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RESUMEN

En este trabajo se analiza la relacion entre las propiedades petrofisicas y su importancia
para caracterizar los yacimientos petroleros. Se presentan las diferentes propiedades de la
roca (¢, S, k, etc.) y su interaccion con los fluidos contenidos en ella (agua, aceite y gas), de
1gual manera se describe como obtener cada una de estas propiedades y su importancia en
el area de yacimientos.

En el Capitulo 1 se define el concepto de petrofisica, ademas de las propiedades
petrofisicas utilizadas en este trabajo para el sistema roca y el sistema roca-fluidos, de
1gual manera, se menciona una breve explicacion de las rocas sedimentarias.

En el Capitulo 2 se describen las principales formas de obtencion de datos petrofisicos
utilizando muestras de roca, registros de pozo, sismica y pruebas de laboratorio. En algunos
casos se describen dos métodos para obtener la misma propiedad.

En el Capitulo 3, el objetivo es mostrar la importancia de la petrofisica en la caracterizacion
de yacimientos petroleros, el papel que juegan las propiedades anteriormente descritas y las
relaciones que se tienen entre ellas, para poder obtener diferentes parametros por medio de
ecuaciones y correlaciones.

En el Capitulo 4 se muestran ejemplos de la aplicacion de la petrofisica en la
caracterizacion de yacimientos petroleros en arenas y en carbonatos, resaltando la
importancia que representa obtener mediciones exactas de las propiedades petrofisicas para
lograr una buena caracterizacion y, posteriormente, un buen desarrollo del campo, asi como
una explotacion optima.

En la parte final, con base en todo lo descrito en este trabajo, se presentan las
observaciones, conclusiones y recomendaciones pertinentes, resaltando que determinar las
propiedades de las rocas que conforman el yacimiento es de suma importancia, ya que al no
obtener un buen valor de éstas, se incurre en errores que en un momento dado pueden
condenar a un intervalo productivo del yacimiento o bien al yacimiento mismo, por lo que
es muy importante que los encargados de obtener tales propiedades sean muy cuidadosos y
hagan las evaluaciones lo mas exacto posible.
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INTRODUCCION

La petrofisica es una herramienta fundamental para los Ingenieros Petroleros ya que ayuda
a caracterizar los yacimientos petroleros para una mejor planeacion de su desarrollo y
lograr la optima recuperacion de hidrocarburos.

La expresion general para el flujo de fluidos en medios porosos fue desarrollada por Darcy
en 1856 por medio de investigaciones de flujo de agua a través de filtros de arena, en las
que nvolucro varios parametros. Esta ecuacion es conocida como la ley de Darcy. Aunque
la ley de Darcy se establecio para el flujo de fluido en una sola fase a través de un medio
poroso, es actualmente también aplicable a flujo multifasico.

El estudio del flujo de fluidos en las rocas y su relacion con varias de sus propiedades se
comenzd en 1927, cuando Kozeny resolvio las ecuaciones de Navier-Stockes para el flujo
de fluidos considerando al medio poroso como un conjunto de tubos capilares de la misma
longitud. El obtuvo una relacién entre permeabilidad, porosidad y el drea superficial. Casi
al mismo tiempo, los hermanos Schlumberger introdujeron los primeros registros de pozos.
Estos acontecimientos tempranos, resultaron importantes para mejorar el desarrollo de
equipos, las operaciones de produccion, la evaluacion de formaciones y la eficiencia de
recuperacion de hidrocarburos. En las décadas siguientes el estudio de las propiedades de
las rocas y el flujo de fluidos a través de éstas se intensificaron, por lo que se realizé un
gran esfuerzo en la investigacion por parte de las compaiiias petroleras mas importantes.

La ecuacion de Hagen-Poiseuille, aplicable para un tubo capilar recto, es la ecuacion mas
simple de flujo. Adjuntando un factor de tortuosidad, Ewall uso una distribucion de
tamano de poros para calcular la permeabilidad en arenas. Los valores de permeabilidad
calculados se ajustaron a los obtenidos experimentalmente con un error del 10%. Era
entonces capaz de mostrar cantidad relativa de fluido que fluye a través de los poros
seleccionados por tamanos. Por lo tanto, la ecuacion de Hagen-Poiseuille modificada
explica la ruta tortuosa que sigue el flujo en la roca, esta puede ser usada para un analisis no
riguroso de las caracteristicas del flujo de fluidos en el medio poroso.

En 1936, Hassler hablo de procedimientos y aparatos para la determinacion de propiedades
del flujo multifasico en las rocas. Morse introdujo un método de estado regular dinamico,
para flujos simultaneos de fluidos en las rocas, usando una pequena pieza de roca en la cara
del nucleo, la cual distribuia uniformemente los fluidos que ingresaban a la muestra. Ellos
mostraron que los valores consistentes de las permeabilidades relativas de dos fluidos
fluyendo podrian ser obtenidos como una funcion de la saturacion de la fase mojante.

En 1942, Archie hablo de las relaciones entre la resistencia eléctrica de los fluidos en
medios porosos y la porosidad. Archie propuso las ecuaciones que cambiaron la
Interpretacion de los registros de pozos de un analisis cualitativo de formaciones a la
determinacién cuantitativa de la saturacion de fluidos in situ. Estos y los siguientes
desarrollos llevaron a mejorar la evaluacion de las formaciones, la caracterizacion de los
yacimientos y la optimizacion en la recuperacion del crudo.
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En 1950, Archie sugirid6 que este esfuerzo especializado de investigacion deberia ser
reconocido como una disciplina distinta bajo el nombre de perrofisica. Archie realizo
posteriormente un trabajo en el cual hablo de las relaciones entre los tipos de roca, el
ambiente sedimentario y las propiedades petrofisicas.

En 1952, Welge desarrollo un metodo para calcular el porcentaje de las permeabilidades
relativas como una funcion de la saturacion de la fase mojante por el desplazamiento en
estado inestable de aceite en la roca, usando gas o agua como la fase desplazante.

Entonces, en 1959, Johnson ampli¢ el trabajo de Welge, permitiendo el calculo de las
permeabilidades relativas individuales, a través de los desplazamientos de los estados
inestables. Este método es el mas usado ya que hace una corrida en poco tiempo y los
resultados son consistentes con otros métodos que requieren varios dias para completar el
analisis.

La investigacion de la petrofisica llegd a un periodo de estancamiento en 1960, pero recibid
gran énfasis en las décadas siguientes con la llegada de la recuperacion mejorada con
meétodos quimicos y térmicos.

En 1978, Jones y Roszelle presentaron un meétodo grafico para la evaluacion de
permeabilidades relativas por el método de estado inestable. Las aplicaciones del concepto
de permeabilidades relativas para analisis del rendimiento del yacimiento y prediccion de la
recuperacion fueron introducidas por Buckley y Leverett, que desarrollaron dos ecuaciones:
la de flujo fraccional y la de avance frontal. Estas dos ecuaciones permiten el calculo de la
recuperacion de aceite que resulta del desplazamiento por un fluido inmiscible (gas o agua).

La investigacion sobre los mecanismos de desplazamiento de las soluciones quimicas, el
aceite residual entrampado, las mediciones de la saturacion de aceite residual, las relaciones
que hay entre las fases de los fluidos en el medio poroso y otras caracteristicas complejas
del comportamiento de los fluidos en las rocas del yacimiento, han generado nuevas areas
de investigacion en la petrofisica. Actualmente se ha puesto mayor énfasis sobre el origen
de las rocas y el petréleo, ya que la composicion del mineral de las rocas y las propiedades
quimicas del crudo estan involucradas en las caracteristicas del flujo de los fluidos y la
cantidad de la saturacion del aceite residual.

En la evaluacion de cualquier yacimiento petrolero, nuevo o maduro, para obtener un gasto
maximo de produccion y una maxima recuperacion de hidrocarburos se requiere de un
minucioso conocimiento del transporte de fluidos en las rocas y de las interacciones del
sistema roca-fluido que influyen en el flujo del fluido. Conocimientos generales de los
fenomenos del flujo de fluidos pueden ser adquiridos a traves de estudios sobre muestras de
roca.

El comportamiento de un yacimiento en especifico puede unicamente ser predicho por los
analisis de las propiedades petrofisicas del yacimiento y la interaccion del sistema roca-
fluido obtenidos de muestras de nucleos del yacimiento. Los analisis de nucleos unicamente
arrojan datos de ubicaciones dentro del yacimiento, por lo tanto, el analisis petrofisico debe
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ser examinado con respecto a las correlaciones geologicas, mineralogicas y de registros de
los pozos del yacimiento en desarrollo, para tener una caracterizacion optima.

En la Figura 1 se muestran las diferentes fuentes de informacion para determinar datos
petrofisicos: BHTV = Telespectador en la perforacion, FMS = Micro escaner de la
formacion, MWD = Mediciones mientras se perfora, VSP = Perfil sismico vertical. La
petrofisica juega un papel clave en la caracterizacion de yacimientos petroleros, haciendo
uso de todas las fuentes de informacion disponibles, ya sean mediciones o interpretaciones.

fis Perfaracion/ Evaluacién de
Geotisica Terminacion formacion
Vsp MWD, MWD,
Registro sdnico, Registros para Registros aagujero
Registro de ondas pozos con recubrimiento descubierto,
de cemento NMR
: Mediciones |1
> dentro delpozo |/
Regional/ Andlisis de registros | P | BHTV, . '
Evaluacion del campo pre-existentes —— ‘ +—— Medidor de inclinacion, Sedimentolagia
1 Anélisis de i MWD
1 nticleos I
| s gyl
Registro de agujero cubierto i i " B
' auscﬁoﬁes : M aCozte{iIaue?ad:er:ggtr;osr{to Caracteristica geoquimica
' m Imentios -
Pruebas de pozo & de registros
Yacimiento/ =
Ingenieria de produccion Estratigrafia Geoquimica —

Figura 1. Papel fundamental de la petrofisica en la geociencia de yacimientos.

Hay dos requisitos que sobresalen en la petrofisica. El primero es para una simple y mas
efectiva evaluacion del yacimiento; la cual provee una descripcion del yacimiento de una
forma tal que sea mas facil dirigir la caracterizacion para propositos de la simulacion. El
segundo es para una mejor administracion en la eficiencia del yacimiento a un bajo costo
con operaciones totalmente seguras. La clave para el futuro se encuentra en una efectiva
caracterizacion del yacimiento en 3D completdindose con la integracion de datos
geologicos, geofisicos y petrofisicos.

Los problemas fundamentales, que deben ser superados, son relacionados con la fisica de
las escalas de las graficas y el manejo relacionado con la heterogeneidad y anisotropia. Los
beneficios finales incluyen las operaciones mas seguras, pozos definidos con una mejor
ubicacion y por lo tanto una mayor eficiencia en la recuperacion de hidrocarburos.
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1. DEFINICIONES Y CONCEPTOS BASICOS.

Definicion de Petrofisica

La petrofisica puede ser definida como el estudio de las propiedades fisicas de la roca y del
sistema roca-fluidos del yacimiento y sus aplicaciones en ingenieria petrolera. Esta
definicion enfatiza la relacion natural entre la petrofisica con otras areas de geociencia.

Es una especialidad que conjuga conocimientos de ingenieria del petroleo y de geologia. la
cual determina cualitativa y cuantitativamente las propiedades de la roca y los fluidos
contenidos en ella. Adicionalmente, la petrofisica define la relacion existente entre los
fluidos y su movimiento a traves del medio poroso de la roca de un yacimiento
determinado, es decir, estima la capacidad de flujo de la formacion.

La petrofisica es el estudio de las relaciones fisicas y texturales que existen en una roca.
Aunque el ingeniero de yacimientos esta mas interesado en la porosidad, la permeabilidad y
la saturacion de fluidos en las rocas acumuladoras, existen otras propiedades fisicas tales
como el factor de resistividad de la formacion, el indice de resistividad y el factor
hidraulico combinado de las formacion (permeabilidad relativa) que proveen una conexion
entre diversas areas de ingenieria de yacimientos. De esta relacion se pueden obtener datos
que ayudan a la posible determinacion de permeabilidades relativas por medio de registros
eleéctricos. Esta situacion es de especial interés cuando las rocas con acumulacion contienen
lutita, ya que en tales casos es posible obtener produccion de aceite y gas sin producir agua
aun para saturaciones de agua en la formacion de 60 a 70%.

Mientras que la interpretacion de registros tiene que ver principalmente con Ia
determinacion de la presencia o ausencia de aceite y gas en el yacimiento, los calculos
aproximados de la productividad esperada de hidrocarburos de un pozo o campo requieren
determinar o estimar ciertas propiedades fisicas de la roca del yacimiento tales como
porosidad, permeabilidad y permeabilidad relativa a los fluidos existentes en el yacimiento.

Una definicion mas extensa de la petrofisica lleva a una vision mas amplia de las
herramientas disponibles que abarcan: analisis de nucleos, registros de pozos, pruebas de
formacion, mediciones tomadas al perforar, asi como la geofisica. En cada una de estas
areas técnicas, la tecnologia en las mediciones ha evolucionado en los ultimos anos.

La petrofisica comenzo con registros sencillos en papeles. ahora se tienen creaciones de
imagenes, herramientas magnéticas y mayor cantidad de procesamientos de senales. La
descripcion del yacimiento se basa en paquetes de integracion. La tecnologia permite ver el
yacimiento de una manera mas intima y visualizarlo en 3D.

Tradicionalmente, desarrollos en las tecnologias de mediciones han estimulado mejoras en
las técnicas de interpretacion, que han requerido, en su momento una medicion mas
amplia; esto ha aumentado la motivacion para desarrollar futuras interpretaciones.
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1.1 Rocas de yacimientos petroleros.

Una roca de un yacimiento petrolero es un medio poroso suficientemente permeable para
permitir el flujo de fluidos a traveés de ella (poros interconectados). En presencia de
diferentes fases de fluidos con diferente densidad y viscosidad, tales como agua o
hidrocarburos, el movimiento de los fluidos esta influenciado por las fuerzas capilares y
gravitacionales.

La porosidad y la permeabilidad son dos propiedades fundamentales de las rocas de
yacimientos.

Geologicamente un vacimiento petrolero es una compleja roca porosa y permeable que
tiene una acumulacion de hidrocarburos bajo ciertas condiciones que evitan su migracion.

Una roca capaz de producir aceite, gas y agua. se le denomina roca de yacimiento. La
mayor parte de las rocas de yacimientos son rocas sedimentarias, las areniscas y los
carbonatos son las rocas mas comunes.

1.2 Rocas sedimentarias.

Las rocas sedimentarias son las mas abundantes en la superficie terrestre y se constituyen
de los productos del intemperismo quimico y mecanico. Los rios, glaciares, el viento v las
corrientes oceanicas desplazan los materiales intemperizados hacia nuevas localidades en
donde son depositados. La transformacion de estos sedimentos en roca viene a ser la etapa
final en el desarrollo de rocas sedimentarias. El adjetivo sedimentario, proviene del latin
sedimentum y significa asentamiento.

Estas rocas se forman en la superficie terrestre por:

e Acumulacion y consolidacion de minerales, rocas y/o organismos y vegetacion, por
ejemplo las areniscas o las calizas.

e Precipitacion de materiales disueltos tanto en agua de mar, como en agua en la
superficie, por ejemplo sales y calizas.

Las rocas sedimentarias se hallan frecuentemente dispuestas en capas o estratificadas, y
estos depositos se compactan por el peso de las sucesivas capas de materiales. Las rocas
sedimentarias son muy ricas en restos de organismos, animales y plantas que vivieron en
epocas pasadas, los cuales forman fosiles.

Las rocas sedimentarias son la fuente de hidrocarburos, también sirven como roca almacen
y como trampa geologica para retener a los hidrocarburos en la corteza terrestre. Las rocas
sedimentarias son las menos abundantes en la corteza terrestre, con cerca del 7.9% total,
pero alrededor del 75% de las rocas expuestas en la superficie de la tierra, son
sedimentarias o rocas metamorficas derivadas de aquellas.
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En la Tabla 1.1 se muestra una distribucion aproximada de las rocas sedimentarias en la
corteza terrestre; las lutitas forman la mayor parte del volumen de rocas sedimentarias con
mas del 50%.

Tabla 1.1 Distribucion aproximada de las rocas sedimentarias en la corteza terrestre.

Tipo % en corteza % rocas
terrestre sedimentarias
Lutita 4.2 53
Arenisca 1.7 22
Caliza y dolomia 2.0 25
Total 7.9 100

La mayoria de las rocas de los yacimientos petroleros son rocas sedimentarias, por lo que
son las de mayor interés en el estudio de la petrofisica y de esta tesis.

1.3 Clasificacion de las rocas sedimentarias.

Las rocas sedimentarias pueden ser clasificadas por su origen y composicion clastica,
quimica u organica.

1.3.1 Rocas sedimentarias clasticas. Estas rocas se componen de fragmentos de rocas o
minerales provenientes de rocas preexistentes que han sido danadas por el intemperismo,
usualmente son gravas, arenas, limos y arcillas.

1.3.2 Rocas sedimentarias quimicas. Estas rocas se forman por la precipitacion quimica
como lo son los carbonatos, por ejemplo la caliza y la dolomia o las evaporitas.

1.3.3 Rocas sedimentarias organicas. Estas rocas son formadas por la precipitacion
biologica o por cualquier acumulacion organica (plantas y animales), por ejemplo las
calizas arrecifales.

1.3.4 Rocas intermedias comunes. Se dice que entre las lutitas, arenas y rocas
carbonatadas se encuentra el 99% de las rocas sedimentarias. Es muy comun en la
naturaleza encontrar rocas constituidas por mezclas de las tres, o dos de cualquiera de ellas.
Por lo tanto, el conjunto de rocas mas abundante podria quedar incluido en un diagrama
triangular en cuyos veértices figuren: lutitas, arenas y rocas carbonatadas. En la Figura 1.1 se
presenta este tipo de diagrama dividido en sectores que permiten clasificar dichas rocas.
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Nomenclatura

C caliza

Ca. caliza arenosa

C.m. | caliza margosa

C.al. | caliza arenosa lutitica

C.la. | caliza lutitica arenosa

Ac. arena calcarea

Al arena lutitica

A arena

A.cl. | arena calcarea lutitica

A.lc. | arena lutitica calcarea

L.m. | lutita margosa

L.c.a. | lutita calcarea arenosa

La. lutita arenosa
L.a.c. | lutita arenosa calcarea
L. Lutita
ARENA 10% 50% 90% LuTITA
% de Lutita

Figura 1.1 Diagrama donde se muestra la clasificacion de arenas, lutitas y rocas carbonatadas
basada en Vatan (1967), bastante simplificada.

1.4 Sistema Roca

Al estudiar este sistema, se debe de tener en cuenta los siguientes aspectos que son de suma
importancia para evaluar posteriormente la capacidad de almacenamiento del yacimiento.
Estos aspectos son:

1.4.1 Tamano de grano.

Se expresa en funcion de un didmetro, pero al no ser los granos esféricos hay que referirlo a
una media. Sobre una referencia lineal se utilizan el diametro de malla o tamano de la malla
a través de la cual pasa la particula. Se tienen también “diametros lineales”, medidos
directamente a partir de la mayor superficie proyectada donde se encuentran el diametro
largo y el intermedio, y perpendicularmente a este plano el didmetro corto.

Udden 1914, (tomada de Krumbein, W.C. et. al., 1969), realizé una escala geométrica de
clases y tamanos, que posteriormente Wentworth 1922 (tomada de Krumbein, W.C. op.
cit.), modificé y determind una escala que proporciona un medio para normalizar la
terminologia en los tamanos; cada grado representa un tamano, de tal forma que difiere del
anterior, y cada uno tiene un nombre especifico para identificar a las particulas. En la Tabla
1.2 se presenta una escala granulometrica.
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Tabla 1.2 Escala para los diferentes tamanos de los granos.

Tamano de la particula L
Fraccion
unidad| Grado Clase
m mm o Sin litificar Litificado
a9
4.1 4096 -12 Muv T )
2.0 2048 11 | ey erueso
1.0 1024 10 | Grueso
0.5 512 9 | Medio Blogue
0.25 256 g | Fimo
128 -7 G_rueso Blogue . Grava Conglomerado
64 6 Fino Pequeiio
32 =5 Muy grueso
16 ; Grueso
) Medio Canto
i ; Fino
3 :1 Granulo
1 0 Muy grueso
Grueso
g;ﬂ ; Medio Arenas Arenas | Areniscas
= Fino
e
0.031 5 | Grueso
0.015 ¢ | Medio Limo
) Fino
gﬁz ; Muy fino Lodos o Limolitas o
0.002 9 Emos lutitas
0.001 10 _
0.0005 11 Arcillas
0.0002 12 1
0.0001 13 2

Las unidades ¢ expresan el tamano de grano como un logaritmo negativo con base 2 del
diametro de grano en milimetros:

¢=—log,d (1.1)

1.4.2 Forma del grano.

La forma de los granos se define con los mismos parametros con los que se definen las
caracteristicas geomeétricas en tres dimensiones: la redondez y la esfericidad.

Se dice que una roca tiene una buena seleccion si el tamano de sus granos es uniforme, una
mala seleccion implica que se tengan tamanos de grano muy variados, esto se muestra en la
Figura 1.2.
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La seleccion de una roca es una propiedad que condiciona fuertemente su porosidad, y por
lo tanto su comportamiento frente a la circulacion de cualquier fluido, por ejemplo agua,
gas o aceite.

Muy buena Buena Seleccion Mala

seleccion seleccion pobre seleccion

T.‘_‘ - "\_‘__\ f =y % —x'. ;"" - /f -GCLJ- X = F.‘.;J .
& ~ / il

Figura 1.2 Grado de seleccion, a nivel microscopico, de una roca sedimentaria detritica.

En la descripcion de las rocas sedimentarias debe considerarse la forma de los granos
definida por sus grados de esfericidad y de redondez, como se muestra en la Figura 1.3.

Muy Sub Sub
redondeado Redondeado redondeado angular Angular

Tabular

Ovoide

Esférica

-
-
o

L 2R B BR
\ AKX 2R AN
® ¢ ¢

G
|
o
o

Figura 1.3 Grados de redondez y esfericidad que puede tener una particula.

1.4.3 Redondez.

La redondez de la particula, como un todo, es el promedio del redondeamiento de todas sus
esquinas. Depende del tamano y la resistencia mecanica de los granos y, en general,
aumenta con el transporte. La redondez es el dato morfologico de mayor interés en la
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tipificacion del ambiente de sedimentacion de algunas rocas sedimentarias, especialmente
las areniscas y limolitas.

1.4.4 Esfericidad.

Es la medida del grado a que se aproxima una particula a la forma de una esfera.
Definiendo también el comportamiento dinamico de la particula, esta relacionada con las
diferencias existentes entre los distintos diametros o longitudes de los ejes de la particula.

1.4.5 Empacamiento de los granos.

El empacamiento que tienen los granos es de gran importancia ya que junto con las
caracteristicas de éstos determinan la magnitud de las distintas propiedades que puede tener
la roca al consolidarse; ademas. hay que tener en cuenta factores que afectan
significativamente tales propiedades como la compactacion, la cementacion, la
recristalizacion. En las Figuras 1.4 y 1.5 se muestran dos tipos de empacamientos de esferas
del mismo tamano: cubico y romboédrico. Se observa una diferencia en el volumen poroso
de acuerdo al acomodo que presentan las esferas, siendo este de 47.64% y de 25.96 % para
los dos casos mencionados.

Espacio poroso

Figura 1.4 Empacamiento cibico de esferas, tiene una porosidad de 47.64%
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Figura 1.5 Empacamiento romboédrico, tiene una porosidad de 25.96%

1.4.6 Caracteristicas del sistema poroso.

Las propiedades del sistema poroso, en términos de los tipos de poros, su geometria e
interrelaciones, gobiernan la distribucion de fluidos y su interaccion a microescala. Su
descripcion y caracterizacion son muy importantes para entender el comportamiento de
flujo de los fluidos en el yacimiento.

Hasta hace unos anos, estos estudios se efectuaban solo con secciones delgadas de roca,
actualmente se usan potentes microscopios que permiten realizar observaciones mas
profundas de la estructura del sistema poroso.

Estas observaciones permiten identificar diversos parametros que pueden ser usados para
caracterizar el sistema poroso, como lo son:

Tamaio de poro. Este parametro establece la dimension promedio de los poros, v se
expresa en u (micras).

Forma de poro. Este parametro describe de manera cualitativa la forma prevaleciente de
los poros, por ejemplo triangular, poliédrica, irregular.

Tamaio de la garganta de poro. Este es el factor que controla de manera global la
transmisibilidad de fluidos en el sistema poroso, se expresa en /.

Relacion de aspecto. Es la relacion del tamano de poro y la garganta de poro. Es un
numero adimensional.

Numero de coordinacion. Este parametro define el numero promedio de gargantas de poro
que intersectan los poros.
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En la Figura 1.6 se muestra un poro ideal, rodeado por 4 fragmentos de roca y se ilustran
los parametros definidos anteriormente.

Tamano de la garganta de poro: 3-5 p

Forma de poro: irreqular
Relacién de aspecto: 10

Numero de coordinacion: 3

Tamano de poro: 30 p

Figura 1.6 Caracteristicas del sistema poroso.
1.5 Porosidad (o)

La porosidad de una roca se define como la fraccion del volumen total de la roca no
ocupada por el esqueleto mineral de la misma, generalmente se expresa como porcentaje o
fraccion.

La porosidad es la caracteristica fisica mas conocida en un yacimiento petrolero. Determina
los voliimenes de gas o petroleo que pueden estar presentes, y todas las operaciones de
recuperacion se basan en la determinacion de su valor. Esta particular capacidad que tienen
las rocas del yacimiento de almacenar fluidos se llama porosidad.

Desde la perspectiva de la ingenieria de yacimientos, la porosidad es una de las propiedades
mas importantes de las rocas de yacimiento.

Desde el punto de vista de comunicacion entre poros, existen dos clases de porosidad:
absoluta y efectiva.

1.5.1 Porosidad absoluta: es el porcentaje del espacio total con respecto al volumen total
de la roca, sin tomar en cuenta si los poros estan conectados entre si o no.

1.5.2 Porosidad efectiva: es el porcentaje del espacio poroso intercomunicado. con
respecto al volumen total de la roca.

El porcentaje de porosidad se puede calcular por medio de la siguiente relacion:

Porosidad (%) =100

Volumentotal de roca— Volumen de granos
Volumentotal de roca
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Vol , ,
0 Porosidad (%) = 100( Volumen poroso

Volumen total de roca (1.2)

Los resultados obtenidos con las relaciones anteriores son una medida de la porosidad
absoluta mas bien que de la porosidad efectiva. En la Figura 1.7 se muestra una
representacion de la porosidad efectiva y absoluta.

—— Grano de arena

—————— Material cementante

_ Porosidad interconectada
o efectiva 26% .
Porosidad total 30%

Porosidad aislada o
no efectiva 5%

Figura 1.7 Representacion de las diferentes porosidades en una arena limpia.

La porosidad en los sedimentos se forma y se reduce o elimina por procesos geologicos
naturales, conocidos como diagenéticos. Por lo que existe la porosidad primaria y
secundaria.

1.5.3 Porosidad primaria: resulta de los vacios que quedan entre los granos o los
fragmentos minerales después que se acumula como sedimento.

1.5.4 Porosidad secundaria: resulta por la accion de agentes geologicos tales como
lixiviacion que es el proceso de lavado de un estrato de terreno o capa geoldgica por el
agua, fracturamiento o fisuracion que ocurren despues de la litificacion de los sedimentos.

1.6 Permeabilidad absoluta (k).

La permeabilidad es una medida de la facilidad con que un fluido puede desplazarse en una
formacion, mediante un gradiente de presion. Para ser permeable. una roca debe tener
porosidad interconectada (poros, cavernas, capilares, fisuras o fracturas). Por lo general, a
mayor porosidad corresponde mayor permeabilidad, aunque esto no siempre sucede. EI
tamano, la forma y la continuidad de los poros asi como la porosidad influyen en la
permeabilidad absoluta de la formacion.
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Se debe mencionar que la permeabilidad es una propiedad de la roca exclusivamente. y no
del fluido que pasa a traves de ella.

Expresion matematica de la permeabilidad: Ley de Darcy

Fue el trabajo del ingeniero franceés Henry Darcy que llevo al desarrollo de la expresion
matematica, la cual es muy usada en la industria petrolera, va que permite calcular la
permeabilidad en experimentos de flujo. Esta expresion se origind por las investigaciones
de Darcy para el fluyjo de agua a través de filtros de arena, para purificar agua. El
experimento, es similar al que se muestra en la Figura 1.8.

h;

Figura 1.8 Representacion esquematica del experimento de Darcy.
Su trabajo sirvid de base para el estudio del flujo de fluidos a traveés de rocas porosas.

Se tiene que:
_ kAAP

13
L (1.3)

0
Donde:

O es el gasto del fluido que circula, en cn’/seg

A es el area seccional de la muestra de roca, en cm?’

AP es la diferencia de presiones a través de la muestra, en armdsferas
ues la viscosidad del fluido, en centipoise

L es la longitud de la muestra, en cm

k es la permeabilidad. en Darcys

La unidad de la permeabilidad es el Darcy. vy se define como la permeabilidad a la cual un
gasto de un centimetro ctbico de fluido con una viscosidad de un centipoise fluye en un
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segundo bajo un gradiente de presion de una atmosfera a traveés de un medio poroso con un
area transversal de un centimetro cuadrado y un centimetro de longitud, la Figura 1.9
ilustra el concepto y las unidades de la permeabilidad.

Ap =1 atmos
{/ 7
f '
Q=1cm? ‘I :
sec [icm? |
\ | \
\ L)
p=1cp ‘\/ 5
- |=1cm —=
k =1 darcy

Figura 1.9 Concepto de permeabilidad en rocas.

La constante de proporcionalidad &, o permeabilidad absoluta (permeabilidad cuando el
medio poroso tiene una saturacion del 100% de un fluido mojante que esta en movimiento),
es una propiedad especifica que caracteriza al medio poroso.

1.6.1 La permeabilidad efectiva (k,) indica la facilidad con la que un fluido puede
moverse a través de un medio poroso, cuando no lo satura al 100%.

Si Sp<100% k=
AAP (1.4)

1.6.2 Permeabilidad Relativa (k,,)

La permeabilidad relativa es simplemente la permeabilidad medida a una saturacion
especifica expresada como fraccion de la permeabilidad absoluta. La permeabilidad
absoluta es la permeabilidad de una roca cuando esta saturada al 100% con un solo fluido
mojante.

El concepto de permeabilidad relativa provee un mecanismo para cuantificar el flujo de
cada fase en el caso donde se tienen diferentes fases presentes; este concepto es muy
importante para estudiar el flujo simultaneo de fluidos no miscibles a traves del medio
poroso.

Si en la roca se encuentra solo un fluido mojannte se tiene una permeabilidad relativa de
1.0. La permeabilidad absoluta es una propiedad del medio poroso, y es una medida de la
capacidad del medio para transmitir los fluidos. Cuando dos o mas fluidos fluyen al mismo
tiempo, la permeabilidad relativa de cada fase a una saturacion especifica es la relacion de
la permeabilidad efectiva de la fase, y la permeabilidad absoluta:
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k., = k (1.5)
A_

k,, = ; (1.6)
k

iy = (1.7)

Donde:

ky, es la permeabilidad relativa al aceite

k.4 es la permeabilidad relativa al gas

k»v es la permeabilidad relativa al agua

k es la permeabilidad absoluta

k.o es la permeabilidad efectiva al aceite para una saturacion de aceite dada
k.o es la permeabilidad efectiva al gas para una saturacion de gas dada

ke s la permeabilidad efectiva al agua para una saturacion de agua dada

La permeabilidad relativa depende principalmente, de la estructura porosa, de las
saturaciones y de las viscosidades de las fases presentes, asi como de la mojabilidad
existente en el sistema roca-fluidos. En presencia de dos fases, las curvas tipicas de
permeabilidad relativa se muestran en la Figura 1.10.

1.0 1.0

kro

0.0 -
0.0 Sw 1.0

Figura 1.10 Curvas tipicas de permeabilidad relativa para flujo de dos fases, donde S es la fase
mojante y S;la fase no mojante.

1.7 Saturacion de fluidos (Sy)

Generalmente la saturacion de fluidos se define como la relacion del volumen de una fase
de fluido en una muestra de roca vy el volumen de poros de la muestra. En otras palabras, la
saturacion de fluido se define como esa fraccion o porcentaje del volumen de poros que es
ocupado por una fase de un fluido en particular (gas, aceite o agua). Este concepto se
expresa por una ecuacion generalizada:
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Volumen total de la fase del fluido

Volumen poroso

(1.8)

Saturacion de fluido=

Se debe hacer notar que la saturacion del fluido puede ser dada en fraccion del volumen
total de poros, o del volumen efectivo. La saturacion generalmente se reporta como una
fraccion del volumen efectivo de poros en vez del volumen total, ya que es mas
representativo, porque los fluidos que se encuentran aislados en el espacio poroso no se
pueden producir. Por lo tanto, se asume en la ecuacion que el volumen poroso es el
volumen de poro efectivo. Esta ecuacion puede ser aplicada a fases de fluidos en especifico.

s = Ve (1.9)
Vp

g _ = (1.10)

S = (1.11)
Donde:

S, es la saturacion de aceite
S es la saturacion de gas
S es la saturacion de agua
V, es el volumen poroso

I/, es el volumen de aceite
Ve es el volumen de gas

Vi es el volumen de agua

De estas ecuaciones se deduce que:

V,=V,+V,+V,

La saturacion de fluidos puede ser expresada en fraccion o porcentaje (multiplicando los
valores en las ecuaciones anteriores por 100) del volumen poroso. Estas ecuaciones pueden
indicar claramente que las saturaciones pueden variar de 0 al 100% o de 0 a 1., y puesto que
todas las saturaciones se relacionan a la suma del volumen de poros, entonces:

S, + S, +5, =100%
S, +S, +S, =1 (1.12)

Esta ecuacion es fundamental para la ingenieria de yacimientos, ya que se utiliza en casi
todos los calculos.
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Ademas, muchas propiedades importantes de la roca del yacimiento, como la presion
capilar y la permeabilidad relativa son relacionadas o vinculadas con las fases individuales
de los fluidos saturantes.

Dependiendo de las condiciones a las que se encuentren los fluidos existen diferentes
formas de clasificar las saturaciones, algunas son:

1.7.1 Saturacion inicial: es aquella a la cual es descubierto el yacimiento, en el caso del
agua, también se denomina saturacion de agua congénita. Dependiendo de su valor, el agua
congeénita podra tener movimiento o no.

En todos los yacimientos de hidrocarburos existe agua por lo que su saturacion inicial
puede variar entre un valor minimo (saturacion irreductible) por ejemplo10% y un valor
maximo de 100%. En la Figura 1.11 se muestra la distribucion y saturacion de fluidos
inicial en un yacimiento de aceite saturado.

S —» S, =10%, S,=90%

5, =10%, S,=90%

~—S,,=25%, S,=75%,

—» S,=75%, S,=25%

S,»=100%

Figura 1.11 Distribucion vertical de saturacion de fluidos inicial en un yacimiento de aceite saturado.

1.7.2 Saturacion critica: Es aquella a la que un fluido inicia su movimiento dentro del
medio poroso.

1.7.3 Saturacion residual: Es aquella que se tiene después de un cierto periodo de
explotacion en una zona determinada. Dependiendo del movimiento de los fluidos, los
procesos de explotacion a los cuales esta sometido el yacimiento y el tiempo, la saturacion
residual puede ser igual, menor o en casos excepcionales, mayor que la saturacion inicial.

1.8 Propiedades Eléctricas

Todas las rocas de yacimiento estan compuestas de granos solidos y espacios vacios los
cuales se encuentran ocupados por los fluidos de interés en los yacimientos, como son los
hidrocarburos (aceite y/o gas) y agua. Los solidos que conforman las rocas del yacimiento,
con excepcion de algunas arcillas minerales, no son conductoras de electricidad. De manera
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similar, las dos fases de hidrocarburos, gas y aceite, son igualmente no conductoras. El
agua es un buen conductor cuando contiene sales disueltas, tales como NaCl, MgCL, y
KCI, que normalmente se encuentran en el agua de formacion o del yacimiento.

La corriente eléctrica se conduce en el agua debido al movimiento de los iones y puede ser
llamada conduccion electrolitica. Las propiedades eléctricas de las rocas de yacimiento
dependen de la geometria de los poros y de los fluidos que contienen los mismos. Debido a
las propiedades electricas del agua de formacion, la técnica de registros eléctricos de pozo
se ha convertido en una importante herramienta en la determinacion de agua de saturacion
y, por lo tanto, una fuente confiable para la evaluacion de hidrocarburos in-situ.

1.8.1 Resistividad eléctrica (R).

La resistividad eléctrica de un material poroso se puede definir por la siguiente ecuacion
general:
r4
L

R (1.13)

Donde:

R es laresistividad eléctrica expresada, en Om

r es la resistencia eléctrica, en Q2

A es el area transversal al flujo del medio poroso. en
L es la longitud del medio poroso, en m

En esta ecuacion, la resistencia eléctrica » de un circuito o un aparato eléctrico se define
como la relacion de la diferencia de potencial AV 'y la corriente eléctrica 7 que fluye a traves
del mismo. Para un sistema mas complicado como lo es la roca del yacimiento que contiene
hidrocarburos y agua, la resistividad de la roca depende de factores tales como la salinidad
del agua, temperatura, porosidad, geometria de poro vy la composicion de la roca.

La teoria de la técnica del registro eléctrico de resistividad aplicada en la ingenieria
petrolera fue desarrollada por Archie en 1942 y es llamada ecuacion de Archie.

Esta ecuacion empirica fue derivada a partir de areniscas limpias saturadas con agua,
dentro de un rango razonable de saturaciones de agua y porosidades. En la practica, la
ecuacion de Archie debe ser modificada de acuerdo a las propiedades de la roca como lo
son: el contenido de arcillas, mojabilidad., distribucion de poros y muchas mas.

1.8.2 Factor de Formacion (F).

El concepto fundamental considerado en las propiedades eléctricas de la roca es el factor de
resistividad de formacion o simplemente factor de formacion, F, definido por Archie como
sigue:

R
F="¢2 (1.14)
R,
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Donde:

F es el factor de resistividad de formacion

R, es la resistividad eléctrica (opuesto a la conductividad) de la roca cuando esta saturada al
100% con agua de formacion, expresada en O2m

R, es la resistividad del agua saturante en la formacion, en ©Qm

1.8.3 Factor de Cementacion (m)

Archie presentd otra ecuacion para describir la relacion entre el factor de formacion y la
porosidad, introduciendo el factor de cementacion. 7, donde:

R
F="2%=qa¢™ 1.15
2 Y (1.15)

F{.
En esta ecuacion, a es un parametro geometrico de los poros.

Si se conocen los valores de factores de formacion y valores de porosidad de una
formacion, con base en la ecuacion de Archie se puede preparar una grafica de log (F) vs.
log (¢) para estimar los parametros a y m. para un tipo de roca dado. Los valores de
porosidad se pueden obtener en laboratorio a partir de nucleos. asi como la resistividad que
se obtiene de los nucleos saturados al 100% con agua de formacion.

Se muestra en la Figura 1.12 como ejemplo el comportamiento de la grafica log-log del
factor de formacion vs. porosidad y los valores de los parametros de la ecuacion de Archie
para varios nucleos de carbonatos.

,3000 _ ==
® ' ——F——H F=1.0286 ¢ 2228 H
S e -L —1a=1.0286 m=2.226

E R PPFREN: FERR NN RN e rrr i | e il
E 100 —= — bo— - —
B e e e e e
8 = o s S e
5 ATy < | T
2 [

E 10 == e — — — _IR:__ e = —_— —
- e e —— — di_q,f—'_;_'_:_. _'_._.;
“9 —— —— —]
8 S e TR I A
S l | |

8 1

© 0.1 . . 1
w Porosidad (fraccion)

Figura 1.12 Grifica log-log del factor de formacion de formacion vs. porosidad para varios nicleos de
carbonatos para determinar los parametros a y m de la ecuacion de Archie.
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1.8.4 Indice de Resistividad (1)

En un espacio poroso que contiene hidrocarburos, los cuales no son conductores de
electricidad. y agua, la resistividad es funcion de la cantidad de agua en la formacion, S,,.
Para una porosidad dada Archie determino experimentalmente que el factor de resistividad
de formacion parcialmente saturado con agua se puede expresar como:

> =(S,) (1.16)

Donde:

R, es la resistividad de la roca cuando estd completamente saturada con agua de formacion,
en Om

R: es la resistividad de la roca cuando esta parcialmente saturada con agua de formacion. en
Om

n es el exponente de saturacion

S, es la saturacion de agua, en fraccion del volumen poroso

La ecuacion (1.16) se puede expresar en términos del indice de resistividad:

~Jh
. R -
Si I:R—I; entonces S, :(R{ ) = (1) 7 (1.17)

o

o0 en su forma mas comun:

I=S" (1.18)
Donde:
I es el indice de resistividad
Como se muestra en la Figura 1.13, la grafica de log (/) vs. log (S,,) resulta una linea recta
con pendiente —». Para una muestra de un nicleo (un tapon), despues de la medicion de R,

con una saturacion de agua del 100%, el tapon puede ser desaturado en varios pasos
desplazando el agua con aceite. A cada paso se puede medir la S,, y R:.
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Figura 1.13 Grafica log-log de indice de resistividad vs. saturacion de agua de muestras de nicleos de
carbonatos para determinar el exponente de saturacion, .

Comparando las ecuaciones previas, R, puede ser eliminado para obtener una relacion mas
general para la saturacion de agua:

S A J
so(%] (5] [i] (1.19)
R, R ¢"R,

La relacion R/R, se conoce comunmente como indice de resistividad, /. El indice de
resistividad es igual a 1 para una roca totalmente saturada con agua, considerando que 7 >1,
cuando la roca esta parcialmente saturada con agua y hay hidrocarburos presentes.

1.9 Tortuosidad (7)

La tortuosidad (7) se define como la relacion que tiene la longitud del canal real y la
longitud de la muestra de roca, matematicamente se expresa con la siguiente ecuacion:

L (1.20)

Donde:

L, es la longitud media del canal de flujo real por el cual viajan las particulas del fluido. en
cm
L es la longitud de la muestra de roca, en cm
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Como se observa en la Figura 1.14, es posible representar un medio poroso ideal, como un
sistema de tubos capilares. En este caso la longitud del canal que una particula de fluido
viaja es igual a la longitud del medio poroso. en este caso, de la ecuacion (1.20) se obtiene

el valor de 7=1.

La = L =

Figura 1.14 Representacion de un medio poroso ideal.

En una roca sedimentaria, la longitud promedio del canal. Z,. que una particula de fluido
debe viajar, es mayor a la longitud. L. de la muestra de roca. Esto se debe a factores que
afectan a los canales de flujo y que en las formaciones rocosas dificilmente tienen una
geometria de tubo capilar uniforme. lo que hace que el arreglo del medio poroso real difiera
del modelo ideal, tal como se muestra en la Figura 1.15.

| I_ I

Figura 1.15 Representacion de los canales por los que viajan las particulas de fluido a través del medio
poroso.

De la ecuacion 1.20 se puede apreciar que a medida que el medio poroso se asemeja a tubos
capilares rectos, la tortuosidad del sistema se aproxima a 1. EI menor valor de tortuosidad
que se puede tener es 1. el cual se tiene cuando la longitud real del trayecto del flujo es
1gual a la longitud de la muestra de roca. Con este factor, se puede saber si el medio es poco
0 muy tortuoso.

Algunas veces en la literatura la tortuosidad se define como L,L, pero tiene mayor
aceptacion la ecuacion definida anteriormente.
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1.10 Propiedades Mecanicas

La determinacion de las propiedades mecanicas de las rocas de yacimiento, caen dentro de
un area especializada llamada mecdnica de rocas, la cual incluye el estudio de las
propiedades de las fuerzas que son aplicadas en ellas.

Para poder entender las propiedades se deben revisar conceptos fundamentales tales como
esfuerzo y deformacion debido a que las propiedades mecanicas de las rocas. se evaluan
con base en relaciones de esfuerzo-deformacion.

1.10.1 Esfuerzo (o)
El esfuerzo, cominmente se denota como o, se refiere a la fuerza que es aplicada en una
roca, la cual hace que ésta cambie sus dimensiones. La fuerza externa aplicada en una roca

es comunmente conocida como carga. Matematicamente, el esfuerzo se define como una
fuerza por unidad de area. y queda definido como:

o=" (1.21)

Donde:
orepresenta el esfuerzo en Pascales (1 Pa =1 N/m")
F es la fuerza en Newtons (N)

A es el area en m”

Los esfuerzos en las rocas de yacimiento se encuentran usualmente dentro del rango de
megapascales (MPa = 10°Pa).

Las tres condiciones basicas de los esfuerzos son:

1. Tension
2. Compresion
3. Cizalla

El esfuerzo de tension es aquel en el que dos secciones de un material en ambos lados de un
plano de esfuerzos, tienden a separar o alargar. El esfuerzo compresivo es exactamente lo
opuesto al esfuerzo de tension, las partes adyacentes del material tienden a presionarse
enfre si, o bien, fuerzas externas son dirigidas una hacia la otra sobre el mismo plano. El
esfuerzo de cizalla se presenta cuando las fuerzas externas son paralelas y dirigidas en
direcciones opuestas pero en diferentes planos como se muestra en la Figura 1.16.
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Figura 1.16 Esquema representativo de los tres esfuerzos sobre un material.
1.10.2 Deformacion (¢)

El efecto de los esfuerzos aplicados en las rocas se estudia midiendo la deformacion
producida por la aplicacion del mismo. La deformacion, comunmente denotada como &, es
un cambio relativo en la forma o tamano de la roca debido a fuerzas externas aplicadas a la
roca, como lo son los esfuerzos. En otras palabras, la deformacion es una medida de como
cambian las dimensiones de un material cuando se aplica una carga.

La Figura 1.17 muestra el efecto de los esfuerzos en la longitud v diametro de una muestra
de un nucleo cilindrico.

Figura 1.17 Deformacion de una muestra de nicleo debido a la aplicacion de un esfuerzo.

Como se muestra en la figura, la compresion hace al ntiicleo mas corto y ancho, la tension lo
hace mas delgado y largo. La deformacion se calcula como la relacion del cambio en la
longitud y la longitud original, o como un cambio en el diametro y el diametro original. y
por lo tanto es adimensional.

Por ejemplo. se considera un tapon de un nucleo de longitud original Z, que ha sido sujeto a

un esfuerzo de tension. Después de aplicar el esfuerzo. si la longitud original se ha
mcrementado a L. entonces el esfuerzo axial se define como:

e="""2 (1.22)

La deformacion definida por la ecuacion anterior, se puede expresar en términos de
porcentaje.
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1.10.3 Relacion esfuerzo-deformacion

En la mayoria de los materiales, cuando el esfuerzo se incrementa por un tiempo. la
deformacion también aumenta y es proporcional al esfuerzo. Si se deja de aplicar el
esfuerzo, la deformacion regresa a ser cero. Esto se llama deformacion elastica. Por otro
lado, si el esfuerzo continiia incrementandose, se alcanza el punto de ruptura del material,
para el cual la deformacion es permanente. Esto se llama deformacion plastica, esto es que
s1 el esfuerzo deja de aplicarse, la deformacion no regresa a ser cero como se muestra en la
Figura 1.18.

.

Punto de ruptura

Comienzo de la
Deformacian plastica

Esfuerzo —————9
N,
e
N
/
/
/
/
7/

Limite elastico

Deformacion ——»

Figura 1.18 Grafica de la relacion esfuerzo-deformacion

1.10.4 Resistencia de la roca

La resistencia de un material solido es la capacidad de resistir un esfuerzo sin romperse o
resistir la deformacion. Considerando las tres condiciones basicas de esfuerzos, la
resistencia de un material siempre se especifica por el tipo de esfuerzo, asi como la
resistencia a la tension, resistencia a la compresion y resistencia al esfuerzo de cizalla.

Para las rocas de yacimientos, la resistencia es el resultado de los procesos de depositacion
que formaron la roca en primer lugar, la resistencia basicamente refleja el origen geologico
de una roca.

1.11 Tension Superficial e Interfacial (o)

El término de tension superficial es comunmente usado cuando se define la fuerza
superficial entre un gas y un liquido, simplemente porque esta interfase es la superficie del
liquido. Sin embargo, en el caso de dos fluidos no miscibles el término de tension
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mterfacial es usado cuando se describen las fuerzas interfaciales entre dos liquidos no
miscibles.

Un yacimiento petrolero saturado contiene gas, aceite y agua, por lo que existen tres valores
diferentes de tension superficial o tension interfacial de gran importancia: tension
superficial de gas-aceite (og.,), tension superficial de gas-agua (o.,) y tension interfacial
de aceite-agua (o,.y)

Esta fuerza es el resultado de los efectos moleculares por los cuales se forma una interfase
que separa dos liquidos. Si ¢ = 0 se dice que los liquidos son miscibles entre si, como el
agua y el alcohol. El ejemplo clasico de un par de fluidos no miscibles es el del agua y el
aceite.

Para comprender el concepto de tension interfacial o superficial, se considera un sistema de
dos fluidos no miscibles, agua y aceite, como se muestra en la Figura 1.19. Una molécula
de aceite o agua lejos de la interfase esta rodeada por otras moléculas de aceite o agua, lo
que hace una fuerza resultante neta sobre la molécula de 0, por lo que es empujada en todas
direcciones. En cambio, una molécula de aceite en la interfase tiene una fuerza actuando
sobre ella inmediatamente arriba de la interfase y la molécula de agua por debajo de la
interfase. Las fuerzas resultantes no son balanceadas porque las magnitudes de las fuerzas
son diferentes y dan un aumento en la tension interfacial.

Generalmente, la tension interfacial de dos liquidos es menor que la tension superficial
individual mas alta de uno de los liquidos porque la atraccion mutua es moderada por todas
las moléculas mvolucradas. La tension interfacial o superficial es la dimension de fuerzas
por unidad de longitud, usualmente expresada en (mN/m) o 10°N/m (dinas/cm).

Moléculas lejanas; Fuerza de atraccion resultante cero

Las fuerzas no balanceadas aumentan la tension interfacial

Figura 1.19 Concepto de tension interfacial entre dos liquidos no miscibles, agua y aceite, Gyy_,.
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1.12 Mojabilidad

La mojabilidad es una propiedad de superficie en un sistema solido-fluidos, que indica la
afinidad relativa entre el solido y alguno de los fluidos que estan en contacto con ¢l. Es la
habilidad de un liquido para extenderse sobre la superficie de un soélido.

La mojabilidad en un sistema roca-fluidos se puede expresar en términos del angulo que
forma la interfase entre los fluidos y el solido (angulo de contacto 8), como se muestra en la
Figura 1.20.

Interfase Interfase ;
Ow.o Aceite Gwo Aceite
Sélido N0 B
Fluido mojante agua Fiuido mojante aceite  >014°

Figura 1.20 Diagrama de mojabilidad en un sistema solido-fluidos.

Cuando el angulo de contacto es de 90° ambos fluidos mojan a la roca.

En el sistema roca-fluidos de un yacimiento, el solido puede ser denominado, de acuerdo a
su afinidad con alguno de los fluidos, como:

e Hidrofilico u oleofobico, si es preferentemente mojado por el agua y por lo tanto
rechaza al aceite.

e Oleofilico u hidrofobico, si es preferentemente mojado por el aceite y por lo tanto
rechaza al agua.

Tipos de mojabilidad en un yacimiento con aceite y agua.
e Neutra: la roca no tiene preferencia por alguno de los fluidos saturantes.

e Homogénea: la roca tiene afinidad o preferencia uniforme en todo el yacimiento
por algtin fluido saturante.

e Fraccional o heterogénea: no existe mojabilidad homogénea en el yacimiento, o
sea, existen areas mojadas por agua y areas mojadas por aceite.

e Mezclada o mixta: tipo especial de mojabilidad fraccional y se tiene cuando las
superficies mojadas por aceite corresponden a los poros mas grandes y las
superficies mojadas por agua corresponden a los poros mas pequenos.
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1.13 Capilaridad

Es un fenomeno que se presenta en materiales conteniendo espacios muy pequenos (tubos
capilares, poros) debido a las fuerzas de superficie (tensiones superficiales, fuerzas de
adhesion, mojabilidad) que se generan cuando se ponen en contacto con fluidos.

1.13.1 Presion Capilar (P.)

Un yacimiento petrolero es un sistema roca-fluidos con espacios porosos capilares. Los
contactos entre el solido y los fluidos y entre los fluidos, generan propiedades de superficie,
como: la tension de adhesion, la tension interfacial y la mojabilidad. Si los fluidos estan
contenidos en espacios capilares se presenta, ademas el fenomeno de capilaridad.

S1 dos fluidos no miscibles entre si saturan un medio poroso capilar, por ejemplo una roca
sedimentaria saturada con agua y aceite, se genera enfre ellos una interfase curva.
Normalmente, solo uno de los fluidos moja la superficie de los granos mientras que el otro,
o sea el no mojante, esta contenido dentro del mojante, ya sea como fase continua, mas o
menos continua o como fase discontinua (gotas).

La presion que existe en la fase no mojante, inmediata a la interfase, es mayor que la
presion en la fase mojante, también inmediata a la interfase. A esta presion diferencial se le
conoce como presion capilar (P.)

ID.: = ‘meﬂ _P-" (123)

Jm

Donde:

P, es la presion capilar.
Pgm es la presion en la fase no mojante.
Py, eslapresion en la fase mojante.

En un yacimiento petrolero, generalmente el fluido mojante es el agua, por lo que la Pc para
un yacimiento de aceite bajosaturado es:

(), =P,~P, (124)
Y para uno de gas:
(P),, =P, -P, (125)
T

Donde:
el subindice g indica gas.
el subindice o indica aceite.

el subindice w indica agua.

Sus unidades pueden estar dadas en kg/cni’, Ib/in’, dinas/cni’, atm.
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1.14 Superficie Especifica (Ss)

En un medio poroso se define como la superficie que se encuentra en contacto con los
fluidos en un determinado volumen del medio.

Hay una relacion entre el tamafio de las particulas y su superficie especifica (area de las
particulas por unidad de masa o de volumen del material). Muchas propiedades fisicas y
quimicas del subsuelo estan relacionadas con la superficie especifica v su actividad en la
superficie de las particulas. La distribucion del tamano de las particulas en el subsuelo
representa un parametro que no cambia dentro del tiempo ordinario y en condiciones
normales del ambiente.

Un grano de arena grueso tiene un radio de unas 10° micras (un milimetro) y tiene una
superficie especifica aproximada de 10~ m’/cm’. Una particulas de cieno o arcilla con
menor radio de aproximadamente 1.0 micras tiene una superficie especifica aproximada de
1.0 m*/em®. Una hoja de esmectita con un espesor aproximado de 107 micras (1.0 nm)
tendra una superficie especifica de unos 10° m”/cm’.

Al evaluar la adsorcion, la superficie de granos de arena, por lo general no es de mucho
interés en comparacion con las arcillas que contiene la roca.

La superficie especifica o area superficial de una arcilla se define como el area de la
superficie externa mas el area de la superficie interna (en el caso de que esta exista) de las
particulas constituyentes, por unidad de masa, expresada en m/g.

Las arcillas poseen una elevada supertficie especifica, en los que la interaccion solido-fluido
depende directamente de esta propiedad.

Areasup erficial porunidaddevolumenderoca cm?
- - 3

S

5

(1.26)

Volumenderoca cm

De esta manera, al disminuir el tamano de grano se tiene una mayor superficie especifica
del material.

1.15 Compresibilidad (C)
Compresibilidad de la roca de yacimiento.

Los yacimientos que se encuentran a miles de metros bajo tierra estan sujetos al peso de la
carga de los sedimentos que se encuentran encima de ellos. Esa carga aplica una fuerza
compresiva sobre el yacimiento: mientras que los fluidos son extraidos del yacimiento, la
presion de poro decrece, por lo que el volumen de roca se reduce, y los granos de arena se
expanden, esto da como resultado un decremento en el volumen poroso, siendo esta
compresibilidad la mas importante.
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Se definen las compresibilidades de la matriz, de la roca y de los poros como:

1.15.1 Compresibilidad de la matriz (granos). Es el cambio fraccional en el volumen de
material rocoso so6lido con un cambio unitario en la presion, a temperatura constante.

1.15.2 Compresibilidad de la roca. Es el cambio fraccional en el volumen de la roca con
un cambio unitario en la presion, a temperatura constante.

1.15.3 Compresibilidad de los poros. Es el cambio fraccional en el volumen poroso de la
roca con un cambio unitario en la presion, a temperatura constante.

Matematicamente se expresan como:

oV
s L (1.27)
v, eP ),
1 (o,
C,=——| 2 (1.28)
v, eP ),
1(arV,
- 1.29
Py | o (1.29)

Donde:

C; es la compresibilidad de la matriz
C5 es la compresibilidad de la roca
C, es la compresibilidad de los poros
V. es el volumen de la matriz

I, es el volumen de la roca

V, es el volumen de los poros

En las ecuaciones anteriores el subindice 7 indica que fueron derivadas considerando una
temperatura constante.

Tarek Ahmed sugiri6 otra expresion en términos de la porosidad, ¢, siendo que la porosidad
se incrementa con un incremento en la presion de poro.

__lfog X
€= ¢5(6Pl 10

Debido a que las compresibilidades de la matriz y de la roca se consideran muy pequenas
en comparacion con la compresibilidad de poro, la compresibilidad de la formacion Cy. es
el término comunmente usado para describir la compresibilidad total de la formacion y se
considera igual a Cj;:
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C,=C, :—1[@) (1.31)
: ¢\ oP ),

Los valores tipicos de compresibilidad de la formacion varian de 3 x 10°a 25 x 10° psi”.

1.16 Densidad (p)

La densidad de un material se define como la relacion entre su masa y su volumen.

L= % [g/cn’] (1.32)

Donde:

p es la densidad del material.
M es la masa del material.
I es el volumen del material.

Los tipos de densidad que se tienen en el yacimiento son:

¢ Densidad del sistema roca-fluidos (p,.5).
e Densidad de laroca (p;).
e Densidad de la matriz o de los sélidos (0,0 pas).

1.17 Capacidad de Intercambio Cationico (CEC)

La capacidad de intercambio cationico (CEC) se puede definir como la suma de todos los
cationes de cambio que un mineral puede adsorber a un determinado pH. Es equivalente a
la medida del total de cargas negativas del mineral.

Estas cargas negativas pueden ser generadas de tres formas diferentes:

e Sustituciones isomorficas dentro de la estructura.
e Enlaces insaturados en los bordes y superficies externas.
¢ Disociacion de los grupos hidroxilos accesibles.

El primer tipo es conocido como carga permanente y supone un 80 % de la carga neta de la
particula; ademas es independiente de las condiciones de pH y actividad i16nica del medio.
Los dos ultimos tipos de origen varian en funcion del pH y de la actividad 1onica.
Corresponden a bordes cristalinos, quimicamente activos y representan el 20 % de la carga
total de la lamina.

Esta es la capacidad que tienen las sustancias para intercambiar cationes con soluciones que
tienen otros cationes especificos.
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Los minerales arcillosos tienen la propiedad de absorber cationes mediante atraccion
eléectrica v los mantiene en un estado intercambiable. Estos cationes pueden ser

intercambiados por otros presentes en la solucion acuosa como se muestra en la Figura
1.21.

Mas arcilla, mas posiciones Bajo contenido de arcilla, menos
para retener cationes.

posiciones para retener cationes.

Solucién acuosa

it

++++++ 44 = -Arcilia

Figura 1.21 Esquema del intercambio cationico de las rocas arcillosas y la solucion acuosa.

Este fenomeno afecta a la resistividad o conductividad eléctricas de las formaciones
arcillosas y por lo tanto a la interpretacion de los registros eléctricos de pozo.

Modelos de conduccion eléctrica:

Roca limpia Roca arcillosa
XXXXXXXXXX
Salmuera —» Salmuera —»

Figura 1.22 Cambio en la conductividad del la roca arcillosa por efectos de la capacidad de
intercambio cationico.

En 1950 (Walstrom) describio cualitativamente el efecto de la arcilla en el yacimiento.

1) La resistividad eléctrica de una arena es considerablemente reducida cuando esta
presente material arcilloso.

2) Aunque la reduccion del registro S.P. usualmente se debe a un cambio de salinidad,
puede también originarse por la presencia de arcillas.

3) Las arenas arcillosas pueden mostrar un incremento de 2 o 3 veces en la
conductividad con respecto a las arenas limpias.

Petrofisica en la caracterizacion de yacimientos petroleros. Péagina 38



1.18 Capacidad de absorcion y adsorcion.

Algunas arcillas encuentran su principal campo de aplicacion en el sector de los
absorbentes va que pueden absorber agua u otras moléculas en el espacio interlaminar
(esmectitas) o en los canales estructurales (sepiolita y paligorskita).

La capacidad de absorcion esta directamente relacionada con las caracteristicas texturales
(superficie especifica y porosidad) y se puede hablar de dos tipos de procesos que
dificilmente se dan de forma aislada: absorcion (cuando se trata fundamentalmente de
procesos fisicos como la retencion por capilaridad) y adsorcion (cuando existe una
interaccion de tipo quimico entre el adsorbente, en este caso la arcilla, y el liquido o gas
adsorbido, denominado adsorbato).

La capacidad de adsorcion se expresa en porcentaje de adsorbato con respecto a la masa y
depende, para una misma arcilla, de la sustancia de que se trate.

1.19 Hidratacion e hinchamiento

La hidratacion y deshidratacion del espacio interlaminar son propiedades caracteristicas de
las esmectitas, y cuya importancia es crucial en los diferentes usos industriales. Aunque
hidratacion y deshidratacion ocurren con independencia del tipo de cation de cambio
presente, el grado de hidratacion si esta ligado a la naturaleza del cation interlaminar v a la
carga de la lamina.

La absorcion de agua en el espacio interlaminar tiene como consecuencia la separacion de
las laminas dando lugar al hinchamiento. Este proceso depende del balance entre la
atraccion electrostatica cation-lamina y la energia de hidratacion del cation. A medida que
se infercalan capas de agua y la separacion entre las laminas aumenta, las fuerzas que
predominan son de repulsion electrostatica entre laminas, lo que contribuye a que el
proceso de hinchamiento pueda llegar a disociar completamente unas laminas de ofras.
Cuando el cation interlaminar es el sodio, las esmectitas tienen una gran capacidad de
hinchamiento, pudiendo llegar a producirse la completa disociacion de cristales
individuales de esmectita, teniendo como resultado un alto grado de dispersion y un
maximo desarrollo de propiedades coloidales. Si por el contrario, tienen Ca o Mg como
cationes de cambio su capacidad de hinchamiento serd mucho mas reducida.

1.20 Radioactividad natural.

La radioactividad natural es un fenémeno que se presenta en sustancias naturales, debido a
la desintegracion de los elementos radioactivos que contengan.

Al desintegrarse los elementos radioactivos se generan radiaciones positivas (particulas
alfa), radiaciones negativas (particulas beta) y radiaciones sin carga (rayos gama). Los
rayos alfa y beta tienen poca potencia de penetracion, los rayos gama tienen gran
penetracion.
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El uranio (U), el potasio (K) y el torio (77) son ejemplos de elementos radioactivos.

Todas las rocas contienen cierta cantidad de material radioactivo (U, 7h, K) que emiten
rayos gama. Los elementos altamente radioactivos tienden a concentrarse en las arcillas o
lutitas, por consiguiente, las arcillas o las arenas altamente Iutiticas (arenas arcillosas)
muestran una radioactividad alta, en tanto que arenas limpias y carbonatos generalmente
exhiben niveles bajos de radioactividad, €sto se puede observar en la Figura 1.23.

Niveles cualitativos de radioactividad de algunas rocas:

Baja radioactividad Alta radioactividad
. Arenas limpias . Lutitas
. Yeso . Minerales de potasio
. Anhidrita . Rocas igneas
. Carbonatos

Rocas que contienen mezclas de minerales de alta y baja radioactividad manifiestan
radioactividad intermedia. Asi mismo, si el fluido que satura los poros es radioactivo la
roca sera radioactiva.

Roca | Radioactividad Natural

Se incrementa la radioactividad

Anhidrita

Sal

Arena

Caliza

Arena arcillosa
Caliza arcillosa
Lutita arenosa

Lutita calcarea
Lutita

Bentonita, ceniza,
lutita organica

Figura 1.23 Intensidad radioactiva de algunas rocas sedimentarias mas comunes.
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1.21 Tiempo de transito (A7)

El tiempo de transito se define como el tiempo que tarda una onda sonora en recorrer una
distancia de un pie en una formacion rocosa y es el mverso de la velocidad que tiene la
onda sonora.

El tiempo que tarda una vibracion (onda sonora) en recorrer un pie de roca, se expresa

. . . seo
comunmente en micros egundos por pie [ﬂ %?‘é‘) .

p=d o .1 (1.33)
t d 7V

Donde:

' es la velocidad de la onda sonora.

d es la distancia de la formacion (1 pie).

t es el tiempo.

S1d =1, entonces se tiene:
A {'”Seg} (1.34)
Ipie pie

En formaciones sedimentarias, la velocidad de transmision del sonido depende de wvarios
parametros; principalmente depende del material de la matriz de la roca (arenisca, caliza,
dolomia, etc.) y de la distribucion de porosidad.

En la Tabla 1.3 se presentan los rangos de valores de la velocidad sonica y del tiempo de
transito para matrices de rocas. Los valores mencionados son para sustancias no porosas, es

decir ¢ = 0. La porosidad disminuye la velocidad del sonido a través de la roca y por
consiguiente aumenta el tiempo de transito.

Tabla 1.3 Rangos de valores de la velocidad sonica y del tiempo de transito para matrices de rocas

s (75
ROCAS 14 [ p "ey ) At (z” Sey ) - pre
ma seg ma pie (valor medio usado
comunmente en
calculos)
Areniscas 18000-19500 55.5-51.0 55506510
Calizas 21000-23000 47.6-43.5 47.5
Dolomias 23000 435 435
Anhidritas 20000 50.0 50.0
Sal 15000 57.0 57.0
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2. PROCEDIMIENTOS PARA DETERMINAR PROPIEDADES PETROFISICAS.

Adquisicion de datos petrofisicos.

La petrofisica se encarga del manejo y analisis de las propiedades de las rocas del
yacimiento vy su interaccion con los fluidos que contienen, lo que brinda informacion que se
requiere en la explotacion y en el desarrollo de los yacimientos petroleros.

Los datos petrofisicos pueden ser obtenidos de diferentes fuentes, entre las mas comunes se
encuentran: recortes de roca, nucleos de pared, nucleos convencionales, registros de cable,
mediciones durante la perforacion, pruebas de pozo y registro de hidrocarburos, entre otros.

Estas fuentes son usadas para medir u obtener las propiedades de la formacion como son:
porosidad, permeabilidad, fluidos residuales, saturaciones de agua urreductibles, litologia y
permeabilidad direccional. Estos datos son utilizados. por ejemplo, para calibrar y/o
mejorar la interpretacion de los registros de pozos. Una consideracion muy importante es
tratar de interrelacionar diferentes técnicas de adquisicion de datos mediante el factor de
escala.

Asi como los datos de diversas fuentes provienen de mediciones hechas en diferentes
volumenes de roca, las comparaciones pueden no ser adecuadas hasta usar factores de
escala. Hay cuatro escalas importantes cuando se miden las propiedades en volumenes de
rocas de yacimiento: la escala micro. que relaciona a los poros vy granos de roca, la escala
macro, que basicamente relaciona a niicleos convencionales; la escala mega toma en cuenta
bloques de mallas de simulacion y puede representarse por la escala de registros de pozo y
la escala giga en la que se relaciona informacion a una escala regional.

Las mediciones a escala micro son las que tienen mayor incertidumbre, debido a la
dificultad de caracterizar a la estructura de la roca a la escala de poro, ya que ésta no es
representativa de todo el yacimiento. Una reduccion importante en la incertidumbre
requiere el desarrollo de técnicas para poder caracterizar la microestructura de la roca a esta
escala y relacionar la informacion con las propiedades petrofisicas medidas.

En este capitulo se habla sobre las principales formas de obtencion de datos petrofisicos,
como son las pruebas de laboratorio sobre muestras de roca, registros de pozo y sismica.

Determinar las propiedades de las rocas que conforman el yacimiento es de suma
importancia, ya que al no obtener un buen valor de éstas, se incurre en errores que en un
momento dado pueden condenar a un intervalo productivo del yacimiento o bien al
yacimiento mismo, por lo que es de suma importancia que los encargados de obtener tales
propiedades sean muy cuidadosos vy las determinen lo mas exacto posible.
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2.1 Muestras de roca.

Las muestras de roca son una valiosa fuente de informacion para Ingenieros Geodlogos e
Ingenieros Petroleros, especialmente para los Ingenieros de yacimientos. En ellas se basan
para la definicion y descripcion de yacimientos petroleros. con lo cual pueden establecer
sus modelos geologicos y petrofisicos. Se pueden conocer propiedades por algunos
metodos a partir de analisis de muestras de rocas. Mediante métodos indirectos se pueden
estimar algunas propiedades de las rocas de un yacimiento, como se hace con los registros
eléctricos y radioactivos; sin embargo, la determinacion precisa de las propiedades solo
puede hacerse a partir de muestras de roca; de hecho, la informacion que se obtiene de un
analisis de nucleos, es usada en la calibracion de registros de pozo.

Obtencion de muestras de roca.
Recortes de roca.

Durante el proceso de perforacion, se realiza el registro de lodos, o también conocido como
registro de hidrocarburos, en el cual se mide el avance en la operacion, asi como el
contenido y algunas propiedades de las formaciones perforadas.

A medida que el pozo se va perforando, la barrena rompe la roca en pequenos recortes, los
cuales son llevados a superficie al circular el lodo de perforacion. Estos recortes se
recuperan en superficie para su analisis y descripcion.

El lodo trae consigo los
recortes acarreados desde el
fondo del pozo, y se toman
muestras de ellos en la
temblorina

Lodo en circulacion. Linea de retorno

.__Temblorina
i~ Presa de lodos

L
ku

_i-lf

Tuberia de perforacion- Lodo en circulacion

Las flechas muestran la

Barrena—- direccion del flujo del lodo

Figura 2.1 Se muestra la circulacion del lodo a través del pozo, y como se recuperan los
recortes de roca en superficie
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Nucleos

Otra forma de obtener muestras de roca del yacimiento, es mediante la extraccion de
nucleos, la cual consiste en cortar muestras continuas de la formacion en el fondo del pozo.
Hasta cierto punto, las muestras de nucleos se recuperan sin danarse, preservando la
integridad fisica y mecanica de la roca. El material de la formacion puede ser roca soélida,
material deleznable, conglomerados, arenas no consolidadas, calizas o arcillas. Con equipo
convencional, las muestras de nucleos llegan a medir hasta 10 merros de longitud y 15
centimetros de diametro. En la siguiente figura se muestran algunos fragmentos de ntcleos
que han sido cortados de diferentes formaciones de roca.

Figura 2.2 Diferentes muestras de nticleos recuperados.
Métodos de nucleo.

Esencialmente se utilizan tres tipos de métodos de nucleo para recuperar muestras de roca
de la formacion. Dos son del tipo convencional, como lo son el método de la rotatoria, y los
nucleos de pared. El tercer metodo es el nucleo a alta presion, el cual es una técnica mucho
mas avanzada para recuperar muestras de la formacion. Estos métodos se discuten a
continuacion.

Método de la rotatoria.
En este método las muestras se obtienen con una barrena para nucleos (la cual tiene una

perforacion en el centro) junto con un barril que atrapa la muestra de roca conforme avanza
la perforacion. En la siguiente figura se muestran algunas de ellas.

o

e B - .
de micleos de fondo.
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La roca cortada es un cilindro que se aloja dentro de la herramienta. Al levantar la tuberia,
se atrapa la muestra de roca dentro del barril y se lleva a la superficie. El nucleo que se
obtiene por este método se llama nucleo completo. Tomar una muestra de nucleo de la
formacion por el método de la rotatoria es una operacion costosa. Esta operacion se muestra
en la siguiente figura:

Lodo
5

Agujero
perforado

Tuberia

Barril :
muestreador :

Barrena

a) NUCLEO

b) RECUPERACION

Figura 2.4 Diagrama esquematico donde se muestra en a) la operacion de nucleo y b) la
recuperacion del niicleo del fondo del agujero.

Generalmente las propiedades de las rocas de yacimiento pueden ser medidas ya sea en
nucleos completos o en pequenos tapones que son cortados de los grandes.

La importancia del analisis en un nucleo grande o completo reside en el hecho de que la
heterogeneidad de la roca puede no ser representada correctamente en mediciones hechas
en pequenas muestras o tapones de nucleos. La ventaja del analisis de niicleos completos es
que permite la medicion de propiedades a gran escala, por eso se utilizan cuando se
considera que hay alguna razon por la cual pequenas muestras no reflejarian propiedades
del conjunto o promedio. En la siguiente figura se muestra un nicleo recuperado de una
formacion, empacado para su analisis en el laboratorio.

Figura 2.5 Niicleo recuperado de una formacion, listo para su analisis.
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Un tapon de nucleo es una porcion mas pequena de una muestra entera de nucleo. Se
obtiene cortando muestras cilindricas de 1 o 1.5 pulgadas de diametro y hasta 3 pulgadas
de largo de un mnucleo entero. Generalmente son cortados en 2 direcciones,
perpendicularmente y paralelamente al eje del nucleo grande. Estos tapones cortados del
nucleo se les llaman tapones horizontales y verticales.

La medicion de las propiedades de la roca en tapones de nucleos es probablemente la
practica mas comun en laboratorios de yacimientos cuando la roca solo tiene porosidad
primaria. La siguiente figura muestra como son cortados los tapones a partir de los nucleos
completos, de forma vertical y horizontal, para la medicion de sus propiedades.

//’_‘_—_\
N Nicleo
completo
-
e [
~ T Y .
Tapones R Tapones
Verticales.\ S Horizontales
| -
rl
//“ﬁl‘ j""‘a\
\‘x____,___//

Figura 2.6 Se muestran los cortes hechos en el niicleo, para obtener los tapones.

Nicleos de pared.

Otra opcion para tomar muestras, es cortar nucleos de pared. Con esta técnica se obtienen
muestras pequenas, que varian de % de pulgada de diametro vy 2 pulgadas de largo a 1
pulgada en didametro v 6 pulgadas de largo. Este método emplea barriles muestreadores,
también llamados balas, que pueden ser disparados en secuencia con una pistola hacia la
formacion.

La pistola con balas es bajada al fondo del pozo. Después de ser disparadas las balas se saca
del pozo. Usualmente este tipo de herramienta tiene hasta 30 balas. Las ventajas de esta
técnica incluyen un costo menor al método de la rotatoria y la recuperacion de muestras de
roca de una formacion despues de haber sido perforada. Las desventajas incluyen la posible
no recuperacion debido a pérdidas, o errores al disparar, ademas de cierta incertidumbre
debido a la profundidad en la que la muestra de roca fue tomada. pudiéndose deber a
problemas técnicos con el equipo. enfre otros. En las siguientes figuras se muestran la
operacion de nucleos de pared, la preparacion del nucleador y una pistola con la que se
realiza este muestreo en el fondo del pozo.
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Figura 2.7 a) Preparacion del nucleador y b) pistola.

Nucleo a alta presion.

Los métodos de nucleo descritos anteriormente generan algunos problemas: las muestras de
la formacion que se recuperan, sufren pérdida de fluidos debido a la caida de presion al ser
llevadas a superficie. EI método de nucleo a alta presion trata de evitar este problema. El
barril recolecta los fluidos del yacimiento en su contenedor natural, el cual es la roca de
yacimiento, manteniendo la muestra a condiciones de fondo o yacimiento, hasta que los
fluidos puedan ser inmovilizados al ser congelados. con el fin de evitar cambios en la
saturacion durante el proceso de recuperacion.

Una vez que estos fluidos son inmovilizados, el nucleo puede ser removido del barril
despues de ser despresurizado, y subsecuentemente transportado (en estado congelado) para
analisis de laboratorio, sin la pérdida de valiosa informacion como es la saturacion in sifu.

Informacion adicional

El trabajo que se realiza en el laboratorio para la medicion de las distintas propiedades en
los nucleos, involucra el manejo de los mismos en distintas etapas y, por lo tanto, se
consideran otros conceptos, tales como:

Nucleo fresco.

Cualquier nucleo recuperado con técnica convencional y analizado tan rapido como sea
posible en el pozo. para evitar pérdida de fluidos y exposicion a la atmosfera.

Nicleo preservado.

Es similar al ntcleo fresco, pero implica cierto tiempo de almacenamiento. Se protege el
nucleo de alteraciones mediante diferentes técnicas, como envolver el nucleo, congelar el
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nucleo para atrapar a los fluidos en su interior y evitar que se evaporen, aunque esto pudiera
alterar algunas propiedades de la roca.

Nicleo limpio.

Es el nucleo al cual le han sido removidos los fluidos de su interior con solventes. El
proceso debe ser especificado en la secuencia, uso de solventes y temperaturas.

Nucleo restaurado.

Este ntcleo ha sido limpiado y se ha puesto en contacto nuevamente con los fluidos que
inicialmente contenia en el subsuelo con el fin de restablecer las condiciones del
yacimiento; sin embargo, pueden afectarse algunas propiedades originales, como la
mojabilidad.

Asignacion de datos de nucleos para medicion de propiedades de la roca.

Las mediciones en muestras de roca se realizan con el fin de alcanzar diferentes propositos
y se distinguen por el uso que se les da, por ejemplo si es un pozo exploratorio o de
desarrollo. Los datos obtenidos del analisis de nucleos son usados por ingenieros de
distintas especialidades como: geologos, de terminaciones de pozos, petrofisica y de
yacimientos. A confinuacion se presenta un ejemplo de asignacion de datos:

Ingenieros de terminacion de pozos

e Dano ala formacion
o Disefio de la terminacion

Ingenieros de yacimientos m

: E::r%slal:;ﬁidad \_/ Ingenieros geéloqos

o  Densidad de grano Datos de . IF-’“?Ioglaf’

e  Propiedades flia . etrografia
mect)énicas y eléctricas <11:| analisis ‘::> *  Ambientes

¢  Saturacion de fluidos de de deposito

¢ Mojabilidad hucleos

*  Presion capilar

e  Permeabilidad relativa

Ingenieros de petrofisica
e  Calibracion de
registros
e  Saturacion de fluidos
e  Mecanica de rocas

Figura 2.8 Asignacion de datos obtenidos de niicleos.
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Tipos de pruebas de nicleos.

Las pruebas de analisis de nucleos se dividen generalmente en dos tipos: analisis
convencionales de rutina y analisis especiales.

Analisis convencional o de rutina.

Estos analisis se llevan a cabo con muestras completas de nucleos o con tapones a pesion y
temperatura ambiente. Con este tipo de analisis se obtienen propiedades basicas de las rocas
como:

e Porosidad
e Permeabilidad absoluta
e Saturacion de fluidos

Analisis especiales.

S1 las mediciones de las propiedades mencionadas en los andlisis convencionales se
realizan a condiciones de yacimiento se consideran como analisis especiales.

Cualquier prueba que se realiza con nucleos o tapones que no es parte de los analisis
convencionales cae en la categoria también de analisis especiales. Se pueden obtener
propiedades como:

Presion capilar

Permeabilidad relativa
Mojabilidad

Tensi6n interfacial y superficial.

Los datos de las propiedades mencionadas anteriormente son esenciales para los calculos en
ingenieria de yacimientos, ya que afectan directamente en la cantidad, la distribucion y el
movimiento de los fluidos presentes en las rocas.
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2.2 Registros geofisicos de pozos

A medida que la ciencia de los registros de pozos avanza, también lo hace el arte de Ia
interpretacion de datos. Hoy en dia el analisis detallado de un conjunto de perfiles
cuidadosamente elegido, provee un meétodo para derivar e inferir valores precisos para las
saturaciones de hidrocarburos v de agua, la porosidad. el indice de permeabilidad vy la
litologia de la roca del yacimiento. En esta tesis se mencionan los diferentes registros
comunmente utilizados, su aplicacion y los parametros que miden.

Las interpretaciones cualitativas y cuantitativas de los registros geofisicos de pozos deben
ser apoyadas por resultados de analisis geologicos y petrofisicos de muestras de rocas.

Tabla 2.1Tipo de registros geofisicos utilizados de acuerdo a los aspectos de la formacion.

Aspectos de las formaciones Tipos de registros geofisicos
Tipo de roca Litologicos
Capacidad de almacenamiento Porosidad
Tipo y cantidad de fluidos saturantes Eléctricos
Capacidad de permitir el flujo interno de fluidos Combinacién de registros

Clasificacion de los registros geofisicos de pozos cominmente utilizados
Registros que indican zonas permeables (litologia)
Potencial espontaneo (SP)

El parametro que mide es el potencial eléctrico (voltaje) entre dos puntos. por ejemplo
dentro de un pozo este se genera debido a la interaccion del agua y rocas de la formacion
con el fluido de perforacion, se mide el voltaje que hay entre la superficie y la profundidad
a la que se encuentra colocada la sonda.

Sus principales aplicaciones son detectar formaciones porosas y permeables, localizar
limites de formaciones porosas y permeables (limites del yacimiento). determinar
arcillosidad de una formacion, determinar el valor de la resistividad del agua (R,,) y realizar
correlaciones geologicas.

La informacion necesaria para su interpretacion son la R, y la R., la salinidad del agua o la
R,,. laresistividad del filtrado de lodo (R,,). asi como, la presencia de laminaciones de lutita
no observables con el registro. Las determinaciones en el laboratorio son los analisis
litologicos, petrograficos mineralogicos y los analisis quimicos del agua.

Rayos gama (GR)

El parametro que mide es la radioactividad natural de la roca.Sus aplicaciones principales
son diferenciar litologias, determinar contenido de arcillas o lutitas en la formacion,
detectar materiales radioactivos y realizar correlaciones geologicas.

La informacion necesaria para su interpretacion es la radioactividad natural, mineralogia,
litologia y presencia de elementos radioactivos en el agua que afecten al registro.

Las determinaciones en el laboratorio son medicion de la radioactividad natural, analisis
petrografico, mineralogico y analisis quimico del agua.
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Espectroscopia de rayos gama (NGT)

El parametro que mide son las cantidades uranio, potasio y torio en las rocas.

Las aplicaciones principales son identificar la litologia, minerales arcillosos, determinar
volumenes de arcillas (indice de arcillosidad), identificar ambientes de deposito e
identificar fracturas.

La informacion necesaria para su interpretacion es la mineralogia, litologia y la
composicion quimica del agua.

Las determinaciones en el laboratorio son analisis mineralogico, litologico, petrografico y
analisis quimico del agua.

Registros de resistividad o conductividad eléctrica (R o C)
Doble laterolog-Rxo (DLL-Rx0)

Los parametros que mide son las diferentes resistividades de las formaciones a diferentes
profundidades de investigacion: LLd, LLs., Rxo.

Las aplicaciones principales son la localizacion rapida de zonas con hidrocarburos,
determinar la saturacion de agua (S,,) v determinar la movilidad de los hidrocarburos.

La informacion necesaria para su interpretacion son las resistividades de la roca con S,, <
100%, resistividad del agua de formacion (R,,) y del filtrado del lodo (R,;). la porosidad y
las saturaciones de agua (S,,), aceite (S,) y gas (Sg).

Las determinaciones en el laboratorio son los analisis petrofisicos para determinar: ¢, R,.
R.R,. F.I.a myn.

Doble induccion laterolog 8 (DIL)

Los parametros que mide son las resistividades de las formaciones a diferentes
profundidades de ivestigacion: 7L, II;, Rys.

Las principales aplicaciones son detectar zonas con hidrocarburo y determinar la saturacion
de agua (Sy).

La informacion necesaria para su interpretacion es la resistividad de la roca con S,, <
100%, la porosidad y saturaciones de agua (S,). aceite (S,) y gas (Sg).

Las determinaciones en el laboratorio son los analisis petrofisicos para determinar: ¢, R,,
R.R,. F.I.a myn.

Registros de porosidad (¢)
Sonico compensado (BHC)

El parametro que mide es el tiempo de transito (transmision de ondas acusticas en las
formaciones).

Las aplicaciones principales son determinar la porosidad, identificar litologias por valores
de Ar, realizar correlaciones geologicas y estimar permeabilidades.

La informacion necesaria para su inferpretacion son relaciones ¢ - Ar, petrografia y
mineralogia.
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Las determinaciones en el laboratorio son los analisis petrofisicos para conocer ¢, Az y £,
analisis petrograficos y analisis mineralogicos.

Densidad compensado (FDC)

El parametro que mide es la densidad de las formaciones.

Las aplicaciones principales son determinar la densidad total de la formacion, obtener el
valor de la porosidad e identificar zonas con gas.

La informacion necesaria para su interpretacion son la porosidad y las densidades de la
formacion (py), de la matriz (p,,) y los fluidos (o).

Las determinaciones en el laboratorio son los analisis petrofisicos para conocer la porosidad
(¢). la densidad de la formacion (py) y la densidad de la matriz (p,,), analisis de fluidos para
conocer la densidad del agua (p,), aceite (p,) y gas (pg). analisis petrografico y
mineralogico.

Neutron compensado (CLN)

El parametro que mide es la concentracion de hidrogeno en las formaciones.

Las aplicaciones principales son determinar la porosidad. litologia y conocer los tipos de
fluidos existentes en la formacion.

La informacion necesaria para su interpretacion es la litologia, petrografia, mineralogia,
porosidad y el tipo de fluido en la formacion.

Las determinaciones en el laboratorio son los analisis litologicos, petrograficos,
mineralogicos y petrofisicos para conocer la porosidad.

Litodensidad (LDT)

El parametro que mide es la densidad de las formaciones.

Las aplicaciones principales son identificar la litologia con base en la densidad de la roca y
determinar la porosidad.

La informacion necesaria para su interpretacion es la mineralogia, densidad de la matriz,
densidad de los fluidos y la porosidad.

Las determinaciones en el laboratorio son los analisis mineralogico, analisis petrofisico
para conocer la porosidad y la densidad de la matriz, y el analisis de fluidos para conocer
la densidad del agua (p,). aceite (p,) y gas (o).
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2.3 Prospeccion sismica.

Los avances en prospeccion sismica en los ultimos anos han cambiado la manera en que los
yacimientos son desarrollados y administrados. De ser una herramienta de exploracion, la
sismica se ha convertido en uno de los métodos mas efectivos en la optimizacion de la
produccion de los yacimientos petroleros, en muchos casos ha permitido alargar la vida de
yacimientos maduros.

La prospeccion sismica es usada en:

e Exploracion para determinar las estructuras y trampas estratigraficas

e En evaluacion y desarrollo. para estimacion de reservas y para formular planes de
desarrollo.

e Durante la produccion para observar movimiento de contactos, distribucion de los
fluidos dentro del yacimiento y cambios de presion.

Fases de la prospeccion sismica.

Adquisicion de datos. Procesado sismologico. Interpretacion sismica.
Topografia Acondicionamiento Manejo de secciones
Generacion de energia Filtrados Corrida de horizontes
Recepcion en superficie | Correcciones estiticas v dinamicas Correlacion con geofisica de pozos
Grabacion Secuencias sismicas
Sismogramas Secciones sismicas Mapas estructurales y estratigraficos

Adquisicion de datos de campo.

El objetivo de la prospeccion sismica es crear una imagen acustica de los estratos de roca,
siendo ésta la primera aproximacion para definir el tamano y la forma de un yacimiento.

La prospeccion sismica involucra generar ondas sismicas por una fuente sonora en la
superficie, ya sea con explosivos, con vibraseis (placa metalica vibrante montada por
debajo de un camion que genera un tren de ondas oscilatorias de larga duracion) o con el
uso de una pistola de aire. Estas ondas viajan a través de los estratos de roca a grandes
profundidades: en cada estrato parte de la energia sismica se refleja hacia la fuente.

Los tipos de fuentes de energia usados en tierra son explosivos y mecanicos, para medios
marinos se usan fuentes de energia eléctricas y pistolas de aire.
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Figura 2.10 Se muestra el proceso de la generacion de reflexiones sismicas.

El geofono o sensor de tierra, es esencialmente un tipo de sensor usado en tierra,
comprende una bobina suspendida dentro de un iman, cuando el terreno vibra en respuesta
a una onda sismica, la bobina se mueve dentro del iman, produciendo un voltaje, y asi una
corriente, en la bobina es tomada por la induccion.

Los hidrofonos o sensores marinos, son usados para detectar las variaciones de presion en
el agua debido al paso de una onda sismica. Un hidrofono esta compuesto de dos discos de
cristales consolidados a un bote vacio sellado.

Los detectores (gedfonos o hidrofonos) que estan colocados en superficie detectan las
ondas reflejadas y registran la amplitud de onda. En la estacion de trabajo estas amplitudes
se combinan con las senales del tiempo de transito y se elaboran trazados sismicos.
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Figura 2.11 Geofono usado para registrar las ondas reflejadas del subsuelo.

La adquisicion de datos puede ser realizada en condiciones terrestres, marinas o
transicionales y en dos o tres dimensiones.

La sismica 2D, consiste en observar secciones en el plano x-y. o sea, los tendidos fuente-
receptores se encontraran ubicados sobre una misma linea sobre el terreno.

La sismica 3D, consiste en observar un volumen de datos, o sea, los tendidos fuente-
receptores se encontraran ubicados sobre una area del terreno.

En la siguiente figura se puede apreciar la obtencion de datos para sismica en 2D y 3D.

RECEIVERS FOR 30— RECEIVERS FOR2D

PRODUCIN

2D SHOT
LINE:

F-igul'a 2.12 Se observa la to'niade datos par sismica 2D y 3D.

El objetivo primordial del sistema sismologico es el de obtener datos que le puedan ser
utiles al interprete en la delineacion de las caracteristicas geologicas de interés.

El sistema basico de adquisicion de datos incluye:
1. Una senal de entrada derivada de alguna de las diferentes fuentes de energia usada.

2. La funcion de transferencia, que estd dada por el medio transmisor y reflejante,
constituido por los diferentes estratos de la tierra.
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3. Una senal de salida es registrada por el instrumental, compuesto por varios modulos
y cuya funcion principal es la de grabar la senal sismica en cintas magnéticas.

Senal de
entrada

—

Figura 2.13 Sistema basico de adquisicion de datos.

Secciones sismicas.

Funcion de
transferencia

Las secciones sismicas muestran un gran parecido con las secciones estratigraficas. Las
secciones sismicas muestran la respuesta de la tierra a las ondas sismicas y la posicion
geologica de los estratos, es solo uno de los muchos factores que afectan la respuesta.

Las reflexiones sismicas se componen de interferencias y no hay una correspondencia clara
enfre estos eventos y las condiciones geologicas que se encuentran debajo de la tierra,
aunque actualmente se dispone de un gran poder de procesamiento para convertir esas
reflexiones a términos estratigraficos.

En las secciones los datos se representan a lo largo de una linea, por ejemplo un perfil en
2D, una seccidn sismica consta de numerosas trazas con la ubicacion en el eje x, y en el eje

v se tiene una escala de profundidad o de tiempo de reflexion.
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Figura 2.14 Seccion sismica.

Su interpretacion involucra:
e Escoger intervalos u horizontes de interes.
e Definir la estructura de la potencial trampa.

e Obtener una idea de las variaciones de las propiedades del yacimiento que son de
interés para Ingenieros Petroleros o Geologos.

Perfil sismico vertical.

El perfil sismico vertical es una técnica para registrar simultaneamente los trenes de ondas
ascendente y descendente. Esto es una gran ventaja en comparacion con la técnica de
reflexion sismica convencional, la cual solo registra ondas ascendentes. El registrar un
numero suficiente de niveles espaciados de manera bastante regular en el pozo los campos
de onda ascendente y descendente pueden ser separados mediante un procesamiento. Un
analisis de los trenes de onda ascendente y descendente permite estudiar detalladamente el
cambio de tren de ondas sismicas con la profundidad. Las propiedades actsticas de la tierra
pueden entonces relacionarse directamente con la litologia del subsuelo e interpretarse de
acuerdo a ella.
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Figura 2.15 Se muestra un VSP con ondas ascendentes v descendentes.
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Figura 2.16 Se muestra la separacion de las ondas ascendentes y descendentes y un VSP.

Las ventajas del perfil sismico vertical incluyen:

e Registrar la traza sismica real en el agujero en vez de confiar en un sismograma
generado de manera sintética.

e La medicion del contenido espectral de la sefial sismica descendiente en funcion de
la profundidad.

e La determinacion de un enlace preciso entre los resultados sismicos en la superficie
y los registros de pozo, ya que el VSP es una medicion de alta resolucion.
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e El mejoramiento de la resolucion sismica de caracteristicas estratigraficas alrededor
del pozo, tales como fallas o acunamientos.

Las principales aplicaciones del VSP son comprobar o negar la presencia de reflexiones
que son confusas o dudosas en las secciones sismicas cerca del pozo debido al
mejoramiento en la resolucion. E1 VSP resulta particularmente adecuado para determinar
las condiciones existentes debajo de la barrena. Se pueden comprobar o reconocer la
presencia de zonas geopresionadas. arenas gaseosas o reflectores profundos. Correlacionar
reflexiones observadas en un perfil sismico de superficie y las propiedades petrofisicas
especificas medidas en el pozo. El papel de correlacion del VSP es importante para el
desarrollo de yacimientos.

Caracterizacion sismica.

La caracterizacion sismica implica inferir propiedades fisicas de las rocas a partir de los
datos sismicos. Al momento de realizar un estudio del subsuelo se dispone de datos
sismicos y de datos geologicos provenientes de pozos, que pueden obtenerse de perfiles de
pozo o analisis de nucleos, los datos son relacionados entre si y se relacionan para inferir
las propiedades fisicas en todo el volumen.
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Mediciones de los parametros petrofisicos en el laboratorio.
2.4 Obtencion del tamaiio de grano.

Uno de los metodos utilizados para determinar la distribucion del tamano de grano es el
analisis con tamiz.

En general. el procedimiento consiste en desmoronar cuidadosamente la roca (sin molerse)
para obtener los granos. Un conjunto de tamices se colocan con la malla mas grande arriba
y la mas fina al final (Figura 2.17). En el analisis con tamiz, se asume que los granos
atrapados sobre las mallas individuales tienen tamanos que son menores que las mallas de
arriba vy mayores que las mallas en las que estan depositadas. La cantidad de arena atrapada
en cada tamiz es pesada y, como una primera aproximacion. el diametro promedio del
grano se asume que es igual al promedio de la malla superior y la malla en la que se
encuentran atrapados. El segundo supuesto que se aplica es que los granos de mineral son
de forma esférica.

Martillo
Colador

30 Malla
40 Malla

50 Malla
70 Malla.

100 Malla

140 Malla
200 Malla

. Fondo

LT TEeE

Motor eléctrico

Figura 2.17 Ensamble del tamiz para el analisis de la distribucion del tamano de granos de los
sedimentos.

Equipo:
e Balanza analitica
Instrumento triturador de roca
Mortero y mazo de mortero
Bandeja tamizadora
Agitador mecanico de bandejas tamizadoras
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Procedimiento del analisis de tamiz.

1. Utilizando un martillo, rompa cuidadosamente una muestra de roca clastica en piezas
de aproximadamente 1 pulgada de tamano.

2. Triture la primera pieza en el triturador de rocas y recoja la roca triturada en un

mortero.

Desmoronar la muestra utilizando un mortero. No triturar los granos individuales,

separar los granos usando movimientos de ida y vuelta.

4. Obtener una muestra desmoronada de unos 200g.

Limpie cada uno de los tamices utilizando un cepille de cerdas.

6. Golpee el tamiz sobre el exterior del borde dos o tres veces para liberar los granos que
estan atrapados entre las aberturas de las mallas.

7. Montar el tamiz en el agitador con un contenedor en el fondo y la malla de diametro
mayor arriba.

8. Vierta la muestra desmoronada de arena en el tamiz superior (no derramar parte de la
muestra).

9. Coloque la tapa sobre el matiz superior, asegure la pila de tamices en la agitadora y
agitar durante 5 minutos. Los granos que queden en el tamiz superior colocarlos en el
mortero y volverlos a desmoronar y colocarlos nuevamente en el tamiz.

10. Agitar por 15 minutos.

11. Pesar el contenido de cada tamiz individualmente en una balanza.

12. Obtener la relacion del peso de cada tamiz con respecto al peso total de la muestra de
roca y obtener graficas (histogramas, frecuencias, etc.).

5]

hn

2.5 Obtencion del tamaifio de garganta de poro (PT)

El tamano de garganta de poro sirve para determinar caracteristicas de flujo de fluidos en el
medio poroso, presiones de inyeccion, la cantidad de flujo que es retenido en los poros y en
el estudio de la migracion de fluidos.

Las gargantas de poro representan una pequena fraccion del volumen total del espacio
poroso de una roca; sin embargo. son de mucha importancia ya que son los accesos a los
poros, o sea, la comunicacion entre ellos y, por lo tanto, rigen el comportamiento capilar y
controlan la permeabilidad. El tamano y la geometria de las gargantas de poro son funcion
de la cantidad y caracteristicas de los elementos que forman la textura (grano, matriz y
cementante).

La garganta de poro, es el espacio poroso a traves del cual se comunican los poros de una

roca, y de acuerdo a Netto se expresa como:
0.007
PE _—

P

c

2.1)

Donde:

PT es la garganta de poro, en mm
P. es la presion capilar con inyeccion de mercurio, en atm
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Forma de obtencion.
Directamente. en laboratorio.

Las caracteristicas de las gargantas de poro se pueden visualizar y cuantificar por medio de
analisis de muestras de roca, utilizando un microscopio petrografico o electronico de
barrido.

Indirectamente, en laboratorio.

A una muestra de roca se le determina su comportamiento capilar con inyeccion de
mercurio. Para varios valores de presion capilar del comportamiento establecido, se aplica
la ecuacion anterior obteniéndose los correspondientes tamanos de garganta de poro, los
cuales pueden graficarse contra sus respectivas saturaciones de fluidos mojante, como se
muestra en la Figura 2.18.
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Figura 2.18 Grafica de presion capilar vs saturacion de mercurio para obtener el tamano de las
gargantas de poro.

2.5.1 Clasificacion de garganta de poro.

Con la clasificacion de la garganta de poro (PST) basicamente se obtiene una medicion de
la geometria del poro dentro de una muestra de roca. Los rangos de variacion son de 1.0
(muy buena clasificacion) a 8.0 (muy mala clasificacion). la mayoria de las muestras de
roca se encuentran entre 1.2 v 5.0.

Los valores de clasificacion de garganta de poro se obtienen con la siguiente ecuacion
desarrollada por Trask:
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PST— I||'55er cum‘r{f de pres.f'(:"rn (2.2)
\| ler cuartil de presion

El primer cuartil representa la presion capilar a la saturacion de mercurio de 25% vy el
tercer cuartil de presion representa la presion capilar a la saturacion de mercurio de 75%
como se muestra en la Figura 2.19.
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Figura 2.19 Grafica de presion capilar vs saturacion de mercurio para obtener el tamano de las
gargantas de poro para distintas muestras de roca.

Obtencion de la porosidad (o)

La porosidad puede ser calculada por medio de mediciones hechas en el laboratorio o bien

por

interpretaciones de registros geofisicos de pozos. A continuacion se describen meétodos

realizados en el laboratorio.

2.6.

1 Porosidad absoluta.

Se obtiene a travées de:

Observacion en un microscopio de una fotografia amplificada de una seccion de una
lamina delgada de roca. a la cual se le coloca una reticula cuadrada. Con base en el
numero total de nodos o cruces de linea de la reticula. Nz, v el nimero de nodos que
caen en el espacio poroso que indica la fotografia, Np, la porosidad se puede obtener
con la siguiente expresion:

-
p

N
g, =
N, (2.3)

Si la roca es deleznable es decir no tiene cementante o tiene muy poco, se mide el
volumen de la muestra, 7, . se desmenuza a nivel de granos, o sea el volumen de
solidos, V7, obteniéndose un valor aproximado de la porosidad absoluta de la siguiente
forma:
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r (2.4)
2.6.2 Porosidad efectiva

Para evaluar la porosidad efectiva en el laboratorio deben conocerse dos de los tres
siguientes parametros: V., Vye, V.

Determinacion del 7,
e  Muestra de geometria regular. A partir de sus dimensiones.

e  Muestra de forma irregular. A partir de la cantidad de fluidos que desplaza (principio
de Arquimides).

Determinacion de V..

e Extraccion de gas (aire) que satura la muestra.

e  Extraccion completa del liquido que satura 100% a la muestra.
e Saturacion completa (100%) de la muestra con un liquido.

Determinacion de Vs.
e Utilizando un gas inerte, por ejemplo nitrogeno. aplicar la ley de Boyle.

S1 en el laboratorio se mide 7,y V.

r (2.5)
Si en el laboratorio se mide 7,y Vs

r (2.6)
S1 en el laboratorio se mide Ve y Vs

b=
VetV 2.7)

Donde: 7, es el volumen de la muestra.
V. es el volumen de solidos
Ve s el volumen de poros conectados

Aplicaciones principales:

e Determinacion de la distribucion del espacio poroso en el yacimiento.
Definicion de la distribucion de fluidos en el yacimiento.
Determinacion del volumen de hidrocarburos en el yacimiento.
Estimacion de reservas de hidrocarburos.

Obtencion de otros parametros de caracterizacion del yacimiento.
Calibracion de registros geofisicos de porosidad.
Diversos estudios de yacimientos.
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2.7 Obtencion de la Permeabilidad (k)
2.7.1 Permeabilidad a un fluido (k).

Se obtiene una muestra de geometria regular y area transversal al flujo constante (4), se
satura al 100% con alguno de los fluidos, cuya viscosidad se conoce. A través de ella se
circula fluido 1gual al saturante, se mide el gasto de fluido (¢g;) y la caida de presion (AP) en
una longitud escogida (L). Se aplica la ecuacion de Darcy para flujo horizontal:

L
k, = At si Sy =100% (2.8)
J AAP J

S1 el fluido saturante es el agua, se tiene 4, v si el agua moja a los sélidos y no reacciona
con ellos, entonces &, = kgpsora. La kg y la k, no se tiene en el yacimiento. solo en el
laboratorio.

2.7.2 Permeabilidad al liquido (/7).

Esta permeabilidad se obtiene por medio del método de extrapolacion de Klinkenberg.

k; =k, —m ! [md] (2.9)
) p

Para obtener esta permeabilidad, a una muestra de roca limpia y seca se le realizan cuando
menos cinco mediciones de permeabilidad al gas a distintas presiones de flujo. Las
permeabilidades y los reciprocos de las presiones medias de flujo correspondientes se
grafican en papel normal (Figura 2.20). Se extrapola la recta definida por los puntos hasta
la ordenada al origen que es la k;. Esta permeabilidad se considera equivalente a la
permeabilidad absoluta.

Ko |

kL

> 1
0 p

Figura 2.20 Grafica de l1a permeabilidad del gas contra el inverso de la caida de presion para obtener la
permeabilidad al liquido por el método de extrapolacion de Klinkernberg.
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Las permeabilidades generalmente incluidas en los analisis de nucleos se refieren a la
permeabilidad al aire seco bajo a una presion atmosférica. Los datos conocidos del nucleo
son la longitud y la seccion transversal. El movimiento del fluido se establece a traveés del
nucleo aplicando una determinada presion diferencial a lo largo del nucleo. Se debe
conocer la viscosidad del aire o fluido empleado a la temperatura del laboratorio.

En cuanto al tamano de la muestra no existe ninguna limitacion ni requisito; sin embargo,
se considera que si se quieren obtener resultados representativos las muestras no deben ser
inferiores a 1.5 a 2.0 em” de seccion transversal y a 1.50 em de largo. Por lo general, las
muestras para las pruebas son de forma cilindricas.

2.7.3 Permeabilidad efectiva a un fluido (%)

Se obtiene a partir de una muestra de roca con geometria regular y area transversal al flujo
constante, se satura con dos fluidos (agua y aceite o agua y gas) o con tres fluidos (agua,
aceite v gas). Se circulan los fluidos dentro del medio poroso, de acuerdo a alguno de los
siguientes casos.

e Un fluido en movimiento (Sy> Sz) y el otro o los otros dos estaticos (Sy< Sz).
e Dos fluidos en movimiento y uno estatico.
e Tres fluidos en movimiento.

Para cualquier caso se mide: El gasto de cada fluido (gy) para la caida de presion (AP) que
se aplique en una distancia escogida (L). Con estos datos y tomando en cuenta la viscosidad
del fluido y el area transversal de la muestra, se determina la permeabilidad efectiva a ese
fluido.

q-u:L

;\—e,r =
’ AAP

si Sp<100% (2.10)

Se han disenado varios procedimientos de laboratorio para medir las permeabilidades
efectivas, basicamente consideran flujos de fluidos a presion constante o a gasto constante.

2.7.4 Permeabilidad relativa a un fluido (k).

Al igual que las anteriores se determina a través de una muestra de roca en la cual se llevan
a cabo mediciones de permeabilidad efectiva a distintas saturaciones de fluido en particular
(gas. aceite o agua) y cada uno de los valores se relacionan a la permeabilidad al liquido o
absoluta.

Los resultados de permeabilidad relativa normalmente se presentan, en forma grafica
(Figura 2.21), en funcion de la saturacion de agua o de la saturacion de liquido (Sy).

S, =S,+8, (2.11)
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Figura 2.21 Curvas tipicas de permeabilidades relativas para flujo de dos fases.
2.8 Obtencion de la Saturacion (S)

Los métodos para determinar las saturaciones de fluidos en los yacimientos consisten en
analizar los niicleos del yacimiento en su contenido de aceite y agua. La saturacion de gas
se obtiene restando de la unidad la suma de las saturaciones de aceite y agua.

Como practica general, el procedimiento simple para determinar el aceite en una roca
consiste, primero, en determinar la saturacion de agua en un nucleo por un método
apropiado, y luego medir la pérdida total de peso de la muestra despues del proceso de
exfraccion y secamiento. La cantidad de aceite presente se calcula restando en peso del
agua de la pérdida total de peso.

En el calculo de la saturacion de agua intersticial, la cantidad de agua obtenida en el
analisis debe corregirse a las condiciones de presion y temperatura existentes en la
formacion.

Método de destilacion

Los métodos de destilacion, tales como el método ASTM y el método de Dean y Stark, se
pueden emplear para determinar la saturacion de agua. Con tal fin, de las partes centrales de
nucleos grandes, se preparan muestras de 50 a 60 cc en volumen, se coloca en un casquillo
o dedal de extraccion y se pesan. Las muestras y el casquillo se colocan en un matraz o
retorta que contiene un liquido solvente, tal como xileno. tolueno o una fraccion de
gasolina, temperatura de ebullicion de 150° C, aproximadamente.

Al matraz se le coloca el condensador de reflujo, cuya funcion es devolver el condensado a
una trampa de vidrio calibrada (Figura 2.22). Cuando esta trampa se llena el condensado
vuelve otra vez al matraz o retorta.
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Condensador

Tubo graduado ——

Solvente

Calentador
electrico

Figura 2.22 Equipo para medicion de saturacion de agua por extraccion de solventes.

El hidrocarburo liquido ebulle, al mismo tiempo que el agua presente en la muestra se
vaporiza y pasa al condensador de reflujo y de alli a la trampa. Cuando el volumen de agua
en la trampa permanece constante por un determinado tiempo, se lee el volumen de agua
recolectado y el casquillo con las muestras se pasa a un aparato “soxhlet” para la extraccion
final. El casquillo y las muestras se secan y se pesan. La saturacion total de fluidos se
obtiene por diferencias de peso e incluye la saturacion de agua y de aceite. De nuevo, por
diferencia de peso. se obtiene el peso del aceite y usando una densidad apropiada se calcula
su volumen. Las saturaciones de agua y aceite con base del volumen poroso de la roca se
pueden calcular facilmente.

Si las muestras de roca son suficientemente grandes, que contengan de 5 a 10 cc de agua,
las variaciones de los resultados pueden ser del 2%. lo que se considera satisfactorio en
vista de las incertidumbres que se presentan al obtener los nucleos del yacimiento. Una sola
destilacion toma aproximadamente 2 /oras v la extraccion en el “soxhlet” de 6 a 24 horas
adicionales.

2.9 Propiedades Eléctricas

2.9.1 Obtencion de la resistividad eléctrica (R).

La resistividad eléctrica, o simplemente resistividad, del medio poroso es la resistencia que
opone un volumen unitario del medio al paso de corriente eléctrica, se expresa como:

R="7 (2.12)

Petrofisica en la caracterizacion de yacimientos petroleros. Péagina 68



Donde:

R es la resistividad del medio poroso, en ohnis-m

r es la resistencia del medio poroso a una longitud L. en ohims
A es el area de la seccion transversal del medio poroso, en m”
L es la longitud del medio poroso donde se mide », en m

Forma de obtencion.
Directamente. en laboratorio.

Una muestra cilindrica, pequena, limpia y seca, se satura con un fluido conductor
(salmuera). Se coloca en el porta muestras de un resistivimetro, se le pasa una corriente
eléctrica, /. y se mide una resistencia, », que existe en una distancia, L. Con esta
informacion y considerando el area, 4. de la seccion transversal, se aplica la ecuacion 2.12
para obtener la resistividad del medio (Figura 2.23).

A

~/Muestra

Electrodo
Electrodo

Y
v

L

Figura 2.23 Equipo de medicion de dos electrodos
Directamente, en el campo.

Por medio de alguno de los diversos registros de resistividad o de conductividad que se
corren en el pozo, antes de revestirlo.

2.9.2 Obtencion del factor de formacion (F).

El factor de formacion es un parametro petrofisico que indica el grado en que se incrementa
la resistividad de un volumen ocupado en principio con agua salada al introducir en ¢l
solidos que forman una estructura porosa. y se expresa como:

F_R 2.13)

W
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Donde:

F es el factor de formacion, adimensional
R, es la resistividad de la roca para S,,. = 100 %, en Ohms-m
Ry es laresistividad del agua que satura 100% al medio poroso. en Ohms-m

Formas de obtencion.

e De acuerdo a la ecuacion 2.13, relacionando los valores de resistividad de la roca
para S,, = 100 %, R,. v los de resistividad de agua. R,., obtenidos del analisis de
nucleos o de la interpretacion de registros geofisicos de pozos.

e Por medio de correlaciones petrofisicas establecidas por datos de laboratorio o de
registros geofisicos de pozos.

Este parametro sirve para obtener porosidades y saturaciones de fluidos en el yacimiento,
asi como para obtener parametros petrofisicos de caracterizacion, como son: el exponente
de cementacion, m, y el factor geometrico, a.

El factor de formacion depende de las caracteristicas del sistema roca fluidos y de las
condiciones de temperatura y de presion a las que se encuentra. Respecto al medio poroso
influye el volumen y la geometria de los huecos y la composicion mineralogica de los
solidos y referente al agua saturante, lo que influye basicamente es el tipo y la cantidad de
sales que tiene disuelta.

2.9.3 Obtencion del factor geométrico (a).
El factor geométrico es un parametro petrofisico relacionado al flujo de corriente eléctrica,

que depende de la combinacion de todos los factores que establecen la complejidad del
espacio poroso, se expresa como:

o 2.14
& (2.14)

Donde:

m es el factor de cementacion, adimensional
F es el factor de formacion, adimensional

a es el factor geomeétrico, adimensional

¢. es la porosidad efectiva, en fraccion
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Obtencion.
Meétodo grafico.

Con datos de resistividad para S,, = 100 %. R, resistividad del agua. R,. y porosidad
efectiva, ¢.. obtenidos ya sea de analisis de nucleos o de inferpretacion de registros
geofisicos, se determinan los valores del factor de formacion, F. Estos datos se grafican en
papel doble logaritmico con sus respectivas porosidades efectivas, ¢,, y se ajusta una recta a

los puntos graficados. la ordenada al origen de esta recta es el factor geomeétrico (Figura
2.24).

g

= == == —————
———————————————— 1 F = 1.0286 ¢~22% ;
1 a=1.0286 m= 22262

Factor geométrico

(a)

Factor de formacion (adimensional)

Porosidad (fraccion)

Figura 2.24 Valores del factor de formacion vs porosidad para determinar el valor del factor
geométrico (a).

Este parametro, como todos los que se relacionan con las propiedades eléctricas de las
rocas, dependen de las caracteristicas del sistema roca fluidos y de las condiciones de
temperatura y presion a las que se encuentran. Los aspectos de la roca que influyen en «
son: la composicion de los solidos, asi como el volumen y la geometria del espacio poroso,
principalmente de la tortuosidad.

2.9.4 Obtencion del factor de cementacion (m).
El factor de cementacion es un parametro petrofisico relacionado al flujo de corriente

eléectrica que depende de la combinacion de todos los factores que establecen la
complejidad del espacio poroso. Partiendo de la ecuacion 2.15.

F=ag ™ (2.15)
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Se tiene que:

m=—log i (2.16)
ag

e

Donde:

m es el factor de cementacion, adimensional
F es el factor de formacion, adimensional
a es el factor geomeétrico, adimensional

¢. es la porosidad efectiva, en fraccion
Formas de obtencion.
Meétodo grafico.

Con los datos de resistividad de la roca para S,, = 100 %, R, resistividad del agua, R,,. vy
porosidad efectiva, ¢,, obtenidos ya sea de analisis de nucleos o de interpretacion de
registros geofisicos, se calculan los valores del factor de formacion, F =R, / R,,. Se grafican
estos valores en papel doble logaritmico, con sus respectivas porosidades efectivas, ¢, y se
ajusta una recta a los puntos graficados. La pendiente de esta recta es m, como se muestra
en la Figura 2.25.
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Figura 2.25 Datos graficados del factor de formacion vs porosidad para obtener el factor de
cementacion ().
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El factor de cementacion sirve para identificar caracteristicas especiales del medio poroso,
como es el grado de consolidacion o la existencia de fracturas. Este parametro también es
conocido como exponente de cementacion. Este término se relaciond a la cementacion
debido a que inicialmente se establecieron tendencias experimentales en las que el valor del
factor de cementacion, m. variaba directamente con el grado de cementacion de la roca.
Actualmente se considera que el factor de cementacion depende de varias caracteristicas de
la roca, que son funcion de la geometria del espacio poroso, principalmente.

2.9.5 Obtencion del indice de resistividad (/).

El indice de resistividad es un parametro que indica el grado en que se incrementa la

resistividad de una roca saturada 100 % con agua salada, al sustituir parte de ésta por
hidrocarburos, se expresa como:

I="" (2.17)

Donde:

I es el indice de resistividad, adimensional y se expresa en fraccion
R: es la resistividad de la roca para S,, < 100%, olms-m
R, es la resistividad de la roca para S,, = 100%. ohms-m

Forma de obtencion.

De acuerdo a la ecuacion anterior, relacionando los valores de resistividad de la roca para
Sy < 100%, R., v de resistividad de la roca para S,, = 100%, R,. obtenidos del analisis de
nucleos o de la interpretacion de registros eléctricos de pozos. o por medio de correlaciones
petrofisicas establecidas con datos de laboratorio.

Con este parametro es posible obtener saturaciones de fluidos en el yacimiento, también el
exponente de saturacion ». El indice de resistividad es funcion principalmente de la
cantidad de fluido conductor que se tiene en el medio poroso de una roca determinada.

2.9.6 Exponente de saturacion (n).
El exponente de saturacion es un parametro petrofisico relacionado al flujo de corriente

eléctrica, que depende de la combinacion de todos los factores que establecen la
complejidad del espacio poroso y de la cantidad de fluido conductor, vy se expresa como:

[=S5" (2.18)

W
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Se tiene que:
1 )
n=-—log| — (2.19)
S,
Donde:

n es el exponente de saturacion, adimensional
S, es la saturacion de agua, en fraccion
I es el indice de resistividad, adimensional

Formas de obtencion.

Meétodo grafico.

Con datos obtenidos de resistividad para S,,= 100 % y S,, < 100 %. R, v R:. y de saturacion
de agua, S,. obtenidos va sea de analisis de nucleos o de la interpretacion de registros
geofisicos, se calculan los valores del indice de resistividad, 7. que esigual a R,/ R,.

En papel doble logaritmo se grafican estos datos con sus respectivas saturaciones de agua, y

se ajusta una recta a los puntos graficados. La pendiente de esta recta es el exponente de
saturacion, », como se muestra en la Figura 2.26.
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Figura 2.26 Método grafico para la obtencion del exponente de saturacion (n).
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El exponente de saturacion, como todos los parametros que se relacionan con las
propiedades eléctricas de las rocas, depende de las caracteristicas del sistema roca fluidos.
Los aspectos de la roca que influyen en » son los que resultan del volumen y la geometria
del espacio poroso, asi como de la composicion de los solidos. En lo que respecta a los
fluidos, lo que influye en » es la composicion y al cantidad de esos fluidos en el medio
poroso.

2.10 Obtencion de la Tortuosidad (7).
Es la relacion de la longitud media (Z,) de las lineas de flujo existente en la estructura

porosa, definidas por los poros o espacios interconectados, entre la longitud del medio
poroso (L), como se muestra en la Figura 2.27.

Figura 2.27 Representacion de la tortuosidad en un medio poroso.
Formas de obtencion.
e Directamente, en laboratorio.
A partir del tiempo que tarda un ion en recorrer la distancia entre dos detectores colocados
en dos extremos de una muestra de roca y la velocidad de flujo del fluido que transporta el
1on, se puede obtener la distancia que recorre tal ion. Esa distancia se relaciona con la

longitud recta entre los dos detectores.
e (Con la ecuacion de Pérez Rosales
r=¢Gp"+1-G (2.20)
Donde:

r es la tortuosidad, adimensional
G es el parametro que depende de la geometria del espacio poroso, en fraccion
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m es el parametro que depende de la fraccion de la porosidad total que participa
activamente en la conduccion de corriente eléctrica, en fraccion

¢ es la porosidad total, en fraccion

El concepto tortuosidad considera todas las irregularidades que presentan las lineas de flujo
dentro del medio poroso. Estas urregularidades son el resultado de la combinacion de los
factores que establece la magnitud y la geometria de la estructura porosa.

2.11 Obtencion de la Tension interfacial y superficial (o).

Las técnicas experimentales que son usadas para la medicion de la tension interfacial o
superficial son esencialmente idénticas. En la industria petrolera la técnica mas
comunmente usada es el metodo de la gota pendiente.

El método de la gota pendiente consiste en suspender una gota del liquido junto con otra
fase liquida, por ejemplo una gota de un liquido pesado rodeada a su vez de un liquido mas
ligero, para determinar la tension interfacial: por otro lado, se tendria una gota de liquido
suspendida en compaiiia de gas o vapor para realizar las mediciones de tension superficial.

La gota de liquido se suspende de un tubo capilar o es vertida con una jeringa en la punta.
La forma y tamano de la gota de liquido son principalmente una funcion de la tension
interfacial o de la tension superficial entre un par de fluidos. Con este método los valores de
tension interfacial o superficial se determinan a partir de un perfil o imagen de la gota
pendiente estatica para una diferencia en densidades dada entre las fases gas-liquido o
liquido-liquido. Generalmente se utiliza un sistema de video para capturar la imagen de la
gota, subsecuentemente se dimensiona para su analisis.

En este método se deben obtener experimentalmente dos parametros que son el didmetro
ecuatorial o maximo diametro horizontal ., y el diametro d; de la gota a la distancia d, de
la punta de la misma, en la Figura 2.28 se muestran estos parametros:

j«———Tubo capilar

TR IAALE T IRy

Gota
pendiente

Figura 2.28. Diagrama de una gota pendiente y de sus parametros d, y d..
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La medicion de la tension interfacial o superficial a partir de analisis de gota pendiente se
basa en la suposicion de que la gota es simeétrica en su eje vertical, y que la gota no esta en
movimiento: la mayor ventaja de este método es que no requiere calibracion.

Los valores de tension interfacial o superficial se calculan con la siguiente ecuacion:

_ Apgd;

= (2.21)

(e}

Donde:

o es la tension interfacial o superficial, en dinas/cm

Ap es la diferencia de densidades entre las dos fases de fluidos, en g/em’
g es la aceleracion de la gravedad, en cm/seg’

d. es el diametro ecuatorial. en cm

H es el parametro dependiente de la forma de la gota

El parametro H es funcion del factor de forma S, donde S = d; /d.. Los valores de 1/H
pueden ser calculados con la siguiente ecuacion:

B : .
%: * . B.S*—B,S*+BS—B,

(2.22)

a

%]

Donde:

B; (i =0.1.2.3.4) v a son constantes empiricas para cierto rango de valores de S, en la tabla
2.1 se muestran estos valores:

Rango de § a 34 Bg Bz B} Bg
0.401-0.46 | 2.56651 | 0.32720 0 0.97553 | 0.84059 | 0.18069
0.46-0.59 | 2.59725 | 0.31968 0 0.46898 | 0.50059 | 0.13261
0.59-0.68 | 2.62435 | 0.31522 0 0.11714 | 0.15756 | 0.05285
0.68-0.90 | 2.64267 | 0.31345 0 0.09155 | 0.14701 | 0.05877
0.90-1.00 | 2.84636 | 0.30715 | -0.69116 | -1.08315 | -0.18341 | 0.20970

Tabla 2.2 Constantes empiricas para un rango de valores de S.

2.12 Obtencion de la mojabilidad
e Me¢todo de laboratorio para determinar la mojabilidad (Método de Amott).

Este método combina pruebas de imbibicion con pruebas de desplazamiento de fluidos
(Figura 2.29).
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Metodologia:

e El nicleo debe tener saturacion de aceite residual, S, v saturacion de agua, S,,.
(=0

e Se sumerge el nucleo en aceite (keroseno) por 20 /r v se mide el volumen de agua
que sale por imbibicion (77,;).

e Se coloca el nucleo en una centrifuga. La probeta debe de estar llena de aceite. Se
centrifuga y se mide el volumen de agua desplazada (7).

e Se sumerge el nicleo en agua por 20 hr v se mide el volumen de aceite que sale por
imbibicion (V5;).

e Se coloca el nucleo en la centrifuga. La probeta debe estar llena de agua. Se
cenfrifuga y se mide el volumen de aceite desplazado (7,,).

Aceite e
desplazado|=: %
& —Aceite
B
8 \
& s £
g S ¥
Agua—» T2 | 8% s E
. a: 1. oS
i | SE -
i o5 = s 8
E BRE =5
SE o= 38
? E §, 3 <3
G =
EENSEERECEBEEERRE { [+}] Agua
desplazada
a) b)

Figura 2.29. (a) Celda de imbibicion con un niucleo saturado con aceite sumergido en agua, (b) nicleo
saturado con agua sumergido en aceite.

Se calculan relaciones de volumenes.

La roca es mojada por agua si:

L:O y L>0 (2.23)
Ifu'l + 17\1'2 Vol + V02
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La roca es mojada por aceite si:

V. V
=] y =0 (2.24)
Va7V, Vi +V,,

wl

I

e Por medio de informacion obtenida por pruebas de flujo de fluidos para determinar
las permeabilidades relativas.

La Tabla 2.3 muestra las propiedades de flujo de fluidos en medios porosos que indican la
preferencia en mojabilidad.

Propiedad Mojado por agua Mojado por aceite
Generalmente menor a

S Generalmente mayor a 20- | 15%, frecuentemente
25 % menor a 10%

Saturacion de agua a la que | Mayor a 50% Menor a 50%

ki = ko

k., a la maxima saturacion | Generalmente menor a 0.3 | Mayor de 0.5 y

de agua aproximadamente a 1.

Tabla. 2.3 Propiedades de flujo de fluidos en un medio poroso que indican la preferencia en
mojabilidad.

La Figura 2.30 muestra curvas tipicas de permeabilidades relativas al agua y al aceite
utilizadas para determinar la preferencia en la mojabilidad.

Mojado por agua Mojado por aceite
5 1.0 5 1.0
S S
£ o8} Aceite © 0.8 _
< - Aceite
= S
T 06 ® 0.6}
2 ®
T = Agua
o 0.4F _g 0.4
o o
5]
D 0.2 ® 0.2F
£ £
@ Agua 5
o 0 | ] ] o | l
0 20 40 60 80 100 % 20 40 60 80 100
Saturacion de agua, % Vp Saturacion de agua, % Vp
(a) (b)

Figura 2.30 Curvas tipicas de las permeabilidades relativas al agua y al aceite., (a) Roca fuertemente
mojado por agua y (b) Roca fuertemente mojada por aceite.
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Las aplicaciones principales son:

e Determinar la distribucion de fluidos dentro del espacio poroso.
e Determinar caracteristicas de flujo de fluidos y de corriente eléctrica dentro del
espacio poroso

2.13 Obtencion de la presion capilar (P.)

Meétodo de la membrana semipermeable:

a) Descripcion del equipo.

El equipo consta de una pipeta graduada unida por medio de una manguera flexible a un
dispositivo cilindrico de vidrio dentro del cual se encuentra montada una membrana
permeable. El extremo de la manguera que se une a la pipeta tiene montada una valvula de
3 vias, que se usa para facilitar el llenado del sistema manguera-pipeta con el agua. En la

Figura 2.31 se muestra el equipo esquematicamente.

Aire a presion
atmosférica —

Empacamiento |2

Regla graduada [ecm]
S
[
Pipeta graduada [cm?]

Disco poroso =
y permeable L]

Manguera
flexible

SISTEMA AGUA-AIRE
BAJA PRESION

Figura 2.31 Diagrama del aparato usado para medir la presion capilar.
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b) Procedimiento — (sistema Agua-Aire).

1. Llenar con agua el sistema pipeta-manguera hasta cierta altura dentro de la pipeta.
El nivel del agua debe llegar exactamente hasta la cara superior de la membrana. la
cual se encuentra previamente saturada al 100%.

Tomar lectura del nivel de agua en la pipeta. (Lectura inicial pipeta).

Vaciar lentamente arena dentro del dispositivo de vidrio, permitiendo que el agua

por imbibicion sature el empacamiento de arena que se va formando.

4. Continuar vaciando arena hasta que el empacamiento alcance una altura apropiada.
Esperar el tiempo suficiente hasta que el nivel de agua alcance la parte superior de
dicho empacamiento, con lo cual se consigue saturarlo al 100%.

5. Tomar lectura del nivel de agua dentro de la pipeta (en cm’). La diferencia de
lecturas registradas en los pasos 3 y 5 da el /’p del empacamiento.

6. Medir con una regla graduada la longitud y el diametro del empacamiento.

7. Definir un nivel de referencia (puede ser la cubierta de la mesa donde se encuentra
montado el equipo). y medir con una regla graduada la posicion del nivel de agua de
la pipeta y la posicion del empacamiento, con respecto al nivel de referencia. (N.R).

8. La determinacion de la P, por drene se hace bajando la pipeta con respecto al N.R.,
esperando que el nivel de agua en la pipeta se estabilice.

9. Tomar lectura del nuevo nivel de agua dentro de la pipeta y su posicion con
respecto al N.R.. la diferencia de posiciones entre la parte superior del
empacamiento y del nivel de agua en la pipeta es la presion capilar en cm, la
diferencia de lecturas del nivel de agua en la pipeta registradas en lso pasos S v 9 es
el volumen de agua desalojada del empacamiento, con lo cual se puede determinar
la nueva saturacion.

10. Repetir los pasos 8 v 9 hasta que se observe que la lectura del nivel de agua en la
pipeta no cambia, bajando la pipeta.

11. La determinacion de la P, por el método de imbibicion se hace a continuacion del
metodo de drene, subiendo la pipeta y registrando las mismas lecturas, hasta que la
posicion del nivel de agua de la pipeta alcance la misma que la del empacamiento.

12. Graficar en papel normal los valores de P, [em] contra lo valores de saturacion de
agua correspondientes en cada etapa, obtenidos por ambos métodos.

[FE R S ]

Existen otros métodos para obtener la P, como son el metodo de desplazamiento y el de
iyeccion de mercurio.

2.14 Obtencion de la superficie especifica (Ss)

El area de la superficie especifica puede estimarse por lo menos con tres técnicas: el
metodo de adsorcion de gas. analisis de imagen de petrografia (PIA), v la resonancia
magnetica nuclear (NMR).

e Meétodo de adsorcion de gas.

El método basico para medir el area superficial, es la técnica de adsorcion de gas, que
mvolucra la determinacion de la cantidad de gas inerte, tipicamente nitrogeno, argéon o
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cripton, que se requiere para formar una capa de una molécula media sobre la superficie de
una muestra a temperatura criogeénica.

El area de la muestra es calculada usando el area conocida, la cual es ocupada por cada
molécula de gas bajo estas condiciones. Debe estar, sin embargo. limitado a los entornos
porosos que no tienen superficies especificas grandes, v donde los granos de la matriz son
excepcionalmente suaves y regulares, esfericidad > 0.7 y la redondez > 0.5.

Para sistemas porosos sin consolidar, el area de superficie especifica obtenida por esta
técnica es suficiente. Una grafica log-log de S; (c™”) vs diametro medio de grano dgr (cm)
puede producir la siguiente correlacion:

s =427

5

(2.25)

gr

Donde:

S, es la superficie especifica, en cm™

dgr es el diametro medio de grano, en cm
Esta correlacion aplica a granos con esfericidad > 0.7 y la redondez > 0.5.

e Un meétodo utilizado para una o varias muestras en particular con caracteristicas
similares es:

Obtener un modelo en el cual se tiene en un centimetro ctibico de medio poroso 8 esferas
de 0.5cm (5 mm) de diametro en empacamiento cubico. En este caso se tienen 12 contactos

entre esferas (Figura 2.32).
. 1em

Figura 2.32 Empacamiento de 1 cm?
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Realizando el mismo analisis para distintos tamanos de esferas y 1 ecm” de medio poroso, se

obtuvieron los resultados que presentan en la Tabla 2.4

Tabla 2.4 Relacion entre el diametro de esferas y superficie especifica de medio poroso.

Diametro Numero de esferas Superficie especifica
cm mm IH}H;‘IFC?H.'R CH.’ZI:ICH.’S
0.5 5 8 628.32 6.28

0.25 2.5 64 1256.64 12.57
0.1 1 1000 3141.6 31.42
0.05 0.5 8000 6283.2 62.83
0.01 0.1 1000000 31416 314.16
0.005 0.05 8000000 62832 628.32
0.001 0.01 1.00E+09 314160 3141.60

Graficando los valores de diametro de esferas con la superficie especifica en un cm” de
medio poroso se puede apreciar que enfre mas pequenas sean las particulas mayor sera la

superficie especifica de la roca (Figura 2.33).

g
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Arena muy fina
0.00625
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0.001
1 10 100 1000

Superficie especifica [cm%/cm?
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Figura 2.33 Relacion grafica entre el diametro de esferas y la superficie especifica de un medio poroso.
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2.15 Obtencion de la compresibilidad (C).

Para obtener la compresibilidad, en el laboratorio se reproduce lo que sucede en el
yacimiento al explotarlo.

A una muestra de roca, convenientemente preparada de acuerdo a lo que se desea medir:
compresibilidad de la roca, C, compresibilidad de los poros, C, o compresibilidad de los
solidos, C;, se le somete a incrementos de presion, en un equipo de alta presion (Figura
2.34), hasta alcanzar la presion de sobrecarga (P,3) a temperatura constante (7 0 7;).

Hanometro
de presion
interma

Bomba
j hidriulica Deposito

Of¢——— Lectura del manometro Jerguson

Tuerca de empaque Manbmetro
¢ de presion
de sobrecarga

Bomba .
hidrinicy DePoele

r'd
:\Q '

Nicleo recubierto

Figura 2.34. Equipo experimental para mediciones de la compactacion del volumen de poro y
compresibilidad

Para cada variacion de presion se mide la variacion del volumen de roca, de poros o de
solidos, seglin sea al caso. Con esta informacion se construyen graficas de C vs P (Figura
2.35).
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>

P

Figura 2.35 Grafica de compresibilidad vs presion.

Aplicaciones principales

e Conocer la variacion de la porosidad debido a los abatimientos de presion de los
fluidos en el yacimiento.

e Conocer la variacion de un volumen de roca, de poros o de sélidos al someterse a
cambios de presion.

e Estimar valores de propiedades de la roca a condiciones de yacimiento a partir de
datos obtenidos a condiciones atmosféricas.

2.16 Obtencion de la densidad de un material (p).

La densidad de un material se define como la relacion entre su masa y su volumen.

p= J;—f [g/em’] (2.26)

Donde:

. . ;3
p es la densidad del material, en g/em
M es la masa del material, en g

. 3
I’ es el volumen del material, en e

Obtencion:
e Densidad del sistema roca-fluido

Una muestra de roca se satura con los fluidos existentes en el yacimiento. Se
mide su peso y su volumen y se relacionan.
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e Densidad de la roca.
A una muestra de roca saturada con aire o al vacio se le mide su peso y su
volumen y se relacionan.

e Densidad de la matriz
A una muestra de roca saturada con aire o al vacio se le mide su peso y su
volumen de solidos y se relacionan.

Las aplicaciones principales son:

e Apovar la interpretacion de los registros de densidad de pozos para determinar la
porosidad.
e Determinar otros parametros de caracterizacion.

2.17 Obtencion de la capacidad de intercambio cationico (CEC)

La capacidad de intercambio cationico (CEC) se puede definir como la suma de todos los
cationes de cambio que un mineral puede adsorber a un determinado pH. Es equivalente a
la medida del total de cargas negativas del mineral.

Obtencion:

El método consiste en desplazar los cationes de las arcillas por otros cationes contenidos en
la solucion. La CEC se obtiene por titulacion electroquimica.

Con una solucién de cloruro de bario (BaCly) v con una cantidad conocida de muestra se

prepara una suspension. Los cationes de la muestra son desplazados por el bario y se
forman cloruros con ellos.

muestra + BaCl, — Arcilla Ba + Cloruros

Con un tratamiento de lavado se eliminan los cloruros y efectuando una titulacion

conductomeétrica con una solucion de sulfato de magnesio (MgSOy4) se desplazan los
- ++ -—

cationes de BA™ por Mg

Arcilla Ba + MgSO, — Arcilla Mg + BaSO,

La parte intercambiable de la muestra esta representada por arcilla Ba o arcilla Mg.

“‘\
CEC = (/Mgso . }fMg,sm _J (2.27)
Donde:

CEC es la capacidad de intercambio cationico (meq)
Vigso: €s el volumen de sulfato de magnesio requerido para la segunda reaccion (/).
Nisso: es la normalidad de la solucion de MgSO,4 (meq/ml).
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Esta propiedad petrofisica sirve para interpretar registros eléctricos de formaciones
arcillosas.

2.18 Obtencion de la radioactividad natural

Todas las rocas contienen cierta cantidad de material radiactivo (U, Th, K) que emiten rayos
gama. Los elementos altamente radiactivos tienden a concentrarse en las arcillas o lutitas,
por consiguiente las arcillas o las arenas altamente Iutiticas (arena arcillosa) muestran una
radiactividad alta, en tanto que arenas limpias v carbonatos generalmente exhiben niveles
bajos de radiactividad.

En el laboratorio se miden los rayos gama naturales emitidos por las muestras de roca
cortadas en los pozos. La Figura 2.36 ilustra un modelo del equipo utilizado para medir la
radioactividad natural de los nucleos, la cual es registrada para conocer la litologia que
presenta la roca y sus propiedades.

Medidor de rayos gamma

Figura 2.36 Equipo utilizado para la medicion de la radiactividad natural de las rocas en el
laboratorio.

La unidad de medicion muy comun es la unidad API. esta unidad es 1/200 de la diferencia
de deflexiones de un registro de rayos gama enfre zonas de baja y alta radiacion en un
modelo de calibracion construido en la universidad de Houston.
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Aplicaciones principales:

Correlaciones geologicas

Apoyo en la decision y operacion de cortes de nucleo en los pozos
Afinacion de profundidades de los estratos

Identificacion de los intervalos perdidos en la operacion de nucleo

2.19 Obtencion del tiempo de transito (Ar)

El registro sonico mide el tiempo minimo requerido para que una onda acustica viaje
verticalmente a traveés de un pie de formacion adyacente al agujero.

Tiempo que tarda una vibracion (sonido) en recorrer un pie de roca.

=9 o .l Gaon
t d TV
Y {’“S‘?g] (2.28)
1 pie pie

Obtencion:

A una muestra de roca, convenientemente preparada, se le da un impulso en un extremo y
se mide el tiempo que tarda en llegar la vibracion al otro extremo. Las mediciones se

realizan a condiciones atmosféricas o a condiciones de yacimiento. Los valores de Ar
dependen principalmente del tipo de roca y la porosidad.

Con los datos medidos se obtiene para un grupo de muestras una grafica de Az contra la
porosidad en porcentaje, la cual describe una tendencia lineal que dependiendo con la
interseccion del eje del tiempo de transito determina el tipo de roca que se tiene en ese
mtervalo. Ejemplos de valores de Ar de algunos materiales:

Tabla 2.5 Valores del tiempo de transito de algunos materiales

Material Velocidad de transferencia A7 ( useg,/ )
de sonido ( ’:”7 ) pre
seg

Aire 1088 919

Aceite 4300 232
Agua 5000 — 5300 200 - 189
Lutita 6000 — 16000 167 —62.5
Areniscas 18000 — 21000 55.6-47.6
Carbonatos 21000 —23000 47.6 —43.5
Dolomitas 23000 — 26000 43.5-38.5
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Aplicaciones principales:

Calibracion de registros sonicos de porosidad
Obtencion de la porosidad

Obtencion del tipo de roca

Obtencion de otros parametros de caracterizacion
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3. IMPORTANCIA DE LA PETROFISICA EN LA CARACTERIZACION DE
YACIMIENTOS PETROLEROS.

Introduccion.

La importancia de las propiedades petrofisicas se traduce en una mejor caracterizacion
estatica de un yacimiento petrolero, el desconocimiento de éstas puede ocasionar errores al
estimar el volumen de hidrocarburos contenidos dentro del mismo. asi como ignorar otras
propiedades que pueden ser cruciales durante la vida productiva del yacimiento. En este
capitulo se menciona la importancia de las propiedades petrofisicas comentadas en
capitulos anteriores, asi como de las ecuaciones y graficas relacionadas con el uso de la
informacion que se obtiene de ellas. Cabe senalar que todo estudio de los yacimientos debe
estar sustentado en muchas de estas propiedades y las relaciones que guardan entre ellas.

3.1 Importancia de la porosidad.

En la recuperacion de aceite de los yacimientos del subsuelo, tal liquido debe fluir ciertas
distancias a traves de los poros antes de llegar al pozo productor. Si el aceite se encuentra
en espacios porosos aislados: es decir, que no estan interconectados, no se puede recuperar
y es de poco interés para el ingeniero petrolero. Por lo tanto, la porosidad efectiva es el
parametro usado normalmente en todos los calculos de ingenieria de yacimientos. Todas las
rocas de los yacimientos pueden contener algunos espacios porosos aislados, siendo las
calizas usualmente las que contienen el mayor porcentaje de espacios porosos aislados.

Debido a que la porosidad efectiva es el valor de interés para el ingeniero petrolero, se debe
poner atencion a los metodos usados para determinar la porosidad.

La porosidad de una muestra de roca es un factor muy importante para el pozo productor y
es una medicion de la capacidad de almacenar fluidos de una roca. Por ejemplo se tiene una
roca de yacimiento con 1 acre de area y 1 pie de espesor, con una saturacion de agua
congénita de 25 % y una porosidad efectiva de 10%.

Contenido de aceite, (bls/acre-pie) = 7758 4 / ¢ (1-S.;)
Donde:
7758 es un factor de conversion, pies cubicos a barriles por acre-pie

A es la extension del yacimiento, en acres
I es el espesor promedio del yacimiento. en pies

¢ es la porosidad efectiva, en fraccion
Sy es la saturacion de agua congénita, en fraccion

La ecuacion anterior es muy utilizada con las unidades mencionadas.

Contenido de aceite = 7758 x 1 x 1 x 0.10 x (1-0.25) = 582 bls/acre-pie = 717897 bls/m’
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Ahora suponiendo una porosidad de 30%.
Contenido de aceite = 7758 x 1 x 1 x 0.30 x (1-0.25) = 1746 bls/acre-pie = 2153691 bls/ m’

Se observa que con un incremento de fres veces en la porosidad. resulta en un incremento
de tres veces en el contenido de aceite en la roca del yacimiento. La porosidad, por lo tanto,
es una propiedad muy importante debido a su relacion con la capacidad de almacenamiento
de hidrocarburos. A continuacion se presenta informacion importante en cuanto al manejo
de datos de la porosidad.

3.1.1 Promedios de porosidad.

Los datos de porosidad que son usados como parte del analisis de rutina de nucleos se
obtienen a partir de tapones cortados de nucleos que representan una fraccion muy pequenia
del volumen total de la roca del yacimiento. Por lo cual las propiedades que son medidas
como parte del analisis de rutina deben ser promediadas y deben ir de acuerdo a la escala
del nucleo y la del yacimiento, para su uso en ingenieria de yacimientos, como es el area de
simulacion de yacimientos.

Esto se logra al emplear diferentes tipos de métodos para promediar. Si la roca del
yacimiento muestra variaciones grandes en la porosidad vertical pero tiene una porosidad
aceptable y uniforme que es paralela al plano de los estratos del yacimiento, el promedio
aritmético de porosidad o el promedio de porosidad ponderado al espesor son usados para
describir la porosidad promedio del yacimiento.

Debido a los cambios en la sedimentacion o en las condiciones de deposito, se pueden
observar variaciones importantes en la porosidad en diferentes secciones del yacimiento. En
tales casos, el promedio de porosidad de area ponderado o el de volumen ponderado se
emplean para describir la porosidad promedio de la roca del yacimiento. Las ecuaciones
matematicas usadas para promediar los datos de porosidad tienen la siguiente forma:

Promedio aritmetico:

Z; 9.

(3.1)

Promedio ponderado al espesor:

~ 5 (3.2)
2;=1hf’

Promedio ponderado al area:

M
i
X
—
'S
%)
p—
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Promedio ponderado al volumen:

’m 2 g
z‘=1A7'hf

Promedio estadistico:

¢ = E\;"{I¢1¢2 ¢3 = -¢;; (3.5)

Donde:

n = es el numero total de muestras de nuicleos usados

h= es el espesor de la muestra 7 del nucleo o el area 7 del yacimiento

¢ = es la porosidad de la muestra i de nticleo o el area i del yacimiento
A= es el area i del yacimiento

3.1.2 Ejemplos de porosidades tipicas.

La porosidad de las rocas de yacimiento difiere de un material a otro. Especificamente, la
porosidad depende de varios factores como lo son: la forma de grano, acomodo,
cementacion y compactacion.

Para ser mas precisos, la magnitud de la porosidad depende en gran medida del arreglo
geometrico de las particulas en el sedimento. Todos estos factores varian substancialmente
de formacion a formacion, lo cual resulta en un amplio margen de porosidades de roca.

Considerando la complejidad de las variables que estan involucradas, la porosidad no puede
ser relacionada a una propiedad en especifico, por lo que se tiene un cierto rango de
porosidades para un tipo de roca en particular como lo son las areniscas v los carbonatos.
Aunque las porosidades de las rocas de yacimientos petroleros varian tipicamente en un
rango de 5 al 40%, siendo mas comun el rango de 10 al 20%.

3.1.3 Relacion de la porosidad con la profundidad.

Generalmente las rocas de yacimiento muestran una tendencia de decremento de su
porosidad con la profundidad debido a las capas de roca que causan compactacion.

La porosidad de las rocas sedimentarias es una funcion compleja de muchos factores, entre
los que se incluyen: ritmo de sedimentacion, profundidad de sepultamiento, la naturaleza de
los fluidos del yacimiento, y la naturaleza de los sedimentos suprayacentes. En la Figura
3.1 se muestra la tendencia de la relacion de porosidad con la profundidad.
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Figura 3.1 Se muestra el comportamiento tipico de la relacion porosidad-profundidad en una secuencia
de arcillas

Una relacion comunmente usada entre la porosidad de las areniscas y la profundidad esta
dada por una ecuacion desarrollada por Athy (1930), donde asume que la porosidad esta
dada por una funcion exponencial:

¢ =g, e P (3.6)
Donde:

¢ es la porosidad a una profundidad dada, en fraccion

¢o es la porosidad en la superficie, en fraccion

b es una constante, en km™

Zyixes la profundidad de sepultamiento maximo que ha sufrido la roca en km

Scherer (1987) observo que se puede predecir la porosidad de las areniscas con mayor
exactitud usando cuatro variables, que son: la profundidad maxima de sepultamiento, la
edad de la roca, el grado de clasificacion y el contenido de cuarzo. El propuso la siguiente
ecuacion:

¢ =18.60 +4.73 In(Q)+17.37/S, —0.0038(Z) - 4.65 In(4) (3.7)

Donde:

¢ es la porosidad de la roca, en porcentaje

O es el porcentaje de cuarzo en la fraccion mineral

So es el coeficiente de clasificacion de Trask

Z es la maxima profundidad de sepultamiento, en metros
A es la edad de la roca, en millones de anos
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El contenido de cuarzo se obtiene mediante mediciones petrograficas: el coeficiente de
clasificacion de Trask puede ser estimado de manera cualitativa, por lo que su descripcion
puede variar. En la siguiente tabla se muestran los coeficientes para distintos grados de
clasificacion:

Tabla 3.1 de coeficientes de clasificacion de Trask.

Descripcion Coeficiente de Trask
So
Clasificacion muy buena 1.1
Clasificacion buena 1.3
Clasificacion moderadamente buena 1.5
Clasificacion moderada 1.8
Clasificacion pobre 2.35
Clasificacion muy pobre 4.48

En la siguiente tabla se muestran los resultados de porosidad para una variedad de areniscas
de diferentes edades, profundidades, contenido en cuarzo y coeficientes de clasificacion
usando la ecuacion anterior.

Tabla 3.2 Resultados de porosidad (%) para profundidades de 1 a 5 km para areniscas con diferente
contenido de cuarzo, edad y grado de clasificacion.

(] 4 Clasificacion | #[%)] para cada profundidad [m]
[%] | [millones de anos] So 1000 | 2000 | 3000 | 4000 | 5000
95 10 13 390 | 352 | 314 | 276 | 23.8
50 10 1.8 22 | 284 | 246 | 208 | 17.0
10 10 235 224 | 186 | 148 | 110 | 7.2
95 100 13 283 | 245 | 207 | 169 | 13.1
50 100 1.8 215 | 17.7 | 13.9 | 101 | 63
50 100 1.8 215 | 17.7 | 13.9 | 101 | 63
10 100 235 117 | 79 | 41 | 03 | 00
95 400 13 218 | 180 | 142 | 104 | 66
50 400 1.8 151|113 ] 75 | 37 | 00
10 400 235 52 | 14 | 00 | 00 | 00

R. Berner sugirié una ecuacion diferencial para evaluar el ritmo de compactacion del
sedimento (como un cambio en la porosidad) como sigue:

dg (R, 1\ d¢
dt \ 7,. \1-¢ \aD),

(3.8)
Donde:

¢ es la porosidad de la roca, en porcentaje
D es la profundidad de sepultamiento, en metros
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R es el ritmo de sedimentacion (el peso de un sedimento por unidad de area por ano)
%na €S la densidad de la matriz de la formacion, en gr/cm”
t es la duracion de la compactacion, en anos

El término d¢ /dr se puede determinar de las curvas de porosidad contra profundidad.
3.2 Importancia de la permeabilidad.

La permeabilidad de un yacimiento petrolero es tan importante como la porosidad, ya que
no solamente es importante el volumen de hidrocarburos, sino también lo es la capacidad
de flujo que tendra en el yacimiento.

La permeabilidad es una medida de la magnitud del flujo de fluidos en un gradiente de
presion. Si se conoce la permeabilidad, se puede predecir la produccion de un acuifero o de
un yacimiento petrolero bajo condiciones variables de presion y flujo usando métodos de
hidrologia o ingenieria de yacimientos. Debido a que la mayoria de los pozos son
perforados para recuperar agua o hidrocarburos, obviamente la determinacion de la
permeabilidad es muy importante economicamente hablando.

3.2.1 Promedios de permeabilidad.

Las ecuaciones matematicas usadas para promediar los datos de permeabilidad tienen la
siguiente forma:

Promedio aritmetico:

n I
kA — Zfz] !

39
n (3.9
Promedio armonico:
n
S
n 1 (3.10)
Zi:l k_

i

Promedio geométrico:

1
kg = (Hle kf)/ (3.11)

k4 es el promedio aritmeético de permeabilidad
kz es el promedio armoénico de permeabilidad
ke es el promedio geomeétrico de permeabilidad
k; es la permeabilidad de una muestra i

n es el nimero de muestras

Donde:
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Warren vy Price demostraron que el comportamiento mas probable de un sistema
heterogéneo tiende a un promedio geomeétrico.

3.2.2 Variaciones de Permeabilidad.

La permeabilidad es una propiedad de las rocas, y no es necesariamente igual en todas las
direcciones. En la mayoria de los casos, los yacimientos petroleros estan formados por
diferentes capas de roca. las cuales tienen distintas propiedades.
La permeabilidad es una propiedad anisotropa, ya que varia con la direccion que se
considere, por ejemplo, en la Figura 3.2 se muestra que la permeabilidad varia con las
direcciones de los ejes x, y y =.

k

T Volumen de
3 ¥ 4 roca

kx k.V

Figura 3.2 Representa a la permeabilidad de una roca como una propiedad anisotropa.

Por lo general, en las rocas sedimentarias clasticas, la permeabilidad vertical serda menor a
la horizontal, y a su vez, la permeabilidad horizontal, en sus principales direcciones, sera

diferente, o sea se tiene que: k_ # k_}_. # I, siendo £, el valor mas pequefio, esto se debe al

deposito de los sedimentos, si se tiene una mala clasificacion, con granos angulares e
irregulares, lo cual es mas comun que ocurra.

El uso de la informacion de la permeabilidad anisotropa, depende mucho de la escala. Los
datos medidos en nucleos representan una determinacion a escala micro, como se observa
en la siguiente figura, mientras que la informacion que se deriva de las pruebas de pozos es
a una escala macro. La aplicacion de los datos de permeabilidad en modelos de simulacion
es a una escala intermedia. En la Figura 3.3 se muestra una representacion de las diferentes
escalas asociadas a los medios porosos, asi como también la seccion transversal de una
muestra de roca con las mediciones de permeabilidad para cada estrato, en los cuales se
puede observar la variacion en la permeabilidad.
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Micro

Figura 3.3 (a) Cuatro escalas asociadas con medios porosos (Haldorsen 1984) y (b) Se muestra la

Puntos de medicion
de la permeabilidad.
Permeabilidad en [mD].

()

distribucion de permeabilidades en una seccion transversal.

Al examinar la variacion del nucleo mostrado en la Figura 3.4, ocurren variaciones muy
grandes en la permeabilidad y varian de acuerdo a la escala de medicion. Los analisis
convencionales de niicleos toman una muestra cada 50 cm, con registros de pozo es posible
la determinacion de la permeabilidad a intervalos mas cortos. Los resultados de una prueba

de pozo, reflejan la permeabilidad sobre decenas o centenas de metros.

300+
50 fcm]
1180+
50 fcm]
1 25+
50 [cm]
1 160~

50 [em]
l 200+

N
== VI

=0 ]2

== VD

=0 ]2

—(0 )2

~_

~— — Permeabilidad obtenida de registros (k).

Figura 3.4 Analisis estadistico de las propiedades de la roca.
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El valor de & que se utilice debe ser de una observacion a una escala apropiada. La relacion
entre la permeabilidad de un intervalo en un pozo . derivada de pruebas de pozo i,V la

promedio medida de nucleos, & ¢, pueden ser representadas empiricamente por el uso de un
coeficiente c.

3.2.3 Permeabilidades equivalentes para diferentes capas.

Los valores de permeabilidad promedio o equivalente pueden ser generados al considerar a
la formacion compuesta por diferentes capas. Hay dos principales tipos de permeabilidad a
considerar: lineal y radial.

Se pueden manejar sistemas geometricos simples, como lo son:

3.2.3.1 Capas en paralelo, flujo lineal.

El sistema horizontal refleja como es en la naturaleza una roca sedimentaria: el material de
la roca segregado ha sido depositado dando diferentes tamanos, formas, etc., a las
diferentes capas en la formacion. La razon para determinar una permeabilidad promedio se
encuentra en justificar la permeabilidad medida en pequenas muestras de laboratorio con
las mediciones hechas por ejemplo en analisis de pruebas de pozos. Los analisis de pruebas
de pozos no pueden medir secciones pequenas de un yacimiento (no seria economico) en la
misma escala que las pruebas de laboratorio. Los resultados son representativos del flujo a
través de diferentes capas en lugar de una sola.

Para el caso de flujo lineal se consideran capas homogeéneas en paralelo como se muestra en
la Figura 3.5:

Qs —
Q2 — 7y
Q: k1 hi —— e}

k2 4 h:

Q; A 4

A
\ k3 hs

w

F 3
-

L 4

Figura 3.5 Representacion del flujo lineal y capas homogéneas en paralelo.
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El promedio de la permeabilidad puede desarrollarse usando la ecuacion de flujo de Darcy:

k,4,(R,-P)
UL

k4(R-P)

0 =0,+0,+0;; v setiene que: Q, = i
7

O, =

,...efc

0 :A_,ZA-‘(PI _P2):k1‘41(Pl _Pz)_i_kz“iz(g _P2)+k3A3(P1 _Pz)
! ulL ulL ul ulL
Yk
Z:‘=1A-"'

Si1 todas las capas tienen la misma base, se cancelan términos comunes de area (4 = ah y
ademas se tiene que: a; = a> = a; = a, ), entonces se obtiene la permeabilidad con promedio
ponderado a la altura:

_ Zn k.h
k prom= =2~ (3.13)

Esta ecuacion es usada cominmente para determinar el promedio de la permeabilidad en un
analisis de nucleos.

3.2.3.2 Capas en paralelo, flujo radial.

Este es el caso de diferentes capas homogéneas superpuestas simultaneamente en el pozo.
Cada capa da un gasto QO;. El gasto total es O,= X0

re

P.
Centro
del pozo
1
|
l
' P :
i +— k1 hiQq
I
| o
vl +«— k2 h2Q: hr
: _"\
| —~ +«— kah; Qs .
1
1

v

Figura 3.6 Representacion del flujo radial y capas homogéneas en paralelo.
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27k \P,—P,
Q_: I-_ ;( é.r v)’
73—

-

w

27171}Tk(Pe _‘Pll')_ 27T(Pe _Rv)

0.=30, = (hk, + hyky + ks +..)

uhn : uhn :

w W

Por lo tanto se obtiene la permeabilidad con promedio ponderado a la altura:

" kh,
Fprom = L (3.14)
Z;‘=1 ;j

Este valor de permeabilidad puede ser comparado con el que se obtiene a través de pruebas
de pozos.

3.2.3.3 Capas en serie, flujo lineal.

En este caso la roca del yacimiento ha sufrido distintos pliegues o fallas, y las capas que
originalmente eran horizontales, ahora estan en posicion vertical o la roca del yacimiento
tiene cambios de facies. Se asume que el flujo es ahora a través de la roca hacia el pozo. En
este caso se asume un sistema con 3 celdas o una capa con 3 facies, el gasto total es
constante a traveés de las capas o facies y la caida de presion total es ahora la suma de las
caidas de presion en cada capa o facies. De manera similar, la longitud total es la suma de
la longitud de todas las capas o facies, y el area abierta al flujo es constante.

P P: P; Py

T 1

—> Q;

=

ki1 k2 ks
APy AP AP3
\ Ly L, Ls

Figura 3.7 Representacion del flujo lineal y capas o facies en serie.

A
-
\ 4
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La permeabilidad promedio de las capas o facies en serie se obtiene sumando la caida de
presion a traves de cada capa o facies.

AP, =(B ~P)=(R ~P.)+(P, - ,)+ (B, ~ P, ): v se iene que:

— Qr/ul‘l + Qrﬂl‘z + Qr}uL3 — QHUL
oA, kA, kA, kA

AP =F - P,

Debido a que los gastos, el area de las secciones transversales y las viscosidades son iguales
en todas las capas. al eliminar términos se llega a:

P

foom Ky ky s

3

L L L, I,
L

Para capas o facies de una seccion transversal igual, se obtiene la permeabilidad con
promedio armonico:

.Z:prgm:T (315)

3.2.3.4 Capas en serie, flujo radial.

Ademas de las variaciones laterales naturales de permeabilidad, el dano en la formacion
puede reducir la permeabilidad en la vecindad del pozo: a su vez las técnicas de limpieza
tales como la acidificacion pueden incrementar la permeabilidad en esas zonas danadas.

P.

Centro
del pozo
I

Py

s
==
-
x-
[
=
e

ri
r
Ie

|

L
v

Figura 3.8 Representacion del flujo radial en capas o facies en serie.
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Flujo total:

QI _ 27#1.1-_';};‘0??5(102 - JP“. )

uhn Te
-

Caida de presion total:

(P.=P,)=(P.=P,)+(P,-R)+(R -P,}

Q”ulnij—e Qg,ulnij—" Qyulnr% Quu]n?_i

entonces ———*- = 2 ! i

= 2+ +
27k prowh  270H 27ic,h 27c,h

En flujo estacionario:
7 r, r
L' In2 mh-=e
) r, T, n r,
O: = 0;= 0,= Q3. entonces se tiene: = + =
kp?om kl k2 k3

En general para capas o facies en serie, la permeabilidad con promedio armoénico se obtiene
con la siguiente ecuacion:

Fprom= ——— 10 _ (3.16)

Al 1gual que el flujo radial en capas en paralelo, este valor de permeabilidad puede ser
comparado con el que se obtiene a través de pruebas de pozos.

3.2.3.5 Flujo aleatorio.

Para valores de permeabilidad distribuidos aleatoriamente, la permeabilidad promedio es un
promedio geometrico:

kprom _ (kli_rl .kzhz iy hy mk”hr.. ) ' 3.17)

-
ol
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Donde:

Kyrom es el promedio de la permeabilidad
h; es el espesor del intervalo con una permeabilidad £;
n es el nimero de intervalos

3.2.4 Correlaciones de permeabilidad absoluta.

La determinacion del agua congénita con mediciones de presion capilar ha permitido la
evaluacion de los valores de la misma en muestras con permeabilidad variable, con estas
mediciones se ha llegado al punto que es posible correlacionar el contenido de agua
congeénita con la permeabilidad de una muestra de un yacimiento dado, o entre yacimientos.

La experiencia indica una relacion general entre la porosidad de un vacimiento y la

saturacion de agua irreductible, mientras el tipo de roca y el tamano del grano no tengan
variacion en la zona de interés. Esta relacion se define con la siguiente ecuacion:

C=(S, )9 (3.18)

Donde C es una constante para un tipo de roca particular y/o tamano de grano.

Distintos investigadores indican que la constante C, que describe el tipo de roca, puede ser
correlacionada con la permeabilidad absoluta de la roca. Dos meétodos empiricos
comunmente utilizados son: la ecuacion de Timur y la ecuacion de Morris - Biggs.

3.2.4.1 Ecuacion de Timur.

Timur (1968) propone la siguiente expresion para estimar la permeabilidad a partir de la
saturacion de agua urreductible y la porosidad:

¢4.4
¢ =8.58102 g (3.19)

wir

3.2.4.2 Ecuacion de Morris — Biggs.

Morris v Biggs (1967) presentaron las siguientes expresiones para estimar la permeabilidad
de acuerdo al tipo de yacimiento:
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Para un yacimiento de aceite:

A
k=625 S (3.20)
Para un yacimiento de gas:
k=25 f— 3.21)

Donde:

k es la permeabilidad absoluta, en darcys
¢ es la porosidad, en fraccion
Syir €s la saturacion de agua irreductible, en fraccion

3.2.5 Correlaciones de permeabilidad relativa.

En muchos casos, los datos de permeabilidad relativa en muestras del yacimiento que esta
bajo estudio no se encuentran disponibles, por lo que es necesario obtener la informacion
deseada de alguna otra manera. Se han desarrollado distintos métodos para el calculo de las
relaciones de permeabilidad relativa, en los que se utilizan distintos parametros para
calcularlas, por ejemplo:

e Saturaciones residuales e iniciales
e Datos de presion capilar

La mayoria de las correlaciones propuestas usan la saturacion efectiva de la fase como un
parametro de correlacion. La saturacion efectiva de la fase se define por las siguientes
relaciones:

* S
S,=—72 (3.22)
1 — Mair
* Su‘ -8 wir
= 72
' 1 - Su‘z’r (3 .HJ)
s,
X (3.24)
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Donde:
* * * . . . .
So . Sy . Se son las saturaciones efectivas de aceite, agua y gas respectivamente
So. Sy Sg son saturaciones de aceite, agua y gas respectivamente
Sy €s la saturacion de agua irreductible
3.2.5.1 Correlacion de Corey.
Corey (1954) propuso una expresion matematica simple para obtener valores de

permeabilidad relativa en un sistema gas-aceite. Se considera una buena aproximacion en
procesos de drene, por ejemplo el gas desplazando al aceite.

K, =(-s.) (3.25)

k,=(s)2-5]) (3.26)

Donde:

* . B . .
Sg es la saturacion efectiva de gas, definida anteriormente
Corey (1954) propuso que la permeabilidad relativa en un sistema aceite-agua para
areniscas asi como formaciones carbonatadas, se puede representar de la siguiente manera:

k., = % (3.27)
k= (S.) (3.28)

Donde:
* - . . .
S, es la saturacion efectiva de agua, definida anteriormente
3.2.5.2 Correlacion de Wahl.
Wahl (1958) sugirio el uso de la siguiente ecuacion para un proceso de drene en un sistema

gas-aceite para calcular las relaciones de permeabilidad relativa basada en mediciones de
campo en yacimientos de areniscas.
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P £(0.0435 +0.4556¢) (3.29)

ro

- 1 - Sgc - Su'i?’ - So
&= S (3.30)

o

Donde:

k¢ es la permeabilidad relativa al gas
ky, es la permeabilidad relativa al aceite
Sec es la saturacion de gas critica

S.ir €s la saturacion de agua irreductible
S, es la saturacion de aceite

C es una constante igual a 0.25

3.2.5.3 Correlaciones de Wyllie.

Wryllie sugiridé ecuaciones empiricas de permeabilidad relativa en sistemas gas-aceite y
agua-aceite para procesos de drene en arenas consolidadas v no consolidadas, asi como
también para calizas ooliticas. Dichas ecuaciones son las siguientes:

Para procesos de drene en un sistema gas-aceite.

e Arenas no consolidadas, con buena clasificacion de grano:

k?’O = (S;(T

(3.31)
k,=(-S) (332)
e Arenas no consolidadas, con pobre clasificacion de grano:
k= (s (333)
k= (1- S;")Z(l - S:I'S) (3.34)
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e Arenas cementadas, calizas ooliticas y rocas con porosidad vugular:

+ \4
k., =(5) (3.35)
* 2 30(2
k,, :(1—80)‘(1—80 ) (3.36)
Donde:
So* es la saturacion efectiva de aceite, definida anteriormente
Para procesos de drene en un sistema agua-aceite.
e Arenas no consolidadas, con buena clasificacion de grano:
k. = (1 — SY (3.37)
k. = (5)3 (3.38)
e Arenas no consolidadas, con pobre clasificacion de grano:
* *«1.5
ki,o :(I—SW)Z(I—SW ) (3.39)
% Y5
kr\f - (S'H;‘)3 (3 40)
e Arenas cementadas, calizas ooliticas:
k,=(1- S:,)'(l - S) (3.41)
k?"l-‘if' = (S‘Irt').t (3 '42)

Donde:
S, es la saturacion efectiva de agua, definida anteriormente
3.2.5.4 Correlacion de Wyllie y Gardner.

Wryllie v Gardner también sugirieron las siguientes dos expresiones que pueden ser usadas
cuando una permeabilidad relativa se encuentra disponible:
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e Sistema agua-aceite

* \2 S*
k =5 -k “ ¥ 3.43
rw ( W )— ro 1— S“_. (3.43)
e Sistema gas-aceite
* |2 S* |
k. =\S | —k . 3
ro ( o)é rg( 1— So J (344)

Donde:

* - . . .

S, es la saturacion efectiva de agua, definida anteriormente
* - r . . . .

S, es la saturacion efectiva de aceite, definida anteriormente

3.2.5.5 Correlacion de Torcaso y Wyllie.
Torcaso y Wyllie (1958) desarrollaron una expresion para determinar la permeabilidad

relativa al aceite en un sistema gas-aceite. Esta expresion permite el calculo de %,,. y tiene
la siguiente forma:

(s)
L5 Fh-(s:))

k. =k

ro

L
—_
[F'S]

45)

Donde:
* - r . . . .
S, es la saturacion efectiva de aceite, definida anteriormente

La expresion anterior es muy ufil debido a la facilidad con la cual se realizan las
mediciones de k., ya que en las mediciones de %, se tiene mayor dificultad al realizarse.

3.2.5.6 Correlacion de Pirson.

A partir de consideraciones petrofisicas, Pirson (1958) derivo relaciones generalizadas para
determinar la permeabilidad relativa de la fase mojante y de la fase no mojante para
procesos de drene e imbibicion. Las expresiones generalizadas se aplican para rocas

mojadas por agua.

Para la fase mojante (agua):

k,, =S:(S.)> (3.46)
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La expresion anterior es valida para ambos procesos, drene e imbibicion.
Para la fase no mojante:

e Imbibicion

[

U — % 3.47)
e Drene
(5, ) omanes= (1= 5. )[1 (s S—rs (3.48)
Donde:

Sme s la saturacion de la fase no mojante
S, es la saturacion de agua
* - . . .
S, es la saturacion efectiva de agua, definida anteriormente

3.2.5.7 Correlacion de Naar-Henderson.

Naar-Henderson (1962) propusieron las siguientes ecuaciones para yacimientos con empuje
de agua:

(1-257)°
K,y = " s 3.
2-(1-25)" (4
k,, =(so) (3.50)

Donde:

S, es la saturacion efectiva de agua, definida anteriormente

3.2.6 Permeabilidad de fracturas y canales.

Las rocas de yacimientos petroleros, tales como carbonatos, frecuentemente tienen canales
o fracturas. Para comprender el flujo de fluidos en las rocas de vacimiento, se deben

considerar tres elementos para la permeabilidad: matriz, canales y fracturas.

La permeabilidad de la matriz se refiere al flujo en los espacios porosos primarios de las
rocas del yacimiento. Permeabilidad de canal o fractura se refiere al flujo en las grietas o
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huecos en la roca. Estos canales y fracturas no cambian la permeabilidad de la matriz, pero
s1 alteran la permeabilidad absoluta.

Las ecuaciones para la permeabilidad de canales se basan en la ecuacion de Poiseuille’s
para el flujo de fluidos a traves de tubos capilares.

AAP
o=" (3.51)
8uL
0 en términos de area, 4=m<, se tiene:
Ar*AP
o=" "
SuL

igualando con la ecuacion de Darcy. se tiene que la permeabilidad de un canal se puede
definir como:

Ar’AP _ kAAP
SuL uL
P (3.52)
canal 8 e

Si el radio del canal esta en m2, la permeabilidad del canal estara en m”.

Similar al desarrollo para permeabilidad en canales, la ecuacion de permeabilidad en
fracturas se desarrolla al comparar ecuaciones de flujo para una geometria simple de
aberturas con finos espacios en un medio poroso.

Para flujo a traves de aberturas con finos espacios (analogo a las fracturas):

AP = 12;1qu
h~
y de la ecuacion de Darcy:
AP = HuvL
k

Donde:
ves la velocidad de flujo intersticial

Comparando las ecuaciones anteriores v simplificando, se tiene:

_r (3.53)

—f? actura 12

Donde:
h1 es el espesor de la abertura o fractura ., en m o cm’
kfractura €5 1a permeabilidad de la fractura, en m” s1 /1 estaen m o cni” si h esta en cm.

Petrofisica en la caracterizacion de yacimientos petroleros. Péagina 110



3.2.7 Analogias entre las leyes de Darcy, Ohm y Fourier.

La siguiente tabla muestra una comparacion de diferentes leyes que tienen una forma
similar a la ley de Darcy:

Ley de Darcy: Ley de Ohm de corriente Ley de Fourier de conduccion de
eléctrica: calor:
_ U
g=a"F J=4 0=,
yu/s pPL L
q es el gasto de fluido J es el amperaje 0 es el flujo de calor
A es el area seccional A es el area seccional A es el area seccional
k es la permeabilidad U es el voltaje A es la conductividad térmica
AP es la diferencia de p es laresistencia AT es la diferencia de
presion eléctrica temperatura
wes laviscosidad del fluido L es la longitud L es la longitud
L es la longitud

La forma de las ecuaciones anteriores es similar. Esta analogia permite adaptar modelos de
simulacion de flujo de fluidos con la ayuda de modelos eléctricos y con la adopcion de
soluciones matematicas obtenidas de problemas de flujo de calor.
3.2.8 Ecuacion de Darcy en unidades de campo.
En la industria petrolera, los gastos se reportan en barriles por dia, por lo mismo es
necesario convertir el gasto de m°/seg a barriles por dia, con unidades consistentes. Si se
tienen los siguientes factores de conversion:
1 m® = 6.2898 barriles
1 seg =0.000011574 dias
1 m’/seg = 543438.72 barriles/dia
Entonces:
O en barriles/dia = (1/543438.72) m’/seg

=(100°/543438.72) cn’/seg

=1.8401 cn’/seg

A en pie’ =30.48% cm’

AP en psi = (1/14.696) atm
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L en pie =30.40 cm

La viscosidad del fluido u se encuentra en ¢p, en la ecuacion original y en unidades de
campo. Usando los factores de conversion en la definicion de un Darcy:

ie(4%30.487 (AP /14.969)

x1.8401 = .
© (L x30.48)

kAAP
ML

0=1.1271 (3.54)

En esta ecuacion si & esta en darcys, 4 en pie”, AP en psi, yen cp, y L en pie, entonces el
gasto calculado Q estara en barriles/dia.

3.3 Importancia de la saturacion de fluidos.

Normalmente en un yacimiento petrolero se encuentra mas de un fluido presente Debido al
proceso de su formacion, los poros inicialmente estaban llenos de agua. Posteriormente el
aceite o gas, migraron y desplazaron al agua dejandola a una saturacion residual. Cuando
un yacimiento es descubierto puede haber gas. aceite y agua distribuidos en todo el
yacimiento.

Se sabe que todos los valores de saturacion estan relacionados con el volumen poroso v no
con el volumen del yacimiento. Se piensa que los fluidos en los yacimientos han alcanzado
un estado de equilibrio, y por ello estaran separados de acuerdo a su densidad: el gas en la
parte mas alta, despues aceite y por ultimo agua. Se tendra agua congénita distribuida desde
la parte mas baja y hacia las demas zonas del yacimiento de aceite y gas, el agua en estas
zonas estara normalmente en forma urreductible. La saturacion de agua congénita es un
factor muy importante ya que determina la fraccion de espacio poroso que puede ser
ocupada por hidrocarburos (aceite y/o gas).

La ecuacion volumeétrica para calcular el aceite in-situ es:

Ah ¢S,
B

ol

N =7758 (3.55)

Donde:

N es el volumen de aceite inicial, en barriles

A es la extension del yacimiento, en acres

/1 es el espesor promedio del yacimiento en pies

¢ es la porosidad efectiva, en fraccion

So: es la saturacion de aceite inicial en fraccion

B, es el factor de volumen inicial del aceite, expresado en barriles a condiciones de
yacimiento entre barriles a condiciones estandar.
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Cuando solo hay dos fluidos presentes en el yacimiento inicialmente, por ejemplo agua y
aceite, se tiene que S,+S,~=1:

Ah ¢(1-5,,)
B

N =7758 (3.56)

oi

Donde:

S, es la saturacion de agua inicial, en fraccion

Como el contenido de agua congénita se incrementa, el contenido de aceite en el
yacimiento decrece.

3.3.1 Promedios de saturacion.

Para obtener el promedio de la saturacion de fluidos, se requiere que los datos de saturacion

sean ponderados con el espesor /; y con la porosidad ¢ del intervalo dado. La saturacion
promedio de cada fluido del yacimiento puede ser calculada con las siguientes ecuaciones:

Z_lgth

S, = S g (3.57)
=171
5 = 2t (3.58)
S 3.58
Zf=1¢f l
S = Z?:l ¢"hfsgf .
(3.59)

£ n
Z;’:l ¢f hi
Donde:

i se refiere al subindice para cada medicion

h; representa el intervalo de profundidad dado

¢: es la porosidad i en el intervalo dado

S,; es la saturacion i del aceite en el intervalo dado
Sy es la saturacion 7 del agua en el intervalo dado
Se: es la saturacion 7 del gas en el intervalo dado
S, es la saturacion promedio del aceite

S, es la saturacion promedio del agua

S¢ es la saturacion promedio del gas
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3.3.2 Tipos especiales de saturaciones.

Hay tres tipos especiales de saturaciones que son de gran importancia para la ingenieria
petrolera, éstas son:

1. Saturacion de gas critica.

2. Saturacion de aceite residual.

3. Saturacion de agua irreductible.
Estas saturaciones juegan un papel clave para comprender el flujo de fluidos en el medio
poroso v en la recuperacion de hidrocarburos de los yacimientos petroleros.

3.3.2.1 Saturacion de gas critica.

Normalmente los hidrocarburos se encuentran en el yacimiento a condiciones de presion y
temperatura muy altas. Debido a la gran presion, el gas esta disuelto en la fase liquida.
Cuando la produccion en un yacimiento inicia, la presion del mismo decrece mientras que
la temperatura permanece constante. EI decremento de la presion ocasiona una liberacion
de la fase gaseosa (donde la fase gaseosa se incrementa desde una saturacion de 0) cuando
la presion baja a un cierto valor menor al de la presion de burbuja. Subsecuentemente, la
saturacion de la fase gaseosa se incrementa al ir disminuyendo la presion del yacimiento.
Esta fase gaseosa, permanece inmovil hasta que excede un valor de saturacion llamado
saturacion de gas crifica y se denota como Sg. La fase gaseosa enfonces comienza a
moverse cuando la saturacion es mayor que la saturacion de gas critica. Esto se atribuye a
los procesos fisicos en los que la fase gaseosa se vuelve continua dentro del sistema para
poder fluir. En la Figura 3.9 se representan dichos eventos.

Granos de roca

Espacio poroso inicialmente
ocupado por aceite

EL i ' &
a) Fase gaseosa disuelta en

el aceite, Sg = 0. b) Evolucion de la fase

gaseosa, Sg> 0.

M

c¢) Burbujas de gas aumentan su tamano, d) La fase gaseosa se vuelve
aparece mas gas, Sg se incrementa. continua, Sg = Sgc.

Figura 3.9 Representacion de los eventos que llevan a la saturacion de gas critica.
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La saturacion de gas critica impacta fuertemente a la produccion de aceite de los
yacimientos petroleros. En la produccion primaria de aceite, el gas en solucion
(hidrocarburo en fase gaseosa disuelto en hidrocarburo en fase liquida) es el principal
mecanismo de produccion de aceite debido a que sale de la solucion y expulsa al aceite.
Debido a que el gas es muy compresible, mantiene la presion del yacimiento lo
suficientemente alta para la recuperacion. Cuando la saturacion de gas alcanza el valor
critico comienza a fluir y se reduce la presion del yacimiento.

3.3.2.2 Saturacion de aceite residual.

La saturacion de aceite residual, se denota como S,,, v puede ser interpretada de dos formas
por los ingenieros de yacimientos. Para algunos ingenieros, es la saturacion remanente en el
yacimiento al final de la produccion primaria o despues del desplazamiento de agua o gas.
Se define la S, de esta forma para referirse a los procesos de recuperacion mejorada. Otros
consideran la saturacion de aceite residual como la saturacion de aceite que queda en un
nucleo de roca de yacimiento al final de un proceso de desplazamiento de gas o de agua en
un laboratorio.

Inyeccion de agua
o gas : 5
—piNucleo saturado con aceite al 100 %

Produccion de aceite

Figura 3.10 Se muestra un niicleo con S,;= 100%, al cual se le inyecta gas o agua, tan pronto como el
fluido sea inyectado, desplazara al aceite en el espacio poroso.

Este proceso ejemplifica la produccion de aceite. que en cierto punto declinara y la fase
myectada comenzara a producirse del otro lado. Si se grafica la produccion acumulada de
aceite contra el tiempo. la grafica muestra una tendencia horizontal después de cierto
tiempo, que representa la maxima cantidad de aceite que puede producir la muestra por
myeccion de agua o gas, aunque queda atrapada una parte del aceite, como se muestra en la
Figura 3.11.
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Figura 3.11 Representacion de los eventos que llevan a la saturacion de aceite residual.

Al final el aceite queda atrapado con una saturacion residual. Si la inyeccion de agua o gas
continua, simplemente rodea al aceite atrapado y solo se produce el fluido inyectado. Para
un experimento de este tipo, la saturacion de aceite residual se puede determinar con la
siguiente ecuacion:

_(Vp - producciénacumulada de aceite)
= .

_ aceite atrapado en la muestra

or VP

S

ar

(3.60)
S

Los resultados que arrojan las pruebas de laboratorio son afectados por muchos factores
como: el tipo de prueba, condiciones a las que se realiza, tipos de roca y las propiedades del
aceite v de los fluidos desplazantes.

3.3.2.3 Saturacion de agua irreductible.

Se denota como S,,; y se define como la minima saturacion de agua que esta presente en un
medio poroso. Esta saturacion es un caso especial de la saturacion de agua intersticial, la
saturacion inicial de agua, la saturacion de agua congénita, etc.

Para entender el concepto., se considera un yacimiento petrolero ideal, mostrando una
distribucion de gas, aceite y agua como se muestra en la Figura 3.12.
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A «+—— Saturacién de agua irreductible

<«— Zona de transicion agua-aceite

Incremento en Sy

Agua

Figura 3.12 Representacion esquematica de la saturacion de agua irreductible en un yacimiento
bajosaturado

Los fluidos alcanzan un estado de equilibrio y se separan de acuerdo a sus densidades, por
ejemplo el gas en la parte superior, le sigue el aceite y por ultimo agua. Debido a la
capilaridad y a las fuerzas gravitacionales, nunca se tiene una segregacion de fases
completa durante la migracion, y el agua congenita esta distribuida en las zonas de gas y
aceite. El agua en estas zonas se reduce al minimo, y no es ofra cosa que la saturacion de
agua irreductible, S,

Las fuerzas que retienen el agua en las zonas de aceite y gas, se denominan fuerzas
capilares, y son afectadas por el tamano de los poros.

Una vez que se completd este proceso, el yacimiento llega a un estado conocido como
equilibrio capilar-gravitacional.

La saturacion de agua irreductible generalmente no esta distribuida uniformemente en todo
el yacimiento, varia con la permeabilidad, litologia, pero sobretodo con la gravedad y las
fuerzas capilares en el yacimiento.

En resumen. S,,; es un parametro muy importante porque reduce el espacio disponible en el
medio poroso, para los hidrocarburos y el volumen de agua que comprende es inmovil.

También hay otro tipo de saturaciones presentes en un yacimiento, como lo son:
3.3.2.4 Saturacion de gas residual.

Se denomina asi a la saturacion de gas remanente en el yacimiento, después de la
produccion primaria, se denota como S v controla el volumen de gas atrapado en la
porcion del yacimiento que ha sufrido mvasion de agua, el agua llena los poros y gargantas
de la roca, causando que los efectos de la presion capilar y permeabilidad relativa detengan
el flujo de gas y solo se permita el paso de agua dentro de la roca.

3.3.2.5 Saturacion de aceite critica.
Se denomina asi a la saturacion de aceite minima que se debe tener para que comience el

movimiento dentro de un volumen de roca, se denota como S,.. a un valor menor, el aceite
estara inmovil dentro del medio poroso.
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3.3.2.6 Saturacion de agua congénita.

Se denomina asi a la saturacion de agua que se encuentra en el yacimiento al momento de
su descubrimiento y su distribucion varia dentro de todo el yacimiento, alcanzando su valor
mas alto en la parte baja del mismo y disminuye hacia arriba a partir del contacto agua-
aceite.

3.4 Importancia de la presion capilar.

La importancia de la presion capilar radica en que se usa para conocer la distribucion de
saturacion de agua en el yacimiento. La informacion obtenida se correlaciona con la
porosidad, por ejemplo, situandose por encima del contacto agua-aceite, para obtener el
volumen de aceite in-situ.

La informacion que se necesita de la presion capilar para realizar estudios de yacimientos,
depende de la mojabilidad que se tenga en la roca y de los mecanismos de empuje.

Las curvas de promedio de presion capilar (funcion J), son muy utiles en estudios de
simulacion de yacimientos y en evaluaciones petrofisicas.

3.4.1 Promedios de presion capilar: La funcion J de Leverett.

Los datos de presion capilar medidos en el laboratorio normalmente se basan en muestras
individuales de nucleos de roca, representando una parte extremadamente pequenia de todo
el yacimiento. Debido a la heterogeneidad de las rocas, no es posible usar una curva de
presion capilar para todo el yacimiento, por lo cual es necesario combinar todos los datos
petrofisicos con la de presion capilar para clasificar un yacimiento.

La relacion de la presion capilar con la saturacion se ve afectada por la permeabilidad y la
porosidad, por lo que es necesario evaluar los distintos datos de presion capilar-saturacion
con respecto a la porosidad y a la permeabilidad de la muestra de roca de la que fueron
obtenidos. Esto se hace generalmente con la funcion adimensional de Leverett, llamada
Jfuncion J de Leverett, y se expresa como:

P 12

J(S, )= f ) (3.61)

Donde:

k es la permeabilidad absoluta, en centimetros cuadrados
¢ es la porosidad, en fraccion

P. es la presion capilar, en dinas/centimetro cuadrado
oes la tension interfacial, en dinas/centimetro
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El uso de unidades consistentes convierte en adimensional a la funcion J (S,,). En muchos
casos, todos los datos de presion capilar de una formacion seran reducidos a una simple
curva cuando se grafica la funcion J de Leverett contra los datos de saturacion. En la Figura
3.13 se muestra una grafica de funcion J-datos de saturacion de rocas de un yacimiento del
Mar del Norte.

(P/o)(k/g)"

J(S.)=

90 100

Saturacion de agua (%)

Figura 3.13 Grafica de la funcion J vs. la saturacion de agua para muestras de roca de yacimiento del
Mar del Norte, provenientes de la misma formacion.

Algunos autores modifican la expresion para la funcion J al incluir el coseno del angulo de
contacto:

1
P k)2
J(s V=| _fc | X X
(S,) vy (3.62)

Mientras todas las mediciones sean hechas con los fluidos del yacimiento en nucleos con la
mojabilidad del yacimiento, el término cos € no afectara el resultado, se presentan
problemas cuando se usan diferentes fluidos o el nucleo se limpio y se altero la
mojabilidad.

3.4.2 Calculo de la permeabilidad a partir de la presion capilar.

La primera relacion entre permeabilidad y presion capilar fue desarrollada por Purcell, en la
que describe la técnica de myeccion de mercurio para la medicion de la presion capilar, y
fue desarrollada para mediciones de presion capilar en muestras de nicleos y recortes de
roca.

El objetivo de Purcell era desarrollar una relacion de P. — & con datos de mediciones
obtenidas de recortes de roca, debido a que se dispone de ellos facilmente, lo que no pasa
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con los nticleos obtenidos de la formacion, usando la técnica de inyeccion de mercurio para
determinar la permeabilidad.

La relacion de permeabilidad-presion capilar presentada por Purcell se basa en una analogia
entre la ecuacion de Poiseuille y la ecuacion de presion capilar, y se desarrolla como sigue:

4
_r AP

Q
Sul

(3.63)
Donde:

O es el gasto de un fluido, en cm’/seg
ues la viscosidad a traves del tubo capilar o cilindrico de radio r, en centipoise

AP es la caida de presiones a través del tubo, en armdsferas
L es la longitud de medio, en cm

. . 2 < . .
Debido a que el volumen 7 del tubo capilar es 77°L. la ecuacion anterior puede ser escrita
como:

VAP

Q=5
Sul

La presion capilar para un solo tubo, esta dada por la ecuacion:

20 cosé
P=—— 3.64)

7

Sustituyendo el valor de » en la ecuacion 3.64, se tiene:

0= (cr cos 6’)2 VAP

2ul’P’
S1 el medio poroso se contempla que sea conformado por N tubos capilares de igual
longitud, pero de un radio variable, el gasto total se puede expresar como:

(ocosO)yAP L T,
Qf o 2){4([,2 Z 2

Donde:
P,; es la presion capilar para cada tubo capilar

Por otro lado, el gasto Q.. a traveés del mismo sistema de tubos capilares esta dado por la ley
de Darcy:
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kAAP
y78

[gualando las ecuaciones anteriores para (O, se llega a una relacion entre permeabilidad,
presion capilar y volumen poroso:

0=

_(ocoso) i V.

24L ‘TP

La ecuacion anterior puede ser simplificada expresando el volumen 7; de cada tubo capilar
como un porcentaje S; del total del espacio vacio, V7, del sistema:

Debido a que el producto de AL es el volumen de roca del sistema y ¢ la porosidad:

VT

=

La ecuaci6n se reduce a:

Si
Pf_

’1

e (cr cc;s 6’)‘ ¢Z

(3.65)

Purcell observé que la ecuacion anterior relaciona la permeabilidad de un sistema de
capilares cilindricos paralelos de igual longitud, distintos radios, a la porosidad del sistema
y a la presion capilar, pero esto es muy dificil que se presente en la naturaleza. Para corregir
esto, Purcell modifico la ecuacion anterior e introdujo un factor litologico A, para tener en
cuenta las diferencias entre el flujo de un medio poroso hipotético y el de las rocas que se
encuentran en la naturaleza. Finalmente, introduciendo factores de conversion y expresando
la sumatoria como una integral de saturacion sobre P.° en el rango de saturacién [0,1], la
ecuacion anterior se convierte en:

k=10.24(ccos6) eﬁﬂ,f = dS

5
S=0 R;

(3.66)

Donde:

k es la permeabilidad. en mD

¢ es la porosidad, en fraccion

S es la fraccion del espacio poroso total ocupado por el liquido que es inyectado o removido
de la muestra

P, es la presion capilar, en psi

o es la tension superficial o interfacial, en dinas/cm

@ es el angulo de contacto
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En la ecuacion anterior, la integral se evalua al graficar el inverso de P contra la
saturacion y se determina el area bajo la curva como se muestra en la Figura 3.14:

7.E-06

6.E-06 1

5.E-06 A

4.E-06

3.E~06 -

(1/P%)(psi?)

Extrapolado al 100% de Shg,
2 E_0@ 4 @rea muy pequeiia

Areabajo la curva
1.E-06 - : i

/ : :

0.E+00 +- % | i ; ; : .

100 90 80 70 60 50 40 30 20 10 0
Saturacion de mercurio (%)

Figura 3.14 Grafica del inverso del cuadrado de la presion capilar vs. la saturacion de mercurio. El
area bajo la curva se usa para determinar la permeabilidad a partir de los datos de presion capilar por
el método de Purcell.

El factor litologico A. se usa para representar las diferencias entre un modelo hipotético y
un modelo real del sistema poroso. El factor litologico A es una correccion empirica que
Purcell determino en 1949 para diferentes muestras de nucleos sobre un rango de valores de
permeabilidades absolutas, al hacer mediciones de presion capilar usando mercurio.
Basandose en la medicion de la presion capilar por inyeccion de mercurio y en datos de
permeabilidad de 27 muestras de las formaciones Wilcox y Paluxy, Purcell determino el
valor del factor litologico A, de cada una de estas muestras. El valor medido estaba en el
rango de [0.1.0.4], con un valor promedio de 0.216. Se tiene una buena aproximacion al
usar el valor de 4 =0.216.

3.4.3 Efecto de la mojabilidad en la presion capilar.

La presion capilar esta relacionada a la mojabilidad del medio poroso. Anderson estudio las
curvas de presion capilar contra saturacion de un sistema agua-aceite, para dos sistemas
fuertemente mojados por agua y dos fuertemente mojados por aceite. Especificamente el
efecto de la mojabilidad en las curvas de presion capilar se determino basandose en el
trabajo externo requerido para que el aceite desplace al agua, lo cual es una curva de drene
en una muestra mojada por agua (curva 1 de la Figura 3.15):

S,s
AT, =V, [ " Pds, (3.67)
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Similarmente, para el caso de agua desplazando al aceite, lo cual es una curva de
imbibicion forzada para un nucleo mojado por agua (curva 3 de la Figura 3.15), el trabajo
se describe con la siguiente ecuacion:

-

SG_
AT, =4V, [~ P.ds, (3.68)
Donde:

AWy es el trabajo requerido para que un fluido desplace a otro fluido, en Joules
I’y es el volumen de roca, en metros ciibicos

¢ es la porosidad, en fraccion

P. es la presion capilar, en N/mr’

S, es la saturacion de agua, en fraccion

S, es la saturacion de aceite, en fraccion

El area bajo la curva de drene es relativamente grande, mientras que el area bajo la curva de
imbibicion es mucho mas pequena, debido a que se requiere un trabajo mayor para que el
aceite desplace al agua que en un desplazamiento inverso donde el agua desplaza al aceite,
lo anterior muestra la mojabilidad de la roca al agua y el efecto que tiene en las curvas de
presion capilar.

En la Figura 3.15 se muestra una grafica de presion capilar contra saturacion de agua en un
sistema agua-aceite, siendo el agua el fluido mojante en el yacimiento. En la figura se
muestra el comportamiento de las curvas de drene. imbibicion e imbibicion forzada.

32
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Figura 3.15 Curva de presion capilar en un sistema agua-aceite medida en un niicleo mojado por agua
de la formacion Berea.
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En las graficas de la Figura 3.16 se muestra como afecta la mojabilidad a las curvas de
presion capilar, cuando el aceite es el fluido fuertemente mojante. Los papeles del agua y
del aceite se invierten del caso donde el agua es el fluido fuertemente mojante, es decir, la
grafica se invierte, a partir de una curva de presion capilar tipica. En este caso las areas bajo
las curvas de presion capilar indican que el trabajo requerido para que la fase no mojante
desplace a la fase mojante es mucho mas grande. comparado con un desplazamiento
mverso, ésto demuestra la mojabilidad de la roca al aceite y el efecto que tiene en las curvas
de presion capilar.
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Figura 3.16 Graficas de presion capilar para sistemas a) mojado por agua y b) mojado por aceite.

3.4.4 Zonificacion, contactos y distribucion inicial de fluidos en el yacimiento.

Una de las aplicaciones mas importantes del concepto de las curvas de presion capilar es la
zonificacion, contactos y distribucion inicial de fluidos en un yacimiento petrolero antes de
su explotacion.

Los datos de presion capilar pueden revelar una cantidad importante de informacion en la
estructura interna de un yacimiento petrolero en términos de la distribucion de fluidos y su
localizacion. Para obtener este informacion de presiones capilares. son necesarios los datos
de P-S,; para ser convertidos en datos de altura de saturacion, en términos de la presion
capilar, esto se obtiene mediante la siguiente ecuacion:

_144P
-

h (3.69)

Donde:

i1 es la altura sobre el plano de presion capilar cero entre los fluidos mojantes y no
mojantes, en pies
P. es la presion capilar, en psi
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Ap es la diferencia de las densidades de los fluidos entre las fases mojante y no mojante (@
- .. . 3
condiciones de yacimiento, en /b masalpie

Esta ecuacion se usa para relacionar la presion capilar y la altura sobre el plano de presion
capilar cero, los datos de presion capilar son facilmente convertidos en altura de saturacion
de fluidos. En la Figura 3.17 se muestra la distribucion de la saturacion de agua en un
sistema agua-aceite.

‘rul Hm
ri &
e 70na g
Agua @ Swir iitiproductora
= Produccion de aceite sin corte de agua |8 SA A
= s 1333533541
= $3333434333343434
o
% Aguamovil en estazona
® Produccion de aceite con corte de agua
5 | Zonadetransicién _|
o - %
g Contactoagua-aceite (OWC)
Presion de desplazamiento
¥ Zonade agua libre (FWL) 100% S,
0%  Swir Saturacion de agua (%) 100%

Figura 3.17 Perfil de la distribucion de fluidos, zonificacion, y contactos de fluidos basados en datos de
presion capilar vs. saturacion de agua.

3.4.4.1 Zona de agua libre.

La superficie de la zona de agua libre (FWL), se representa en la figura por la base de la
curva altura-saturacion, debajo de esta linea se encuentra el acuifero en el yacimiento. En
este punto la presion capilar es cero, por encima de el. se presentan los datos de la grafica
anterior. Cabe senalar que de esta region hasta cierta altura la saturacion de agua es aun del
100%, v existe una cierta presion capilar que es llamada presion capilar de entrada, presion
de desplazamiento o umbral de presion. En esta zona entre los dos puntos (P.= Py: Sy, =
100%) v (P.=0 : S,, = 100%) solo se produce agua.

3.4.4.2 Contacto agua-aceite.

El contacto agua-aceite (OWC) se define como la mayor profundidad en el yacimiento
donde existe una saturacion de agua del 100%, en otras palabras, el contacto agua-aceite y
el punto donde la saturacion de agua es de 100% se representa en la figura en el punto
donde (P.= P;: S,, = 100%). Se puede expresar por las siguientes ecuaciones:
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En términos de altura por encima de FIWL,

144P,
Ap

OWC = (3.70)

Donde:
OWC es el contacto agua-aceite, en pies
P;es la presion de desplazamiento, en psi

Apes la diferencia de densidades entre agua y aceite, en /b masalpie’

En términos de profundidad por encima de FIVL,

144 P,
Ap

OWC =FWL — (3.71)

3.4.4.3 Zona de transicion.

En la figura anterior se muestra que la saturacion de agua varia gradualmente del 100% en
la zona de agua libre, hasta la saturacion de agua irreductible en algiin punto por encima del
contacto agua-aceite, ésta es la llamada zona de transicion. La zona de transicion se
encuentra donde la curva de presion capilar parte de la presion de desplazamiento y
comienza con una tendencia asintotica debido a que ha alcanzado la saturacion de agua
irreductible. El agua en esa zona es movil, por lo tanto la produccion de aceite incluird un
corte de agua respectivo. Esta zona varia de acuerdo a los fluidos contenidos en el
yacimiento, asi como también debido a la estructura porosa del mismo.

Se tiene indicado que la zona de transicion se incrementa con una diferencia pequena en las
densidades de los fluidos. En un yacimiento de gas. que contiene agua y gas, el espesor de
la zona de transicion sera minimo debido a que la diferencia de densidades es muy grande,
en cambio. en un yacimiento de aceite pesado la diferencia de densidades es muy pequena,
incrementando la zona de transicion.

El tamano de los poros influye también, de manera que un yacimiento con poros muy
pequenos tendra una zona de transicion mas grande en comparacion de uno con poros mas
grandes. Similarmente el espesor de la zona de transicion varia con la permeabilidad, un
yacimiento con una permeabilidad muy grande tiene una zona de transicion mucho mas
pequena que un yacimiento con una baja permeabilidad.

3.4.4.4 Zona productora de aceite.

La zona productora de aceite se representa por la zona que se encuentra por encima de la
linea de la zona de transicion, como se muestra en la Figura 3.16. Debido a que la zona
productora de aceite contiene agua a la saturacion irreductible, la produccion de aceite de
esa zona sera sin corte de agua.
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3.4.4.5 Saturacion de fluidos en la zona de gas.

Para calcular la saturacion de fluidos en la zona de gas. es necesario considerar las tres
fases de gas. aceite y agua. Si las tres fases son continuas:

chw - cho - }:)cou-' (372)
Porque: cho =P ¢ Po (3.73)
Pcw = Po — Pw (suponiendo que es un sistema mojado por agua) (3.74)

Combinando las ecuaciones anteriores, resulta que:

P.+P

cgo cow

=P, -P =F_, (3.75)

cgw
Donde:

P.g, es la presion capilar a una altura dada por encima del agua libre, determinada usando
gas y agua

P, es la presion capilar a una altura dada por encima del aceite libre, determinada usando
gas y aceite

P, es la presion capilar a una altura dada por encima del agua libre, determinada usando
aceite y agua

La saturacion de liquido total S; a una altura /. se calcula como:

S, =1-5, (3.76)
S,=8,-8,=1-§,-8, (3.77)

3.5 Importancia de la mojabilidad.

La mojabilidad es muy importante debido a que la distribucion de fluidos en un medio
poroso es funcion de ella, esto se debe a las fuerzas capilares, la fase mojante tiende a
ocupar los poros mas pequenos de la roca, y la fase no mojante, los canales mas abiertos al
flujo: no se trata de un parametro que se introduzca de manera directa en los calculos de
ingenieria de yacimientos.

Durante la explotacion de un yacimiento, las caidas de presion y temperatura pueden
afectar la composicion el aceite provocando depositacion de asfaltenos, formacion de
parafina, condensacion de gas, formacion de casquete de gas, todos estos procesos afectan
la distribucion de la mojabilidad en el yacimiento.

Los efectos de la mojabilidad se pueden observar en las curvas de distribucion de fluidos en
el medio poroso y las movilidades de las diferentes fases en funcion de la saturacion de la
fase mojante del sistema.
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3.5.1 Mojabilidad de la roca a partir de curvas de £,.

Las mediciones de permeabilidades relativas pueden hacerse a traveés de presion capilar, lo
cual demuestra la relacion que hay entre ellas, debido a esto se puede esperar que la
heterogeneidad y la mojabilidad de la roca tengan cierta influencia en la permeabilidad
relativa. La preferencia de mojabilidad de la roca se puede ilustrar mediante las siguientes
reglas de dedo propuestas por Craig, con estas reglas se puede interpretar si una roca esta
mojada por agua o por aceite.

Caracteristicas Sistema mojado por | Sistema mojado por aceite.
agua.
1 | Saturacion de agua congeénita. | Usualmente mayor del | Generalmente menor del 15% del
20 a 25% del volumen | volumen poroso, frecuentemente
POroso. menor del 10%.
2 | Saturacion de agua en donde: | Generalmente mayor al | Generalmente menor al 50%.
!‘—?o - kr\v 50%
3 | Permeabilidad relativa al agua | Generalmente menor del | Mayor del 50% y tiende al 100%.
en la maxima saturacion de | 30%.
agua.

En la Figura 3.18 se muestran graficas de permeabilidad relativa para sistemas de agua-
aceite, en un sistema fuertemente mojado por agua y otro fuertemente mojado por aceite, y
se ilustran las caracteristicas mencionadas por las reglas de dedo de Craig. Los puntos
finales de saturacion son por lo regular menores a 1, el punto donde %, = k&, es un buen
indicador de la mojabilidad ya que es menos sensible a las saturaciones residuales.

1.0 1.0 —
\
0.8 \ 08|
\
0.6 Aceite 0.6 |-
k: kr
04, 04
0.2 0.2
Agua 2 3 A
0.0 |1 __4-—--*"';‘"\ ! 0.0 Le= L I L
00 02 04 06 08 1.0 00 02 04 06 08 1.0
Sw SW
a) b)

Figura 3.18 Curvas tipicas de permeabilidad relativa para dos fases, donde a) es un sistema
fuertemente mojado por agua, y b) es un sistema fuertemente mojado por aceite.
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3.6 Importancia del tamano de poro.

El tamanio de poro y su distribucion en una roca de yacimiento son parametros importantes,
intervienen en la porosidad. la permeabilidad. asi como en la distribucion de la saturacion
de fluidos en el medio poroso.

La técnica de inyeccion de mercurio es comunmente usada para determinar la distribucion
del tamano de poro en una muestra de roca. Con este proceso es posible medir la presion
capilar, la cual basicamente se usa para obtener informacion de la estructura interna del
medio poroso.

Se usa un equipo de inyeccion de mercurio. Washburn sugirié como obtener la distribucion
del tamano de poro a partir de mediciones del volumen inyectado de mercurio contra la
presion aplicada. La ventaja de este método radica en que es posible alcanzar grandes
presiones que permiten invadir con mercurio a los poros mas pequenos; ademas. la gran
cantidad de datos que es posible recolectar.

3.6.1 Distribucion del tamaio de poro.

Los poros de una roca de yacimiento se pueden clasificar en pequetios, medianos y grandes.
La Figura 3.19 ilustra el concepto anterior de tres tamanos distintos de poro. basandose en
la curva tipica de inyeccion de mercurio. Esta curva indica la secuencia en como el
mercurio invade los poros de diferentes tamanos. Al inicio el mercurio invade los poros
mas grandes, con una presion capilar baja, al ir incrementando la presion el mercurio entra
en los poros medianos, hasta llegar a los poros mas pequenos.

& = s = .
Poros pequefios Poros medianos Poros grandes
—
- i )
8 .4 £ ] !
Pequeio ;
P |
g
% P, Py
B P3>P;>Py
a
[Grandd
0
100 0

Saturacion de mercurio (%)
Figura 3.19 Representacion esquematica de la invasion de mercurio en poros grandes, medianos y
pequeiios, como parte del proceso de inyeccion de mercurio para medicion de la presion capilar.

La determinacion del tamano de poro por penetracion de mercurio se puede obtener con la
siguiente ecuacion:

B 26 cos

r= 2
P (3.78)

c
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Donde:

r es el radio de apertura del poro, en centimetros

oes la tension interfacial, en dinas/centimetro

Bes el angulo de contacto

P. es la presion capliar, en dinas/centimetro cuadrado

En la Figura 3.20 se observa un ejemplo de la distribucion de poros para muestras de
areniscas y carbonatos.

—_ =3 GrificaB Muestrade carbonatos
242 =
1 Tz s ol o 6
o | GraficaA Muestrade arenisca i
5 10 25
o B
o Ed-
E 8 -
@ —
. £ 3
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= o
=) Q2
2 g
o e
i g
£ | g
[
Nt Ill = - o .
g o . el 2 %3 a8 ene et 2885385888884
i MoOWOWOoOWOYTOANr-rOOTON- DL GO 0 mEEm e rErrC-e-r- -0 00QC00QQ00GE0C
= Ll R e i oooogoggggo 0o 0dO0C0dOdC0o0C0000CO0O00O0O000
£ =3 . H
= Radio de aperturadel poro (um) Radio de apertura del poro (um)

Figura 3.20 Distribucion del tamafo de poro para una muestra de arenisca (Grafica A) y una muestra
de carbonatos (Grafica B), en graficas de radio de apertura vs. saturacion fraccional de mercurio.
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3.7 Importancia de la tortuosidad.

La importancia de la tortuosidad radica en la relacion que guarda con otras propiedades
muy importantes de las rocas de yacimiento, como son la porosidad y la permeabilidad,
entre otras. Esto afecta directamente al flujo de los fluidos dentro del medio poroso, ya que
los canales de flujo seran mas largos si se tiene un valor grande de tortuosidad y la distancia
a recorrer sera mucho mas grande.

La tortuosidad esta en funcion del tamanio de grano y usualmente disminuye con un
incremento en el tamano de los granos, asi como la compactacion incrementa los valores de
tortuosidad debido a la reduccion en el espacio poroso. Se puede referir a la tortuosidad
como una medida de la heterogeneidad de los poros de una roca.

3.7.1 Tortuosidad de fracturas.

También es posible hablar de tortuosidad de fracturas, que basicamente se usa para definir
la forma irregular de las fracturas y canales de flujo en rocas de yacimiento.

Ly L

Figura 3.21 Ejemplo de la tortuosidad de fractura.

La tortuosidad de fracturas es basicamente la relacion que se tiene entre la longitud de una
fractura que conecta dos puntos, y la distancia minima entre esos dos puntos; entre mas
fracturas estén interconectadas, se tendra un valor menor de 7.

T, = (3.79)

Donde:

zres la tortuosidad de fractura
Lres la longitud de la fractura conectando dos puntos
L es la longitud minima entre dos puntos
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3.7.2 Relaciones de tortuosidad.

Basandose en la teoria de tubos capilares, se observa que la tortuosidad es una propiedad
geometrica del medio poroso que refleja la longitud de los canales a nivel de poro (L,) por
donde los fluidos viajan a través del mismo, en relacion a la longitud externa (L) del medio.

Winsauer (1952) midio la tortuosidad de areniscas junto con otras propiedades. La
tortuosidad fue medida eléctricamente basandose en la analogia entre el flujo de corriente
eleéctrica y el flujo de fluidos. Los resultados se muestran en la siguiente tabla, donde se
define a la tortuosidad como (L,/L): los datos originales se elevaron al cuadrado para
obtener la definicion actual de tortuosidad.

Tabla de datos obtenidos por Winsauer para determinar la tortuosidad de un medio poroso.

Tortuosidad
. Porosidad Permeabilidad | Factor de resistividad . (Definicion
Nucleo -, Tortuosidad

No ) k de la formacion (LJL) actual)

o % mD F : T
1 17.0 90 233 230 5.29
2 14.7 7 51.0 330 10.89
3 6.7 4 67.0 3.20 10.24
4 17.6 220 16.6 2.00 4.00
5 263 1920 8.6 1.60 256
6 25.6 4400 9.4 1.60 2.56
7 13.9 145 33.0 2.40 5.76
3 18.6 25 22.9 230 5.2
9 18.8 410 18.6 2.00 4.00
10 16.1 3 42.0 3.20 10.24
11 15.0 9 41.0 2.90 8.41
12 221 200 13.1 1.90 361
13 206 36 16.6 2.10 4.41
14 307 70 84 1.70 2.89
15 16.4 330 21.1 2.10 4.41
16 18.8 98 19.3 220 484
17 248 1560 10.8 1.80 32
18 19.1 36 17.2 230 5.29
18 298 1180 84 1.75 3.06
20 27.1 3200 11.7 2.05 420
21 282 2100 10.9 2.05 420
22 194 8 24.0 2.50 6.25
23 19.7 18 208 235 5.52
24 315 2200 6.9 1.50 225
25 19.3 19 244 2.70 7.29
26 273 38 12.4 2.20 484
27 25.1 370 116 197 3.88
28 15.0 115 373 2.90 8.41
29 18.4 130 19.0 2.00 4.00
30

31 395 47 137 1.88

La Figura 3.22 muestra la correlacion entre la tortuosidad vy la porosidad. Como era de
esperarse, hay una correlacion negativa entre las dos variables. Si la porosidad es muy baja,
el camino que deben recorrer las particulas a través del medio poroso es mas largo, entre
mas largo este camino, sera mayor la tortuosidad.
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10 - ’ ' y = -0.2735x + 10.987
R?=0.5758
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Figura 3.22 Correlacion entre tortuosidad y porosidad (Winsauer 1952).
Por lo tanto, entre una menor porosidad, se debe tener una mayor tortuosidad.

En la Figura 3.23 se muestra la correlacion de la tortuosidad con el factor de resistividad de
la formacion. o simplemente factor de formacion. Existe una correlacion positiva entre las
dos variables. Al existir una cercana relacion entre el flujo de fluidos y de la corriente
eléctrica, se espera que tengan un comportamiento similar.

14
y = 0.1579x + 1.7981
12 - R?=0.877
E 10 - .
.a 8 .
(=]
-
Es
|—
4 4
2 4
0 T T I I I 1
0 10 20 30 40 50 60 70 80
Factor de resistividad de |a formacion

Figura 3.23 Correlacion de factor de formacion con la tortuosidad (Winsauer 1952).
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Ahora bien, como es de esperarse, la tortuosidad al estar relacionada con el flujo de fluidos
dentro del medio poroso, su relacion con la permeabilidad es una correlacion negativa, o
sea, al tener una tortuosidad muy alta, la permeabilidad disminuye, caso contrario cuando
se tiene una tortuosidad muy baja, la permeabilidad aumenta considerablemente, ya que se
tiene una restriccion al flujo mucho menor.

10 v y = -0.9022Ln(x) + 9.5768
R? = 0.6408

Tortuosidad

1 10 100 1000 10000
Permeabilidad [mD]

Figura 3.24 Correlacion de la permeabilidad con la tortuosidad.

Willye vy Spangler desarrollaron la relacion entre el factor de formacion y otras propiedades
de las rocas. como son la porosidad y la tortuosidad, Una relacion entre el factor de
formacion, porosidad, y tortuosidad puede ser desarrollada con base en modelos capilares
simples:

F= (3.80)

.
¢

Donde:

¢ = la porosidad

7= la tortuosidad del medio poroso y se define por (L/L)°

3.8 Importancia de la compresibilidad.

La informacion obtenida de la compresibilidad se utiliza para calcular la reduccion del
volumen poroso durante las caidas de presion de un yacimiento. Esta informacion es de
vital importancia en yacimientos bajosaturados, el no conocer la compresibilidad del
sistema tendra como consecuencia que en los calculos de balance de materia se sobreestime
el volumen de aceite in-situ, asi como también una entrada de agua excesiva.
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3.8.1 Compresibilidad total del sistema.

La compresibilidad total del yacimiento se denota como C,, v es usada extensivamente en
divesos calculos de ingenieria de yacimientos con la siguiente expresion:

C,=5,C,+5,C,+5.C +C, 3.81)
S1no se tiene casquete de gas (vacimientos bajo saturados) la ecuacion se reduce a:

¢, =5,C,+5,C, +C, (3.82)

Donde:

S es la saturacion de gas. en fraccion

S, es la saturacion de aceite, en fraccion

S, es la saturacion de agua, en fraccion

C, es la compresibilidad del gas. en psi’?

C, es la compresibilidad del aceite, en psi”

C,, es la compresibilidad del agua, en psi”’

Cres la compresibilidad de la formacion, en psi”

C; es la compresibilidad total del yacimiento, en psi”

3.8.2 Relacion de compresibilidad con porosidad.
La reduccion en el volumen poroso debida a la declinacion de la presion tambien se puede

expresar en términos de los cambios de porosidad en el yacimiento. Tomando la ecuacion
de compresibilidad de la formacion expresada en términos de la porosidad:

_1og

f_¢§

Esta ecuacion se puede expresar como sigue:

C@P:(%J@;ﬁ

Integrando la ecuacion anterior:

0
~,

owt_ihﬁ

)]

™

[l
0%-'___.43_
<2
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(7]

Cf(P—P):ln[é

o bien:

p=g 7" (3.84)
Donde:

P, es la presion original, en psi

¢, es la porosidad original, en fraccion

P es la presion actual, en psi

¢ es la porosidad a la presion P, en fraccion

Si se expresa la funcion e” como una serie, se tiene la siguiente expresion:
2 3

N .
e :1+x+—+?+...

Usando la expansion de la serie y considerando solo los dos primeros términos se obtiene:

$=¢,l+C,(P-P) (3.85)

Hall establecid que cuando la presion de un yacimiento decrece, la compresibilidad de los
poros se ve afectada por la expansion de los granos de roca, por lo que se incrementa la
porosidad como se muestra en la Figura 3.25. la mayoria de las formaciones de calizas y
areniscas tienen compresibilidades de poro del orden de 1x10°a 25x10° psi™’.

z'"(\ KT O B T—*“
S L =

= N \ =1
Bl \\ | |
g | Boes = T
@ 4

E | |
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g L | ‘ | L = Y
E o 4 8 12 16 20 24 28
(& ]

Porosidad %

Figura 3.25 Relacion entre la compresibilidad de la roca y la porosidad.
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3.8.3 Correlaciones empiricas de compresibilidad de la formacion.

Distintos autores han intentado relacionar la compresibilidad de la formacion con varios
parametros que incluyen la porosidad. En 1953, Hall correlaciono la compresibilidad de la
formacion con la porosidad dando la siguiente relacion:

1.782 |, s
C,= (é—JIO (3.86)

0.438

Donde:

Cr= es la compresibilidad de la formacion. en psi’?
¢ = es la porosidad, en fraccion

En 1973, Newman presento una correlacion para areniscas consolidadas y calizas basada en
79 muestras. La compresibilidad de la formacion y la porosidad se correlacionan por la
siguiente ecuacion:

a

C,= (3.87)

1
(1+bep)s
Los parametros de la ecuacion anterior tienen los siguientes valores:
Para areniscas consolidadas:
a=9232X10°
b =0.699993
c=79.8181

Para calizas:

a=0.8535
b=1.075
c=2202X10°

3.8.4 Relaciones de compresibilidades.

Con base en la relacion entre el volumen de roca y el volumen poroso (V, = ¢ V).
Geertsma sugirid que la compresibilidad del volumen de roca se relaciona con la
compresibilidad de poros por la siguiente expresion:

C,=¢C, (3.88)

Geertsma también establecio que en un yacimiento solo la componente vertical del esfuerzo
hidrostatico es constante v los componentes de los esfuerzos horizontales estan restringidos
por las fronteras y, por lo tanto, no hay deformacion de la roca en esas direcciones. Para
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esas condiciones, sugirio que la compresibilidad de poro en el yacimiento es la mitad de la
compresibilidad de poro medida en el laboratorio.

C, (vacimiento) = %C‘U (laboratorp) (3.89)

3.8.5 Compresibilidad de fracturas.

La compresibilidad de las fracturas puede calcularse con la siguiente expresion:

L
k. |3
1— ]ﬁ
¢ 5
C, = — (3.90)

Donde:

C es la compresibilidad de las fracturas, en psi”
ks, es la permeabilidad de las fracturas a la presion inicial del yacimiento, en mD
kres la permeabilidad de las fracturas a la presion promedio actual del yacimiento, en mD

3.9 Importancia de las propiedades eléctricas.

La importancia de las propiedades eléctricas radica en la aplicacion que tienen los
diferentes registros de resistividad, que son usados para diferenciar entre zonas que
contienen agua o hidrocarburos. Esto es posible. debido a que la matriz de la roca no
conduce la corriente eléctrica, la capacidad de una roca de conducir la corriente estara en
funcion del agua contenida en sus poros. Los hidrocarburos, al igual que la matriz de la
roca, no conducen corriente eléctrica, por lo que un incremento en su saturacion provocara
un incremento en la resistividad de la roca. La resistividad es un parametro clave en la
determinacion de la saturacion de hidrocarburos.

La resistividad de la formacion depende de:

e Laresistividad del agua de la formacion

e (antidad de agua presente

e Magnitud y geometria de la estructura porosa

L]
La unidad con que se mide la resistividad es o/m-m, la conductividad eléctrica es el
reciproco de la resistividad y se expresa en mho-m.
Un ejemplo del registro de resistividad es el siguiente, donde una corriente de intensidad
constante circula entre dos electrodos. A y B. La diferencia de potencial resultante se mide
en M y N. El punto de medicion es O.
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Figura 3.26 Arreglo basico del registro de induccion.

En una formacion, entre mayor concentracion de sal tenga el agua, se tendra una
resistividad menor, v cuando se tenga una porosidad mayor, se tendra una mayor cantidad
de agua y una resistividad menor. Las mediciones de resistividad junto con las de porosidad
y resistividad del agua, son usadas para obtener la saturacion de agua.
Las determinaciones de la saturacion de agua a partir de registros, utilizan la ecuacion de
Archie para formaciones limpias:
1
FR, %

= 3.91
ey (3-91)

T

Donde:

S, es la saturacion de agua, en fraccion del volumen poroso

F es el factor de resistividad de formacion

R, es la resistividad del agua saturante en la formacion, en ©Qm

R; es la resistividad de la roca cuando esta parcialmente saturada con agua de formacion en
Om

n es el exponente de saturacion

En la Figura 3.27 se muestra un registro eléctrico de resistividad.

Petrofisica en la caracterizacion de yacimientos petroleros. Péagina 139



Gamma Ray | & Resistivity
API Units = Ohms m?jm
@
Laterolog
0 B0y 02 1 19 100 1000 200(
- = [— ¥ A —
[ B

A

AT iy

i

L

140888

Figura 3.27 Registro de resistividad combinado con rayos gama.

3.10 Importancia de capacidad de intercambio cationico (CEC).

La importancia de la capacidad de intercambio cationico radica en ser una propiedad que
afecta a los registros en formaciones con arcillas, y es la causa de que se tenga un exceso de
conductividad como se muestra en la siguiente figura.

Se puede observar el efecto de la arcillosidad en la conductividad eléctrica en la grafica de
conductividad de una arenisca saturada con agua, C,, como funcion de la conductividad del
agua saturante, C,,.

Si la arenisca fuera limpia, la recta pasaria por el origen con una pendiente 1/F, siendo la
conductividad el inverso de la resistividad, se tiene:

C,=C,/F (3.92)
Donde:
C, es la conductividad de la arenisca saturada con agua

C,, es la conductividad del agua saturante
F es el factor de formacion
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C Exceso

Figura 3.28 Se muestra el exceso de conductividad debido a las arcillas en una formacion.

La capacidad de intercambio cationico es una medida de la cantidad de cationes que pueden
ser absorbidos o retenidos por las arcillas, y se expresa en miliequivalentes por 100 gramos
de material seco (meq/100 g) y aumenta con el contenido de arcilla y de materia organica.

3.10.1 Relacion de la capacidad de intercambio cationico y la superficie especifica.
Las mediciones han mostrado que la capacidad de intercambio cationico es mayor cuando

se tiene una superficie especifica mas grande, sin importar el tipo de arcilla de la que se
trate, por lo tanto se tiene una relacion proporcional, como se muestra en la Figura 3.29.

10C0_ T R RER R R T T T 13

C Montmorillonita o 5

L ]

2 N

Superficie especifica m¥ig

100 —

r F

a ]

! Caclinita !

10 2 2 gl 1 L_L.I_EJJJ_L i 1

0.01 01 1

CEC especifico meglg ———»
Figura 3.29 Relacion de la superficie especifica con la capacidad de intercambio cationico.

3.10.2 Relacion de la capacidad de intercambio cationico y la porosidad.

Se ha observado que los valores de la capacidad de intercambio cationico se incrementan
con un decremento en la porosidad, esto se tiene cuando la pérdida de porosidad se debe a
un aumento en las arcillas de un yacimiento, lo cual esta ligado con un incremento en la
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capacidad de intercambio cationico. En la Figura 3.30 se muestra una grafica donde se
puede ver esta relacion.
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Figura 3.30 Grafica de porosidad vs. capacidad de intercambio cationico.

3.11 Importancia de las propiedades radioactivas.

La importancia de las propiedades radioactivas de las rocas radica en la aplicacion que
tienen en el registro de rayos gama, el cual mide la radioactividad natural en las
formaciones dentro del pozo. Este registro es util para identificar litologias y para
propositos de correlacion. En formaciones sedimentarias, el registro de rayos gama refleja
el contenido de arcillas en las formaciones debido a la concentracion de materiales
radioactivos en las arcillas. Formaciones limpias y rocas carbonatadas presentan valores
bajos en emisiones radioactivas a menos de que se encuentren ciertos contaminantes como
ceniza volcéanica o fluidos ricos en potasio.

Basicamente, el registro de rayos gama mide la radioactividad natural de las formaciones,
la cual se incrementa cuando se tiene uranio, torio y potasio, ya que emiten continuamente
rayos gama.

El registro de rayos gama es efectivo para distinguir zonas permeables ya que los elementos
radioactivos tienden a estar concentrados en las arcillas, que son impermeables, v en mucha
menor proporcion en arenas y carbonatos, que usualmente son permeables. En la Figura
3.31 se muestra un ejemplo de un registro de rayos gama y su respuesta para formaciones
tipicas.
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Figura 3.31 Registro de rayos gama.

Debido a que el torio, uranio y potasio emiten rayos gama de diferente magnitud, se utilizan
registros de rayos gama espectrales, su aplicacion consiste en que se ha establecido que en
algunas areas con componentes de torio-potasio sin uranio, son mejores indicadores del
contenido de arcillas, debido a que las sales con uranio son solubles y pueden ser
transportadas por los fluidos en la formacion. En la Figura 3.32 se muestra un ejemplo del
mismo.
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Figura 3.32 Registro de rayos gama donde se muestra el espectro que emite el torio, uranio y potasio
por separado.
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3.12 Importancia del tiempo de transito.

La importancia del tiempo de transito se debe a la aplicacion que tiene en el registro sonico,
ya que con ¢l es posible determinar la porosidad de una formacion. En principio, la
herramienta sonica consiste en un transmisor que emite impulsos sonicos y un receptor que
capta y registra los impulsos. El tiempo de transito de una formacion determinada depende
de Ia litologia y de su porosidad.

La propagacion del sonido en un pozo es un fenomeno complejo que esta regido por las
propiedades mecanicas de ambientes acusticos diferentes. Estos incluyen la formacion, la
columna del fluido del pozo y la misma herramienta del registro. En la Figura 3.33 se
muestra como funciona.

‘ ~
Pared del | Seifial del transmisor
agujero | 4D b\un\f"‘ z 5
|H| i Tiempo
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------ WAL
‘J Sefiales recibidas
Receptor Lo () nﬂﬂnﬂﬂﬂhﬂ/\ﬁ\g_
U U\:U U U Uuv
e

Figura 3.33 Se muestra como funciona el registro sonico dentro del pozo.

Wryllie desarrollo una formula empirica basada en mediciones de laboratorio. que relaciona
lo siguiente:

t=gt, +(1-9)t,, (3.93)
Donde:
t es el tiempo de transito de la roca porosa, en us/pie
¢ es la porosidad, en fraccion
tres el tiempo de transito del fluido dentro de los espacios porosos, en ys/pie

tma € el tiempo de transito de la matriz de la roca, en wus/pie

Despejando la porosidad, se tiene:
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-1,

¢

(3.94)

En la Figura 3.34 se muestra a) la solucion grafica a la ecuacion anterior, que es la
determinacion de la porosidad a partir del tiempo de transito y b) un ejemplo de registro
sOnico.
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Figura 3.34 a) Solucion grafica de la ecuacion 3.92 y b) Representacion del registro sonico.
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3.13 Unidades de flujo.

Ingenieros Petroleros, Ingenieros Geologos e Ingenieros Hidrélogos han reconocido la
necesidad de identificar unidades geologicas para describir las zonas del yacimiento como
contenedores y/o conductos para el flujo de fluidos. Estas unidades se usan como una
herramienta de integracion para la descripcion petrofisica del yacimiento. La teoria de las
unidades de flujo es una metodologia para clasificar los tipos de roca y predecir sus
propiedades de flujo.

Se puede definir a la unidad de flujo como un volumen particular del volumen total de la
roca de yacimiento que afecta el flujo de fluidos. dentro del cual los promedios de las
propiedades geologicas v petrofisicas son los mismos. En la Figura 3.35 se muestran
ejemplos de unidades de flujo de acuerdo a sus caracteristicas.

Figura 3.35 Se muestra la identificacion de unidades de flujo de acuerdo a sus caracteristicas como son:
porosidad, permeabilidad, tamaio de grano y contenido de arcilla, entre otras.

Las caracteristicas petrofisicas de las unidades de flujo son el resultado de los procesos de
deposito (tamano de grano, clasificacion) y procesos diagenéticos (tipo y cantidad de
cementante y arcillas), por lo tanto las unidades de flujo estan relacionadas con las facies,
pero no necesariamente con las fronteras; por ejemplo, dentro de una estructura
sedimentaria puede haber algunas unidades de flujo, y en caso contrario en una unidad de
flujo pueden encontrarse distintos tipos de roca de acuerdo a sus caracteristicas
mineralogicas y texturales. En la Figura 3.36 se muestra un ejemplo de estructuras
sedimentarias que tienen una o mas unidades de flujo.

UF 1-3 UF 4-5

Figura 3.36 Se muestran cuatro estructuras sedimentarias observadas en muestras de niicleos que
contienen una o mas unidades de flujo, de acuerdo a sus caracteristicas.
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3.13.1 Factores de caracterizacion para unidades de flujo.
3.13.1.1 Indice de calidad del yacimiento (RQOI).

Amaefule y colaboradores introdujeron el concepto de RQOI considerando la garganta de
poro, la distribucion de grano y de poro, se expresa como:

k
ROI =0.0314 |- (3.95)

|
\

Donde:

ROQI es el indice de calidad del yacimiento, en mu
k es la permeabilidad. en mD

¢ es la porosidad, en fraccion

3.13.1.2 Indice de porosidad normalizado (NPI).

Se define como la relacion entre porosidad y volumen de grano:

Ner= ¢ (3.96)

Donde:

NPI es el indice de porosidad normalizado

3.13.1.3 Indicador de zona de flujo (FZI).

Las funciones RQI v NPI son usadas para cuantificar las caracteristicas de flujo de un
yacimiento y asociar las propiedades petrofisicas a nivel micro y macro de muestras
analizadas o probadas. Usando RO/ y NPI. se define el indicador de la zona de flujo como:

_ ROI

FZI =
NPI

(3.97)

Que se puede escribir como:
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ROI = (FZI \NPI ) (3.98)
Tomando el logaritmo en ambos lados de la ecuacion:

log ROI = log NPI +log FZI (3.99)

La ecuacion anterior tiene la forma de una recta en una grafica log-log de RQI contra NPI.
con una pendiente igual a la unidad. La interseccion de esta linea recta en NP/=1 es el
indicador de la zona de flujo. En la siguiente grafica se muestra un ejemplo.

10 (74

RQI um

(FZl)s

0.01 7
0.01 0.1 1
NPI

Figura 3.37 Grafica log-log de RQI vs. NPI donde se observan 5 unidades de flujo de acuerdo a las
rectas que representan las propiedades petrofisicas de las rocas.

Las muestras con diferentes valores de FZI caeran en otras lineas paralelas. Las muestras
que caen dentro de la misma linea recta tienen caracteristicas de garganta de poro similares,
y por lo tanto constituyen una unidad de flujo.

En formaciones limpias de areniscas se esperan lineas rectas con pendientes iguales a la
unidad, una pendiente mayor a uno indica que se trata de una formacion arcillosa.

Cada unidad de flujo tiene un valor de FZI. que caracteriza en particular al tipo de roca,
aunque los valores medidos de FZI se dispersan alrededor del valor real. debido a errores
experimentales durante su medicion. El problema en la clasificacion de las unidades de
fluyjo. es la agrupacion de datos significativos, correspondientes a sus propiedades
petrofisicas. Se deben corregir y analizar los datos obtenidos de nucleos en el laboratorio.
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El significado geologico del FZI, se relaciona con la clasificacion, tamano de grano,
contenido de arcillas; por ejemplo, en arenas limpias con una buena clasificacion, un
tamano de grano grueso, los valores de superficie especifica y de tortuosidad seran bajos y
se tendra un valor alto de FZI. En otro caso, una formacion arcillosa con grano fino y mala
clasificacion, presentara valores mas altos de superficie especifica y de tortuosidad y, por lo
tanto, un valor menor de FZI.

En relacion a las rocas carbonatadas, los diferentes ambientes de deposito y los procesos
diagenéticos controlan la geometria de poro y por lo tanto a FZI.

La metodologia de unidades de flujo reconoce que el yacimiento es heterogéneo. La
existencia de multiples unidades de flujo es evidencia de las heterogeneidades
microscopicas que controlan la distribucion de permeabilidad. La zonificacion de los
yacimientos en diferentes unidades de flujo permite el desarrollo de modelos de
permeabilidad mas precisos y la asignacion de relaciones petrofisicas tinicas para cada
unidad de flujo.

Para las unidades de flujo se relaciona la capacidad de almacenamiento de fluidos con el
producto de la porosidad y el espesor, asi como la capacidad de flujo con el producto de la
permeabilidad y el espesor.

3.13.1.4 Indice de fluido libre (FFI).

Se define como el producto de la saturacion de hidrocarburos y la porosidad. es una
medicion de los liquidos moéviles, aceite y/o agua, por lo tanto se relaciona con las unidades
de flujo. Se expresa como:

FFI=¢(1-5,,) 3.100)
Donde:
FFI es el indice de fluido libre, en %

¢ es la porosidad, en fraccion
S, es la saturacion de agua irreductible, en fraccion
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4. EJEMPLOS DE APLICACION DE LA PETROFISICA EN LA
CARACTERIZACION DE YACIMIENTOS PETROLEROS.

Introduccion.

Uno de los objetivos principales en la industria petrolera es optimizar la produccion de
hidrocarburos asociada a criterios economicos. Los estudios de caracterizacion estatica y
dindmica, asi como, la simulacion de yacimientos aportan las bases para establecer
programas de explotacion orientados a lograr la recuperacion optima de hidrocarburos con
un menor riesgo economico.

En una primera etapa de la caracterizacion de yacimientos, es necesario definir un modelo
geologico-petrofisico que describa de manera detallada el yacimiento. Para esto, hay que
conocer los diferentes procesos geologicos a que estuvo expuesta el area de estudio.
Aunado a la geologia del yacimiento, las propiedades petrofisicas de las rocas son de gran
importancia por lo que es necesario conocer su comportamiento, efectos y. principalmente,
su distribucion dentro del sistema.

El presente capitulo muestra la aplicacion de metodologias para la caracterizacion de
yacimientos petroleros, cubriendo la aplicacion y relacion que existe entre diversas
propiedades petrofisicas para caracterizar o recaracterizar un yacimiento petrolero, tomando
ejemplos reales de yacimientos ubicados en diversas partes del planeta.

Se establecen los problemas que presentan los yacimientos, los datos generales de éstos, asi
como, el proposito del estudio realizado en cada uno. Se mencionan las propiedades
petrofisicas utilizadas, la relacion que tiene cada una dentro del estudio y como su
interrelacion ayuda a mejorar la produccion y duracion de la vida del yacimiento. Por
ultimo se desglosan las conclusiones y comentarios apropiados a dichos ejemplos.

4.1. Aplicacion en unidades de flujo.

Los ingenieros Petroleros, Geologos e Hidrologos han reconocido la necesidad de
identificar unidades geologicas para describir la forma de actuar de zonas del yacimiento
como contenedores y/o conductos para el flujo de fluidos. Estas unidades se usan como una
herramienta de integracion para la descripcion petrofisica del yacimiento. La teoria de las
unidades de flujo es una metodologia para clasificar los tipos de roca y predecir sus
propiedades de flujo.

Considerando que los datos de permeabilidad y porosidad mostrados en la siguiente tabla
son representativos de muchos cientos de datos tomados de un yacimiento de aceite,
realizar lo siguiente:
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e Identificar el numero de unidades de flujo y su valor correspondiente de indicador
de zona de flujo (FZI).

e Graficar los valores de tortuosidad (t) contra los valores de indice de calidad del
yacimiento (RQI), para confirmar el nimero de unidades de flujo.

e (alcular el indice de fluido libre (FFI) y graficar los valores del mismo contra los
valores de indice de calidad del yacimiento (RQI). La saturacion de agua
irreductible es del 5% aproximadamente.

Tabla 4.1
Datos del yacimiento
k [md] | ¢ [fraccion]
22 0.08
51 0.1
315 0.12
344 0.13
90 0.11
112 0.09
430 0.19
250 0.16
490 0.14
Se calcula RQI con la ecuacion:
[
ROI =0.0314 |~ (4.1)
\IIJI ¢
Se calcula NPI con la ecuacion:
npr= 2 (4.2)
l-¢
El factor de resistividad F se calcula con la ecuacion de Humble:
F= 0'821 (4.3)
¢
La tortuosidad se calcula con la siguiente ecuacion, asumiendo m = 2:
r=¢"" (4.4)
El indice de fluido libre (FFI) se calcula con la ecuacion:
FFI = ¢C-S,, . (4.5)
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Tabla 4.2

Resultados obtenidos
k ¢ RQI | NPI F T FFI
[mD] [pm] =2 | [%]
22 [0.08 [0.521 |0.087|126.56 | 12.5 | 7.60
51 0.1 {0709 | 0.111 | 81.00 | 10.0 | 9.50
315 10.12]1.609|0.136 | 56.25 8.3 | 11.40
344 10.1311.615|0.149| 4792 | 7.70 | 12.35
90 |0.11]0.898|0.124 | 66.94 | 9.10 | 10.45
112 1 0.09|1.108 | 0.099 | 100.00 | 11.11 | 8.55
430 | 0.19 | 1.535|0.220 | 25.00 55 | 17.10
250 | 0.16 | 1.241 | 0.190 | 31.64 6.2 |15.20
490 | 0.14 | 1.858 | 0.163 | 41.33 7.1 | 13.30

Las siguientes graficas relacionan a RQI, NPI y FFI, en ellas observan dos lineas rectas,
indicando dos unidades de flujo. Los valores correspondientes de FZI son 15 y 9,

respectivamente.
RQIl vs NPI
100
. T <15
= - —
2, =T
N
[T
0.1
0.01 0.1 1
NPI

Figura 4.1. Grafica de RQI vs. NPI que indica la existencia de dos unidades de flujo en el yacimiento de
acuerdo a las caracteristicas de 1a roca.
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Figura 4.2. Grafica de RQI vs. Tortuosidad que verifica la existencia de dos unidades de flujo
en el yacimiento.
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Figura 4.3. Grafica de RQI vs. FFIL, siendo este ultimo una medida de los liquidos que se pueden mover
dentro del yacimiento y, por lo tanto, esta relacionado con las unidades de flujo.

Con base en lo anterior, se puede representar al yacimiento, como se muestra en la Figura
4.4, con dos unidades de flujo que son identificadas de acuerdo a las caracteristicas de la
roca.
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Pozo A

Figura 4.4. Representacion de las unidades de flujo dentro del yacimiento. Se consideran solo dos
pozos.

Conclusiones:

Las unidades de flujo son de suma importancia ya que son el resultado de los procesos de
deposito (tamano de grano, clasificacion) y procesos diagenéticos (tipo y cantidad de
cementante y arcillas), por lo tanto las unidades de flujo estan relacionadas con las facies.

Este ejemplo maneja conceptos como: indice de calidad del yacimiento (RQI). indice de
porosidad normalizado (NPI) e indicador de zona de flujo (FZI). Al relacionar estos
conceptos se pueden establecer la unidades de flujo dentro de un yacimiento. De igual
manera, se ilustra como se pueden obtener otras propiedades petrofisicas por medio de
correlaciones o ecuaciones.

En la Figura 4.1 se observan dos tendencias de puntos que indican la existencia de dos
unidades de flujo en el yacimiento de acuerdo a las caracteristicas de la roca. Las ordenadas
al origen de las tendencias son los valores de FZI. De igual manera, la Figura 4.2 demuestra
que existen 2 unidades de flujo y la Figura 4.3 muestra que los parametros RQOI'v FFI estan
relacionados con las unidades de flujo y nuevamente describen la existencia de éstas.

Con estos datos se puede desarrollar un modelo con el cual se pueden establecer las
unidades de flujo dentro del yacimiento, como se muestra en la Figura 4.4.

En formaciones limpias de areniscas se esperan lineas rectas con pendientes iguales a la
unidad, una pendiente mayor a uno indica que se trata de una formacion arcillosa.

La metodologia de unidades de flujo reconoce que el vacimiento es heterogéneo. La
existencia de multiples unidades de flujo es evidencia de las heterogeneidades
microscopicas que controlan la distribucion de permeabilidad. La zonificacion de los
yacimientos en diferentes unidades de flujo permite desarrollar modelos de permeabilidad
mas precisos y la asignacion de relaciones petrofisicas unicas para cada unidad de flujo.
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4.2 Integracion de la geologia y la petrofisica para caracterizar un yacimiento de
arenas.

Resumen.

La mala caracterizacion de los yacimientos plantean problemas especiales para su
explotacion cuando la compleja variacion en la litologia e historia diagenética que resulta
en la calidad heterogénea del yacimiento no es acertada. Optimizar el desarrollo del campo
requiere niveles de descripcion del yacimiento que definan adecuadamente las variaciones
verticales y laterales en la calidad de éste.

Una descripcion precisa del yacimiento es la clave mas importante para planear
apropiadamente el desarrollo y la administracion del campo. Este estudio muestra como la
integracion petrofisica y geoldgica ayuda en la caracterizacion del yacimiento. Se utilizan
datos del yacimiento de arenas del delta Niger.

Introduccion.

Una de las actividades mas complicadas en el modelado de yacimientos es la integracion de
todos los datos disponibles. Esta habilidad mejora el conocimiento de la caracterizacion del
yacimiento en un proyecto de desarrollo del campo.

Las caracteristicas sutiles dentro de una formacion subterranea pueden revelar importantes
rasgos, desde geologia regional hasta propiedades locales detalladas del yacimiento. Debido
a que las decisiones de inversion para el desarrollo futuro del campo son comunmente
basadas en el rendimiento futuro pronosticado del campo por los modelos estaticos y
dinamicos, su exactitud usualmente determina la calidad de la decision.

Los desafios para la caracterizacion de yacimientos son: (1) identificar qué tipos de
yacimiento heterogéneos son mas relevantes para el flujo de fluidos con el proposito de
que los datos correctos puedan ser adquiridos, (2) determinar la forma de construir modelos
para grandes yacimientos con informacion subsuperficial limitada y en un corto periodo de
tiempo. Este ejemplo se cenfra en la integracion de todos los datos disponibles en la
caracterizacion de un yacimiento en el delta Niger. Se ha escogido el Yacimiento-X del
campo de Abia por el comportamiento de los hidrocarburos y porque los pozos estan
produciendo. Esto proporciona un buen candidato para la integracion de la geologia y la
petrofisica para la caracterizacion el yacimiento.
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Disponibilidad de los datos.

El vacimiento en estudio es explotado mediante siete pozos. Los datos disponibles
incluyen: datos de desviacion de pozos, localizacion superficial de pozos. datos litologicos
y registros geofisicos. Los datos de nucleos de pared estan disponibles parcialmente. Se
realizaron pruebas de produccion, también esta disponible una historia confiable de datos
de produccion, muestras de fluidos y datos de presion.

Configuracion geologica.

El campo Abia al Norte tiene un rumbo de Este a Oeste y al Sur esta delimitado por una
falla que es el mayor limite que presenta el campo con un cierre de descenso al Oeste.
Estructuralmente es el resultado de cierres de fallas en el Sur, Norte y en el flanco Oriental
y una trampa estratigrafica presente en el flanco Occidental del campo. Esta trampa
estratigrafica se interpreta que se debe a cambios laterales en las facies. Las mayorias de las
fallas son sello. Un arreglo en escalon observa que el Norte esta limitado por una falla y
tres fallas paralelas cierran en la direccion NW-SE. Todas las fallas se mueven hacia abajo
al Sur terminando al incrementar la profundidad.

El Yacimiento-X es caracterizado por arena con intercalaciones delgadas de arcillas.
Presenta un bloque con un rasgo distintivo sobre el registro de rayos gama. como muestra la
Figura 4.5, por lo tanto, se interpreta que es un canal distributario de arena, formado dentro
de una parasecuencia de progradacion, depositado con un suministro de sedimentos que
tienen un mayor acomodo. En el yacimiento se encuentran presentes arcillas lateralmente
continuas que pueden actuar como barreras para el flujo de fluidos, estas arcillas llegan a
ser mas delgadas hacia el este.

Se observa que el Yacimiento-X esta cubierto por varias capas de arcilla que
eventualmente llegan a ser mas delgadas hacia el Oeste. La variacion lateral en el espesor
implica un suministro mayor de sedimento para la parte central, mientras al Este y al Oeste
del yacimiento la arena es progresivamente mas delgada.
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Yac-X

Figura 4.5. Seccion a echado del yacimiento-X

Los nucleos de pared de uno de los pozos (aunque no detallado) muestran que el
yacimiento tiene litologia relativamente homogénea, compuesta de grano fino a medio y
arenas poco consolidadas con arcillas y cementante. Sin embargo. los registros litologicos
detallados muestran algunos niveles de intercalacion de arcilla lo que da la heterogeneidad
a la arena del Yacimiento-X.

Evaluacion petrofisica.

La evaluacion petrofisica fue llevada a cabo con los registros disponibles para determinar
las propiedades de las rocas y los fluidos contenidos en ellas. Basado en ¢sto, se obtuvieron
conclusiones acerca de la historia de depositacion y diagenética del Yacimiento-X. Los
resultados fueron usados para el modelo estatico del yacimiento.
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Los resultados de la evaluacion petrofisica incluyen propiedades como:

e Resistividad verdadera, R;
e Resistividad del agua, R,,
e Volumen de arcillas, Vs,

e Porosidad, o

e Saturacion de agua, S,

e Permeabilidad, &

Estas propiedades se obtuvieron de las siguientes maneras.

Resistividad verdadera, R..

El registro Dual Laterologs (LLD) se ha tomado en todos los pozos donde se ha corrido el
Dual Induction Logs (/LD). La correccion del ambiente de medicion fue hecha para todos
los registros. La resistividad verdadera de la formacion es obtenida usando registros de
resistividad ambientalmente corregidos.

Resistividad del agua de formacion, R,,.

En este estudio, no se mide la resistividad del agua congénita disponible. Por lo tanto, este
parametro se ha calculado utilizando dos métodos: el método Rwa y el método de la grafica
de Pickett. Por razones de consistencia, el meétodo de la grafica de Pikett fue adaptado
despues de comparar los resultados obtenidos. La resistividad del agua se calculo usando
datos de la columna de agua por abajo del contacto agua-aceite del pozo 6. La temperatura
de la formacion. 7r y la resistividad del agua se calcularon posteriormente para otros pozos
usando las siguientes ecuaciones:

T, = €G+TVD 3 MST (4.6)
2
R‘r = R“. fm * M
' T, +21.77 (4.7)

Donde:

T; es la temperatura de formacion, en °C

TG es el gradiente de temperatura, en °C/m

TVD es la profundidad vertical verdadera, en m

MST es la temperatura promedio en la superficie, 60°F (15.6 °C)
Ry.tm es la resistividad del agua a temperatura medida, en o/ims-m
Im es la temperatura medida, en °C
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La Figura 4.6, muestra la “linea de agua” (S,, = 100%). Su interseccion con la linea de
¢ = 100% da la resistividad del agua, R,, y el inverso de su pendiente da el factor de

cementacion. .

“Linea de ;gua”
S.=100%

(=]

€
=
L]
=
w
o
2
S
a

Figura 4.6. Determinacion de la resistividad del agua, R,, para el Yacimiento-X con las grificas de
Pickett.

Volumen de arcilla, V,

El registro de rayos gama proporciono los parametros para la definicion de la fraccion de
arcillas en el yacimiento. La opcion del indice de rayos gama fue empleada para determinar
el porcentaje de arcillas e implicitamente. la litologia dominante. Esto se logro definiendo
las arenas limpias y las lineas de arcilla para los registros de rayos gama. El registro de
potencial espontaneo, SP, fue usado para ayudar a determinar la radioactividad de las
arenas, a fin de evitar una sobreestimacion de arcillas. Las definiciones de litologia son
basadas sobre la siguiente asignacion, que se apoya en valores de corte de volumen de
arcillas (Vg,):
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3%  arenas
< V;<66% arena arcillosa
100% arcilla

Estos parametros sirven como una entrada de datos en los modelos de porosidad y
saturacion para arenas arcillosas.
Porosidad, ¢

La porosidad se estimo del registro de densidad. La porosidad efectiva es deducida por la
introduccion del porcentaje del volumen de arcilla en la ecuacion.

Saturacion de agua, S,,

La saturacion de agua en el Yacimiento-X fue calculada de la ecuacion de Simandoux:

1 "stov,S.
:¢e \1_|_ sh™w

R

t W

ak, R, (4.8)

Donde:

R; es la resistividad de la formacion, en Q-

R, es la resistividad del agua de formacion, en £2-m
R;j es la resistividad de la lutita, en Q-

¢ es la porosidad efectiva, en fraccion

a es el factor de tortuosidad, adimensional

m es el factor de cementacion, adimensional

n es el exponente de saturacion, adimensional

., es la fraccion de arcilla

S, es la saturacion de agua, en fraccion

La ecuacion de Simandoux representa la conductividad resultante considerando el
componente de arcilla en el yacimiento. Con base en la fraccion de arcilla observada en el
yacimiento el modelo de Simandoux es adaptado para su uso. Finalmente, se aplico el
modelo precursor de saturacion de Archie en la zona de cero porciento de volumen de
arcilla.
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Permeabilidad, &

Debido a la poca disponibilidad de datos de nucleos convencionales, la permeabilidad para
este estudio fue obtenida usando correlaciones empiricas. Las correlaciones proporcionan
algo mas que una estimacion cualitativa.

Tres modelos empiricos fueron probados: Timur (1968), Coates y Dumanoir (1974) y
Coates v Denoo (1981). El delta de la provincia de Niger no tiene correlaciones empiricas
disponibles, por lo tanto, fue necesaria la adaptacion de estas formulas. Estas formulas
producen resultados correctos en las condiciones de saturacion de agua irreductible (S,,;,) v
son reconocidas mundialmente. Sin embargo, €stas son solo generalizadas empiricamente y
los resultados obtenidos son en gran parte relativos.

Definicion de unidad de flujo

Para la definicion de unidades de flujo, el Yacimiento-X fue dividido en capas
caracterizadas con un comportamiento de flujo relativamente uniforme y continuidad
lateral. Basado en ¢sto el Yacimiento-X estd dividido en cinco zonas. La porosidad
calculada vy el registro de rayos gama son los aftributos basicos usados para las
subdivisiones, ya que las zonas de flujo son regidas por el tamano de las gargantas de poro
y los cambios geologicos locales. Ademas, el meétodo de Amaefule es usado para subdividir
cuantitativamente las zonas. La principal restriccion de este metodo es la disponibilidad de
datos de analisis convencionales de nucleos del yacimiento o de un yacimiento cercano.
Sin embargo. los resultados del Pozo 3 fueron usados como pseudodatos de nucleos para
mvestigar este concepto.

La ecuacion utilizada fue:

log ROI =log QPI * log FZI (4.9)

Donde:

ROQI es el indice de calidad de la roca, en um
NPI es larelacion del volumen de poros al volumen de granos

FZI es el indicador de la zona de flujo, en um

Esta parametros de unidad hidraulica son derivados de las ecuaciones dadas:

[7.
ROI =0.0314 | ¢ (4.10)
¢,
NPI =[ 7 J (4.11)
1-9¢,
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(4.12)

Donde:

k es la porosidad, en md

¢. es la porosidad efectiva, en fraccion

F;res la constante de Kozeny

S,¢ es la superficie especifica por unidad de volumen de grano, en mm’™

Valores de corte petrofisicos.

Las graficas de ¢.vs Vi, v S, vs Vg, se utilizaron para proporcionar los valores de corte de
fluido usados en este estudio. Estas son usadas para determinar las zonas productoras del
yacimiento. Para la red del yacimiento, los limites se colocaron en V= 70%, y ¢. < 10%.
En el limite de la zona productora la S,, > 65%.

El concepto de volumen de agua total (BV7¥) también fue investigado para determinar el
volumen de agua irreductible total (BV;) del yacimiento v para la prediccion del volumen
de agua critica total (BV,), es decir zonas que probablemente producen sin ningun tipo de
“corte de agua”. La grafica de Buckles ya sea lineal o logaritmica de S,, vs porosidad fue
usada para obtener estos parametros. EL BVW; es de 0.04 y el BV, es aproximadamente
0.09 para este yacimiento.

Modelado Geocelular 3D

Cuatro parametros fueron utilizados para construir el modelo geologico: (1) datos
petrofisicos, (2) localizacion superficial de los pozos, (3) datos de desviacion y (4) datos
sismicos. Las unidades de flujo son incorporadas dentro del modelo geologico y las
propiedades dentro de cada unidad de flujo.

Discusion

El modelado de propiedades petrofisicas ubica a la porosidad en un rango de 11% a 20% y
a la permeabilidad en un rango de 12 md a 350 md. La baja permeabilidad es atribuida a la
cementacion de arcillas observada en los nucleos de pared. En todos los modelos, la
propiedad es vista incrementandose de este a oeste del yacimiento como muestran las
Figuras 4.7 y 4.8. Esto mmplica alta calidad del yacimiento en la parte occidental del
yacimiento. Los valores de corte petrofisicos se establecieron de manera que las
propiedades como porosidad, saturacion de agua, volumen de arcilla y permeabilidad solo
se refieran a intervalos que contribuyan a la produccion. Este enfoque mejora el proceso de
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evaluacion del yacimiento cuando las unidades con debiles propiedades hidraulicas son
eliminadas.

Figura 4.7. Modelo de la zona productora 4.8. Modelo de volumen de roca

Una continuidad lateral de arcillas puede actuar como barrera al flujo la cual es observada
dentro de este yacimiento de arenas. El modelo estatico muestra un valor medio de
porosidad de 17% mostrado en la Figura 4.9 y un espesor productor neto de 0.77.

Figura 4.9. Modelo de porosidad.
Segun los autores del estudio, la grafica log-log de RQI vs NPI (no presentada en este

trabajo) muestra que todos los intervalos con valores similares de FZI estaran sobre una
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linea recta con una pendiente unitaria. Para el Yacimiento-X, el logaritmo de FZI es
determinado para cada punto de profundidad. Esto se debe a que las zonas de flujo son
distribuidas como log-normal. Las gréaficas de log FZI vs Profundidad y log (FZI) vs
frecuencia son trazadas para revelar la distribucion, como se muestra en las Figuras 4.10 y
4.11. Las zonas definidas cuando se traza separadamente sobre una grafica log-lineal de
permeabilidad vs porosidad producen unos coeficientes de correlacion altos reflejando la
uniformidad en la geometria del poro dentro de las zonas. En todos los pozos, la

subdivision surge de la observacion “quick-look™ de atributos que se ajustan al concepto de
Amaefule.

” Log (FZI) vs Profundidad 25 Carta de frecuencia de Log (FZI)
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Figura 4.10. La grifica de Log (FZI) vs Figura 4.11. La carta de frecuencia de log
profundidad muestra la distribucion log- (FZI) muestra la distribucion de log-normal de
normal de las zonas de flujo. las zonas de flujo.
Conclusion

1) La caracterizacion efectiva del yacimiento requiere la integracion de la geologia y
la petrofisica, ésto reduce la incertidumbre en la produccion de aceite y gas.

2) La integracion de datos del subsuelo mejora el entendimiento de la arquitectura del
yacimiento resultando en una mejor estimacion volumeétrica. Las propiedades
petrofisicas, como se observd en los modelos, mejoran de Este a Oeste del
yacimiento. Esto amplia la alta calidad del yacimiento en la parte Occidente. Este
resultado es 1til para optimizar la ubicacion de pozos de desarrollo.

El estudio del Yacimiento-X demostro que las propiedades petrofisicas son de suma
importancia para la caracterizacion, ademas de que estas propiedades en algunos casos no
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estan disponibles para ciertos pozos, pero existen diversas formas de estimar. ya sea por
medio de muestras de pozos adyacentes o bien por medio de correlaciones.

Los parametros petrofisicos utilizados en este ejemplo para desarrollar un modelo estatico
del yacimiento como son: porosidad, permeabilidad, saturacion, resistividades, volumen de
arcillas, etc., fueron obtenidos por medio de correlaciones o bien de registros de pozos. La
combinacion de las propiedades petrofisicas permite obtener otros parametros petrofisicos
indirectamente, por medio de graficas o bien de ecuaciones. Es de suma importancia, al
hacer las mediciones o lecturas necesarias, tomar los datos lo mas exacto posibles ya que
una lectura erronea puede causar un grave error al utilizarla en una ecuacion o bien en un
simulador, arrojando resultados de mala calidad que pueden condenar o subestimar a un
yacimiento.

Conocer la estructura, la geologia vy la petrofisica del yacimiento es una prioridad para una
buena caracterizacion geologica-petrofisica, ya que hay un gran nimero de factores que
pueden intervenir al momento de la explotacion. los cuales tienen que conocerse y
actualizarse para determinar los cambios que van sufriendo las propiedades petrofisicas al
pasar un tiempo determinado de explotacion y asi volver a recaracterizar.
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4.3. Petrofisica del yacimiento Carbonatado Shu’aiba, Campo Shaybah.
Resumen.

La necesidad de una caracterizacion precisa del yacimiento es importante, no solo por la
complejidad geolodgica, sino también por los métodos de desarrollo del campo. Los
componentes clave en la caracterizacion de yacimientos requieren del conocimiento de las
interacciones entre la roca y los fluidos. Las herramientas convencionales disponibles para
el proposito de la caracterizacion del yacimiento son: el analisis convencional de datos de
nucleos, analisis especial de datos de nucleos, informacion geologica, estudios PVT de los
fluidos y simulacion numérica de yacimientos.

Los yacimientos de carbonatos son aproximadamente el 20% de las rocas sedimentarias del
mundo y contienen el 40% del aceite a nivel mundial. El campo Shaybah. que se encuentra
en Rub Al-Khali al Sureste de Arabia Saudita representa un yacimiento de carbonatos de
primera calidad. El vacimiento Shu’aiba es del Cretacico Inferior. Es una formacion de
carbonatos heterogéneos con cinco facies debido a la alteracion diagenética de la roca
original. El campo produce aceite con una baja concentracion de azufre y una alta densidad
API (= 40°) clasificado como “extra ligero de Arabia”. Esta cubierto por un casquete de
gas y subyacido por un acuifero. La produccion de este yacimiento de calizas comenzé en
julio de 1998.

Las pruebas petrofisicas convencionales y especiales realizadas en nucleos de este
yacimiento son: las propiedades de los nucleos porosidad y permeabilidad, permeabilidad
relativa, presion capilar, distribucion del tamano de poro y la mojabilidad. las cuales se
desarrollaron como parte de un estudio global para mejorar los datos cuantitativos de dichas
propiedades en el yacimiento.

Este estudio permitira una prediccion acertada del comportamiento del yacimiento. Los
datos generados impactaran significativamente los modelos del yacimiento y del campo.

Las propiedades de la roca que determinan la produccion de hidrocarburos, la variacion de
esas propiedades, la afectacion de estas propiedades para la recuperacion final y el
comportamiento del flujo de fluidos son de primordial interés. Dos ejemplos son: el avance
del frente de agua en la produccion de los pozos causado por el desplazamiento ineficiente
debido a las relaciones desfavorables de las permeabilidades relativas y el rapido avance
del agua a través de una capa con alta permeabilidad. La estrategia de recuperacion
correcta para un yacimiento especifico depende de comprender los factores que controlan
los fluidos. La buena cobertura del nucleo y los analisis de los datos del nucleo son
requeridos para caracterizar los cambios en las litofacies en el yacimiento Shu’aiba.
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Propiedades petrofisicas utilizadas y métodos de obtencion.

Para la obtencion de las propiedades petrofisicas se realizaron diversos procedimientos para
extraer nucleos con sus fluidos originales que fueran representativos de las condiciones en
las cuales se encuentra el yacimiento, posteriormente, se realizo la seleccion de muestras.
Los nucleos que fueron fracturados, rotos o presentaron una permeabilidad a la salmuera
menor a 1 md fueron excluidos. El aceite en la cabeza del pozo del yacimiento Shu’aiba fue
usado como la fase oleica; mientras la fase acuosa es salmuera sintética (similar a la
salmuera de Shau’aiba). Las propiedades petrofisicas utilizadas en el estudio fueron:
porosidad, permeabilidad, permeabilidad relativa, presion capilar y mojabilidad.

Mediciones de porosidad y permeabilidad

Todos los tapones obtenidos de los nucleos para las mediciones de porosidad y
permeabilidad fueron limpiados con solventes (tolueno, nafta y xileno) para remover todos
los hidrocarburos solubles y fluidos contaminantes. El proceso de limpieza fue llevado a
cabo usando la unidad de destilacion Dean Stark.

Un método comun para medir la porosidad del nicleo es medir el volumen de grano usando
un porosimetro de helio (ley de Boyle) v el volumen del total por el método de
desplazamiento del liquido o por mediciones de calibrador. Las mediciones de la
permeabilidad se logran por la aplicacion de la ley de Darcy usando un permeametro de
gas.

Mediciones de la permeabilidad relativa

El procedimiento para medir la permeabilidad relativa incluyo el uso de conjuntos de
nucleos cortados con salmuera KCI y preservados en el pozo. Las pruebas de la
permeabilidad relativa fueron realizadas simulando las condiciones del yacimiento, usando
salmuera sintética.

Mediciones de la presion capilar agua-aceite.

Las pruebas de la presion capilar agua-aceite fueron dirigidas a condicion de yacimiento
usando aparatos de cenfrifugado. Los tapones de nuicleos preservados fueron lavados con
cerca de 10 volimenes de poro de salmuera sintética para establecer la saturacion residual
de aceite. Las muestras fueron colocadas en el porta nucleos y luego guardadas dentro de
un gabinete con calefaccion para alcanzar la temperatura de equilibrio. El porta nucleos fue
colocado en el escudo de centrifugado y luego fijado al brazo de la centrifuga.

Las muestras fueron sometidas a drene e imbibicion. El volumen de cada fluido producido
a cada velocidad (aceite o agua) se observo a traves de la parte superior de la centrifuga por
medio de una tapa transparente y un estroboscopio que permite ver los fluidos desplazados
dentro del conjunto de tubos para ser monitoreado visualmente. El volumen de poro de
cada tapon es medido al final del experimento después del procedimiento de limpieza
estandar.
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Medicion de la mojabilidad

Las mojabilidades de los tapones fueron medidas por el método de Amott modificado. El
meétodo de Amott combina imbibicion y desplazamiento dinamico que funciona bajo
condiciones ambientales con salmuera de formacion y aceite del tanque. El indice de
mojabilidad de Amott-Harvey es la porcion del desplazamiento por agua menos el
desplazamiento de la porcion por aceite. También, el método USBM es usado para medir la
mojabilidad. El indice de mojabilidad USBM es obtenido del ciclo de histéresis de las
curvas cenfrifugas de presion capilar. Las areas bajo la curva representan el trabajo
termodinamico requerido para los fluidos respectivos para desplazar al otro. El logaritmo
de la porcion del area de aceite desplazado por salmuera (A1) a la salmuera desplazada por
aceite (A2) es usado para identificar el indice de mojabilidad USBM de la siguiente
manera:

Indice de mojabilidad USBM = log (A1/A2) (4.13)
Medicion de la presion capilar por mercurio

La presion capilar por inyeccion de mercurio y el tamano de poro se miden usando el
sistema de inyeccion de mercurio Ruska. La prueba consistio en dos corridas; corrida en
blanco (sin muestra) v una corrida con muestra. Las lecturas de la corrida en blanco
representan los efectos de compresion e intrusion del mercurio en los espacios pequenos en
la parte interior de los instrumentos, como un resultado del incremento de la presion
aplicada. Cada corrida incluye la prueba de inyeccion en un sistema de vacio seguido por la
prueba de expulsion. La diferencia entre la corrida blanca y la corrida con muestra
representa el volumen de mercurio introducido en los poros durante la prueba de inyeccion
y el volumen de mercurio expulsado de los poros durante la prueba de expulsion.

Relacionaron las propiedades petrofisicas y discusion de resultados.
Analisis convencional de niicleos.

Una buena comprension de la distribucion areal de porosidad (¢) y permeabilidad (£), en las
formaciones productoras atravesadas por los pozos, es fundamental en la planificacion e
implementacion del flujo de agua en el yacimiento. La distribucion de permeabilidad con
respecto a la profundidad para dos pozos seleccionados (A y B) como se muestran en la
Figura 4.12 y 4.13, respectivamente.
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Figura 4.13. Distribucion de permeabilidad VS profundidad para el pozo B.

Amplias variaciones con la profundidad y de pozo a pozo son claramente observadas. Por
ejemplo, el intervalo de profundidad de D1 a D2, los valores de permeabilidad varian entre
8 a 178 md en el pozo-A (Figura 4.12): mientras que variaron de 9 a 36 md en el pozo-B
(Figura 4.13). Las distribuciones de porosidad con respecto a la profundidad son mostradas
en las Figuras 4.14 y 4.15 para el pozo-A y el pozo-B, respectivamente. Tendencias
similares de variacion de los valores de porosidad también se indican en ambos pozos.
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Figura 4.15. Distribucion de porosidad VS profundidad para el pozo B.

Los datos de porosidad y permeabilidad son clave para la evaluacion del yacimiento, el
potencial de produccion y la recuperacion final. La combinacion de los datos de ¢ v & en
términos del indice de calidad del yacimiento (RQI) proporciona un punto de partida
conveniente para abordar las diferencias entre las muestras y entre las zonas del yacimiento.
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Los conceptos se basan en la determinacion de dos funciones, RQI y NPI. definidas de la
siguiente manera:

—

K
ROI=0.0314 |— (4.14)
I‘\}l ¢
Donde:
ROI es el indice de calidad del yacimiento, en zan .
k es la permeabilidad, en md.
¢ es la porosidad, en fraccion.
El indice de porosidad normalizada, NPI, esta definido como:
npr=? (4.15)

1-¢

Las funciones RQOI y NPI son usadas para cuantificar la calidad de flujo de un yacimiento y
proporcionar una asociacion entre las propiedades petrofisicas en los niveles micro y macro
de las muestras evaluadas. Utilizando RQI y NPI, un “indicador de zona de flujo” (FZI) es
definido como:

71 = ROI (4.16)
NPI

Donde FZI tiene unidades de um.

Una grafica log-log de RQOI contra NP para el pozo-A se muestra en la Figura 4.16. En este
tipo de grafica, las muestras con valores similares de FZ/ caen dentro de una linea recta, a
un valor de NPI le corresponde un valor de FZI. Sin embargo, los puntos calculados de RQOI
y FZI no revelaron una dependencia familiar de la profundidad con la roca. Por lo tanto,
una modificacion técnica fue desarrollada trazando valores de RQI sobre una suma base
acumulativa-normalizada contra la profundidad para diferenciar entre las zonas de flujo.
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Figura 4.16. RQI VS NPI para el pozo A para tapones de niicleo.

Para cada punto individual el RQOI es calculado y la suma acumulativa-normalizada es
trazada contra la profundidad. La técnica se basa en los cambios observados en la pendiente
sobre una grafica de suma acumulativa-normalizada contra la profundidad. Los cambios en
la pendiente de la grafica de la suma acumulativa-normalizada del indice de calidad del
yacimiento es una funcion de la profundidad en donde se observo para el material de nucleo
del yacimiento Shu’aiba mostrado en la Figura 4.17 para los dos pozos seleccionados (Pozo
A v B). En esta figura, el eje de las Y es la profundidad mientras el eje de las X es definido

por:

=1\ gy
x =
% |'| Ki (4.17)

[—
— .
x=1 “I'ldl ¢z

Donde:

n es el numero total de datos.
i es el numero de puntos de los datos para los pasos sucesivos del calculo.

Petrofisica en la caracterizacion de yacimientos petroleros. Péagina 172



D-500
D-950
)
QD
é D-1000
©
(3] |
% p-1050 I
g : .--/..-—"*Q
§ D-1100 I ,,/
D-1150 '
: OPozo-A © Pozo-B
| _,,a-—*,,[-;_;@w"‘
D-1200 I ‘ | ‘
0 0.1 0.2 0.3 0.4 0.5 0.6 0.7 0.8 0.9 1
Indice de calidad del yacimiento (RQI),
normalizado-acumulado

Figura 4.17. Indice de calidad del yacimiento normalizado-acumulado (RQI) VS profundidad para los
pozos Ay B.

Consecuentemente las zonas de RQI son caracterizadas por lineas rectas, con pendientes
que indican la calidad general dentro del yacimiento a un intervalo particular de
profundidad. Entre menor sea la pendiente mejor sera la calidad del yacimiento.

Permeabilidad relativa.

Esta propiedad es importante para la prediccion del movimiento de los fluidos en un
yacimiento durante diversos procesos de recuperacion. La fuente mas confiable son las
mediciones en el laboratorio. Las pruebas de permeabilidad relativa a condiciones de
yacimiento indicaron considerables recuperaciones de aceite mas alla del avance.

Los resultados de permeabilidad relativa sugieren un nucleo mojado por agua basado en la
regla general de Craig.

(a) Saturacion inicial o irreductible de agua (S,,;) superiores al 20% de PV.

(b) Puntos de cruce en donde k., = &, eran mayores al 50%.

(c) La permeabilidad relativa del agua hasta la saturacion residual de aceite (ki a Sor)
variaban de 25 a 45%.
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Esto se muestra claramente en la Figura 4.18, la cual es una tipica curva de permeabilidad
relativa para el estudio del pozo-A.
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Figura 4.18. Curvas tipicas de permeabilidad relativa aceite-agua, pozo-A.

Las curvas de permeabilidad relativa se han presentado en varias formas. Si se combinan
todas las curvas y se traza un mismo grafico, es dificil desarrollar una relacion entre ellas.
Esto se debe a la amplia gama de saturaciones de fluido inicial. Por lo tanto, la
normalizacion de las saturaciones es una manera para reducir las saturaciones a una base
comun. La saturacion normalizada es calculada con la siguiente ecuacion:

S“' - S wi

= 4.18
’ 1- S‘.t'." - Sor ( )

Donde:

S, es la saturacion normalizada.

S, es la saturacion de agua en el nucleo.

S, es la saturacion residual de aceite.

Sy; es la saturacion de agua inicial o irreductible.

La Figura 4.19 es una grafica de proporcion de la permeabilidad relativa de agua-aceite
(knv/kr) como una funcion de la saturacion normalizada para todos los datos de

Petrofisica en la caracterizacion de yacimientos petroleros. Péagina 174




permeabilidad relativa del pozo-A. La mayoria de los datos estan superpuestos excepto los
datos para el compuesto 2. Un enfoque recomendado es representar los datos por una curva
de regresion. Tal regresion se aproxima a la tendencia de los datos obtenidos. Un total de

202 valores de kn/ky, contra los datos de S, emparejan a todos los compuestos de nucleos
que son usados en el analisis.
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Figura 4.19. Comparacion de todas las proporciones de permeabilidades relativas como una funcion de
la saturacion normalizada (Pozo-A).

La ecuacion resultante es:

5 -
In k.!'u' _ 665.18;?—175.185’;.!“+457.015n3—489.655;:4+189.565n° P
- (4.19)

o

El ajuste de la correlacion es bueno con el coeficiente de correlacion cercano a 0.94. La
permeabilidad relativa al aceite (k,,) puede ser calculada usando la ecuacion 4.20 basada en
el analisis de regresion. El coeficiente de correlacion es de 0.97.

k,, =16.69 +1725n—734.52Sn° +909.495n” —364.25n" 420
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Presion capilar centrifugada.

La presion capilar es un factor importante en el flujo a través del medio poroso. Por lo
tanto, los datos de presion capilar pueden ser usados relacionando la saturacion de la fase
mojante con las propiedades de porosidad del nucleo, permeabilidad y la altura por arriba
del contacto agua-aceite. Ademas, dicha informacion es necesaria para el calculo en
diferentes ubicaciones en el yacimiento.

Los resultados de la presion capilar calculados por el método de la centrifuga mostro que
hay una tendencia general de aumento en la presion capilar con el decremento en la
permeabilidad. Esto indica que la saturacion de salmuera en la cara de salida del nucleo
(Sw*) varia de 25 a 46% durante los ciclos de drene. Los ciclos de imbibicion de saturacion
en la cara de salida del nicleo son de 83 a 99%. La Figura 4.20 muestra las curvas de
presion capilar durante los ciclos de drene e imbibicion para el yacimiento Shu’aiba en un
formato de mojabilidad USBM.
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Figura 4.20. Curva tipica de drene e imbibicion para el pozo-A
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Mojabilidad

La mojabilidad se define como la tendencia de un fluido a extenderse o adherirse a la
superficie de la roca en presencia de otro fluido inmiscible. Esto tiene un efecto profundo
sobre la recuperacion de aceite producido por el flujo de agua o por los mecanismos que
manejan a ésta. Por lo tanto, es necesario determinar la mojabilidad preferencial de la roca
del yacimiento, ya sea al agua o al aceite o algin punto entre los dos extremos.

Los resultados de mojabilidad obtenidos por la prueba USBM y el método de Amott
mostraron que los indices de mojabilidad oscilan de -0.02 a 0.78. La Figura 4.21 muestra la
grafica de los indices de mojabilidad como una funcion de la profundidad del nucleo. Los
indices de mojabilidad revelaron una calidad intermedia a ser mojada por agua con una
tendencia a incrementarse con la profundidad.

L« Mojado por aceite »|<¢— Neutro —|<s— Mojado por agua —m

D-735|
D-750
D-761}
D-767 |-
D-781}|
D-790 |- B Método USBM
D-801 | [J Método Amott
D-825} |Contacto agua-aceite ,
D-892F N l
D-965 |- l
D-986 |- l
D-997 | l
-1 -08 -06 -04 -0.2 0 02 04 06 0.8 1
indice de mojabilidad

Profundidad (pies)

Figura 4.21. Distribucion del indice de mojabilidad para el yacimiento Shu’aiba.

Las caracteristicas de mojabilidad de los nucleos de los carbonatos de Shu’aiba descritos
por los resultados de k,/k;, concuerdan con los resultados del USBM y Amott.

Presion capilar (mercurio) y distribucion del tamano de poro.

Una parte esencial de la evaluacion del comportamiento de los hidrocarburos en los
yacimientos de carbonatos es el estudio de la distribucion del tamano de poro de la roca. El
tamano y la distribucion de las gargantas de poro dentro de las rocas del yacimiento

Petrofisica en la caracterizacion de yacimientos petroleros. Péagina 177



controlan las caracteristicas de la presion capilar, que a su vez controlan el comportamiento

de los fluidos en el sistema poroso.

Los resultados de la presion capilar por inyeccion de mercurio muestran que los materiales
de carbonato del yacimiento Shu’aiba exhiben un sistema poroso distribuido unimodal y
bimodal como se indica en la Figura 4.22 (pozo-C). Tales distribuciones reflejan la

compleja historia diagenética.
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Figura 4.22. Incremento de la saturacion de la fase mojante vs radios de entrada de poros para el

La Figura 4.23 presenta una grafica acumulativa de la saturacion de la fase mojante contra
los radios de entrada de los poros de los tapones del yacimiento Shu’aiba. Esto indica que
el radio medio de poro varia de 0.5 a 1.5 micras. con lo que también indica un aumento en
el incremento del radio de los poros con el incremento en la permeabilidad.
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Figura 4.23. Saturacion VS radios de entrada de poros para el pozo-C
Conclusiones

1. Las graficas obtenidas de los nucleos convencionales para los pozos A y B
muestran un amplio contraste en las propiedades de permeabilidad vy porosidad lo
cual indica que el yacimiento Shu’aiba es muy complejo.

2. Una nueva técnica ha sido desarrollada para identificar intervalos con diferentes
relaciones de porosidad-permeabilidad. Esta técnica presenta el indice de calidad
del yacimiento (RQI) como una funcion de la profundidad y ayuda a describir
unidades del yacimiento, que tienen propiedades similares.

3. Un grupo eficiente de analisis de muestras de nucleos especiales con propiedades
petrofisicas similares son obtenidas utilizando una técnica RQI modificada.

4. Los resultados de la permeabilidad relativa indicaron considerables recuperaciones
de aceite con una recuperacion sustancial mas alla del avance. Una correlacion es
desarrollada para estimar la proporcion de la permeabilidad relativa agua-aceite,
k'K, de datos de saturacion normalizados.
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5. Los resultados de la mojabilidad de Amott modificada y el indice de mojabilidad
USBM revelo que la mojabilidad intermedia tiende a ser mojada por agua con una
tendencia a incrementar con la profundidad.

6. La mojabilidad caracteristica de los carbonatos de Shu’aiba descritos por k,./k;,
resultaron congruentes con los resultados de Amott y USBM.

7. Las pruebas de inyeccion de mercurio mostraron que el yacimiento Shu’aiba puede
ser clasificado como un sistema poroso unimodal y bimodal con el radio medio de
poro variando de 0.5 a 1.5 micras.

Se observa en el ejemplo que para una buena caracterizacion del yacimiento Shu’aiba se
tienen que considerar una gran cantidad de propiedades petrofisicas, algunas obtenidas
directamente de analisis de nucleos en el laboratorio y otras calculadas a través de
correlaciones o por nuevos metodos desarrollados para caracterizar de una mejor manera el
yacimiento. Algunos métodos de medicion utilizados en este ejemplo son descritos en este
trabajo v algunos otros solo son mencionados.

Los ingenieros encargados de caracterizar los yacimientos han reconocido la necesidad de
identificar unidades geologicas para describir la forma de zonas del yacimiento como
contenedores y/o conductos para el flujo de fluidos, estas unidades se usan como una
herramienta de integracion para la descripcion petrofisica del yacimiento. Se manejan
algunos conceptos como el RQI NPI y FZI los cuales se estiman a través de la
combinacion de diversas propiedades petrofisicas para calcular zonas de flujo en el
yacimiento con respecto a la profundidad.

La esencia de la combinacion de las propiedades petrofisicas es poder obtener diversos
parametros petrofisicos conociendo solo algunos de éstos, ya se por medio de ecuaciones,
correlaciones, estudios de nucleos de laboratorio, sismica o registros.

Las propiedades petrofisicas mencionadas en el articulo solo son algunas de la gran
cantidad con las que se pueden realizar estudios, algunas veces no es posible realizar un
estudio detallado de todas las propiedades ya que seria muy costoso y en algunos casos se
necesitaria mas tiempo, lo cual representa una disminucion en la produccion. Solo se toman
en cuenta las propiedades que se consideran de mayor importancia y con mayor peso en el
desarrollo del campo. Lo 1ideal seria conocer todas las propiedades e implementar una
mejor forma de explotacion para obtener una optima recuperacion.
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CONCLUSIONES

En la Ingenieria de Yacimientos petroleros es de suma importancia obtener informacion
exacta y actual del yacimiento o campo que se desea caracterizar, ya que de esta manera se
obtendran resultados que muestren la condicion mas aproximada en la que se encuentra el
yacimiento en las distintas etapas de su explotacion.

Parte de la informacion esencial para caracterizar o recaracterizar un yacimiento son las
propiedades petrofisicas. Algunas de las propiedades petrofisicas que se consideraron en
este trabajo son del sistema roca y otras del sistema roca-fluidos.

Las propiedades petrofisicas pueden ser obtenidas de diferentes fuentes, entre las mas
comunes se encuentran: recortes de roca, nucleos de pared, analisis convencionales de
nucleos, registros de cable, mediciones durante la perforacion de pozos, pruebas de pozo,
prospeccion sismica y registro de hidrocarburos, entre otros.

Los datos obtenidos de diversas fuentes provienen de mediciones hechas en diferentes
volumenes de roca, las comparaciones de ellos pueden no ser adecuadas hasta usar factores
de escala. Hay cuatro escalas importantes cuando se miden las propiedades en volumenes
de rocas de yacimiento: la escala micro (relaciona a los poros y granos de roca), la escala
macro (relaciona a nicleos convencionales), la escala mega (relaciona a bloques de mallas
de simulacion y puede representarse por la escala de registros de pozo) y la escala giga
(relaciona volumenes a escala regional).

Los datos petrofisicos (@, Sw, k efc.) en combinacion con informacion geologica
(sedimentologia, estratigrafica y estructural) logran una buena caracterizacion del
yacimiento (modelado geoldgico o petrofisico estatico), reduciendo la incertidumbre en la
produccion de hidrocarburos. En algunos casos, los datos petrofisicos requeridos para un
determinado pozo no estan disponibles, de ser asi, existen diversas formas para obtenerlos,
ya sea por medio de muestras de roca y registros de pozos adyacentes o bien por medio de
correlaciones y/o ecuaciones.

Es importante comparar los resultados obtenidos de un determinado analisis con los de
otros métodos, o bien, usar varios metodos para obtener un parametro mas aproximado.

Algunas veces no es posible realizar un estudio detallado de todas las propiedades ya que
seria muy costoso y en algunos casos se necesitaria mas tiempo, lo cual representa una
disminucion en la produccion. Solo se toman en cuenta las propiedades que se consideran
de mayor importancia y con mayor peso en el desarrollo del campo. Lo ideal seria conocer
todas las propiedades e implementar una mejor forma de explotacion para obtener una
Optima recuperacion.
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RECOMENDACIONES

La combinacion de propiedades petrofisicas medidas permite obtener otros parametros
petrofisicos indirectamente, por medio de graficas o bien de ecuaciones. Es de suma
importancia, a la hora de hacer las mediciones o lecturas necesarias, tomar los datos lo mas
exacto posibles ya que una lectura erronea puede causar un grave error al momento de
utilizarla en una ecuacién o bien en un simulador, arrojando datos de mala calidad que
pueden condenar o subestimar a un yacimiento.

Conocer la estructura, la geologia y la petrofisica del yacimiento son prioridades para una
buena caracterizacion, ya que hay una infinidad de factores que intervienen durante la
explotacion, los cuales tienen que conocerse y actualizarse para determinar los cambios
que van sufriendo algunas propiedades petrofisicas al pasar un tiempo determinado de
explotacion y asi volver a realizar la caracterizacion.

Es importante desarrollar nuevas técnicas que involucren la mayor cantidad de propiedades
petrofisicas para obtener una caracterizacidn mas exacta y representativa del yacimiento ya
que estas determinaran los meétodos de recuperacion que se utilizaran.

La integracion exitosa de datos petrofisicos y geologicos dara cambios en la comprension
del comportamiento del yacimiento, asi como, nuevas herramientas con software y manejo
de sistemas de datos. Otros cambios previsibles en el desarrollo de la tecnologia incluyen
un incremento en el uso de datos en 3-D y 4-D, inversion y herramientas de lecturas mas
profundas del pozo.

Una compaiia dedicada a la industria petrolera necesita emplear personal con habilidades
interpretativas de exploracion y desarrollo de campos de hidrocarburos para integrar datos
como: nucleos, registros de linea de cable, datos de perforacion, y algunos otros datos del
pozo, utilizando conocimientos de geologia, geofisica, ingenieria de yacimientos, fisica,
matematicas, quimica y construccion de ordenadores para obtener un modelo comprensivo
del yacimiento.

La petrofisica es de suma importancia en la caracterizacion de yacimientos, por lo que los
profesionales de esta area deben ir a la vanguardia tanto en tecnologia como en la
aplicacion de ésta, ya que los retos en la explotacion de yacimientos son cada vez mayores
y presentan mayor complejidad. Se tiene que aceptar el desafio, adaptarse, innovar e
inventar nuevas soluciones para los yacimientos complejos, asi como, trabajar con grupos
multi-disciplinarios para realizar un trabajo exitoso.
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Nomenclatura

Nombre

Porosidad

Porosidad absoluta

Porosidad efectiva

Tiempo de transito

Densidad

Densidad de la roca

Densidad de la matriz
Deformacion

Viscosidad del fluido
Tortuosidad

Esfuerzo

Tensi6n Superficial e interfacial
Tensi6n superficial gas-aceite
Tensi6n superficial gas-agua
Tensi6n interfacial aceite-agua

Area transversal

Factor geométrico
Compresibilidad
Compresibilidad de la matriz
Compresibilidad de la roca
Compresibilidad de los poros

Capacidad de intercambio cationico
Factor de resistividad de formacion

Fuerza

Indice de fluido libre

Indicador de zona de flujo
Indice de resistividad

Altura

Permeabilidad absoluta
Permeabilidad efectiva
Permeabilidad relativa
Permeabilidad relativa al aceite
Permeabilidad relativa al gas
Permeabilidad relativa al agua
Permeabilidad efectiva al aceite

Unidades

Fraccion o %
Fraccion o %
Fraccion o %
Useg/pie
glen’

glent’

glen’

centipoise

pascal

dinas/m
dinas/m
dinas/m
dinas/m

2
cm

psi
psi
psi
psi

|
L L L L

Newtons (N)
%
Lm

m
md

md

%
Fraccion
Fraccion
Fraccion

md
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PPP PPNy

™

Y2

=
oy

NN

VD

NN SN N T Y

=

o
2.

Permeabilidad efectiva al gas
Permeabilidad efectiva al agua
Longitud

Factor de cementacion

Masa del material

Exponente de saturacion

Indice de porosidad normalizado
Presion

Presion capilar

Tamano de garganta de poro
Clasificacion de la garganta de poro
Gasto del fluido

Resistencia eléctrica
Resistividad

Resistividad Eléctrica
Resistividad del agua
Resistividad de la roca, Sy, < 100%
Indice de calidad del yacimiento
Saturacion de fluidos
Saturacion critica

Saturacion de aceite

Saturacion residual

Saturacion de aceite critica
Saturacion de aceite residual
Saturacion de gas

Saturacion de gas critica
Saturacion de agua

Saturacion de agua irreductible
Saturacion de agua critica
Superficie Especifica
Temperatura

Temperatura de formacion
Profundidad vertical verdadera
Tiempo

Volumen del material

Volumen de poro

Volumen de aceite

Volumen de gas

Volumen de agua

Volumen de arcillas

md
md

cm

g

%
atmosferas
Ib/in’

mm

cm’/seg

um

Jfraccion 6 %
Jfraccion 6 %
fraccion 6 %
Jfraccion 6 %
fraccion 6 %
fraccion 6 %
Jfraccion 6 %
Jfraccion 6 %
Jfraccion 6 %
Jfraccion 6 %
Jfraccion 6 %
em’”

°C

°C

m
se

il]

m
m
m
m
m
m

o L Lo L L
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API
USBM

BaCl,
Ca

KCli
Mg
MgCl,
MgSO,
NaCl
Th

LT
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American Petroleum Institute
United States Bureau of Mines
Bario

Cloruro de bario

Calcio

Potasio

Cloruro de potasio

Magnesio

Cloruro de magnesio

Sulfato de magnesio

Cloruro de sodio

Torio

Uranio
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