del pozo.
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Problemas en |
los pozos

‘ Yacimiento Terminacién Agujero |

I - 1 N I p 1 . I L 1
Produccion / Consideraciones
‘ Inyeccién ‘ de levantamiento ‘ T.R. ‘ ‘ Cabezal

Administracion Equipamiento

Fig. 3.1 Principales fuentes de los problemas en el pozo.

[1l. 1. 1 Problemas Asociados al Yacimiento.

Para la determinacién de la capacidad de produccién de un pozo, ademas de
considerar el sistema en su conjunto, se deberé tener un conocimiento adecuado del
yacimiento, las propiedades de sus fluidos, la declinacion de su presion, la variacion
de la saturacion, de sus permeabilidades relativas y el tipo de severidad del dafio a la
formacion, entre otros aspectos.

Si un pozo no produce en forma satisfactoria, la o las causas de su baja
productividad deben ser determinadas para establecer el método correctivo
adecuado. Invariablemente los problemas de produccién asociados al potencial de la
formacion se relacionan con:

a) La formacién productora
b) Los fluidos

La formacion productora.

El flujo de fluidos del yacimiento al pozo puede estar restringido por problemas
inherentes a la formacion, tales como: baja permeabilidad especifica, baja porosidad,
baja presion del yacimiento, depdsitos organicos e inorganicos, residuos de
materiales de estimulacion, grado de consolidacion de la formacion, etc. la eleccion
del método de solucion, si lo hay, depende de la naturaleza del problema y de los
resultados del estudio econdémico realizado al respecto.

Los fluidos.

En el movimiento de fluidos a través de los medios porosos intervienen
ademas de las fuerzas de presion y gravitacionales, las capilares y viscosas la
ecuacion 1 en unidades consistentes representa la forma mas general de la ecuacion
de Darcy al considerar los efectos mencionados. De la expresion siguiente se infiere
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gue las variaciones de las propiedades de los fluidos, tales como: viscosidad,
densidad y tension interfacial, provocardn que el potencial del yacimiento también
varie. En condiciones naturales este potencial disminuye. En operaciones de
estimulacion normalmente aumenta.

La presencia de crudo viscoso, la liberacién y expansién del gas disuelto y la entrada
de agua, son algunos de los problemas que afectan el flujo de hidrocarburos del
yacimiento al pozo. Las altas viscosidades del aceite reducen su movilidad y sélo
aumentando la temperatura en las vecindades del pozo puede facilitarse su
recuperacion.

La expansion continua del gas aumenta su movilidad 4, y reduce la del aceite A,.

Una eleccion adecuada de la profundidad a la cual se realicen los disparos, o bien, el
control de la produccion a traves de la seleccion del mejor estrangulador asegurara
en algunos casos una declinacion mas lenta de la presion del yacimiento,
incrementandose la produccion acumulada del aceite.

Finalmente, la presencia de agua constituye un problema severo, pues reduce la S,
incrementa el gradiente de flujo y consecuentemente disminuye la produccién de
aceite. Aunando a lo anterior, los costos de operacidon se incrementan en funcion del
tratamiento que se requiere para separar el aceite del agua. Son dos las principales
fuentes de presencia de agua: la entrada de agua del acuifero asociado al yacimiento
y la interdigitacion, resultado de la existencia de zonas altamente permeables en las
cuales la movilidad del agua es muy superior a la del aceite.

PROBLEMAS ASOCIADOS A LOS YACIMIENTOS

Los yacimientos son estructuras geoldgicas altamente complejas los cuales
deben ser administrados efectivamente si se quieren obtener Optimos beneficios
econoémicos.

Existe un numero fundamental de razones de por qué los problemas generados en
el yacimiento necesitan repararse.

1) Inicialmente, los yacimientos se desarrollan a partir de informacion limitada
y por lo tanto el conocimiento de las caracteristicas fisicas del yacimiento es
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escaso. Esto limita la precision con la que puede ser modelada su
planificacion.

2) Los yacimientos presentan una respuesta dinamica a la produccion y la
inyeccion. Esto implica que su respuesta tiene que ser modelada, evaluada y
actualizada peridédicamente. En caso necesario, se utilizan métodos
alternativos para la produccion y el agotamiento de la presion del yacimiento,
los cuales tienen que ser evaluados y posiblemente implementados.

3) El equipo de produccién tiene una vida operativa limitada, la cual no solo
depende de su manejo sino de la manera en la que esta instalado y en la que
es utilizado.

Los problemas asociados a los yacimientos pueden ser generalmente relacionados

a.

Consideraciones de produccidn e inyeccion o a objetivos de administracion de
yacimientos, ver figura 3.2.

{ Problemas en el yacimiento

Administracién del yacimiento ] [ apsldetacionesids }

productividad / inyectividad

1

Excesiva

T
productividad presentadas produccién

drene pozo enla enel de

de arena

) 1 P
- Perfiles de
{ Politica de l ( produccion / l { Estado del l

I ~ T
Ineficiente J { Limitantes }

Produccién ‘

e e
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Fig. 3.2 Problemas relacionados con el yacimiento.

1.1.1 PROBLEMAS DE PRODUCTIVIDAD O INYECTIVIDAD

El rendimiento de un yacimiento depende del 6ptimo empleo de la presion del

yacimiento. Se debe considerar la ubicacion y la magnitud de la perdida de presién
en el sistema. Hay cuatro categorias principales de los problemas identificados en
esta zona, es decir:

(a) Ineficiencia de la productividad/inyectividad debido a las perforaciones.
(b) Limitaciones en el rendimiento del yacimiento.
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(c) Excesiva producciéon de agua o gas.
(d) Produccion de arena.

(a) Ineficiencia de la productividad/inyectividad debido a las perforaciones.

Las perforaciones en la pared de la tuberia de revestimiento pueden proporcionar al
fluido una restriccion critica en la comunicacion entre el pozo y el yacimiento. La
productividad, en una terminaciéon depende de las siguientes caracteristicas:

(1) Fase del disparo, es decir, el angulo radial.

(2) Densidad de los disparos, es decir, nimero de cargas por metro.
(3) Diametro y longitud de las perforaciones.

(4) Dafio al pozo debido a la compactacion e infiltracion.

(5) Formacién anisotropica.

(b) Limitaciones en el rendimiento del yacimiento

Existen muchos factores que influyen en la capacidad de un yacimiento para
“‘comunicar” los fluidos al pozo. Algunos de ellos ejercen cierto dominio. Sin embrago,
es importante distinguir entre las restricciones naturales y las inducidas.

La relacion matematica mas simple que define la productividad de un pozo es la
ecuacion de estado de flujo radial, ecuacion 2,

P, — P,; = 1412 % Ln 72 - (EC.2)

donde: P = presion, psi.
gs = gasto de fase,STB/d.
Hs = viscosidad del fluido.
Bs = factor de formacién de volumen de fluidos “s”
K = permeabilidad de la roca.
r = radio, ft.
h = espesor vertical del yacimiento.

y los subindices: e: se refiere a radio exterior del yacimiento
wf: fondo fluyendo
W: pozo
s: fase del fluido (aceite, gas y agua).
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El flujo de los fluidos del yacimiento al pozo es controlado por:

(1) La presion del yacimiento

(2) El tamafio del yacimiento y su capacidad para mantener la presion, es
decir, el mecanismo de empuje del yacimiento.

(3) La movilidad del fluido en el yacimiento, es decir, la relacion de la
permeabilidad de la roca al fluido, en otras palabras la viscosidad del
fluido.

Radio de Movilidad M, = 5— ... (Ec. 3)

donde el subindice "0" se refiere a la fase del crudo.

Mas adelante se reconoce que las limitantes del rendimiento del yacimiento también
pueden ser naturales o inducidas.

i) Las limitante Naturales en el Rendimiento del Yacimiento.

De la ecuacién (2), se puede observar que el gasto (q) depende directamente de la
caida de presion en el yacimiento (P — Pws). La desviacion lineal en la caida de
presion del yacimiento seré igualado por una caida inversamente proporcional al
gasto producido. Casi en todos los yacimientos se observa una disminucion de la
presién a medida que los fluidos se producen. La declinacion del gasto dependera de
la capacidad volumétrica del yacimiento comparada con el volumen de fluido
producido, asi como también la capacidad de los fluidos de expandirse o la entrada
de los fluidos al yacimiento, esto para contrarrestar el agotamiento.

Generalmente los yacimientos muestran una disminucion de la presion si:
(1) Son
(2) Poseen una alta RGA

(3) Contienen un acuifero asociado (mecanismo...)

Las propiedades de las rocas también influyen en la productividad, asi como se
observa en la ecuacion (2), la permeabilidad (k).

La permeabilidad absoluta es una medida de la resistencia de los fluidos al flujo a
través de los medios porosos, y depende principalmente de la forma y el tamafio del

poro.
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En situaciones en las que méas de un fluido ocupa el espacio poroso, también
depende de la magnitud de la saturacién relativa de los fluidos en los poros. En tales
casos, la permeabilidad especifica de los fluidos se ajusta con una saturacion
dependiente, conocida como permeabilidad relativa.

Por ejemplo:
K, = k,— K ... (Ec. 3.4)

donde: Ko: permeabilidad del aceite.
kio: permeabilidad relativa del aceite.
K: permeabilidad absoluta del fluido.

La saturacién (autéctona) que se encuentra en los yacimientos de aceite y gas es
cuando son las fases moviles. Sin embargo, cuando la presion en un yacimiento de
aceite con mecanismo de gas en solucion cae por debajo del punto de burbuja, la
saturacion del gas aumenta hasta que se hace movil, y posteriormente, el gas y el
aceite fluyen a través del espacio poroso (Figura 3.3). Esto es un fendmeno natural
esperado en un yacimiento con mecanismo de gas en solucion, por lo que el indice
de productividad se vuelve una constante.

La viscosidad de los fluidos en el yacimiento tendra un efecto inversamente
proporcional en el gasto de produccion. Particularmente, ésta es una limitante para la
produccion de aceite pesado.

Producing

Gas Oil Ratio
G.O.R

Bubble point
pressure

Pressure Pressure

Time ———

Fig. 3.3 Production history for a solution gas drive reservoir.
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i) Limitantes inducidas en el rendimiento del pozo.

Las limitantes en el funcionamiento del pozo pueden ser inducidas en el yacimiento
en cualquier etapa, es decir, durante el desarrollo, perforacion, inicio de la produccion
y reparacion de los pozos.

El rango de mecanismos inducidos que limitan el rendimiento del pozo, hace
referencia al dafio a la formacion y su efecto es la reduccion de la productividad por
uno o mas de los siguientes:

- Reducir la permeabilidad absoluta de la roca.

- Reducir la permeabilidad relativa del sistema, es decir, disminuir el movimiento
en la primera fase.

- Aumentar la viscosidad del fluido movil.

El impacto potencial de estos parametros se puede ver en la ecuacion desarrollada
por la combinacién de ecuaciones (3.2) y (3.4). El dafio a la formacion es el resultado
de la reduccién o limitacion del rendimiento de los pozos, y puede ocurrir a una
variedad de razones:

- Obstruccion de los espacios porosos por soélidos asociados a los fluidos de
perforacion/terminacion o fluidos inyectados.

- La formacion y depositacion de materia inorganica debido a la mezcla de
fluidos incompatibles.

- Migracion o hinchamiento de arcillas.

- Compactacion asociada con el agotamiento del yacimiento.

- Mojabilidad inversa.

- Modificacion en la saturacion de los fluidos.

- Emulsién de formacion debido a la reduccion de la tension interfacial.

El dafio inducido en la formacién puede reducir la productividad en gran magnitud.
Sin embargo, hay que reconocer que la remocién de dafios no suele ser
completamente efectiva, puede ser costosa y por lo tanto, lo mejor es prevenir desde
un comienzo estos dafios.

c) Produccién de agua o0 gas en exceso.

La produccion de agua o gas en cantidades excesivas se debe evitar, ya que pueden
reducir radicalmente los gastos de aceite y la recuperacion final (yacimiento con
mecanismo de gas en solucién), y ademas, afecta directamente los costos de
produccion.
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Una produccion excesiva de agua, puede tener las siguientes desventajas:

e Reduccién de la fraccién de aceite de los fluidos producidos.

e Reduccién de la produccion total, por el ---- en el cabezal de la tuberia.
e Reduccién de la capacidad en el procesamiento de aceite.

e Aumento en los volimenes de agua.

e Aporta grandes volumenes de fluidos en el pozo.

e Aumenta el riesgo de desestabilizacion de la arena alrededor del pozo.

La produccion excesiva de gas, tiene las siguientes desventajas:

e Reduccién de la fraccién de aceite en los fluidos producidos.

e Reduce el gasto de produccion debido a una mayor pérdida de presion por
friccion.

e Reduccion de la capacidad de procesamiento.

e Reduce la capacidad del yacimiento para mantener la presion y por ende el
gasto de produccion.

e Mayor posibilidad de produccién de arena debido a la erosion.

Estos fluidos pueden entrar al pozo por:

e La comunicacion establecida entre el intervalo perforado y el contacto con el
fluido, por ejemplo, contacto gas/aceite o contacto agua/aceite.

e La migracion lateral hacia el pozo a través de una capa de alta permeabilidad,
es decir, la canalizacion.

En un yacimiento con acuifero asociado, en el que el abatimiento de presion
aumenta, el aumento en el contacto agua-aceite puede alcanzarse con una
perforacién poco profunda o al alcanzar alguna profundidad por encima de la baja
presién en el pozo acercandose al agua del acuifero, este proceso se conoce como
conificacion (Figura 3.4).
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Fig. 3.4 Fendmeno de conificacion del agua.

Del mismo modo, en un yacimiento que presenta un casquete de gas; con el
abatimiento de presion, el casquete de gas se expandira volumétricamente y como
consecuencia el contacto gas-aceite disminuira. La produccién de gas podria ocurrir
por el descenso del contacto gas-aceite que se puede alcanzar inclusive en el nivel
mas alto de la perforacion o en la cima de la perforacién; por lo que se aproximara al
proceso de cusping (Figura 3.5).

Gas Gas
Original gas oil contact OG0OC
New Gas oil contact Gas New G.0O.C
Oil
O0OWGCe Original oil - water contact

Fig. 3.5 Gas “cusping” phenomena.

d) Produccién de arena

La produccion de arena puede ser un problema serio cuando ocurre en un pozo de
aceite 0 gas. Algunos yacimientos de manera natural producen arena mientras que
otros solo lo hace si existen ciertas condiciones para su produccion.
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El colapso de una formacion o la produccién de arena pueden provocar lo siguiente:

- Danio a la tuberia de revestimiento debido a que la formacion de colapsa.
- Taponamiento y erosion del agujero y del equipo superficial.
- Problemas para su eliminacion (arena).

Los yacimientos que producen considerables cantidades de arena desde el inicio de
su produccién deberan disefiarse para excluirla. Otros yacimientos que son capaces
a la produccion de arena dependen de las condiciones de operacién en las cuales se
debera reducir la tendencia de produccion de arena, por ejemplo, restringir los
decrementos del gasto de presién/produccion.

I1l. 1. 2 Problemas Asociados a la Terminaciéon del Pozo.
Eficiencia de la terminacion.

Ademas de los problemas con los que la formacién y sus fluidos inciden en la
variacion de la produccion en la etapa de explotacion, existe un dafio a la formacién
generado durante la perforacion y terminacion del pozo. Este dafo se refleja en el
analisis a las curvas obtenidas de una prueba de incremento de presion. El dafio (o
mejoramiento) a la formacion modifica la eficiencia del flujo, y por lo tanto, el
comportamiento de afluencia al pozo.

La eficiencia de flujo (EF), depende de la variacion de las condiciones naturales de la
formacion. Cualquier cambio en ellas alterara la distribucion de presiones y
consecuentemente, el gasto. En la figura 3.6 puede observarse que la diferencia
entre la pys ideal y la pws real es una caida de presion adicional (Aps) debida al dafio
en la formacion.




BAJA PRODUCTIVIDAD EN LOS POZOS | CAPITULO llI

Presidn | 10/pa?)

Sl

Q
r—
Lo st b 900" @ ‘e

-
-
"

Fig. 3.6 Perfil de presién para pozos dafiados con fluidos drenados desde la frontera de un
yacimiento circular.

Cuando no varian las condiciones naturales de la formacién, ésta puede explotarse
en agujero descubierto y con todo el intervalo expuesto al flujo. Esto no es comun;
sin embargo, en la practica, bajo ciertas condiciones de terminacion, se ha
observado que un pozo produce como si estuviera en condiciones de flujo ideal. Un
pozo producird en condiciones de flujo ideal (con una EF=1), si estuviera terminado
en agujero descubierto y sin dafio.

En las figuras 3.7 y 3.8, se pueden reconocer las condiciones de densidad y
penetracion de disparos en la formacion a través de la TR que permitiran igualar una
eficiencia de flujo unitaria.
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Los problemas asociados con la terminacion del pozo para la mayoria de los trabajos
de reparacion son realizados en los pozos de aceite y gas. La necesidad de realizar
una reparacion en la terminacion puede ser debido a un problema de las siguientes
categorias:

e Falla del equipo asociada a la sarta de terminacion.
e La necesidad de cambiar/reemplazar la terminacion debido a la pérdida del
levantamiento de presién en un pozo vertical.

1.2.1 DEFICIENCIAS O FALLAS EN LOS EQUIPOS DE TERMINACION.

Una terminacion es compleja y a menudo se disefia con poco conocimiento de
las condiciones de operacion propuestas. El equipo puede fallar por diversas
razones, incluyendo:

Consecuencias

. Cuidado
Operacionales

Evento de falla

Falla en el tubo

e Pared

e Acoplamiento
Falla en el empacador
Falla de sello en el
sistema de cierre
Tubo de suspension de

Seguridad del
pozo

Comunicacion anular

fugas
Fuga en el sello del L
. Comunicacion externa
arbol
Fuga en la cabeza del | Comunicacion externa o
pozo anular
Incapacidad para aislar
el pozo Seguridad del
Falla SSSV Incapacidad para pozo y perdida de
controlar los aparatos de flujo

flujo

Fuga en la valvula de o Limitacion de
Comunicacion anular

gas inyectado

control del pozo

Cierre de la valvula de
gas

Incapacidad para
empezar la cadena

Limitacion
operacional

Falla en el bombeo de

Falla en el levantamiento

No hay produccién
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fondo del pozo
Fuga en el sello de Falla mecéanica potencial Seguridad del
ensamble del tubo pozo

Tabla 1. Naturaleza y consecuencias de las fallas de una terminacion.
(1) Efectos de la presion.
(2) Efectos de los esfuerzos térmicos.
(3) Las cargas mecéanicas aplicadas e inducidas pueden causar la ruptura de la
tuberia o el desconecte de los empacadores. También puede ser inducida por

los cambios de presién y temperatura.

(4) Falla interna por corrosion debida a 0,, CO,, H,S y acidos. Corrosion externa de
la tuberia de revestimiento resultado de agua de formacién corrosiva.

(5) Erosion debida al alto gasto de flujo y / o la produccién de arena.
También es importante distinguir entre los tipos de fallas, es decir:

e Si ocurre una falla catastrofica lo que implica un problema de seguridad, por
ejemplo, fugas en la tuberia.

e La incapacidad de producciéon del pozo, pero sin consecuencias significativas
en la seguridad.

Las fallas del equipo pueden imponer dos estrategias:

(1) Laeliminaciéon vy sustitucién de equipo.
(2) El abandono del pozo en caso de fallas extremas con implicaciones de
seguridad insostenibles, esto obviamente no deberia ser la primera opcion.

(a) Eliminacion o reemplazo de equipos.

La complejidad de la sarta de terminacién definira las posibles fallas. Sin embargo las
posibilidades de fracaso dependen de ambas componentes; de la confiabilidad y de
la composicién de la sarta, basada en la interaccion de sus componentes. La
confiabilidad se define como:
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“La probabilidad de que un sistema funcione de manera satisfactoria, por un periodo
de tiempo determinado, en condiciones especiales".

Las fallas tipicas de los componentes pueden ser:

» Falla de la tuberia: perforaciones en la pared de la tuberia o falla en el cople
de la tuberia.

+ Falla del empacador.

+ Falla de los dispositivos de control de flujo, tales como SSSV, mangas de
circulacion y de los niples.

» Fallas y/o fugas en los arboles de valvulas.

* Falla en los colgadores en la cabeza del pozo

+ Falla de los mandriles de bombeo neumatico y / o valvulas

* Falla de la bomba de fondo de pozo, etc.

La consecuencia de que un componente falle, depende de cualquiera de estas: su
combinacion con la sarta o su funcionamiento, pero puede ser:

e Eliminacion y sustitucion de dispositivos de cable recuperable.
e Eliminacion y sustitucion del arbol de valvulas, eliminacion y/o sustitucion
parcial o total de la sarta de terminacion.

(b) Abandono de la terminacion de pozos.

En circunstancias extremas, como ultimo recurso, puede ser necesario de forma
temporal o  permanente abandonar la terminacion del pozo. El abandono
definitivo seria en gran medida un dltimo recurso. El abandono temporal de un pozo
con un problema de terminacion puede ser necesario debido a que:

e El problema no se puede definir con certeza.
e La capacidad para llevar a cabo lareparacion de pozos, puede no estar
disponible. Esto puede deberse a:
- Lafalta de disponibilidad del equipo de terminacién de pozos o del
respaldo.
- Alternativas mas urgentes para la reparacién de pozos sobre la base de
consideraciones de seguridad.
- La mejor alternativa econdmicamente justificada.
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2.2.1 CONSIDERACIONES DEL EQUIPO
(a) Sustitucion de equipo.

Normalmente, el equipo de terminacién deja pocas opciones para reparar su
mal funcionamiento:

1. Recuperacion de la sarta de terminacion del pozo.

Opciones:

- La recuperacién de la tuberia y el empacador.

- La recuperacion de la tuberia del fondo a la superficie.
- Recuperacion de la tuberia de salida en el pozo.

2. Cambio de elementos por cable, por ejemplo, eliminacién de estranguladores,
reguladores, etc., o de la instalacion del SSVs.

3. Sustitucion de elementos a través de técnicas de linea de flujo (TFL).

La solucién adecuada dependera especificamente del disefio de la terminacion y de
la naturaleza del problema.

Los aparejos de terminacion pueden ser disefiados bajo diferentes filosofias:

- Haciendo énfasis en la incorporacion (la duplicacion de equipos).

-Maximo uso, por ejemplo, por cable o por tuberia en tension, empacadores
recuperables.

- La maxima simplicidad - es decir, eliminar tanto como sea posible cualquier
complejidad en el disefio del aparejo.

Las filosofias estan en contra la una de la otra. Se ha demostrado que un aparejo de
terminacion que es simple mecanicamente tiene menos razones para fallar y por lo
general duran mas que el disefio mas complejo.

Los disefios complejos pueden ser de uso especifico en varias situaciones:
(@) Una terminacién multiple es mecéanicamente mas compleja que una

terminacion simple, pero ofrece una mejor técnica para administrar el
yacimiento.
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(b) Los tipos de terminacién pueden estar disefiados para incorporar los
mandriles de bombeo neumaético, que inicialmente pueden estar espaciados
pero pueden quitarse cuando sean requeridos.

(b) Abandono de Pozos

Para que un pozo sea candidato para el abandono, se considera que ha
llegado al final de su vida util. Esto podria deberse a problemas técnicos que no
pueden ser corregidos 0 a que el gasto de produccién de aceite 0 gas no es
econdmicamente rentable.

Las consideraciones importantes en la planificacién del abandono de pozos son:

(1) Disefio de aislamiento del pozo con tapones de cemento y tapones puente. Por
lo general existe un requisito legal para la colocacion y prueba de los tapones
descritos, de acuerdo a la legislacion petrolera del pais en el que se esté
trabajando.

(2) Estado de la tuberia de terminacion a ser recuperada o conservada en el pozo.

lll. 1. 3 Problemas Asociados al Equipo de Produccion.
[ll. 2 Ritmo de Explotacion.

lll. 2. 1 Factor de Recuperacion.
Elementos que influyen en la recuperacion final en yacimientos de aceite y gas.

El valor o estimacion del factor de recuperacién de un yacimiento es funciéon
del tiempo que tiene en produccion, ademas se considera que es funcion de varios
parametros del mismo yacimiento o campo, es también funcién de la etapa de
explotacion en la que se encuentra y de las practicas operativas con las que se haya
explotado el yacimiento o campo. También tiene relacién con la tecnologia que se
emplea para su explotacion y finalmente, influyen también los costos de produccién y
el precio del petrdleo para obtener el maximo valor del factor de recuperaciéon. Estos
dos ultimos elementos estan fuera del alcance de este DT-1, por lo que la CNH
publicara después documentos relacionados con los temas econémicos que inciden
en la exploraciéon y produccién de hidrocarburos.
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Definiciones.

La manera de calcular el factor de recuperacion, que como ya se dijo es funcién del
tiempo que tiene en explotacidén un yacimiento, es la siguiente:

Factor de recuperacion

(FR) a la fecha de célculo, en porcentaje = Produccion acumulada de aceite o gas a
esa fecha/Volumen original de aceite o gas en el yacimiento

Las unidades de la produccion acumulada y del volumen original son cominmente
barriles de petrdleo crudo a condiciones de superficie (bpc).

En el caso de yacimientos de gas, se usa indistintamente millones de pies cubicos de
gas (mmpc) o se convierte el gas a barriles de petréleo crudo equivalente, ambos a
condiciones de superficie.

En la industria petrolera, también es de uso comun calcular el factor de recuperacion
final o ultimo esperado al término de la vida del yacimiento, el cual se obtiene de la
siguiente manera:

Factor de recuperacion final esperado (FRF), en porcentaje = Produccion
acumulada final esperada de aceite o0 gas (Np o Gp final) / Volumen original de aceite
0 gas en el yacimiento

Las unidades son las mismas que se sefialaron arriba.
La produccién acumulada final esperada se obtiene de varias maneras, dependiendo
de los estandares de cada compafia o pais. A continuacion se presentan las dos

formas mas utilizadas:

a) Np o Gp, final = Produccién acumulada a la fecha de célculo + Reservas
Probadas

b) Np o Gp, final = Produccion acumulada a la fecha de calculo + Reservas
probadas + probables

En casos extremos, se ha encontrado que algunos paises incluyen para calcular la
produccion acumulada total esperada, las reservas posibles que tienen estimadas.




BAJA PRODUCTIVIDAD EN LOS POZOS | CAPITULO llI

Esto, no es la mejor practica, ya que dichas reservas posibles pueden no llegar a
convertirse en reservas probadas y por tanto, sus FRF resultardn optimistas.

Se utiliza la férmula b) para calcular el factor final de recuperacién de los campos
mexicanos.

La industria petrolera en todas partes del mundo, incluido México, ha determinado
gue uno de los elementos que afectan el factor de recuperacion de los yacimientos
es la manera en la que se producen los mismos. Es decir, el factor de recuperacion
final que se obtenga de un yacimiento dependera en una buena parte de la forma en
gue se ha explotado el yacimiento. Ademas, de los ritmos de produccién que se
obtuvieron del mismo y de la manera en que se aprovechd la energia natural que
contenia el yacimiento, al momento de descubrirlo.

Algunos ejemplos de estas practicas operativas se pueden encontrar en yacimientos
de aceite bajosaturado, es decir, que su presion original estaba arriba de la presion
de saturacion y que al ser producido y explotado, no se pudo aprovechar esta
situacion, de manera que se produjo a ritmos muy superiores a los que deberia haber
aportado aceite y gas y por tanto, eso puede disminuir el factor de recuperacion final.
Otro caso, que se encuentra en campos del mundo, es el de los yacimientos con un
casquete de gas, ya sea original o formado como consecuencia de la explotacion de
un yacimiento de aceite bajosaturado, al ser producido por debajo de la presion de
saturacion.

En estas situaciones, se ha observado que producir gas natural del casquete de gas,
temprano en la vida del yacimiento puede provocar una disminucién en los factores
de recuperacion final del mismo. Las mejores practicas en este caso, indican que hay
gue tratar de conservar la energia que se encuentra en el casquete de gas, hasta
muy tarde en la vida del yacimiento, cuando verdaderamente ya se puede producir el
gas contenido en el casquete.

Un ejemplo de estas practicas operativas, es el que tiene que ver con el
aprovechamiento de la energia que provee un acuifero, para la explotacion de un
yacimiento. Esta energia proveniente del acuifero, hay que manejarla 6ptimamente,
para que permita desplazar y producir todo el aceite y gas posible del campo, sin
producir demasiada agua al inicio de la explotacion del mismo. Sin embargo, hay que
entender que mas tarde en la vida del yacimiento, serd necesario producirlo con
porcentajes cada vez mayores de agua, con el proposito de poder aumentar los
factores de recuperacién. Esta dltima, es una practica comun de la industria petrolera
mundial.




BAJA PRODUCTIVIDAD EN LOS POZOS | CAPITULO llI

Para un yacimiento de gas y condensado, las practicas operativas que han empleado
las compafiias petroleras indican también, la necesidad de retrasar tanto como se
pueda la disminucidén de la presién en los yacimientos con respecto a la presion de
rocio, con el objeto de impedir que los condensados se formen en el yacimiento y asi
reduzcan la permeabilidad dentro del mismo, lo que finalmente se traduce en
menores factores de recuperacion.

El caso mas comun en la industria petrolera de practicas operativas que afectan el
factor de recuperacion final de los yacimientos, es el relacionado con la falta de
aplicacion de métodos de recuperacién secundaria 0 mejorada a la explotacion de
los mismos.

Estos métodos, deben ser implantados en los yacimientos y campos no muy tarde en
su vida productiva, con el propésito de inyectar energia a los mismos, antes de
agotar casi totalmente la energia natural que contenian. Se ha demostrado en
muchos casos en el mundo, que la aplicacion de meétodos de recuperacion
secundaria de manera tardia a los campos, ha sido uno de los factores criticos para
obtener menores recuperaciones finales de los mismos.

100



CONCLUSIONES Y
RECOMENDACIONES

CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES

« La optimizacion de la produccién se logra mediante un balance entre el gasto
de produccién, la capacidad de entrega y la demanda.

« Para optimizar la produccién se requiere de un buen conocimiento acerca de los
Sistemas Integrales de Produccién y de los fluidos en el yacimiento.

Un Sistema Integral de Produccién se compone de los siguientes elementos:

. Yacimiento (y su relacion con el comportamiento de afluencia)
. Pozo (terminaciones, aparejo de produccion, etc.)
. Instalaciones Superficiales (lineas de flujo, separadores, oleoductos,

gasoductos, etc.)
Un Sistema Integral de Produccion puede ser simple o complejo.

. Simple: Yacimiento, Terminacidén, Aparejo de produccién e instalaciones
superficiales.

. Complejo: Sistemas Artificiales de Produccion, Inyeccion de agua y Pozos
multiples.

Propiedades del fluido en el yacimiento:

. FVF (Factor del volumen de formacion), Bo (Factor de volumen del aceite) y
Bg (factor del volumen del gas).

. Relacion Gas-Aceite (RGA) producido, Rp.

. Compresibilidad del aceite Co y Compresibilidad del gas Cg.

. Punto de burbujeo.

. Densidades relativas del gas y del aceite.

. Densidad y Viscosidad

El disefio de los sistemas de produccion nunca estara separado del yacimiento y del
aparejo de produccion.

. La cantidad de aceite y gas que fluye en el pozo del yacimiento depende de la
caida de presion en el aparejo de produccion.
. La caida de presion en el aparejo de produccion depende de la cantidad del

flujo que circula a través de el. Por lo tanto, los sistemas de produccién deben
analizarse como una unidad.
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« Proporciona informacion del gasto de produccion y de la produccién total en
funcién del tiempo.
* Un enfoque simple:
- Relacion del comportamiento de afluencia,
- Analisis de las curva de declinacion.
« Soluciones analiticas.
« Simulaciones del yacimiento.
Produccién de Hidrocarburos
* Flujo en el yacimiento:
- Flujo natural

- Flujo artificial (inyecciébn de agua ,gas
hidrocarburo y gas no hidrocarburo,N;, vy
COy,).
* Flujo en el pozo:
- Flujo natural,
- Produccion artificial (Bombeo Neumatico,
Bombeo Mecénico, Bombeo Electro
centrifugo).
« Caracteristicas del flujo:
- Monofésico.
- Multifasico.
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