Caracas, Mayo de 2005.

Los abajo firmantes, miembros del Jurado designado por el Consejo de Escuela de
Ingenieria Quimica, para evaluar el Trabajo Especial de Grado presentado por el T.S.U.

Yefrenck Enrique Castro Pérez, titulado:

“Diseiio de una metodologia para generar curvas de permeabilidad relativa a
partir de medidas de presion capilar en medios porosos con diferentes

propiedades fisicas”

Consideran que el mismo cumple con los requisitos exigidos por el plan de estudios
conducente al Titulo de Ingeniero Quimico y sin que ello signifique que se hacen

solidarios con la: as expuestas por el autor, lo declaran APROBADO.

O

Prof. J 1 Sorrentino Prof. Mariluz Alonso

J Jurado

o -

Dra. Yani {Carolina Araujo

Tutora Industrial



TRABAJO ESPECIAL DE GRADO

DISENO DE UNA METODOLOGIA PARA GENERAR CURVAS DE
PERMEABILIDAD RELATIVA A PARTIR DE MEDIDAS DE
PRESION CAPILAR EN MEDIOS POROSOS CON DIFERENTES
PROPIEDADES FiSICAS

Presentado ante la ilustre

Universidad Central de Venezuela

para optar al Titulo de

Ingeniero Quimico

por el T.S.U. Castro Pérez, Yefrenck Enrique

Caracas, 2005



TRABAJO ESPECIAL DE GRADO

DISENO DE UNA METODOLOGIA PARA GENERAR CURVAS DE
PERMEABILIDAD RELATIVA A PARTIR DE MEDIDAS DE
PRESION CAPILAR EN MEDIOS POROSOS CON DIFERENTES
PROPIEDADES FiSICAS

Tutor Académico: Ing. Aimee Ramos

Tutor Industrial: Dra. Yani Carolina Araujo

Presentado ante la ilustre

Universidad Central de Venezuela

para optar al Titulo de

Ingeniero Quimico

por el T.S.U. Castro Pérez, Yefrenck Enrique

Caracas, 2005



Caracas, Mayo de 2005.

Los abajo firmantes, miembros del Jurado designado por el Consejo de Escuela de
Ingenieria Quimica, para evaluar el Trabajo Especial de Grado presentado por el T.S.U.

Yefrenck Enrique Castro Pérez, titulado:

“Disefo de una metodologia para generar curvas de permeabilidad relativa a
partir de medidas de presion capilar en medios porosos con diferentes

propiedades fisicas”

Consideran que el mismo cumple con los requisitos exigidos por el plan de estudios
conducente al Titulo de Ingeniero Quimico y sin que ello signifique que se hacen

solidarios con las ideas expuestas por el autor, lo declaran APROBADO.

Prof. Jose Angel Sorrentino Prof. Mariluz Alonso
Jurado Jurado
Prof. Aimee Ramos Dra. Yani Carolina Araujo

Tutor Académico Tutora Industrial



A Mercedes Pérez y Erica Castro



“La virtud, como el arte, se consagra constantemente a lo que es dificil
de hacer, y cuanto mas dura es la tarea, mas brillante es el éxito”

Anonimo

“El hombre nunca sabe de lo que es capaz hasta que lo intenta”

Charles Dickens



AGRADECIMIENTOS

Quiero agradecer principalmente a Dios todopoderoso por haberme iluminado y ser mi
principal guia. A mi madre Mercedes Pérez y hermana Erica Castro por toda su ayuda y
sacrificio para que mi persona pudiese lograr su suefio. A mis sobrinas Barbara y Sofia
por hacer de mi vida algo especial y ser la fuerza impulsora para lograr mis metas. A mi
Padre Jestus Enrique Castro que esté donde est¢ me estd cuidando y vela porque todo

salga bien.

A La Universidad Central de Venezuela y especificamente a la escuela de ingenieria
quimica por haberme formado por estos 5 afios y haber hecho de mi un profesional. A
PDVSA-Intevep por haber dado la infraestructura y darme la oportunidad de realizar mi

tesis en sus instalaciones.

A mi tutora industrial y amiga Carolina Araujo por haberme brindado la oportunidad de
demostrar todo lo que puedo dar como profesional y como persona, por su valioso apoyo
y conocimiento. A mi tutora académica Aimee Ramos por haberme brindado asesoria y
apoyo en todo momento. A Neel Montoya, Richard Marquez, Marbelia Cabrera, Oneida
Ledn y Heriberto Sanchez por su ayuda a todo momento y colaboracion para la

realizacion de este trabajo.

A mis amigos Carolina Salas y Luis Castillo por su apoyo incondicional en las buenas y
en las malas. A Percy Zuiiga, Alida Padron, Sohira Rojas, Marvin Ricaurte, Daniel Da
Costa, Alexis Alvarez, Rosa Nadales, Indhira Virla, Tatiana Julio, Leonardo Julio y Juan

Rojas por todo su apoyo y grandes consejos recibidos.
A Diego Sanchez, Luz Gutiérrez, Daniela Rodriguez, Gabriela Chavez, Mileydi

Rodriguez y Solange Rivero por su colaboracion. Finalmente a todas aquellas personas

que de una u otra manera contribuyeron a la realizacion de este trabajo especial de grado.

v



Castro P., Yefrenck E.

DISENO DE UNA METODOLOGIA PARA GENERAR
CURVAS DE PERMEABILIDAD RELATIVA A PARTIR DE
MEDIDAS DE PRESION CAPILAR EN MEDIOS POROSOS CON
DIFERENTES PROPIEDADES FiSICAS

Tutor Académico: Prof. Aimee Ramos. Tutor Industrial: Dra. Yani Carolina
Araujo. Tesis. Caracas. UCV. Facultad de Ingenieria. Escuela de Ingenieria
Quimica. Afio 2005, n° pag. 142.

Palabras claves: Permeabilidad relativa, presion capilar, medios porosos, drenaje
primario, saturacion irreducible, modelos matematicos.

Resumen. Las curvas de permeabilidad relativa para un sistema bifasico agua- petréleo
son de gran importancia en el area petrolera por su utilidad para la estimacion de
caudales de produccion y disefio de estrategias de explotacion de yacimientos mediante
la simulacion de yacimientos. Estas curvas proporcionan informacion referente a la
resistencia que ofrece un fluido a fluir en presencia de otro y la continuidad de las fases
que coexisten en el espacio disponible de un medio poroso. Las curvas de presion capilar
proporcionan la distribucion de tamafo de poros y valores precisos de saturacion

irreducible y saturacion residual en medios porosos.

Debido al costo involucrado en la evaluacion de la permeabilidad relativa y a
limitaciones para muestras de baja permeabilidad absoluta, se desarrollé una metodologia
que permite obtener de manera indirecta la permeabilidad relativa, tanto para la fase agua
como para la fase petrdleo a partir de datos experimentales de presion capilar. Se aplicéd
la metodologia para un grupo de 8 muestras de rocas de yacimiento que presentan
caracteristicas fisicas bien diferenciadas, principalmente la permeabilidad absoluta y la

porosidad.

La caracterizacion fisica de las muestras fue realizada usando el equipo CMS-300 que
efectia una medicion directa de las propiedades basdndose en la ley de Boyle. Los datos

experimentales de presion capilar se obtuvieron por el método de la centrifuga,



observandose rangos amplios de presion capilar para muestras de baja permeabilidad
absoluta. El conjunto de muestras present6 caracteristicas de mojado afin al agua, motivo

por el cudl se obtuvo saturaciones irreducibles de agua elevadas.

Las curvas de permeabilidad relativa se generaron mediante el modelo matematico de
Burdine a partir del ajuste de la curva de presion capilar para el proceso de drenaje
primario y a través de la correlacion de Corey, observandose similitud en las curvas

obtenidas para rangos de permeabilidad absoluta entre 11,5 y 114,7 um’.

La validacion de la metodologia se realizé por medio de pruebas de desplazamiento para
muestras entre 11,5 y 5980 um’®, observandose un buen ajuste entre los resultados
experimentales y los resultados obtenidos por el modelo de Burdine para el proceso de
Drenaje. En general se observa que a menor permeabilidad absoluta, mayor es la

desviacion de la curva de permeabilidad relativa de la fase no mojante (fase petroleo).

Se recomienda evaluar: a) la presion capilar con otro método para encontrar los puntos
experimentales a altas saturaciones de agua donde el método de la centrifuga tiene
limitaciones , b) otro tipo de funcidon de ajuste que relacione la presion capilar con la
saturacion de la fase mojante para optimizar la tendencia de la curva de permeabilidad

generada de la fase petroleo, ¢) Muestras con mojabilidad al crudo e intermedia.
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LISTA DE SIMBOLOS
a. aceleracion de la centrifuga [L/T]
A: area [L2]
b: parametro de influencia del tamafio de poro y el camino libre medio del gas [ML/T?]
C: constante de proporcionalidad del viscosimetro [T™]
f: factor de correccion [-]
g: gravedad [L/T’]
k : permeabilidad absoluta [L?]
k, : permeabilidad efectiva del gas [L*]
k, : permeabilidad efectiva del crudo [L?]
K,,: permeabilidad relativa de la fase mojante [-]
K, permeabilidad relativa de la fase no mojante [-]
k,, : permeabilidad efectiva del agua [L*]
k., : permeabilidad Klinkenberg [L?]
P: presion [ML/T?]
P,: peso total [M]
P, : presion capilar [ML/T?]
Pg: presion capilar de desplazamiento[ML/T"]
P,,: presion de la fase no mojante [ML/TZ]
P, : presion en el petroleo [ML/T?]
P,,: peso del tamiz con muestra [M]
P : peso de la muestra seca [M]
Py, - peso de muestra saturada con agua [M]
P;: peso retenido del tamiz [M]
P,: peso del tamiz vacio [M]
P,: presion de la fase mojante [ML/T?]
P : presion promedio [ML/T?]
¢: tasa de flujo [LY/T]
r: distancia radial [L]

R: radio de curvatura [L]
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rp - distancia desde el centro de rotacion al fondo de la muestra [L]

RPM: velocidad de centrifugacion [rev/T]

r.: radio caracteristico [L]

r, : distancia desde el centro de rotacion al tope de la muestra [L]

Sy saturacion de la fase [-]

S, : saturacion en el equilibrio de la fase no mojante [-]

S»: minima saturacion de la fase mojante de la curva de presion capilar [-]
S, saturacion Residual [-]

S, saturacion de la fase mojante [-]

S : saturacion de la fase mojante normalizada [-]

Sy saturacion Irreducible [-]

Swr: saturacion residual de la fase mojante [-]

S’,: saturacion de agua luego del drenaje secundario[-]
T: temperatura [G]

t : tiempo[T]

T} : tempeartura de fusion [o]

¥V}, : volumen poroso L]

V,,: volumen de crudo espontaneamente desplazado mediante Imbibicion [L°]

V., : volumen de crudo desplazado mediante imbibicion forzada [L°]
) . 3
V. : volumen de agua espontaneamente desplazado [L”]

V.. : volumen de agua desplazado forzadamente [L*]

V, : volumen total [L*]

: volumen de granos [L’]

S X

: volumen poroso [L’]

: volumen de fluido [L’]

<

o

: volumen poroso [L’]

<

: indice de mojabilidad al aceite [-]
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: indice de mojabilidad al agua [-]
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0, indice de mojabilidad neutra [-]

¢ : porosidad [%]

7 : viscosidad cinematica [L*/T]

7, . tortuosidad de la fase mojante [L]

T,w - la tortuosidad de la fase no mojante [L]

A: indice de distribucion de tamafio de poro [-]
A relacion de tortuosidad de la fase mojante [-]
Amw - relacion de tortuosidad de la fase mojante [-]
1 viscosidad dindmica [M/LT]

v : velocidad aparente [L/T]

0 : angulo de contacto [grados]

p : densidad [M/L]

p1: densidad del liquido que satura [M/L’]

p»: densidad del liquido que desplaza [M/L’]

o : tension superficial [M/T?]
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CAPITULO 1



1. INTRODUCCION

El fin principal de la industria petrolera es extraer las reservas de hidrocarburos
minimizando los costos y obteniendo un alto porcentaje de recuperacion. La disminucion
de las reservas y la creciente limitacion en descubrir nuevas acumulaciones de
hidrocarburos, obligan a la industria petrolera venezolana a buscar alternativas que
permitan maximizar la recuperacion de petrdleo y que incorporen un valor agregado al

negocio!'),

Por esta razdon es necesario el desarrollo de estudios integrados de
yacimientos, los cuales ademds de cuantificar volimenes de reservas, permiten establecer

estrategias de explotacion mds rentables para el negocio petrolero.

Los yacimientos petroleros son medios porosos completamente irregulares, como
consecuencia de procesos de transformacion sufridos a través del tiempo. Existen
espacios vacios entre los granos de rocas, llamados intersticios, donde se encuentran
acumulados los fluidos de interés para la produccion como lo son el petréleo y gas,
coexistiendo con agual'l. Estos fluidos en conjunto con el medio poroso conforman el

denominado sistema roca- fluido.

Para estimar los caudales de petréleo y gas a recuperar, planificar el plan de produccion
del yacimiento y seleccionar los posibles procesos de recuperacion primarios 6
secundarios, es necesario caracterizar el yacimiento a través de andlisis realizados en
muestras de rocas tomadas de la formacion llamadas nucleos. Este tipo de muestra
permite determinar las propiedades fisicas del reservorio tales como porosidad y
permeabilidad absoluta, evaluacion conocida como analisis convencionales de ntucleos.
Ademas en éstos se puede determinar las propiedades del sistema roca — fluido, se habla
asi de analisis especiales entre los cuales se encuentran la evaluacién de mojabilidad,

presion capilar, permeabilidad relativa, etc.
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Uno de los problemas mas resaltantes de la industria es la determinacion de la
permeabilidad relativa, ya que no siempre se dispone de una infraestructura adecuada. El
presente trabajo tiene como finalidad proponer una metodologia basada en la generacion
de curvas de permeabilidad relativa en muestras de rocas de yacimiento utilizando datos
experimentales de presion capilar, con la ayuda de un modelo analitico. Se determinaran
curvas de permeabilidad relativa en funcion de la saturacion de la fase mojante en medios

porosos de diferentes propiedades fisicas.

En el capitulo 2 se presentan los fundamentos tedricos, basados en una revision
bibliografica que permite entrar en el tema propuesto y se presenta una revision de los
métodos experimentales utilizados para determinar presion capilar, haciendo énfasis en el
empleado en este trabajo como lo es el método de la centrifuga; ademas se presentan
diferentes modelos encontrados en la literatura para determinar indirectamente esta
propiedad. Finalmente, en la seccion de metodologia experimental (Capitulo 3), se
describen los procedimientos empleados para preparar y caracterizar los medios porosos
y fluidos; se detalla el procedimiento para evaluar la presion capilar usando los métodos
seleccionados y la determinacion experimental de la curva de permeabilidad relativa para
validar la metodologia en los casos donde sea posible. En el capitulo 4 se presentan los
resultados y la discusion en este trabajo de investigacion. El capitulo 5 muestra las

conclusiones y recomendaciones. Finalmente en el capitulo 7 se incluyen los apéndices.
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1.1. PLANTEAMIENTO DEL PROBLEMA

Las curvas de permeabilidad relativa son de gran importancia en la industria del petréleo
para la estimacion de caudales de produccidon, y en el disefio de estrategias de
explotaciéon de yacimientos, para lo cual se usa la simulaciéon de yacimientos.
Dependiendo de las caracteristicas fisicas del medio poroso, es decir de su porosidad y
permeabilidad absoluta pueden realizarse, a escala de laboratorio, experiencias que
permiten obtener resultados precisos que puedan ser usados para el proceso de
simulacién. Una de las propiedades mas importantes en la simulacion de yacimientos es
la permeabilidad relativa, la cual relaciona la permeabilidad de cada fase en particular
con una de referencia, ya que en un sistema coexisten varios fluidos y evidentemente

existe mas resistencia de un fluido en pasar por un medio poroso en presencia de otro.

Para determinar experimentalmente la permeabilidad relativa en formaciones petroliferas
existen diferentes técnicas cuya ventana de aplicacion depende de las propiedades fisicas
del medio poroso. Existen yacimientos convencionales con permeabilidades absolutas
altas donde los efectos de las fuerzas viscosas son dominantes y yacimientos de baja
permeabilidad, como en la mayoria de las formaciones gasiferas, donde el sistema es
fuertemente dominado por las fuerzas capilares. Por lo tanto, para caracterizar estos
sistemas, los equipos trabajan a altas presiones. La caracterizacion de los sistemas de
baja permeabilidad es un problema complejo, ya que no se disponen de técnicas ni
metodologias precisas para evaluar propiedades roca-fluido, debido al rango de presiones

que se alcanzan.

PDVSA tiene la necesidad urgente de disponer de técnicas, metodologias y modelos que
sirvan para caracterizar eficientemente los sistemas de baja permeabilidad. Esto es de
gran impacto para la industria ya que se espera que en un escenario futuro, la demanda de
energia proveniente del petrdleo, gas y otras fuentes llegue a ser el doble que la actual.
La composicion de la oferta de la energia también estd cambiando, los observadores

esperan que el mundo consuma mas gas que petrdleo para el afio 2025!". El plan de
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negocios de PDVSA para los proximos 10 afios prevé las posibilidades de crecimiento de
las inversiones para el desarrollo de la cadena de valor del gas natural. Nuestro pais,
cuenta con las mayores reservas probadas de gas natural de Latinoamérica, comparable

en orden de magnitud a las reservas de los Estados Unidos de América %),

En este trabajo se propone desarrollar una metodologia para obtener la permeabilidad
relativa de manera indirecta usando modelos numéricos conocidos y  datos
experimentales de presion capilar, siendo esta metodologia un estudio preliminar para
caracterizacion de sistemas de baja permeabilidad. Existen diferentes modelos
matematicos como Purcell, Corey y Brooks que relacionan datos de presion capilar con
la permeabilidad relativa. Estos modelos han sido validados experimentalmente en
algunos sistemas. Los resultados de los estudios muestran que es posible emplear una
metodologia sistemdtica para calcular la permeabilidad relativa usando el método de
presion capilar’®. Entonces se busca que la metodologia a desarrollar permita generar
este tipo de curvas para medios porosos con propiedades fisicas bien diferenciadas, que

funcione tanto para rocas permeables como para el caso de rocas poco permeables.

El desarrollo de una metodologia que permita generar curvas de permeabilidad relativa a
partir de presiones capilares abre una brecha para la caracterizacion de sistemas de baja
permeabilidad, ya que actualmente no existen métodos estandares para su evaluacion.
Para la corporacion es de suma importancia disponer de un protocolo donde se detalle la
metodologia empleada para caracterizar los sistemas por esta alternativa y que a su vez
genere una unificacion de criterios de los distintos laboratorios a la hora de realizar este

tipo de analisis.
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1.2. OBJETIVOS

1.2.1. Objetivo general

Desarrollar una metodologia que permita generar las curvas de permeabilidad relativa a

partir de mediciones experimentales de presion capilar.

1.2.2. Objetivos especificos

Seleccionar y caracterizar sistemas representativos de formaciones petroliferas con

propiedades fisicas bien diferenciadas.

Evaluar y seleccionar diferentes metodologias experimentales para la determinacion
de la presion capilar en medios porosos para un sistema bifasico. Establecer
comparaciones entre ellas con énfasis en sus limitaciones para evaluar cada sistema

en particular.

Disefiar una metodologia para generar las curvas de permeabilidad relativa a partir
de mediciones experimentales de presion capilar utilizando diferentes modelos

matematicos.

Validar la metodologia propuesta en los casos donde sea posible realizando pruebas

de desplazamiento dinamico.
Evaluar diferentes modelos matematicos y seleccionar el mas adecuado para
determinar la permeabilidad relativa a partir de presiones capilares en medios porosos

para un sistema bifasico.

Generar un protocolo con la metodologia disefiada para disponer de un documento

formal de laboratorio.
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2. REVISION BIBLIOGRAFICA

En este capitulo se presentan los diferentes conceptos necesarios para el entendimiento
del tema planteado. La mayoria de las definiciones presentadas son utilizadas en la
ingenieria de yacimientos, donde se usan como herramientas para predecir y controlar el
comportamiento de un yacimiento en su vida productiva. Entre las herramientas usadas
para diagnosticar el comportamiento de un reservorio petrolifero se encuentran los datos
fisicos y geoldgicos, estadisticas de produccion, ecuaciones matematicas  con
suposiciones representativas del yacimiento y andlisis de laboratorio a muestras de rocas

del yacimiento, entre otras.

El estudio detallado de un yacimiento de hidrocarburos implica tomar muestras de la roca
y de los fluidos contenidos en ella durante la perforacion de los pozos. Estas muestras
son llamadas nticleos. Este tipo de muestra permite determinar las propiedades fisicas del
reservorio, siendo conocidas estas series de evaluaciones como analisis convencionales
de nucleos entre los que se encuentra la porosidad y permeabilidad absoluta. Ademas se
pueden determinar las propiedades del sistema roca — fluido, estos se conocen como
andlisis especiales que permiten determinar la mojabilidad, presion capilar,

permeabilidad relativa, etc.

2.1. Definicion de Yacimiento

Un yacimiento puede ser definido como una unidad geoldgica de volumen limitado,
porosa y permeable, capaz de contener hidrocarburos liquidos y/o gaseosos, a través de la
cual estos fluidos pueden desplazarse para ser recuperados, bajo presiones existentes o
aplicadas externamente. Esta constituido por dos elementos fundamentales: el medio

recipiente y los fluidos almacenados en ese medio. Implica la correlacion de dos aspectos
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basicos para la industria petrolera: las consideraciones geoldgicas y las propiedades de

los fluidos contenidos en el yacimiento!.

2.2. Fluidos Contenidos en un Yacimiento

Las rocas de yacimientos contienen agua de formacion, petroleo y gas, siendo los dos
ultimos fluidos, compuestos organicos (carbono e hidrogeno), normalmente denominados

hidrocarburos.

2.2.1. Hidrocarburos

Los hidrocarburos son compuestos formados por cadenas lineales o ramificadas de
carbonos unidas por enlaces de hidrogeno. De acuerdo a las condiciones de presion y
temperatura del yacimiento, los hidrocarburos pueden encontrarse en estado liquido o
gaseoso. Ademads en el medio poroso de la roca, el crudo puede estar acompafiado por
trazas de oxigeno, nitrogeno, azufre y ciertos metales como el vanadio, hierro, niquel,

cobre, etc®.

Los compuestos orgdnicos que normalmente se encuentran en el petroleo, han sido
agrupados quimicamente en tres series, todas ellas contienen compuestos similares tanto
en la forma de sus moléculas como en sus caracteristicas. Estas series son descritas a

continuacion:

2.2.1.1. Hidrocarburos Parafinicos

Son compuestos de cadenas lineales de carbono asociadas a hidrogeno llamados también
hidrocarburos saturados, cuya féormula general es C,H,:2 Yy son quimicamente estables.

Es la serie mas comun e incluye los hidrocarburos de cadena abierta y cadena ramificada.
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Entre ellos se encuentran: Metano, Etano, Propano, Butano entre otros. Cuando las
cadenas son ramificadas se tienen las isoparafinas; al presentarse dobles uniones entre los

: 4
4tomos de carbono se forman las olefinas'.

2.2.1.2. Hidrocarburos Nafténicos o Cicloparafinas

Este tipo de compuestos tiene una estructura de anillo o de ciclo sin doble enlace, por
consiguiente poseen propiedades similares a los parafinicos y son quimicamente estables.

La formula general de estos compuestos es CnHznm.

2.2.1.3. Hidrocarburos Aromaticos o de la Serie del Benceno

En estos compuestos los ciclos presentan dobles enlaces alternos (anillo bencénico) y por
lo tanto no saturados, son quimicamente activos, oxidandose rapidamente. Es raro

‘o 4
encontrar crudos completamente aromaticos'.

La industria de hidrocarburos liquidos clasifica el petroleo de acuerdo a su gravedad API
(parametro internacional del Instituto Americano del Petroleo, que diferencia las
calidades del crudo). En la Tabla 2.1 se muestra la relacion entre los grados API y la

calidad del crudo'!.

Tabla 2.1. Calidad de petrdleo y densidad API.

Tipo de Crudo Densidad (g/cm’) Gravedad (grados API)

Extrapesado >1,0 10,0
Pesado 1,0 - 0,92 10,0 — 22,3
Mediano 0,92 - 0,87 22,3-31,1
Liviano 0,87 - 0,83 31,1-39
Condensado <0,83 >39
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2.2.2. Agua de Formacion

Es agua salada atrapada en los intersticios de los sedimentos de un yacimiento durante su
deposicion. También se le da el nombre de agua intersticial o agua connata. El agua de
formacion resulta ser de 3 a 4 veces mas salina que el agua de mar y contiene en
promedio 3,5 % en peso 6 35.000 ppm de Cloruro de Sodio (NaCl). Entre los iones
predominantes en las sales disueltas presentes en las aguas de formacion se encuentran:

Na', K", Mg™, Ca"™",Ba"", Li’, CI, NOs, COs;_, HCO; y SO, .

Muchas de las aguas en campos petroliferos se caracterizan por la falta de sulfatos (SO4")
y por la abundancia de carbonatos (COs ). Esto se debe a la condicion reductora del
medio en la que se encuentran los yacimientos, que ocasiona que los sulfatos se

transformen en sulfitos (S"). Tienen ademas una alcalinidad baja o neutral'¥.

Las aguas connatas o propias del yacimiento tienen la propiedad de flocular las arcillas.
Por eso, cuando se encuentran arcillas en un yacimiento junto con agua de alta salinidad,
éstas ocupan un espacio minimo dentro de los poros. Si el agua de formacién es
reemplazada por agua dulce, las arcillas se hinchan y reducen el espacio poroso, incluso

pueden llegar a eliminar por completo la permeabilidad a los fluidos'™.

2.3. Muestras de Rocas (Nucleos)

Un nucleo consiste en una muestra de roca tomada del pozo a una profundidad
especifica, por medios especiales, preservando su estructura geologica y sus
caracteristicas fisicoquimicas de la mejor manera posible, con la finalidad de realizar
andlisis petrofisicos y geoldgicos. Se obtienen generalmente mediante la perforacion de
la formacién con un taladro rotatorio de seccion transversal hueca, corte de porciones de
paredes, corte con herramientas de cable y con fluidos de perforacion. Se obtienen asi

muestras en forma cilindrica de mas de 10 m de longitud y 11 cm de diametro.

28



REVISION BIBLIOGRAFICA

Cuando el nucleo llega al laboratorio procedente del yacimiento, se toman porciones
mas pequeias del mismo, conocidas como fapones, que no son mas que cilindros de
menor dimension que se adaptan a la longitud y didmetro de las celdas de los equipos
donde se realizan los andlisis convencionales y/o especiales. Las muestras de rocas a ser
analizadas, de acuerdo al grado de compactacion de sus granos, pueden ser de dos tipos:
muestras consolidadas, arenas donde sus granos se encuentran lo suficientemente
comprimidos (Figura 2.1), y muestras no consolidadas, donde no existen fuerzas

resaltantes que unan los granos'*.

Figura 2.1. Muestras consolidadas.

2.4. Medio Poroso

Un medio poroso puede visualizarse como una red tridimensional de oclusiones
llamados poros (Figura 2.2), que pueden estar interconectados o no, de tamafios y formas
diferentes, insertada en un medio que de otra manera seria continuo. Su morfologia se
relaciona con su origen, pero en muchos casos, especialmente en rocas porosas
sedimentarias, la morfologia es altamente desordenadal®’. También es llamado matriz
solida heterogénea, donde como caracteristica principal posee un area especifica
relativamente alta, en muchas estimaciones esta caracteristica dicta el comportamiento

del fluido en el medio'®.
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Figura 2.2. Modelo de un medio poroso.

2.5. Propiedades Fisicas del Medio Poroso

A los medios porosos se les puede determinar diferentes propiedades fisicas a través de
los llamados analisis petrofisicos. En este estudio se evaluaron la Porosidad y la

Permeabilidad absoluta.

2.5.1. Porosidad

Una de las propiedades mas importantes de un medio poroso es la porosidad, ya que ésta
es una medida del espacio disponible en la roca para almacenar fluidos. Esta propiedad
puede ser medida facilmente o no dependiendo de la interconexién de los poros ). Los
granos que conforman las rocas de los yacimientos petroliferos, tienen formas irregulares
y el grado de irregularidad o de redondez es evidencia de los procesos de transformacion
sufridos a través del tiempo. Es por ello que existen espacios vacios entre los granos, los
cuales son denominados espacios de poro o intersticios. En los intersticios de las rocas de
yacimiento es donde se acumulan petroleo, gas y agua. Este término es expresado como
una fraccién (o porcentaje) del volumen total de la roca ™. Matematicamente se expresa
como:

v.-v,)100 ¥,

= #

t t

-100 Ec. 2.1
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donde, ¢ representa la porosidad, V; el volumen total de la roca, ¥V, el volumen neto

ocupado por los sélidos (volumen de granos) y V), el volumen poroso.

Se distinguen dos clases de porosidad: absoluta o total y efectiva. La porosidad absoluta
es la porosidad en cuya estimacion se considera el volumen total de poros, estén o no
interconectados. La porosidad efectiva es la porosidad que considera solamente los poros
que estan interconectados (razén del volumen de poros interconectados al volumen total
de la muestra). Ain cuando ambas porosidades son esencialmente las mismas en la
mayoria de las rocas de yacimiento, solamente la porosidad efectiva es de interés para la
ingenieria de yacimiento. La diferencia entre ambas se denomina porosidad no efectiva.
En el laboratorio se determina la porosidad efectiva, la cual se mide en la mayoria de los
porosimetros, ya que en realidad es la que interesa para las estimaciones de petroleo y
gas en sitio. Solo los volumenes de hidrocarburos almacenados en los poros

interconectados pueden ser extraidos parcialmente del yacimiento®,

Entre los factores que afectan la porosidad en arenas se tiene: a) Distribucion de tamafio
de granos, b) Forma de los granos, c¢) Tipo de empaque que a su vez depende de la
geometria y distribucion de los granos, c¢) Presencia de particulas finas, d)Cementacion,

e) Accion quimica, f) Fracturamiento, g) Deformacion por sobrepresion (compactacion).

2.5.2. Permeabilidad Absoluta

La permeabilidad de un medio poroso dado es la habilidad que presenta éste para dejar
pasar un fluido a través de sus poros interconectados y/o red de fracturas, es decir, es una
caracteristica de la roca que estd determinada por la capacidad que tiene un fluido de
moverse a través de sus poros interconectados. Como la permeabilidad depende de la
continuidad de los poros, no existe en teoria una unica relacién entre la porosidad
absoluta de una roca y su permeabilidad. Excepto para gases a presiones muy bajas, la

permeabilidad absoluta de la roca es una propiedad de la misma y no del fluido que pase
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a través de ella, siempre y cuando el fluido sature el 100% del espacio poroso disponible.
La permeabilidad es una propiedad anisotrépica de los medios porosos, es decir, depende
de la direccion en que se mida. Por esta razon, la permeabilidad de una muestra de roca,
medida en el laboratorio puede variar considerablemente de la permeabilidad promedio
del yacimiento, debido a que frecuentemente se presentan variaciones muy grandes en la
direccion vertical y horizontal. Por lo general, la permeabilidad, medida paralela al plano

de estratificacion de las rocas, es mayor que la permeabilidad vertical .

La permeabilidad representa la habilidad con la que un fluido se desplaza en un medio
poroso. Por analogia con conductores eléctricos y con la transferencia de calor representa

el reciproco de la resistencia que el medio poroso ofrece al flujo de fluido!”.

La permeabilidad se expresa mediante la unidad denominada Darcy (D) en honor al
francés Henry Darcy, quien fue el primero en estudiar el paso del fluido (agua) a través
de un medio poroso (filtros de arena) ™*). Se puede decir que un medio poroso tiene una
permeabilidad de un Darcy, cuando una fase fluida con viscosidad de un centipoise que
llena totalmente el espacio poroso intergranular, fluye a través de €l bajo condiciones de
flujo viscoso a una tasa de un cm’ por segundo, por un area transversal de un cm?, por cm
de longitud y bajo un gradiente de presion de una atmdsfera. En los experimentos
iniciales Darcy no tom6 en cuenta la viscosidad del fluido; este pardmetro fue
introducido por Muskat™\.La unidad Darcy tiene como equivalente en el sistema
internacional el micrometro cuadrado(um®). Matematicamente la Ley de Darcy para flujo

monofasico se escribe como (Figura 2.3):

=—— Ec. 2.2
7
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donde v es la velocidad aparente del flujo, ¢ la tasa de flujo, A el area perpendicular al

flujo, k la permeabilidad, i la viscosidad y % es el gradiente de presion en funcidn de

la direccion del flujo .

Figura 2.3. Representacion esquematica de un flujo lineal a través de un medio poroso.

La ecuacion de Darcy expresada de esta forma, involucra las siguientes suposiciones
acerca del medio y el fluido: Medio poroso homogéneo, no reactivo, saturado 100% con
una fase, fluido Newtoniano, flujo incompresible, laminar e isotérmico, estado

estacionario, viscosidad independiente de la presion.

Cuando algunas de estas condiciones no se cumplen, es necesario modificar la ecuacion
para corregir la situacion. Para expresar la cantidad de fluido que circulara a través de un
medio poroso de determinada geometria y dimensiones, es necesario integrar la ecuacion
2.2 con las condiciones de borde adecuadas al sistema, para asi desarrollar ecuaciones de
flujo laminar de cualquier fluido incompresible (implica que el flujo volumétrico ¢ es
constante respecto a la variable /). Los medios mas frecuentemente utilizados son el

lineal y el radial .

Debido al deslizamiento de las moléculas de gas en las paredes de los poros, la
permeabilidad al gas difiere de la permeabilidad al liquido. Atin cuando se supone que la
ley de Darcy es independiente del estado del fluido, Klinkenberg observé que cuando el

fluido es un gas, la permeabilidad es funcion de una presion media ( p ). Esto se debe a
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que las moléculas de gas fluyen a una tasa uniforme a través de los poros pequefos;
mientras que la moléculas de liquido, se mueven a velocidades mas altas en el centro del
espacio poroso que cerca de las paredes. Se introduce una correccion en la ecuacion (2.2)
debido al deslizamiento de gas en las paredes o efecto Klinkenberg (resistencia de los

canales porosos al movimiento del fluido) en honor a su descubridor ©*!

Klinkenberg desarrollé una ecuacion para la determinacion de :

k

k, = — Ec. 2.3
1+b/p

donde k. es la permeabilidad Klinkenberg (absoluta), £ es la permeabilidad del gas

medida a la presion p, b es un parametro que muestra la influencia del tamafio de poro y

el camino libre medio del gas dentro del espacio poroso y es la presion promedio.

A bajas presiones de gas, la permeabilidad al gas es mayor que la permeabilidad del
liquido, mientras que a altas presiones de gas, la permeabilidad al gas es igual que la
permeabilidad al liquido. Los medios porosos con permeabilidad baja (en el orden de 0,6
mD) requieren grandes correcciones por el efecto Klinkenberg, a diferencia de las que

poseen valores de permeabilidad cercanos a 1 Darcy donde no son necesarias ).

1/p

Figura 2.4. Correccion de la permeabilidad de Klinkenberg.
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La correccion de Klinkenberg, involucra la realizacion de varias mediciones de
permeabilidad a diferentes presiones de entrada. La permeabilidad calculada se grafica en

funcion de 1/p, como se observa en la figura 2.4 La permeabilidad verdadera se

determina extrapolando los valores medidos en una linea recta, hasta intersectar con el
eje de las ordenadas. El valor obtenido es equivalente a la permeabilidad que deberia
obtenerse para un nucleo 100% saturado con un liquido no reactivo. Es por esta razon
que la permeabilidad corregida de Klinkenberg, es denominada k; (permeabilidad al

liquido) 1.

Los factores que afectan a la permeabilidad son los mismos que afectan a la porosidad,
estos son el grado de compactacion de la roca, el tamafo y distribucién de los granos,

entre otros.

2.6. Propiedades de Interaccion Roca- Fluido

La presencia de multiples fases dentro del medio poroso genera interacciones entre la
roca y los fluidos contenidos en ella. Estas interacciones afectan significativamente la
distribucion y  flujo de los fluidos contenidos en su interior. Manifestaciones
macroscopicas de estas interacciones roca-fluido son las propiedades de mojado, la

Presion Capilar, y la Permeabilidad Relativa, entre otras.

2.6.1. Mojabilidad

La mojabilidad se refiere a la tendencia de un fluido a adherirse o adsorberse a una
superficie solida en presencia de otro fluido inmiscible, tratando de ocupar la mayor area
de contacto posible con dicho so6lido. En un yacimiento de petroleo, la mojabilidad es una
medida de la afinidad de la superficie de la roca por la fase petrdleo o por la fase acuosa
y determina la ubicacion relativa de cada una de estas fases dentro del medio poroso'*!. El

conocimiento de la manera como el petroleo se adhiere a la roca, permite al ingeniero de
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yacimientos disefiar las estrategias para obtener una mejor recuperacion del mismo!”.

Para el tratamiento de datos y el desarrollo de un esquema experimental se selecciona un
fluido de referencia. Generalmente, en el caso petréleo/gas/roca el fluido de referencia es
el agua. Para un sistema liquido/gas/roca el liquido es el sistema de referencia. En
general el fluido de referencia se le llama fluido mojante y al que coexiste con el mismo

fluido no mojante®™.

2.6.1.1. Tipos de Mojabilidad

Tedrica y experimentalmente se ha demostrado que existe un amplio espectro de
.. . . 4 ey, ,
condiciones de mojado. Araujo et al''presentan una revision de los sindromes de

mojabilidad que comprenden:

2.6.1.1.1. Mojabilidad Uniforme

Se refiere a las superficies minerales que presentan una afinidad marcada por un fluido
en particular. Se utilizara el término fuertemente mojada al agua o fuertemente mojada
al petréleo para referirse a los sistemas donde se observe este tipo de mojabilidad (Figura

2.5).

2.6.1.1.2. Mojabilidad Débil

Se observa en superficies minerales que no poseen una fuerte afinidad por un fluido,
pero si significativa, si se compara con la afinidad hacia otros fluidos. Si el nivel de
presion capilar lo permite, los fluidos comparten el espacio poroso separados por
interfaces 0 meniscos cuya interseccion con la superficie mineral origina un angulo de

contacto.
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2.6.1.1.3. Mojabilidad Intermedia o Neutra

Comprende las superficies minerales que no presentan una fuerte preferencia por un
fluido u otro, es decir, la roca puede ser igualmente mojada por algunos de los fluidos

(agua o petroleo).

2.6.1.1.4. Mojabilidad Fraccional

La mojabilidad fraccional ocurre cuando la superficie de la roca estd compuesta por
distintos minerales que tienen propiedades quimicas diferentes, presentandose diferentes
condiciones de mojabilidad. En este caso que algunas porciones de la roca son
fuertemente mojadas al petroleo; y las zonas restantes, son fuertemente mojadas al agua.
Un caso particular de ésta condicion de mojado es la llamada Mojabilidad Dalmatiana, la

cual ocurre a escala de poro.

Roca I:l Agua - Petroleo

Figura 2.5. Mojabilidad Uniforme: a) Roca mojada al agua. b) Roca mojada al petréleo.
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2.6.1.1.5. Mojabilidad Mixta

Se refiere cominmente a la condiciéon donde los poros pequefios estan ocupados por
agua, siendo el agua la fase mojante, y los poros grandes son mojados por petroleo,

existiendo una pelicula continua de petréleo por todos los poros grandes.

Generalmente, el agua ocupa los poros mas pequefios en una roca mojada al agua,
formando una pelicula delgada sobre la superficie de la roca, mientras que el petréleo
(fase no mojante generalmente), ocupa el centro de los poros mas grandes. Esta

..y, . ’ % 5
condicion ocurre debido a que es la mas favorable energéticamente™.

2.6.1.2. Factores que Alteran la Mojabilidad

La mojabilidad original del yacimiento puede ser alterada por la adsorcién de
componentes polares y/o por la deposicion de materia orgénica presente originalmente en
el crudo. A continuacidén se presentan varios factores que afectan la mojabilidad del

yacimiento !%:

2.6.1.2.1. Componentes Activos en el Crudo

Los agentes activos en el crudo son generalmente compuestos polares, los cuales
contienen oxigeno, nitrogeno y/o sulfuros. Estos compuestos polares contienen un
terminal polar y una cadena de hidrocarburo. El terminal polar se adsorbe sobre la
superficie de la roca, exponiendo la cadena de hidrocarburo, causando que la superficie

sea afin al petrdleo.
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2.6.1.2.2. Mineralogia de Areniscas y Carbonatos

El tipo de superficie mineral en un yacimiento es también importante en la definicion de
la mojabilidad. Estudios previos han demostrado que los yacimientos de carbonatos son
tipicamente mas mojados por el petréleo y los yacimientos de areniscas son mojados al

agua.

2.6.1.2.3. Quimica del Agua de Formacion

Otro pardmetro importante en la determinacion de la mojabilidad es la composicion y el
pH del agua de formacion, ya que éstas variables afectan fuertemente la carga superficial
en la roca y en la interface entre los fluidos. Pueden existir cationes multivalentes en el
agua de los yacimientos, los cuales aumentan la adsorcion de surfactantes sobre la

superficie mineral, haciendo que la roca sea preferencialmente mojada al agua.

Muchos han sido los métodos empleados para determinar la mojabilidad de los so6lidos.
Cada uno de ellos ha sido usado para obtener informacién importante que permite
comparar la mojabilidad de varios s6lidos hacia a un mismo liquido o para comparar la
mojabilidad de varios liquidos hacia a un mismo solido, sin embargo, es dificil el

desarrollo de correlaciones cuantitativas entre estas técnicas.

Entre los diferentes métodos existentes para evaluar la mojabilidad de superficies solidas,
estan los que permiten una evaluacion cuantitativa, a través de la medicion de angulos de
contacto y mediante una nueva metodologia basada en técnicas analiticas de superficie
" especificamente las espectroscopias de fotoelectrén de rayos X (XPS). Otros
métodos permiten un evaluacion cualitativa, entre estos se encuentran, el analisis de las
curvas de permeabilidad relativa versus saturaciéon de la fase mojante, pruebas de
imbibicion espontanea de agua o petroleo, pruebas de adhesion, medicion de tiempo de

inmersion/hundimiento, pruebas de avance capilar'®.
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2.6.2. Saturacion de Fluidos

En la mayoria de las formaciones que contienen crudos, se cree que la roca fue
completamente saturada con agua antes de que fuese invadida por petroleo. Debido a que
el crudo no desplaza toda el agua del medio poroso, es por tanto necesario estimar la
cantidad de éste que ha sido acumulado en el yacimiento, para ello se determina la

saturacion de fluidos (petroleo, agua de formacion y gas) en la rocal”.

La saturacion S, se define como la fraccion del espacio poroso ocupado por un

fo

determinado fluido y se expresa como:

Vf
S, =—- Ec. 2.4
VP

donde V', es el volumen de fluido y V, el volumen poroso. Para determinar la saturacion

de fluidos en el laboratorio se analiza el contenido de agua y de petroleo presentes en una
muestra de roca de yacimiento. En el andlisis se considera que la roca ha perdido gas

debido a la evaporacion.

La determinacién de la saturacion de los fluidos en una roca puede hacerse a través de la
medicion directa en el laboratorio de las saturaciones de muestras seleccionadas
provenientes de la formacion y a partir de la medicion de alguna propiedad fisica de la

roca.

Generalmente se emplea un procedimiento muy simple donde se determina la saturacion
de agua con un método apropiado y luego se mide la pérdida total de peso de la muestra
en la extraccion y secado. La cantidad total de petroleo presente, se calcula por la
diferencia entre el peso de agua obtenido, del total de peso perdido durante el proceso.
Existen varios métodos para determinar la saturacion de fluidos, entre ellos se tienen:

Extraccion con solvente (Dean-Stark), titulacion, retorta, etc.!’
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2.6.3. Presion Capilar

En general los yacimientos que producen petrdleo contienen mas de una fase fluida.
Existen fuerzas interfaciales y presiones que influyen en los estados de equilibrio estatico
y dinamico. Estas estan asociadas a la curvatura que forman las superficies en contacto.
La presion capilar es una diferencia de presion presente en la interfaz de dos fases
fluidas. Se dice que la presion capilar es una medida de la interaccion de los fluidos y la

superficie de la rocal.

Cuando dos fluidos inmiscibles estan en contacto, se forma una interfase que se origina
por la diferencia de presion entre los fluidos que separa; este fendmeno es comun en

tubos o canales de dimensiones capilares. En una interfase agua/petréleo, la presion

capilar esta dada por la Ecuacién de Laplace!'!):

P =0 RL—'_L =P -P Ec. 2.5

donde P, es la Presion Capilar , P, es la Presion en el petrdleo, P, es la Presion en el

agua, oes la Tension Interfacial y R es el radio de curvatura de la interfase .

Dependiendo de la curvatura de la superficie, la presion capilar puede ser positiva o
negativa. Cuando la interfase es plana, la presion capilar es cero. En términos de

ingenieria de yacimientos, la presion capilar usualmente se define como:
P =P -P, Ec. 2.6
donde P, es la presion capilar, P, es la presion de la fase no mojante, P, presion de la

fase mojante.

Cuando el angulo de contacto que se forma entre la superficie y el fluido es conocido

(Figura 2.6) y se supone que los radios de curvatura, R; y R,, son iguales, la presion
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capilar puede ser hallada como una funcion de r;, el radio del tubo capilar, sustituyendo

la relacion R = en la Ecuacion (2.5) ",

Cost@

p_ 20 cosd

c

Ec. 2.7
,

c

De la ecuacion (2.7) se puede observar que a medida que aumenta el radio del capilar,
menor sera la presion capilar en el medio; y la altura, 2 alcanzada por el fluido en él,
disminuird. Por lo tanto, existe una relacion entre la saturacion de fluido y la presion

capilar.

Petrdleo

Figura 2.6. Angulo de contacto en una interfase curva.

En un medio poroso o en una roca yacimiento, el radio de curvatura entre el agua y el
petréleo es funcion de la mojabilidad, la saturacion del agua y del petroleo, de la
geometria de los poros, de la mineralogia de las paredes de los poros y de la historia de

e . 11
saturacion del sistema [,

La evidencia mas comin de la existencia de fenomenos capilares, es la observada cuando
se coloca un tubo capilar en un recipiente con agua, donde se manifiesta el ascenso del
agua dentro del tubo. Esta situacién es muy parecida a la que existe en un yacimiento si
se consideran los canales porosos como tubos capilares de diferentes didmetros,
distribuidos irregularmente a través del yacimiento y conteniendo tres fluidos

inmiscibles: agua, petréleo y gas'".
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Las medidas de presion capilar en rocas de yacimiento son importantes para el calculo de
reservas y en la recuperacion de petroleo por empuje de agua, debido a que la
desaturacion en el yacimiento no es uniforme, produciéndose un gradiente de presion
capilar, el cual puede favorecer u obstruir la recuperacion de hidrocarburos. Ademas, las
curvas de presion capilar (Figura 2.7) son de gran ayuda en la prediccion del recobro de
hidrocarburos de un yacimiento, ya que permiten obtener la saturacion de agua inicial
para los calculos de la cantidad de petréleo en sitio y modelar el desplazamiento de

petroleo .

Swi

P,;

100%

Presion Capilar, Pc
=

|

Saturacion de Agua, S,, 1-So,

Figura 2.7.Curvas de Presion Capilar (imbibicién y drenaje) vs. S, para un sistema

agua/petroleo/roca.

Las curvas de presion capilar dependen de la direccidon en que ocurran los cambios en la
saturacion y de los valores maximos y minimos de saturacion alcanzados. Esta

. . . ., . . . [4
dependencia de la historia de saturacion se denomina histéresis™*!

43



SSADAD
. . SEET
REVISION BIBLIOGRAFICA

K>, " T

a2ty

Pl

2.6.3.1. Historia de Saturacion en la Curva de Presion Capilar

Se refiere como varia la saturacion de la fase mojante en el medio poroso, se distinguen

dos términos:

2.6.3.1.1. Drenaje

Es un proceso de desplazamiento donde la fase no mojante desplaza a la fase mojante,

originando una disminucion en su saturacion. Es la relacion de desplazamiento de la fase
mojante a partir de 100% de saturacién hasta la saturacién irreducible (S,;) (A en

Figura 2.7). Se denomina drenaje secundario negativo (D en Figura 2.7) para el caso de
desplazamiento espontaneo y positivo (E en Figura 2.7) para desplazamiento forzado®.
P, es la presion de desplazamiento o presion capilar de entrada y se conoce como la
presion a la cual se empieza a desplazar la fase mojante en el medio poroso para un

proceso de drenaje primario.

2.6.3.1.2. Imbibicion

Proceso de desplazamiento donde la saturacion del fluido de referencia aumenta. En este
proceso un fluido desplaza a otro dentro del medio poroso como consecuencia de fuerzas

capilares. La curva de imbibicién es la relacion caracteristica del desplazamiento del
fluido no mojante desde la saturacion irreducible hasta la saturacion residual (S,) y se

representa en la Figura 2.7 por la curva B para la parte espontanea y C para imbibicion

forzadal®'.

2.6.3.1.3. Saturacién Irreducible (S, )

Es la fraccion de fluido mojante que permanece en una roca después de un proceso de

extraccion de ese fluido, por un determinado periodo de tiempo y se denota como S, 1,

Teoéricamente es la maxima saturacion de fluido mojante que permanece como fase
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discontinua dentro del medio poroso. La discontinuidad es la condicion necesaria para
que el fluido mojante no pueda fluir por el sistema cuando se aplican diferencias de

s [12
preswn[ ].

2.6.3.1.4. Saturacién Residual (S, )

Es el volumen reducido de la fase no mojante entrampado en el medio poroso cuando la
presion capilar medida externamente disminuye desde un valor alto hasta cero, se denota
como S, . En esta condicion, la saturacion de la fase mojante es alta, de tal forma que
fluye a través de los canales del medio poroso, mientras que la fase no mojante se reduce
a pequenas gotas que no llegan a formar un medio lo suficiente continuo para fluir, por lo

que quedan atrapadas en la otra fase!®),

2.6.4. Métodos para Evaluar Presion Capilar

En esta seccidn se presentan los diferentes métodos encontrados en la literatura para la
determinacion experimental de la presion capilar en funcion de la saturacion de la fase

mojante en rocas de yacimiento.

En la Tabla 2.2 se presenta un resumen de cada método experimental, detalles del
procedimiento, y ventajas — desventajas de cada uno. Luego se detalla el método de la

centrifuga, empleado en este trabajo.
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Tabla 2.2. Métodos experimentales utilizados en la industria petrolera para evaluar presion capilar.

Meétodo

Equipo empleado

Procedimiento

Parametros medidos

Ventajas/Desventajas

Centrifuga 11!

V' Centrifuga 6 Ultracentrifuga
V' Celdas calibradas

Las muestras saturadas con un
fluido se colocan en celdas
especiales donde se encuentra el
segundo fluido y se someten a
centrifugacion, a fin de lograr el
desplazamiento de una fase por
la otra.

V' Volumen de fluido
desplazado al alcanzar el
equilibrio

V' Revoluciones por
minuto aplicadas al
sistema

V' Tiempo experimental corto

V' Procedimiento simple

V' Provee la curva completa de Pc

V" Buena precision y  resultados
reproducibles

V' Muestras  consolidada 'y  no
consolidada

Plato poroso!™ "

Celda de acero inoxidable
Mandmetros
Plato poroso semipermeable

Balanza

<~ X X XN Y

Tierra diatomea

Se aplica una diferencia de
presion estatica entre los fluidos
que coexisten en la muestra. El
fluido mojante fluira a través de
un plato poroso

V' Diferencia de presion
entre las fases presentes

V' Peso de la muestra
cuando se alcanzan
condiciones de equilibrio

V' Tiempo experimental largo

V" S6lo se pueden utilizar muestras
consolidadas

V7' Excelente precision

V' La pesada de la muestra luego del
equilibrio es realizada a condiciones
atmosféricas

V7 Sistema agua-aire

Plato poroso semipermeable!”!

V' Celda de acero inoxidable
V' Manometros

% Platos
semipermeables

Pporosos

Se aplica una diferencia de
presion estatica entre los fluidos
que coexisten en la muestra. El
fluido mojante fluye a través de
un plato poroso

V' Diferencia de presion
entre las fases presentes

V' Volumen de fluido
desplazado

V' Tiempo experimental largo

V' Provee la curva completa de presion
capilar

V' Buena precision

IV Solo pueden utilizarse muestras
consolidadas

V7 Sistema agua-aire

Longeron et al. '

V' Celda de acero inoxidable
V' Manometros

V' Membranas muy
permeables delgadas

V7' Registrador de saturacion

En una celda especial se coloca
la muestra una presion de
confinamiento radial y una
presion axial para que ocurra el
desplazamiento de fluidos

V' Volumen desplazado
en la muestra

V' Diferencia de presion
entre las fases presentes

V7 Tiempo experimental razonable
V' Buena precision

V' Riesgo que la membrana sea
perforada por la superficie rugosa de la
muestra

V' Sistema agua-aire

47




REVISION BIBLIOGRAFICA

Meétodo

Equipo empleado

Tabla 2.2. (Continuacion)

Procedimiento

Parametros medidos

Ventajas/Desventajas

[17]

V' Manometro en U

V' Diafragma de material
poroso

Succién progresiva del liquido
contenido en el diafragma capilar
que esta en contacto piezométrico

V' Gradiente de presion

V' Cantidad de liquido
removido de la muestra

V' Tiempo experimental largo

V' Resultados satisfactorios

Diafragma Capilar con la muestra y medicion de la ) 1© . ) .
£ P respectiva diferencia de presion al luego de aplicar la succién y V . .Se puede medir Pc para sistemas
alcanzarse el equilibrio alcanzarse el equilibrio trifasicos
V7 Procedimiento simple
V' Trabaja para rangos de altas
saturaciones y bajas presiones capilares
VvV Celda de acero | Aplicacion de presion en una V' Gradiente de presion V' Procedimiento lento y complejo
inoxidable pared semipermeable saturada en aplicada .
contacto con la muestra saturada ) V' Excelente método
Restauracion!'s 181 V' Pared fina de porcelana | 100% con agua de formacion y V' Volumen de fluido

muy porosa
V' Manometro

V' Fuente de gas saturado
con vapor de agua

centrifugacion del volumen de
agua producido

producido

¥ Utilizado mas que todo para
muestras arcillosas

V7 Sistema agua-aire

V' Celda de acero

V' Manometro

Se inyecta mercurio en la muestra
a una presion fija y se miden los
cambios en el volumen de

V' Presion de la fase no
mojante

V' Volumen de mercurio

¥ No requiere muestras con geometria
definida

V' Permite obtener la distribucion de

Intrusién de Mercuriot! %! ] mercurio inyectado . N
! un V' Bomba de vacio inyectado tamafios de poro de la muestra

V' Bomba de inyeccion de ¥V El mercurio invade el 100% del

mercurio volumen poroso
V' Es imposible estimar S,; para este
método

V' Portamuestras estandar | La Pc se equilibra por la presencia V' Volumen de fluido V' Tiempo experimental largo

de un gradiente de presion viscosa producido .
v .Membrana y medicién de la satruracion en la . V' Muestras consolidadas
[20][15] semipermeable V' Presion en el fondo de

Semidinamico

V' Manometros

V' Separador para medir el
volumen de fluidos
producidos

muestra por diferentes técnicas
(Rayos X, rayos y, conductividad)

la muesta

V' Presion en el tope de la
muestra

V' Permite  determinar el ciclo
completo de presion capilar

V" Se puede determinar parte de la
curva de Kr en el mismo experimento
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2.6.4.1. Método de la Centrifuga

La centrifuga ha sido utilizada para la medida de presion capilar desde 1945 cuando

Hassler y Brunner''

, publicaron su método para calcular la relacion entre la presion
capilar y la saturacion de fluidos en rocas de yacimiento. El método consiste en ir
aumentando la velocidad de centrifugacién paso a paso en una celda que contiene la
muestra de roca de yacimiento (Figura 2.8) y medir en cada paso, la cantidad de la fase
desplazada cuando el flujo cesa. La presion capilar se determina a partir de la velocidad
de centrifugacion, y la saturacion correspondiente se mide a partir de la saturacion

promedio en equilibrio a medida que varia la velocidad™!

Fosea .'ti'n'.?'ﬂ mserviar em el vator (Comiflim)

Tapa de la celda Mus.s:rm Volupen desplamado

B

Celda 1 jporta puestra) Celda 2 {para capuray Fai)

Figura 2.8. Contenido de una celda configurada para proceso de drenaje.

La presion capilar es balanceada por la diferencia de presion debido a centrifugacion. El
perfil de presion de cada fluido puede relacionarse con la velocidad de rotacion y la
densidad del fluido. En el ciclo de drenaje, por ejemplo, la muestra es inmersa en aceite y
la presidon capilar se supone cero a la salida. En cualquier seccion de la muestra, la
presion se conoce, pero la saturacion debe ser calculada a partir del efluente producido,

. 4 , . .
usando varios modelos!*. Este método puede ser empleado en sistemas aire/agua,
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aire/petroleo y petréleo/agua. Los datos obtenidos de esta prueba son un promedio de la

saturacion del niicleo a las diferentes velocidades de centrifugacion™™.

Las curvas de imbibicion forzada se obtienen por rotacion del nucleo hasta obtener
saturacion de agua irreducible (S),;). El aceite desplazado se acumula por encima del
agua. La saturacion residual de la fase mojante ha sido determinada bajo la accion de
fuertes fuerzas viscosas o inerciales'”. La Ecuacion 2.8 muestra la expresion empleada
para convertir datos de velocidad de rotacién en presion capilar y su deduccion se

prersenta en el Apéndice A:

c

P.=B(p, - p,)RPM (1} =) Ec.2.8

donde p; es la densidad del liquido que satura , p; es la densidad del liquido que
desplaza, RPM es la velocidad de centrifugacion, r, es la distancia desde el centro de
rotacion al fondo de la muestra , 7, es la distancia desde el centro de rotacion al tope de la

muestra y B es una constante que depende de la centrifuga.

El método de la centrifuga posee algunas ventajas con respecto a otros métodos
utilizados para determinar presion capilar: i) establecimiento rapido del equilibrio, i)
excelente precision, traducida en resultados reproducibles, iii) permite determinar
diferencias de presiones altas entre las fases presentes, iv) procedimiento operacional
simple, v) se puede obtener la saturacion irreducible de agua, saturacion residual de

petroleo y la curva completa de presion capilart®.

Mediante el método de centrifuga es posible tener una idea del tamafo capilar, y por
ende una medida de la textura de la roca. A medida que aumenta la presion de
desplazamiento, entendiéndose como la presion minima requerida para que el fluido no
mojante comience a entrar en el capilar con radio mas pequeio; el fluido no mojante

. . . < 11
comienza a penetrar en los capilares mas pequefios' .
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Si los capilares de la muestra presentan un tamafio uniforme, no se requiere ningun
exceso de presion para saturarlos con un fluido no mojante y el grafico P. vs. saturacion
de fluidos es una linea horizontal hasta que alcanza la saturacion irreducible. Por el
contrario, si los capilares son de un tamafo heterogéneo, la curva de presion capilar es

una linea recta inclinada (Figura 2.9) !,

L
' )
o |

Q~|

<= | i

= |

QI

S |

=~

S

»

g | | B
' )
1

a Sw:’ Saturacion de Agua, S,; 100%

Figura 2.9. Efecto del tamafio y distribucion de los poros sobre la relacion P, vs. S,,.

2.6.5. Permeabilidad Relativa

La ley de Darcy supone que el material poroso esta saturado con un solo fluido. Sin
embargo, esto no ocurre regularmente en la mayoria de los yacimientos, ya que
usualmente se puede encontrar gas, petréleo y agua de formacién ocupando juntos el
espacio poroso 'l Entonces se puede decir que si el fluido es homogéneo, y no produce
ninguna accioén importante sobre la roca, se habla de permeabilidad absoluta; pero si en
la roca existen varios fluidos, como es el caso de un yacimiento petrolifero, en el que
podemos tener varios fluidos coexistiendo, se producen interferencias entre ellos que dan
origen a permeabilidades efectivas para cada uno de los fluidos diferentes de sus
permeabilidades absolutas. Se define asi como permeabilidad efectiva de un fluido la

respuesta de la propiedad de una roca o formacion de ser atravesada por ese fluido en
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presencia de uno o varios fluidos. Depende por un lado de las caracteristicas de la roca, y
por otro, de las proporciones o porcentajes respectivos de los distintos fluidos

presentesm].

]
® i©

. I !
ad | I £
S I , I gt
= | Petroleo | g
ko | | =

=

~ I
= I =
£ ! =
: - ]
2 ! E
1 E
= I Agua ~
¥ | <

0% I S ion de Agua, S, - 1°

——F—— Saturacion de Agua, -
Sw'i ISgr
1 — Saturacion de Petrileo, So 0

Figura 2.10.Curvas tipicas de Permeabilidad Relativa.

La permeabilidad relativa corresponde a la relacion entre permeabilidad absoluta y
efectiva. Para un fluido dado, varia en funcion directa con la saturacion de ese fluido en
la roca, y se expresa como el grado de movilidad de un fluido respecto a otro. En
definitiva, la permeabilidad condiciona el ritmo de extraccién, lo que explica su

importancia en el estudio de los almacenes de hidrocarburos®*.

La permeabilidad relativa al agua y al petroleo se grafica usualmente como una funcién
de la saturacién de agua. La Figura 2.12 muestra un grafico tipico de permeabilidad
relativa para una roca mojada por agua. En esta figura se pueden diferenciar tres

regiones!'':
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a) Region A: Representa la saturacion de agua que varia de cero al valor de saturacion
irreducible de agua, S,;. A este valor de saturacion, la permeabilidad relativa del agua es

CCro.

b) Region B (S,,; < S, <1-.S,,): Muestra la relacion existente cuando ambas fases (agua
y aceite) poseen saturaciones continuas. La saturacion S, se denomina saturacion
residual de petroleo y representa el petroleo que queda atrapado en la roca después de un

proceso de desplazamiento.

¢) Region C: Usualmente tiene solo interés académico y en esta region la saturacion de

petréleo es menor que S, .

La forma de la curva de permeabilidad relativa, es funcion de la distribucion de fluidos
dentro de la roca. En un sistema mojado por agua, como el que se muestra en la Figura
2.12, a saturaciones de agua muy bajas, el agua es inmoévil a causa de su atraccion por la
roca y debido a fuerzas capilares que la empujan hacia los poros més pequenos. Solo
hasta que la saturacion de agua aumenta hasta el valor denominado saturacion irreducible
de agua, es cuando comenzard a fluir dentro del medio poroso. A este valor de
saturacion es cuando la roca comienza a exhibir una permeabilidad relativa al agua

distinta de cero.

Incrementos adicionales en la saturacion de agua, ocasionaran aumentos en la
permeabilidad relativa al agua, ya que el agua ocupard una fraccion cada vez mayor del

espacio poroso.

En la medida en que la saturacién de agua aumenta dentro de la roca, la permeabilidad
relativa al petréleo disminuye, debido a que el espacio poroso disponible para el flujo de
petroleo disminuye. Cuando la saturacion de agua se hace muy grande, la fase petroleo

se hace discontinua y se rompe en globulos individuales que quedan aislados en el
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yacimiento. La saturacién de petréleo en este punto se denomina saturacion residual
(S,r) y la permeabilidad relativa a petréleo es cero, indicando que la fase petrdleo no

tiene capacidad de movimiento!''.

2.6.5.1. Factores que Afectan a la Permeabilidad Relativa

La permeabilidad relativa es una propiedad microscopica de flujo; y depende de las

propiedades del medio poroso, la mojabilidad y la historia de saturacion, entre otros!' "),

2.6.5.1.1. Propiedades del Medio Poroso

La relacion entre la permeabilidad relativa y la saturacion no es igual para todos los
yacimientos, y puede variar de una formacion a otra, y de una porcion a otra dentro de la
misma formacion. Se ha demostrado que la relacion £,/S, varia de acuerdo a los
diferentes tamafios y tipos de granos utilizados en los experimentos. Este hecho permite
concluir que el efecto de la distribucion del tamafio de grano no se puede despreciar al
realizar las pruebas de permeabilidad relativa. Entonces, la esfericidad, angularidad y
orientacion de los granos tiende a influir sobre la forma de la curva de permeabilidad

relativa ',

2.6.5.1.2. Mojabilidad

Como se defini6 anteriormente, la mojabilidad se refiere a la afinidad de la roca por un
fluido en particular, y afecta la permeabilidad relativa porque controla la distribucion y
localizacion de los fluidos en el yacimiento. A una saturacion de agua dada, la
permeabilidad relativa del agua, para un sistema mojado por agua, es menor que para uno
mojado por petroleo. Esto ocurre porque, en una roca mojada por agua, los globulos de
petréleo residual en los canales largos, obstruyen el flujo de agua y causan un valor bajo
de permeabilidad relativa al agua. Asi mismo, en una roca mojada por petroleo, el

petroleo ocupa los canales de flujo pequeios, causando una interferencia minima al flujo
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de agua, generando altos valores en la permeabilidad relativa al agua '), El punto de
interseccion de las curvas de permeabilidad relativa del agua y del petroleo es un buen

indicador de la mojabilidad de la roca.

2.6.5.1.3. Historia de Saturacion

La permeabilidad relativa de un medio poroso, con respecto a un fluido, a un valor de
saturacion dado, depende de como fue obtenido dicho valor de saturacion. En las curvas
de permeabilidad relativa, la direccion del fluyjo no tiene mucho efecto sobre el
comportamiento de flujo de la fase mojante (Figura 2.13). Es decir, la saturacion del
fluido mojante es solamente funciéon de su propia saturaciéon. Por lo tanto, las
permeabilidades relativas de la fase mojante durante el proceso de imbibicion, coinciden
con las obtenidas durante el proceso de drenaje. Sin embargo, el fluido no mojante, tiene
una permeabilidad relativa més baja durante el proceso de imbibicion que durante el
proceso de drenaje, existiendo una diferencia significativa entre las curvas de drenaje e

imbibicion para la fase no mojante!'"],

100
\ Drenaje ==
280 \ l
E \ Imbibicion |
- Keg \
2 :
é &0
R
~ N\ -
% 40 ‘\ Krw
=
= b
S 20
S
&
p = ___l_,_,.-----""‘I -~
a 20 40 60 Ed
Saturacion de Agua, S,;

Figura 2.11. Curvas tipica de permeabilidad relativa para un sistema agua-petroleo.
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2.6.5.2. Método Experimental de Desplazamiento Dindmico para Evaluar

Permeabilidad Relativa

En el laboratorio, se utiliza una celda triaxial y bombas de desplazamiento que permiten
inyectar fluidos a tasas constantes. La celda triaxial o de Hassler es un recipiente que
contiene la muestra en su interior y en esta se puede aplicar una presion de confinamiento
para reproducir de la mejor manera las condiciones del yacimiento. En los extremos se
colocan dos sensores de presion para la determinacion de la caidas de presion a través del

nucleo, con esto se elimina buena parte de los efectos de borde.

Para determinar la curva de permeabilidad relativa, la muestra a saturacion irreducible
de agua es desplazada con volimenes controlados de crudo de agua para disminuir la
saturacion de agua en el nacleo y reproducir el proceso de drenaje. La aproximacion al
equilibrio del sistema de flujo bifasico se registra mediante la observacion de los cambios
de presion. Cuando la presion se estabiliza, la saturacion de liquido se registra. La
presion y tasa de flujo son utilizadas para calcular las permeabilidades efectivas y
relativas. Se lleva entonces la muestra a saturacion residual de crudo inyectando agua
para reproducir el proceso de imbibicion. Luego se repite el proceso pero inyectando un
pequefio volumen de crudo en la muestra hasta llegar a un valor de saturacion residual de
agua. En el disefio de experimentos para determinar permeabilidad relativa con este

método es necesario que se cumpla:

e La diferencia de presion a través del nicleo debe ser lo suficientemente pequeia,
comparada con la presion operacional total de modo que los efectos de
compresibilidad sean insignificantes.

e La tasa de flujo y propiedades de los fluidos deben permanecer constante durante la

prueba.

El método de desplazamiento dinamico se utiliza frecuentemente en el laboratorio para

determinar los cocientes k,/k,, ko/k, y ko/k,, donde k,, es la permeabilidad del agua, &, es
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la permeabilidad del crudo y k, la permeabilidad del gas. La razén k,/k, se usa para
predecir el comportamiento de produccién de yacimientos mediante estrategias de
recuperacion mediante inyeccion de agua u otros fluidos; kg/k, se emplea para estimar la
produccion en procesos de recuperacion donde el petroleo es desplazado por el gas, tales
como inyeccion de gas. Un uso importante de la razon ky/k,, es en la prediccion de pozos
almacenadores naturales de gas, donde el gas es inyectado dentro de un acuifero. Estos
cocientes usualmente se miden en experimentos de flujo bifasico. Sin embargo, en la
mayoria de los yacimientos coexisten mas de dos fases, en particular en el caso de las
arenas que en su mayoria contienen cantidades significativas de minerales de arcillas
hidratables, conduciendo asi a fallas en la prediccion soportada con los cocientes antes

sefialados!.

2.6.6. Modelos para Generar Curvas de Permeabilidad Relativa a Partir de Medidas de

Presion Capilar

A continuacion se presentan los modelos matematicos cominmente empleados para
procesar la data experimental para generar la correlacion de permeabilidad relativa a

partir de medidas de presion capilar.

2.6.6.1. Modelo de Purcell

Purcell en el afio 1949, introdujo una ecuacion para calcular la permeabilidad relativa
al agua de la roca usando data de presion capilar. Esta ecuacion puede ser facilmente
extendida para el célculo de permeabilidad relativa en sistemas multifasicos, en flujos
bifasicos la permeabilidad relativa de la fase mojante puede ser calculada como se

muestra a continuacion!®:
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K, =1+ Ec. 2.9

donde K, y S, son lapermeabilidad relativa y la saturacion de la fase mojante, P, es la

presion capilar que es funciénde S, .

Similarmente la permeabilidad relativa de la fase no mojante puede ser calculada como

sigue:

K, == Ec. 2.10

donde K, es la permeabilidad relativa de la fase no mojante. Se puede observar en las

ecuaciones anteriores que la suma de las permeabilidades relativas de la fase mojante y

no mojante es igual a la unidad.

2.6.6.2. Modelo de Burdine

Burdine en el afio 1953 desarrollé ecuaciones similares al método de Purcell, pero
introduciendo un factor de tortuosidad (cociente de la longitud verdadera del camino de
flujo de un elemento de fluido y la distancia lineal entre los puntos iniciales y finales del
movimiento del mismo) como una funciéon de la saturacién de la fase mojante en el
método de calculo de la permeabilidad relativa a partir de presiones capilares. La

permeabilidad relativa de la fase mojante puede ser calculada como sigue!*:
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donde 4,,, es la relacion de tortuosidad de la fase mojante. De acuerdo con Burdine, A,,,

se puede calcular de la siguiente manera:

C7,(1.0) S, -8,

» = Ec. 2.12
r,(S,) 1-§

m

donde S, es la minima saturacion de la fase mojante de la curva de presion capilar; 7,
(1.0) y 7, (S,) son las tortuosidades de la fase mojante cuando la saturacion de la fase

mojante es igual a 100% y S, respectivamente.

De la misma manera, las permeabilidades relativas de la fase no mojante pueden ser
calculadas introduciendo la tortuosidad de la fase no mojante, la cual puede ser calculada

como sigue:

K, =—""" Ec.2.13

donde K,,, es la permeabilidad relativa de la fase no mojante, 4,,,, es la relacion de
tortuosidad de la fase mojante. De acuerdo con Burdine, 4,, se puede calcular de la
siguiente manera:

7,00 §,-§,-8,

raw - Ec. 2.14
an(Sw) 1 - Sm - Se
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donde S, es la saturacion en el equilibrio de la fase no mojante, 7, es la tortuosidad de la

fase no mojante.

2.6.6.3. Modelo de Corey

De acuerdo con los modelos de Purcell y Burdine, una expresion analitica de la
permeabilidad relativa de la fase mojante y no mojante puede ser obtenida si las curvas
de presion capilar pueden ser representadas por una simple funcion matematica. Corey en
1954, encontr6 que las curvas de presion capilar del sistema crudo-agua pueden ser
(3]

expresadas aproximadamente usando la relacion lineal mostrada a continuacion

—=CS, Ec. 2.15

donde C es una constante y S, la saturacion de la fase mojante normalizada expresada

como sigue:

St = S =S Ec. 2.16
1_ SW}”

donde S, es la saturacion residual de la fase mojante o fase agua.

Sustituyendo la Ecuacion 2.15 en la ecuacion de permeabilidad relativa de Burdine, con

la suposicién S, =S, , Corey obtuvo las ecuaciones mostradas a continuaciéon para

calcular la permeabilidad relativa de la fase mojante y no mojante para el caso de

drenaje.

K. =(S)* Ec. 2.17

K,, =(1-5)-[1-(5:)] Ec. 2.18
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Una limitacion del uso del modelo de Corey es que la curva de presion capilar pueda ser
representada por la ecuacion (2.15), puesto que esa relacion lineal seria un

comportamiento supuesto y a veces no es el mas real.

-1

2.6.6.4. Modelo de Brooks — Corey
Debido a la limitacion del modelo de Corey, Brooks y Corey modificaron Ila

representacion de la funcion de la curva de presion capilar a una mas general como se
Ec. 2.19

PC':P(;/'(SZ)7

muestra:
donde P, es la presion capilar de desplazamiento y A es el indice de distribucion de

tamafo de poro.
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3. METODOLOGIA EXPERIMENTAL

En este capitulo se presenta la descripcion de la metodologia empleada para cumplir los
objetivos de esta investigacion. Se describen detalladamente las técnicas utilizadas para
la determinacion de las propiedades fisicas de las rocas, porosidad y permeabilidad, y las
propiedades roca- fluido como mojabilidad, presion capilar y permeabilidad relativa.
Ademas, se incluye la caracterizacion de los fluidos empleados y funcionamiento de los

equipos utilizados en cada experiencia.

Inicialmente, las muestras son sometidas a una fase de acondicionamiento donde son
cortadas y limpiadas. Seguidamente se realiza la etapa de caracterizacion de los fluidos
donde se le realizaron a los fluidos mediciones de densidad, viscosidad y tension
superficial. A los medios porosos se les midieron sus propiedades fisicas, realizando
ensayos de permeabilidad absoluta y porosidad utilizando el equipo CMS-300, porosidad
por el método de la pesada y se conocid6 la distribucion de tamafio de grano por el método
del tamizado. Luego, fue necesario restaurar las condiciones de mojado de las muestras
para poder evaluar las propiedades roca-fluido, se desplazaron entonces con crudo las
muestras previamente saturadas con agua hasta la saturacion irreducible de agua y se
dejan envejecer las muestras por un periodo de 1080 Aoras aproximadamente. Una vez
que las muestras fueron restauradas, se procedid a evaluar la presion capilar por el
método de la centrifuga para los procesos de imbibicion y drenaje a una temperatura de
80°C, caracteristica del yacimiento. Adicionalmente, se evalué la mojabilidad de las
muestras por el método de Amott-Harvey, donde se utilizaron las celdas de
desplazamiento espontaneo y la etapa de los desplazamientos forzados con la centrifuga

siguiendo el procedimiento similar a la evaluacion de la presion capilar.

Las curvas de permeabilidad relativa finalmente fueron generadas de dos maneras. La

primera, utilizando los modelos matematicos de Burdine y Corey, se obtuvieron
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siguiendo la metodologia propuesta, a partir de los datos experimentales obtenidos de

presion capilar. La segunda, sera utilizando el método de desplazamiento dindmico

donde se obtuvo esta propiedad con el fin de validar la metodologia.

3.1. Plan de Experiencias

En esta seccion se presentan los ensayos que se realizaron para alcanzar los objetivos

propuestos, esto incluye el tipo de prueba y las condiciones del ensayo.

Tabla 3.1. Plan de trabajo.

Fase Objetivo Ensayo Condiciones
Acondicionar los medios | Toma, corte, limpieza de | § muestras. La limpieza
porosos para su posterior | tapones se realizd con tolueno y
| evaluacion de metanol a una
propiedades fisicas vy Temperatura de 120°C
roca-fluido
Caracterizacion de los | Permeabilidad absoluta, | La permeabilidad
medios porosos | Porosidad, Distribucion | absoluta y la porosidad
seleccionados de tamaiio de grano fueron medidas a una
presion de confinamiento
I de 1,38x10° Pa
Caracterizacion de los| Viscosidad cinematica, [ Los  analisis  fueron
fluidos a seleccionar Densidad, Tension | realizados a 80°C
superficial
Restauracion ~ de  la| Saturacion con agua de | Centrifugacion y
mojabilidad en  los | formacion, afiejamiento a 80°C
III medios porosos Centrifugacion,
afiejamiento.
Evaluacion de la presion | Presion capilar por el|Las pruebas de la
capilar método de la centrifuga. | centrifuga y mojabilidad
v Mojabilidad  por el |fueron efectuadas a una
método de  Amott- | temperatura de 80°C.
Harvey
AV Validacion de la | Método de | Las pruebas se realizaron
metodologia  propuesta | desplazamiento dinamico |a 80°C y una presion de

determinando curvas de
permeabilidad relativa

confinamiento de
1,38x10° Pa

3.2. Seleccion de Muestras

Se seleccionaron 8 muestras de arenas provenientes de un pozo de un campo venezolano.

Estas muestras se toman a diferentes profundidades del pozo, garantizando que exista

64




o81DAD
A s e

METODOLOGIA EXPERIMENTAL ST,
ok s 1.

LA

una variacion evidente entre las propiedades fisicas de las muestras, esto se hace con la
ayuda de los registros disponibles del yacimiento. Dicha seleccion garantiza disponer

muestras permeables y poco permeables.

3.3. Preparacion de Muestras

La preparacion de las muestras es el paso previo para la ejecucion de las pruebas
experimentales y consiste en la identificacion, limpieza y secado de las mismas, ya que
para determinar las propiedades fisicas de interés de la roca en este trabajo (porosidad y
permeabilidad absoluta) es necesario que los medios porosos se encuentren libres de
fluidos. En esta etapa también se determinan las caracteristicas geométricas de la
muesta: Longitud y didmetro. Se incluye la caracterizacion de los fluidos a utilizar,
crudo y agua de formaciodn sintética, resaltando los procedimientos para las medidas de

viscosidad, densidad y tension superficial.

3.3.1. Limpieza de Muestras

La limpieza de las muestras es considerado un procedimiento estandar utilizado previo a
la realizacion de los andlisis convencionales y especiales de niicleos. Dependiendo de las
caracteristicas del ntcleo se debe seleccionar una estrategia para la limpieza de los
mismos. Para la realizacion de este trabajo el método utilizado fue el de Destilacion-
Extraccion, método tradicional de limpieza en la industria petrolera. Existen pasos
especificos a seguir en cada etapa del procedimiento de limpieza para los diferentes tipos
de muestra seglin los fluidos y contaminantes que contiene, estos se rigen por la Norma

ASTM G120-954,

El equipo utilizado para la limpieza es un equipo Dean-Stark 6 Sohlet (Figura 3.1), donde

las muestras se limpian por el reflujo descendente de Tolueno en la columna principal del
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equipo que contiene las muestras. En esta técnica el Tolueno es continuamente
evaporado en la parte inferior del montaje por una manta de calentamiento que
suministra la energia necesaria para que el liquido cambie de fase y fluya de manera
ascendente a través de la columna principal llena de las muestras. El Tolueno ascendente
puede arrastrar impurezas de petroleo y llegar hasta el tope donde se encuentra un
condensador, en el cual los vapores de Tolueno cambian de fase y el liquido es
recirculado al sistema. El solvente entonces es distribuido en la parte superior de las
muestras hasta limpiarlas completamente de los hidrocarburos. El ciclo de limpieza llega
a su fin cuando se observa que el Tolueno que sale por el fondo de la columna es
cristalino. EI mismo procedimiento aplica para la eliminacion de sales, pero en este caso

el solvente es Metanol. El tiempo estimado para la limpieza de muestras oscila entre 12 a

24 horas.

il .- o — I
- 4 -
j S 4 —
Condensador - T . ’ v |
==
— ﬁﬂ‘i» Sl ]
i SRRl |
Trampa calibrada ' w— . AT d. ’. _,AF
3 ! ‘I 4 | | 13 Porta muestra
f i . ] -

Matraz con solvente

Manta de calentamiento

Figura 3.1. Montaje experimental equipo limpieza de muestras Dean-Stark.

El equipo (Figura 3.1) consiste de una celda porta muestra de vidrio, donde se colocan
las muestras, consolidadas o no consolidadas, un balon aforado que contiene el solvente a
utilizar, una trampa de recoleccion calibrada y un condensador, por donde circula el

fluido refrigerante.
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3.3.2. Secado de Muestras

Luego que las muestras se encuentran libres de hidrocarburos y sales, es necesario
secarlas para garantizar que no quede solvente en los espacios porosos. El secado de
muestras se realizd en un horno al vacio. En el horno, una resistencia interna suministra
la energia necesaria para que el solvente presente en las muestras cambie de fase y
abandone el solido. La temperatura a la cual se realiza el secado es aproximadamente
88°C durante un tiempo de 48 horas. Una vez que culmina la etapa de secado, las
muestras fueron almacenadas en un desecador para asegurar que la humedad del medio

no entre en las muestras.

3.4. Caracterizacion de los Fluidos de Yacimiento

3.4.1. Preparacion del Agua de Formacion

La composicion del agua de formacion sintética utilizada para las pruebas se muestra en
la Tabla 3.2. El agua de formacion sintética usada fue preparada siguiendo el
procedimiento del American Petroleum Institute (API) RP 45: Recommended Practice

for Analysis of Oil-field Waters®”), el cual se describe a continuacion:

Tabla 3.2.Composicion de agua de formacion sintética.

Compuesto Concentracion (g/]) % p/p
NaHCO; 3,2299 18,5
NaySO4 0,4790 2,7
NaCl 13,2476 76,0
CaCl,.2H,0 0,3668 2,1
MgCl,.6H,0O 0,1004 0,6
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Se burbujed didxido de carbono (CO,) en agua destilada durante 30 minutos. Los
reactivos quimicos se pesan, se disuelven en agua destilada por separado y se agregan al
agua burbujeada con CO; en el siguiente orden: 1) Bicarbonato de Sodio, 2) Carbonato
de Sodio, 3) Sulfato de Sodio, 4) Cloruro de Sodio, 5) Cloruro de Calcio, 6) Cloruro de

Magnesio.

Después de agregar todas las sales, se ajusta el volumen de agua destilada y se agita el
contenido durante 30 minutos, burbujeando simultineamente con Didxido de Carbono

(CO») a fin de evitar la precipitacion de las sales.

3.4.2. Determinacion de la Densidad de los Fluidos

La densidad de los fluidos (agua de formacion sintética y petréleo), se determina por
medio del densimetro DMA 35N (Anton Paar, Figura 3.2), el cual opera en un rango de

medicion entre 0y 1,999 g/cm’ y tiene una apreciacion de +£0.0001 g/cm’.

Figura 3.2. Densimetro.
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El procedimiento para medir es el siguiente: El densimetro es encendido y se inyecta el
fluido por la abertura ubicada en la parte lateral derecha del equipo. La inyeccion del
fluido se realiza con una jeringa garantizando que el fluido entre por el capilar interno del
equipo y no se produzcan burbujas de aire que puedan alterar la medicién. La medicion

es directa sobre una escala digital.

3.4.3. Determinacion de la Viscosidad

Para determinar la viscosidad cinematica se utiliza el equipo denominado viscosimetro
Cannon-Fenske, mediante la norma COVENIN 424-91 “Determinacién de la viscosidad

cinematica y célculo de la viscosidad dinamica”®!

. El equipo que se muestra en la
Figura 3.3 consiste en un bafio térmico con glicerina, este bafio contiene un medidor de
temperatura y una resistencia eléctrica para calentar el bafio (el sistema de control para
mantener la temperatura en el bafio constante es realizado de forma manual), un
viscosimetro Cannon-Fenske donde se coloca el fluido a evaluar (dependiendo del rango
de viscosidad esperado se debe seleccionar el viscosimetro adecuado para la medicion) y

finalmente, debe tenerse disponible un crondmetro.
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Medidor de temperatura

Sensor de temperatura .
Viscosimetro Cannon-Fenske

Bario de glicerina

Figura 3.3. Montaje experimental viscosimetro Cannon-Fenske.

El procedimiento para medir la viscosidad cinemadtica es el siguiente:

1. Se introduce un volumen alrededor de 20 m! en el viscosimetro Cannon-Fenske

ii. El viscosimetro es sumergido en el bafo de glicerina ya ajustado a la temperatura de
medicion. Luego de esperar un tiempo prudencial para garantizar que el fluido se
encuentre a la temperatura del ensayo (30 minutos aproximadamente).

iii. Con una propipeta se succiona el fluido a medir por el extremo mas fino del
viscosimetro hasta que el menisco del fluido esté 5 mm por encima de la medida superior
del aparato. Se verifica que no existan burbujas de aire que puedan afectar la medicion.
iv. Se retira la pera de succion y se espera que el menisco descienda por efecto de
gravedad a través del capilar del aparato. Cuando el menisco del fluido pase por la
medida superior del viscosimetro se empieza a contabilizar el tiempo hasta que el mismo
pase por la medida inferior.

El calculo de la viscosidad cinemética se realiza con la siguiente ecuacion*®:

y=C-t Ec. 3.1
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donde y es la viscosidad cinematica, C es una constante de proporcionalidad que

depende del viscosimetro y ¢ es el tiempo.

La viscosidad dindmica se calcula por:

L=y p Ec. 3.2

donde u es la viscosidad dinamicay p es la densidad .

3.4.4. Medicion de la Tension Superficial

Para medir la tension superficial se utilizo el tensidometro Lauda TD-1 mostrado en la

Figura 3.4. Este equipo puede medir densidad y tension interfacial. La medicion depende

del accesorio utilizado para sumergir en la superficie de la muestra, puesto que este es el

principio de funcionamiento del aparato. Para medir la tension superficial se utilizo el

método del anillo, donde el accesorio es una especie de anillo calibrado.

Anillo

Pantalla

Muestra

Selector

Ajuste de cero

Calibracion

Perilla

Figura 3.4. Tensiometro Lauda TD-1.

El procedimiento para medir es el siguiente:
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i. Se coloca el selector sefialando el accesorio del anillo.

i1. Utilizando el boton de ajuste se asegura que el valor de tension superficial en la
pantalla marque “0,00”.

iii. Un peso calibrado de 500 mg se coloca en el mismo sitio donde se encuentra el anillo
y se verifica que en la pantalla aparezca el valor 40,89 (mN/m). Si no marca este valor ,
con la perilla de calibracion se ajusta a este valor.

iv. Se retira el peso de 500 mg y se comprueba que la pantalla marque “0,00”.Si no se
obtiene este valor se regresa al paso ii.

v. Se coloca la muestra en un vaso de precipitado en la base del tensiometro y se sumerge
poco a poco el anillo deslizando la perilla del equipo que permite esta accion.

vi. Cuando el anillo se encuentra dentro del fluido, se procede a elevarlo moviendo la
perilla lentamente y observando el valor de tension superficial. Se observa claramente
entre la superficie y el anillo la conocida lamela.

vii. La lamela se rompe justamente cuando se mide la tension superficial, éste es el valor
mas alto observado en la pantalla puesto que después de rota la lamela los valores en la

pantalla descienden violentamente.

Los valores de tension superficial medidos por el método del anillo tienen que ser

corregidos por un factor que se menciona a continuacion:

£ = 08759 200091887 Ec.33
P
donde f es el factor de correccion, p es la densidad y 7 es la tension superficial.
La tension superficial corregida es calculada finalmente segtin la ecuacion:
r=7-f Ec. 3.4

donde 7 es la tension superficial corregida.
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3.5. Determinacion de Propiedades Fisicas

3.5.1. Porosidad

Las medidas de porosidad se realizardn utilizando el equipo CMS-300 (Core
Laboratories) y por medio del Método de la Pesada. A continuacion se describen éstos

dos procedimientos:

3.5.1.1. Medicion con CMS-300

La porosidad de los tapones se obtiene por medio del CMS-300, equipo mostrado en la
Figura 3.5. El equipo consta de un porta-nucleos, que posee una capacidad para medir 18
muestras de 2,54 c¢cm de didmetro o 12 de 3,81 c¢m de diametro, operando a presiones de
confinamiento que van desde 5,52x10° a 2,76x10” Pa. La presion de confinamiento es
seleccionada por el usuario y se aplica a la muestra de forma axial y radial, de manera de
obtener medidas mas representativas de la condicion real del yacimiento. El resto del
equipo consta de 1 panel donde se registran las lecturas, y una serie de valvulas que

controlan el sistema de expansién del helio®”).

El sistema CMS-300 retine todos los elementos necesarios para efectuar las mediciones
de porosidad, permeabilidad al aire y permeabilidad corregida por Klinkenberg en un
solo instrumento. Este equipo determina los volimenes porosos basandose en la Ley de
Boyle ([P] [V] = constante, sobre un rango modesto de presiones) para una presion de
confinamiento dada, donde un volumen conocido de helio se expande a una cierta
presion. La muestra de nucleo se coloca en una camara y luego se presuriza con un gas
(usualmente Helio) a una presién aproximada de 5,17x10° Pa. Luego se permite que el
gas se expanda dentro de un volumen grande previamente calibrado. Esto se hace con y
sin la muestra dentro de la cdmara portamuestras, en cada caso se registra la presion

resultante.
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Figura 3.5. Equipo CMS-300.

3.5.1.2. Método de la Pesada

Este método permite obtener el volumen poroso de la muestra aplicando el principio de
Arquimedes. Asi se realiza una diferencia de peso entre el volumen de la muestra seca y
el volumen de la muestra 100% saturada, dividida por la densidad del fluido de

referencia.

Se pesa la muestra limpia y seca utilizando una balanza, luego se coloca la muestra en
una bomba de vacio sumergida en agua destilada, durante un periodo de 8 horas, para
asegurar una saturacion del 100%. Una vez saturada la muestra, se reporta el peso de la

muestra.

El volumen poroso de la muestra se obtuvo por la siguiente ecuacion:

P -P
v, :—( v =) Ec. 3.5
o,
donde ¥, es Volumen poroso de la muestra, P, es el peso de la muestra saturada con

agua, P;es el peso de la muestra seca, p es la densidad del liquido que satura.
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3.5.2. Permeabilidad Absoluta

Para determinar la permeabilidad absoluta su utiliza el equipo CMS-300"", donde como
se menciond en la seccion 3.1.1.1 se efectiia la medicion simultinea de porosidad y
permeabilidad absoluta. La muestra es colocada en un equipo (sistema) llamado
permeametro que contiene una manga que sella el ntcleo a lo largo de su eje mas largo y
un recipiente de acero con reguladores de presion, en el cudl se coloca la muestra. La
zona ubicada entre la manga y las paredes internas del permeametro, es sometida a una
presion de confinamiento con el fin de evitar pérdidas del flujo hacia los lados.
Posteriormente, se establece un flujo lineal de gas Helio a través del nticleo, mediante la
aplicacion de un diferencial de presion conocido. El mismo aparato procesa utilizando la
ecuacion de Darcy el valor de permeabilidad al aire y calcula el valor de permeabilidad

corregida por efecto Klinkenberg.

3.5.3. Distribucion de Tamario de Grano

Para realizar esta prueba se utiliza el método de tamizado. Este ensayo consiste en
separar los granos que conforman la muestra segun el tamafio de apertura de una malla o
tamiz empleado. Es necesario que la muestra sea no consolidada, por lo tanto la muestra

debe ser previamente triturada en un mortero de porcelana.

Primero los tamices son preparados, se pesan vacios y se ordenan de mayor abertura a
menor abertura. Luego son separados en dos grupos de manera de tener un rango amplio
de didametro promedio de particula en la experiencia. Se coloca sobre el equipo tamizador
(Figura 3.6) el primer grupo de tamices con la bandeja de recoleccion en la parte inferior
del conjunto y se vierte sobre el tamiz superior 100 g de muestra. Se activa el equipo por
20 minutos. Seguidamente, se extraen cada tamiz del equipo y se pesan. Se repite el
procedimiento con el segundo grupo de tamices vertiendo como muestra el contenido de

la bandeja de recoleccion en la experiencia anterior.
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Figura 3.6. Tamizador.
El peso de la muestra retenida en cada tamiz se calcula segun la ecuacion:
P=P -P Ec. 3.6

donde P es el peso retenido del tamiz, P, es el peso del tamiz con muestray P, es el

peso del tamiz vacio. Este célculo se debe realizar para cada tamiz.

El porcentaje en peso total de la muestra retenido en cada tamiz se calcula:

P
%P = F’-IOO Ec. 3.7

a

donde P, es el peso total de la muestra entes de ser tamizada.

Una vez realizado los célculos se realiza un grafico de el porcentaje acumulado de

muestra retenido en funcidn del tamafio de apertura del tamiz en un grafico.
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3.6. Restauracion de la Mojabilidad en los Medios Porosos

Debido a variadas razones operacionales tanto en la toma de nucleos, malas practicas en
la preservacion, malas practicas en la manipulacion de muestras en el laboratorio, uso
de quimicos que alteren las propiedades roca-fluido, condiciones desfavorables de
presion y temperatura entre otras, puede ocurrir una alteracion en la condicion de mojado
de la roca de yacimiento. Por esto, es necesario luego de la limpieza de las muestras la
restauracion de los fluidos en la estructura porosa a condiciones de yacimiento. Las
muestras destinadas a andlisis especiales como mojabilidad, presion capilar y
permeabilidad relativa utilizan muestras envejecidas o restauradas para llevar el sistema
experimental a condiciones mas reales. La restauracion consiste en las etapas de
saturacion del medio poroso con agua de formacién, desplazamiento del crudo en la roca

por el método de la centrifuga y afiejamiento de la muestra.

Camara de vacio

Bomba de vacio

Recipiente con

muestra y agua
de formacion

Valvula

Figura 3.7. Equipo para saturar las muestras.

Luego de la limpieza y secado de las muestras, las muestras previamente pesadas se

colocan en un recipiente con cierto volumen de agua de formacion sintética. El
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recipiente, con las muestras y el agua de formacion suficiente para cubrir el volumen de
muestras a saturar, se coloca dentro de la cdmara de vacio como se muestra en la Figura
3.7. Seguidamente, se verifica que el sello del envase donde se va a aplicar el vacio, se
abre la valvula que comunica la bomba mecanica de vacio con el recipiente contenedor y
se enciende la bomba. Las muestras se dejan saturando con agua por un periodo de ocho

(8 horas), para asegurar que quedaran 100% saturadas.

Para el desarrollo del desplazamiento de crudo a través de la muestra saturada con agua
de formacion sintética se utilizara el método de la centrifuga. Este procedimiento se
encuentra detallado en la seccion 3.7.1. El procedimiento general consiste en aumentar
progresivamente la velocidad de centrifugacion, y medir en cada incremento, la cantidad
de fluido mojante desplazado a temperatura de yacimiento (80°C). El volumen de agua
desplazado es medido hasta que no se observe incrementos de éste al aumentar las

revoluciones en el sistema.
En la etapa de envejecimiento o afiejamiento se busca restaurar la mojabilidad de la roca

a temperatura de yacimiento. Esta prueba se realiza en un horno condicionado por un

periodo de tiempo extenso, generalmente unas 1080 horas.

3.7. Evaluacion de la Presion Capilar

La determinacién experimental de la presion capilar se realiza por el método de la
centrifuga. Los sistemas bifasicos a evaluar son agua-crudo y crudo-agua. A

continuacion se describen los procedimientos y equipos empleados.
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3.7.1. Método de la Centrifuga

El método de la centrifuga puede ser utilizado para sistemas aire-agua, aire-petroleo y
petroleo-agua. El procedimiento empleado fue segun el procedimiento técnico PDVSA:
Determinacion de la presion capilar por el método de la centrifuga **). Para el desarrollo
de esta prueba se utilizo una centrifuga Beckman (Modelo L8-60M/PHT, Figura 3.8). La
centrifuga contiene un panel electronico para controlar la velocidad, temperatura, presion
de vacio y programacion en el tiempo. Ademas, posee una camara de centrifugacion al
vacio, un rotor y unas celdas que van enroscadas al rotor donde su configuracion depende

del proceso de desplazamiento que se quiera realizar (Drenaje o Imbibicion).

La Ultracentrifuga Beckman, modelo L8-60M/PHT, fue disefiada para analizar muestras
de rocas de yacimientos con didmetros de 2,54 y 3,81 cm y una longitud de 2,54 cm. El
equipo posee una lampara de luz estroboscopica ubicada debajo del rotor que posee un
sistema que permite leer el volumen de fluido desplazado para cada velocidad de
rotacion a la que se lleva a cabo la experiencia. La lectura se hace a través de una ventana
de vidrio que se encuentra directamente sobre la ldmpara. En la Tabla 3.3 se indican las

especificaciones del aparato.

Figura 3.8. Centrifuga Beckman (Modelo L8-60M/PHT).
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Tabla 3.3. Especificaciones de la Ultracentrifuga Beckman

Caracteristica Valor
Velocidad de rotacion 0-20000 RPM
Temperatura 0-150°C
Control de temperatura +5%
Material del tubo Titanio
Material del rotor Aluminio

Dependiendo del proceso a evaluar (Drenaje o imbibicion) se utiliza una celda de
configuracion estandar (Drenaje, Figura 3.9) o celda de configuracion invertida

(Imbibicion, Figura 3.10) .

1. La muestra limpia y previamente saturada se coloca en una centrifuga y se desplaza el
fluido contenido en la muestra por efecto de rotacion de la centrifuga. El volumen de
fluido desplazado se recoge en un tubo graduado que se encuentra en la parte mas alejada

del eje de rotacion de la centrifuga, este volumen es registrado.

ii. Se incrementa la velocidad de rotacién y se registra en cada paso el volumen

desplazado. El procedimiento se repite hasta alcanzar el equilibrio.
La conversion de los datos obtenidos por el método de la centrifuga en valores de presion

capilar, se realizo utilizando la ecuacion (2.8). El calculo de la saturacion es realizado

utilizando la ecuacion (2.4).
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Celda armada

Figura 3.10. Celda con configuracion invertida.

Muestra

Envase de metal

Tubo calibrado

Celda

Envase calibrado

Muestra

Celda armada

Porta muestra

Celda
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3.8. Evaluacion de la Mojabilidad Mediante la Prueba de Amott-Harvey

Para la realizacion de esta prueba es necesario realizar una serie de desplazamientos de
manera espontanea y forzada para el sistema. El método que se usard fue segun el
procedimiento técnico PDVSA-Intevep™. Los desplazamientos espontaneos se
realizaron con una celda de vidrio como se muestra en la Figura 3.12 y los

desplazamientos forzados en la Ultracentrifuga Beckman (Figura 3.8).

Celda <4— Escala en (ml)

Muestra

—apon

Figura 3.11. Celda transparente de desplazamiento espontaneo.

La prueba consta de los siguientes pasos:

i. Imbibicion espontdnea: Se sumerge la muestra previamente envejecida en la celda de
desplazamiento espontaneo con agua de formacion sintética y se mide el volumen de

crudo (V, ) espontdneamente desplazado mediante Imbibicion de agua de formacion.

sp

ii. Imbibicion forzada: Se centrifuga la muestra en agua de formacién como se sefiala en

la seccion 4.5.1 hasta alcanzar la saturacion residual de crudo y medir el volumen de

aceite desplazado (V).
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iii. Drenaje espontaneo: Se sumerge la muestra en la celda de desplazamiento

espontaneo con crudo y se mide el volumen de agua de formacion (V)

espontaneamente desplazado.

iv. Drenaje forzado: Se centrifuga la muestra en crudo hasta alcanzar la saturacion

irreducible de agua y se mide la cantidad de agua desplazada (V).

Los resultados pueden expresarse mediante tres indices. Un indice de mojabilidad al agua

(0,) definido por:

VOS
o, = — Ec. 3.8
Vo tVou

osp

un indice de mojabilidad al aceite (5, ) definido por

sz
= Ec. 3.9
szp + de

y un indice de mojabilidad neutra o, definido mediante

o,+0,+0, =1 Ec. 3.10

Cuando 6, =0, la roca tiene fuerte afinidad por el agua, el aceite o ambos. Cuando
0, =1, la roca no tiene afinidad ni con el agua ni con el aceite. Una representacion

triangular permite identificar los diferentes sindromes de mojabilidad, particularmente
aquellos de gran impacto técnico en la recuperacion del petréleo, como la mojabilidad
neutra, intermedia y fraccional. En la Tabla 3.4 se muestran las zonas que definen las

diferentes condiciones de mojado.
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Tabla 3.4. Definicion de las diversas condiciones de mojado.
Mojabilidad Condiciones
Fuerte al Agua 0,7<6,<1 0<6,<0,3
Fuerte al Aceite 0<06,<0,3 0,7<8,<1
D¢ébil al Agua 0<864<0,3 0,3<6,<0,7
Débil al Aceite 0,3<6,<0,7 0<6,<0,3
Neutra 0<6,<0,3 0<6,<0,3 0,7 < 1-84-9,
Intermedia 0<3,<0,3 0<6,<0,3 0,4 <1-8,-6,<0,7
Fraccional 0,3<6,<0,7 0,3<06,<0,7

3.9. Determinacion de la Permeabilidad Relativa

El método utilizado para determinar la permeabilidad relativa en este trabajo es el
método de estado dinamico %\, Las medidas de permeabilidad relativa por este método

se realizan a condiciones de yacimiento: presion de confinamiento y temperatura.

El montaje (Figura 3.13) consiste en una celda triaxial que soporta altas presiones y
temperaturas, donde es confinada la muestra y es donde se inyectan los fluidos. Esta
celda se encuentra en un horno automatizado, en el cual sus resistencias eléctricas
suministran la energia necesaria para que el sistema se encuentre a la temperatura del
yacimiento (80°C). En el horno también se encuentran los pistones de las bombas
utilizadas para inyectar los fluidos a las muestras, esto para garantizar que el fluido este a
la temperatura deseada. En la parte exterior del sistema se encuentra el sistema de
bombeo que consta de 2 bombas, una para la inyeccion de fluidos en la muestra y la otra

para el confinamiento de la muestra en la celda triaxial. Las bombas utilizadas son marca

84




o81DAD

METODOLOGIA EXPERIMENTAL *"’1\"%

b4 .
A A

s

A .',Bgi

ISCO, modelo 260-D, digital, que permiten operar a tasas de flujo de 0-22,5 ml/min,
pueden trabajar a una presién maxima de trabajo de 4,13x10” Pa y tienen una exactitud

de +1% a 1 ml/min.

El procedimiento utilizado es el siguiente: La muestra es saturada previamente con agua
de formacion y colocada en una manga de confinamiento. Esta manga es colocada dentro
de la celda triaxial de alta presion. Seguidamente, se aplica la presion de confinamiento
que para el caso de estudio fue 1,37x10” Pa asegurando antes que no existieran fugas en
las lineas y en la celda. Se procede a inyectar fluido (Crudo o Agua de formacion
dependiendo el caso) a una tasa de inyeccidén constante. Finalmente, se registran el
volumen desplazado de fluido en el vial calibrado colocado a la salida de la celda y la

diferencia de presion existente en la celda hasta que empiece a observarse el fluido

inyectado en la salida de la celda que es indicativo de la finalizacion de la prueba.

Linea de
inyeccion de
Sfluido

Fluido desplazado

Figura 3.12. Montaje experimental de prueba de desplazamiento dinamico.
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3.10. Curvas de Permeabilidad Relativa a Partir de Modelos Matematicos

Una vez realizadas las pruebas de laboratorio, se procede al andlisis de los datos
experimentales de presion capilar. Con la ayuda del modelo matematico de Burdine y la
correlacion de Corey presentados en el capitulo 2 se procede a convertir éstos datos en
valores puntuales de permeabilidad relativa. Con estos resultados se generan curvas de
permeabilidad relativa utilizando el paquete grafico Sygma Plot 8.0. Se utiliza el modelo
matematico de Simpson por ser una de las mejores aproximaciones numéricas en los
casos de resolver integrales, como en la mayoria de los casos presentados en los modelos.

Los resultados finalmente se comparan a los obtenidos en las pruebas experimentales de

permeabilidad relativa.
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4. RESULTADOS Y DISCUSION

En este capitulo se presentan los resultados obtenidos en la realizacion de este trabajo de

acuerdo al esquema experimental sefialado en el Capitulo 3.

4.1. Preparacion de Muestras

Para el desarrollo de este trabajo se seleccionaron 8 muestras procedentes de un
yacimiento venezolano, éstas se identificaron, cortaron y limpiaron empleando el método

destilacion - extraccion. En la Tabla 4.1 se muestra el resultado de la caracterizacion

fisica de las muestras seleccionadas.

Tabla 4.1. Caracteristicas fisicas de las muestras.

Muestra Diametro £ 0,001x10'2(m) Longitud + 0,001)(10'2 (m) Peso seco = 0,0001(Kg)

A 3,783 3,995 0,1032
B 3,785 4,037 0,1045
C 2,531 2,262 0,0244
D 3,785 3,982 0,1054
E 2,532 2,336 0,0272
F 3,778 5,926 0,1342
G 3,815 5,608 0,1359
H 3,838 4,520 0,1224

En esta etapa se realizd la caracterizacion de los fluidos utilizados: crudo mediano
proveniente del mismo yacimiento de donde se extrajeron las muestras y agua de
formacion sintética, cuya composicion es similar a la del yacimiento. En la Tabla 4.2 se
resumen las propiedades fisicas de los fluidos medidas a temperatura de yacimiento

80°C.
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Tabla 4.2. Propiedades fisicas de los fluidos a 80°C.

Fluido p+0,1 (Kg/m’) 4 (Pa.s)x10° o +0,1 nN/m)
Agua de formacion sintética 998,3 0,917 33,4
Crudo 906,3 32,243 25,7

4.2. Determinacion de Propiedades Fisicas de los Medios Porosos Estudiadas

4.2.1. Porosidad y Permeabilidad Absoluta

Tabla 4.3. Propiedades fisicas de los medios porosos.

Muestra @it 0,1 (%) Boms-300 (%)% 0,1 @ Kems-300 = 0,1 (um’) @
1,38x10° Pa 1,38x10° Pa
A 13,4 13,2 441
B 14,2 13,9 29,3
C 12,6 12,5 97,1
D 10,6 10,2 11,5
E 12,5 12,4 114,5
F 21,2 20,7 5980,6
G 18,2 18,0 153,0
H 20,4 19.4 457,1

Los ensayos de porosidad y permeabilidad absoluta se realizaron en el equipo CMS-300
a una presion de confinamiento de 1,38x10° Pa, con el fin de reproducir las condiciones

del yacimiento. Por esta razon, se observa una pequena diferencia entre los resultados de
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porosidad obtenidos por el método de la pesada y el correspondiente al CMS-300, ya que
en el método de la pesada la estructura porosa no estd confinada y los granos se
encuentran distribuidos entonces de manera diferente que en el otro ensayo. El espacio
poroso, al aplicar una presiéon de confinamiento, tiende a disminuir, por lo que se puede
decir que a mayor presion de confinamiento se puede esperar un valor de porosidad
menor*!. Sin embargo, esta diferencia es muy pequefia, y varia aproximadamente entre

0,2 a1 % de porosidad dependiendo de la muestra.

Es necesario sefialar que la porosidad obtenida experimentalmente es la denominada
porosidad efectiva, donde solo se toman en cuenta los poros conectados de la muestra. En
el caso que se requiera evaluar la porosidad absoluta de la muestra, donde se toma en
cuenta los poros conectados y no conectados en la matriz porosa es recomendable
realizar un ensayo de resonancia magnética nuclear. Los valores de porosidad
encontrados se encuentran entre 10,2 y 20,7%, valores tipicos encontrados en arenas (8-
39%) y similares a los valores comunes para muestras consolidadas de nucleos (10-

25%)4,

Los resultados de permeabilidad absoluta comprenden un amplio rango desde 11,5 hasta
5980,6 um®, necesario para cumplir los objetivos propuestos. Como es de esperar no se
observa una relacion directa entre los resultados de permeabilidad absoluta y porosidad

efectiva.

4.2.2. Distribucion de Tamario de Grano

Se utilizo el método del tamizado para conocer la distribucion de tamafio de granos para
las 8 muestras. Para cada muestra se obtuvo un histograma que indica su grado de
heterogeneidad. En esta investigacion la distribucion de tamafio de granos se realizod de
manera de lograr una caracterizacion completa de las muestras, pudiéndose relacionar en

estudios posteriores el tamafio del grano con el espacio poroso dependiendo del tipo de
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roca. Este método presenta limitaciones de caracter experimental que deben ser tomadas
en cuenta para estudios posteriores. Primero, el hecho de triturar la muestra de manera
manual para separar los granos depende directamente de la fuerza aplicada por el
operador, acarreando bastante error al no realizarse una separacion eficiente por el grado
de trituracion. Se recomienda realizar analisis de microscopia electronica para asi
relacionar directamente el tamafno promedio de granos con el diametro promedio de
garganta de poros, visualizados directamente en la matriz porosa. Esta relacion podria
servir para conocer el espacio disponible real de la muestra para almacenar fluidos y

visualizar la distribucion verdadera de los granos en la matriz.
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Didametro Promedio de Granos (micrones)

Figura 4.1. Distribucion de tamafio de grano para la muestra A.

En la muestra A (Figura 4.1), se observa una distribucién de tamafio de particula bien

heterogénea, ya que el 85% de la muestra presenta tamafios de granos entre 710 y 250
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micrones. El 27% de la muestra sometida al proceso de tamizado fue la porcion mas alta

retenida en un tamiz, donde el tamafio de grano promedio para este grupo se encuentra

entre 355 y 250 micrones. Este comportamiento se repite en muchas de las muestras

analizadas. La porosidad medida en el CMS-300 es 13,2% y la permeabilidad absoluta

resulto ser 44,1 pm’, una de las mas bajas del grupo de muestras. Se presume la

existencia de una gran cantidad de poros no conectados que permitieron obtener este

valor, pudiendo existir una relacion con la gran diferencia de tamafio en los granos que

conforman la muestra.

Porcentaje de Muestra Acumulado (%)
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Figura 4.2. Distribucion de tamafio de grano para la muestra B.

2000

En la muestra B (Figura 4.2), se observa mayor cantidad de particulas con tamafos entre

500 y 90 micrones, donde un 50 % de la muestra se retuvo en los tamices de 355 y 250

92



RESULTADOS Y DISCUSION

micrones. Por el comportamiento de la grafica se puede inferir mayor grado de

heterogeneidad de la muestra en comparacioén con la muestra A.
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Figura 4.3. Distribucion de tamafio de grano para la muestra C.

2000

La distribucién de tamafio de grano de la muestra C (Figura 4.3), es mucho maés clara que

las anteriores, indica un grado de homogeneidad mayor que la muestra B, ya que

aproximadamente el 75% de la muestra se encuentra entre didmetros promedios de

granos de 355 y 125 micrones. Esto se refleja en el valor de porosidad, uno de los mas

bajos del grupo de muestras, 12,5% y una permeabilidad absoluta superior al de las

muestras A y B (97 um?). Se puede decir que el namero de poros conectados de esta

muestra es mayor, sin embargo se resalta que no necesariamente una roca por ser mas

porosa es mas permeable.
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Figura 4.4. Distribucion de tamafio de grano para la muestra D.

En la gréfica de distribucién de tamafio de particula para la muestra D (Figura 4.4), se
observa que el tamafio promedio de grano con mayor porcentaje en la muestra se
encuentra entre 180 y 125 micrones, ya que el 31% de la muestra que fue sometida al
tamizado quedo retenida en la malla de 125 micrones. Se puede decir que la muestra es
muy heterogénea puesto que aproximadamente el 80% de ella muestran se encuentran
tamafios entre 90 y 355 micrones. Esta misma heterogeneidad puede influir en el valor de
permeabilidad absoluta, ya que la muestra posee una porosidad de 10,2%, y una
permeabilidad absoluta de 11,5 zm”. De aqui que la muestra no posea una gran cantidad

de poros conectados que permitan fluir fluidos en su interior.
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Figura 4.5. Distribucion de tamafo de grano para la muestra E.

En la muestra E (Figura 4.5), se puede observar como un 37% de la muestra posee un
tamafio de grano entre 355 y 250 micrones, comportamiento que se repite en la mayoria
de las muestras, donde las particulas en el tamizado tienden a distribuirse en los tamices
centrales. La porosidad de esta muestra result6 ser de 12,4 % una de las mas bajas del
grupo de muestras, sin embargo la permeabilidad absoluta resulto ser de 114,4 zm’ valor

intermedio.

Para la muestra F (Figura 4.6), la tendencia indica un grado de heterogeneidad bajo
comparando con el grupo de muestras evaluadas. El tamafio de particulas entre 355 y 250
micrones resultd ser el porcentaje mas elevado de la muestra con 37%, seguido del rango

250-180 micrones donde se obtuvo un 33%. Aproximadamente el 85% de la muestra de
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acumuld en los tamices centrales del montaje (250-125 micrones). La porosidad en este
caso resultdo de 20,7%, se puede decir entonces que en este caso la capacidad de
almacenar fluidos de la roca depende de la configuracién de los granos en la matriz

porosal”l. La permeabilidad Absoluta es la mas elevada del grupo de muestras (5980,6

pnt’).
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Figura 4.6. Distribucion de tamafno de grano para la muestra F.

La muestra G (Figura 4.7), presenta un 23% de tamafio promedio de grano entre 710 y
500 pm, ademds es importante destacar un 22% de muestra con tamafios entre 1000 y
710 micrones, observandose entonces cierta heterogeneidad en los tamafios de particulas
y destacandose también que el tamafio de los granos es mucho mayor en esta muestra que
para las anteriores. El valor obtenido de la porosidad fue uno de los mas altos (18%), esto

comprueba lo reportado en la literatura, donde la porosidad depende altamente del
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tamafio de los granos en la matriz porosa y por ende en el tamafio de los poros!’.. Se
puede decir entonces que esta muestra tiene un alto porcentaje de poros no conectados

que no le permiten ser mas permeable.
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Figura 4.7. Distribucion de tamafio de grano para la muestra G.

En la muestra H (Figura 4.8), se observa el comportamiento mas comun entre la muestras
analizadas. El tamafio de granos con mayor porcentaje retenido en los tamices (29%) se
encuentra en el rango de 355 y 250 micrones. En cuanto a la porosidad se obtuvo un
valor de 19,4%. La permeabilidad absoluta resultd ser de 457,1 um?, valor alto entre el
grupo de muestras, comportamiento esperado por la porosidad y la distribucion de

tamafio de grano obtenidas.
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Figura 4.8. Distribucion de tamafo de grano de muestra H.

4.3. Determinacion de Propiedades Roca-Fluido

4.3.1. Evaluacion de la Mojabilidad

A continuacién se presenta el resultado de la evaluacion de la mojabilidad mediante la
prueba de Amott-Harvey. Fueron calculados los indices de mojabilidad
(30, Ow, On) disponibles en la Tabla 4.4 y luego la interpretacion de la mojabilidad se

realizé usando el diagrama triangular mostrado en la Figura 4.9.
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La mayoria de las muestras presentan un comportamiento uniforme en cuanto a la
mojabilidad, ya que 5 de las muestras resultaron ser mojadas débil al agua y 3 muestras
mojadas fuertemente al agua, indicando que las muestras estudiadas comprenden
superficies hidrofilicas. La representacion de las muestras mojadas fuertemente al agua
se encuentran justamente en la frontera entre mojabilidad débil al agua y la mojabilidad
fuerte al agua. Este resultado resulto ser el esperado ya que las rocas conformadas por

- 5
arenas resultan ser generalmente mojadas al agual®.

Tabla 4.4. Indices de Mojabilidad Amott-Harvey.

Muestra S So On
A 0,72 0,00 0,28
B 0,73 0,09 0,18
C 0,33 0,14 0,52
D 0,72 0,17 0,11
E 0,42 0,27 0,32
F 0,45 0,14 0,41
G 0,67 0,11 0,22
H 0,57 0,09 0,33

Se puede decir que en las muestras analizadas el agua se distribuye en forma de peliculas
sobre la superficie de la roca, mientras que el petroleo ocupa el interior de los poros mas
grandes'™, esperando altos valores de saturaciones irreducibles de agua en las pruebas de

presion capilar.
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Figura 4.9. Interpretacion de indices de mojabilidad Amott-Harvey.

4.3.2. Evaluacion de Presion Capilar

En esta seccion se presentan las curvas de presion capilar obtenidas mediante el método

de la centrifuga para la muestras analizadas. Los valores experimentales de Presion

capilar y saturacion de agua se presentan en el Apéndice B. Las muestras fueron

sometidas a procesos de drenaje primario, imbibicién y drenaje secundario para

100




RESULTADOS Y DISCUSION e,

o
P T o B

K> =
s

=
5

=
reproducir la historia de saturacion. Para cada caso, se representd graficamente la presion
capilar en funcion de la saturacion de agua. Se anexa a cada grafica los parametros de
ajuste obtenidos para el proceso de drenaje primario segiin la ecuacién Brooks-Corey'!
(Tabla 4.5) que relaciona la presion capilar en funcion de la saturacion (Ecuacion 4.1) y
los puntos finales de cada proceso, como la saturacion de agua irreducible (S,,),

saturacion residual de crudo (S,,) y saturacion de final de agua (S",,).
-1
P=p-(s,) Ec. 4.1
Los parametros de ajuste se determinaron mediante una aplicacion del programa Sygma
Plot 8.0 que permite ajustar este tipo de curvas de manera optimizada (Codigo empleado
disponible en Apéndice D). Solo se reportan parametros de ajuste para el proceso de
drenaje primario ya que son los Unicos necesarios para la generacion de curvas de

permeabilidad relativa a partir de modelos matematicos.

Tabla 4.5. Parametros de ajuste para curvas de drenaje primario por Sygma Plot 8.0

Muestra P,;(Pa) A R
A 3746 0,35 0,9868
B 9470 1,65 0,9747
C 6540 0,60 0,9859
D 3880 0,47 0,9956
E 12959 1,11 0,9934
F 180 0,19 0,9982
G 1013 0,24 0,9986
H 2610 0,52 0,9899

Las curvas de presion capilar en general presentan comportamientos bien diferenciados
dependiendo de sus propiedades fisicas, caracteristico de la heterogeneidad del medio
poroso por ser muestras tomadas de yacimientos. Se puede visualizar en las graficas

rangos de presion capilar aplicados entre —4x10° y 2x10° Pa y rangos de saturacion de
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agua entre 20 y 80%. Se observa una tendencia en retener la fase agua adherida en forma
de pelicula a la superficie de la roca que en muchos casos, impidi6 la continuidad de la
fase petroleo y como resultado se obtuvieron valores de saturacion residual de crudo

elevados.

Para el célculo de la presion capilar se utilizé la ecuacion 2.8, siendo necesario evaluar la
diferencia de densidades de los fluidos. Para sistemas agua-petroleo, como el estudiado
en este trabajo, se observan valores de presiones capilares pequefios motivados a la
pequenia diferencia de densidad presente en el sistema y por ser ambos fluidos
incompresibles, caso contrario seria para sistema agua-gas donde se alcanzan altas

presiones capilares debido a la gran diferencia de densidad y la compresibilidad del gas.

En cuanto a los errores, es importante destacar que el error asociado a la saturacion del
fluido desplazado es significativo. Se observa un rango mayor en comparacion con el de
la presion capilar, el cual se desprecia por su pequefia magnitud. La medicion de la
presion capilar usando el método de la centrifuga es precisa, pero el célculo de la

saturacion lleva asociado mayor incertidumbre.

Las graficas muestran el siguiente comportamiento: Los puntos experimentales iniciales
se encuentran a saturaciones inferiores a 80% (efecto caracteristico del método de la
centrifuga), se recomienda utilizar otro método que permita determinar la zona
correspondiente a altas saturaciones de agua para poder evaluar el comportamiento

completo de la curva de drenaje primario.

A partir de la curva de presion capilar para la muestra A (Figura 4.10) se infiere que el
tamano de poros de ésta varia uniformemente. Se observa que el valor de la presion de
desplazamiento, minima para que ocurra movimiento de las fases en el medio poroso es
3746 Pa, lo cual indica que el radio de poro que comunica a la roca con el exterior es
grande. El valor mas alto de saturacion medido en la curva de drenaje primario fue de

82%. El valor de saturacion irreducible de agua resultd ser 34,7% para un valor de
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presion capilar de 94580 Pa. Para incrementos mayores de presion capilar no se observé
cambios en el volumen desplazado de agua, lo que asegura que el valor anterior

corresponde a la saturacion irreducible de agua.
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Figura 4.10. Curvas de presion capilar para la muestra A.

En el proceso de imbibicidon se obtuvo una saturacion residual de crudo de 14,6%, un
valor bajo. Segun lo anterior, se puede inferir que el gran tamano de los radios de poro
permitieron el desplazamiento de gran cantidad de petrdleo a través del medio poroso.
Después del proceso de drenaje secundario se obtuvo una saturacion de agua de 37,4%,
valor ligeramente superior al de saturacion de agua irreducible (34,7%) encontrado en el
proceso de drenaje, esto se puede asociar al hecho que existen poros no conectados que

pueden retener mayor cantidad de agua. Se dice entonces que las curvas de presion
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capilar dependen fuertemente de la historia de saturacién de fluidos, observandose el
fendmeno de histéresis con efectos bien definidos.

El error experimental asociado a la saturacion de agua se mantuvo para los tres procesos
alrededor del 5%. Este valor esta vinculado al volumen de calibracién en la escala de los

tubos recolectores de las celdas en la centrifuga.

En la muestra B (Figura 4.11) se observa un buen cotejo entre los resultados
experimentales y el ajuste correspondiente. Para esta muestra, la presion de
desplazamiento es de 9470 Pa, uno de los valores mas altos del conjunto de muestras.
Este valor es de esperarse ya que la muestra posee una permeabilidad absoluta baja, por
lo tanto se considera apretada y los poros que conectan el interior son pequefios,
necesitandose una fuerza mayor para que ocurra el desplazamiento de fluido desde el

interior de la roca.
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Figura 4.11. Curvas de presion capilar para la muestra B.
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La saturacion irreducible de agua obtenida experimentalmente fue de 35,2%. Se
comprueba asi que la muestra es mojada al agua y la superficie de la roca estd cubierta
por una pelicula de agua, en consecuencia se mantendra un alto porcentaje de este fluido
en la roca. La saturacion residual de crudo, punto final para el proceso de imbibicion, fue
18%, esto se puede atribuir a que la muestra no debe contener en su interior espacio
disponible en los poros grandes para que fluya la fase petroleo debido a la afinidad de la
superficie al agua. La saturacion de agua luego del proceso de drenaje secundario fue de
52,7%, observandose marcadamente la histéresis. El error experimental para la

evaluacion de la saturacion fue del 4,5% y el de la presion capilar despreciable.
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Figura 4.12. Curvas de presion capilar para la muestra C.

La Figura 4.12 corresponde a la curva de presion capilar para la muestra C. Se observa

una distribucion de tamafos uniforme. La saturacién de agua se encuentra en un rango de
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20 — 80% para los tres procesos de desplazamiento de fluidos. Se observa un
ensanchamiento en la zona central de la curva, debido a que el radio de poros promedio
no varia mucho en todo el rango de saturacion. Para el proceso de drenaje primario se
obtuvo una presion minima para desplazar fluidos a través de la roca de 6540 Pa, valor
grande comparado con las presiones de desplazamiento de las muestras restantes, en este
caso se puede decir que el tamafio de los poros que conectan la parte exterior de muestra

con la parte interior es reducido.

La saturacion irreducible de agua fue de 23,5%, valor que se atribuye a que la muestra
posee mayor cantidad de poros conectados, por consiguiente la muestra se desatura mas
en comparacion con las otras muestras. La saturacion residual de crudo fue de 21%,
observandose un mayor porcentaje de crudo retenido en el medio poroso luego de sufrir
un desplazamiento en comparacion con el caso anterior. Luego del drenaje secundario se
obtuvo una saturacion de agua de 37,4 %, magnitud esperada por el efecto de la historia
de saturacion en la roca. El error experimental en el calculo de la saturacion de agua es

este caso fue de 3,5%.

En el caso de la muestra D (Figura 4.13), se tiene una curva de presion capilar asimétrica,
caracteristica de un medio poroso muy heterogéneo. La permeabilidad absoluta de esta
muestra es de 11,5 um?, el menor valor del grupo de muestras. La presion de
desplazamiento en la muestra es de 3880 Pa, valor promedio entre el nimero de
muestras. La tendencia en la zona de drenaje de la curva demuestra que falto aplicar una
presion mayor para seguir desplazando fluidos y esto se puede resaltar entonces como un
error experimental. Este error también puede tener influencia en el ajuste de la curva de
drenaje primario y por ende en la curva de permeabilidad relativa final. La saturacion de
agua irreducible fue de 35,5%, asi se retiene un alto porcentaje de agua luego del drenaje
primario. La saturacion residual de crudo fue de 16%. La saturacion de agua luego del

drenaje secundario resulto ser de 42,1%.
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Figura 4.13. Curvas de presion capilar para la muestra D.

La curva de presion capilar mostrada en la Figura 4.14 corresponde a la muestra E. Se
observan valores pequefios de las presiones capilares que permiten desplazar el fluido
contenido en la muestra (-60000 y 60000 Pa). En el rango entre 20 y 60% de saturacion
de agua no existen cambios significativos en los radios promedios de garganta de poros,
(la presion capilar no vari6 significativamente). La presion de desplazamiento obtenida
por el ajuste de la curva de drenaje primario fue la mas alta del grupo de muestras (13910
Pa), comprobando la presencia de poros conectados de pequefios diametros en la parte
externa de la muestra. Luego que se vence la fuerza, el desplazamiento ocurre de manera
rapida como lo indica el rango tan pequefio en que se cumplieron los desplazamientos.
La saturacion irreducible de la muestra resultd ser de 18,5 %. La saturacion residual de

crudo fue de 34%, valor alto en comparacion con el resto de las muestras analizadas. Con
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respecto a su condicion de mojado representada en el diagrama de Amott-Harvey (Figura
4.9), la muestra E se encuentra en una zona muy cercana a la mojabilidad fraccional,
condicidn en la cual existe gran posibilidad de que la muestra retenga mayor cantidad de
crudo. La saturacion de agua luego del proceso de drenaje secundario fue de 28,7%. El

error experimental para el célculo de la saturacion estuvo en el orden del 6,5%.
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Figura 4.14. Curvas de presion capilar para la muestra E.

La curva de presion capilar para la muestra F se presenta en la Figura 4.15. Por ser F la
muestra con mayor permeabilidad absoluta (5981 ymz) se presenta un comportamiento
cercano al ideal. La presion de desplazamiento obtenida en el proceso de drenaje
primario fue de 180 Pa, se infiere en la presencia de una gran cantidad de poros
conectados en la muestra. La saturacion irreducible de agua fue de 36%, comprobando la

preferencia de la superficie de la roca por la fase agua. La saturacion residual de crudo en
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este caso resultd ser de 32,7%. La saturacion de agua luego del drenaje secundario fue de
39,6%, valor ligeramente por encima de la saturacion irreducible de agua. Se visualiza
entonces un efecto reducido de la histéresis, ya que en este caso la cantidad de poros

conectados aumenta y se observa un comportamiento casi reversible.

1,0 — —
<5 05 1 T
S [ _
by
- L i
— | i
e
o 0,0 7] LP, d
_ I _ ]
§ e !
5| N |
2 -0,5 A { Drenaje Primario Experimental \ ‘ i
RS I A Imbibicién Experimental ]
g | * Drenaje Secundario Experimental \ l
5: | — — —— Ajuste Imbibicion Sor= 0,327 i
-1,0 {—— — Ajuste Drenaje Secundario S',,= 0,396 ‘ -
| ——  Ajuste Drenaje Primario 1
I Pd=180 Pa - 2=0,19 - S, =0,396 l i
S S S
0,0 0,2 0,4 0,6 0,8 1,0

Saturacion de Agua, S, (-)

Figura 4.15. Curvas de presion capilar para la muestra F.
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Figura 4.16. Curvas de presion capilar para la muestra G.

Para la muestra G (Figura 4.16) se observa un comportamiento simétrico para las curvas
de imbibicién y drenaje secundario, se puede decir que el radio promedio de garganta de
poro sigue una distribucidon uniforme. Segun los resultados obtenidos se puede inferir que
mientras mas permeable es la muestra mas simétrica es la curva de presion capilar. La
muestra G posee una permeabilidad absoluta de 457um’. Para el ajuste de la curva de
drenaje primario se obtuvo una presion de desplazamiento de 2610 Pa y una saturacion

irreducible de agua de 18,9%. La saturacion residual de crudo resulto ser de 25,8%.
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Figura 4.17. Curvas de presion capilar para la muestra H.

La Figura 4.17 muestra la curva de presion capilar para la muestra H; los procesos de
drenaje e imbibicion ocurren entre 36% y 64% de saturacion de agua, rango bien
reducido. Esta muestra se caracteriza por tener una alta porosidad (18%) pero una
permeabilidad absoluta promedio para el grupo de muestras analizadas (153 m°). Para el
drenaje primario se obtuvo una presion de desplazamiento de 1013 Pa y una saturacion
irreducible de 35,7%. Luego del proceso de imbibicion se obtuvo una saturacion residual
de crudo de 36% y finalmente, después del drenaje secundario con petroleo la saturacion
de agua residual resulto ser 42,6%. El error experimental promedio para la saturacion de

agua fue de 4,5%.
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La Tabla 4.6 resume los puntos finales obtenidos a partir de las pruebas de presion

capilar para el conjunto de muestras analizadas.

Tabla 4.6. Puntos finales de ensayos de presion capilar

Muestra  ¢,,.;,(%) Kk (um®) Sy Sor S’ i P, (Pa) ()
(fraccion)  (fraccion)  (fraccion)
A 13,2 441 0,347 0,146 0,374 3746 0,35
B 13,8 293 0,352 0,178 0,527 9470 1,65
C 12,5 97,1 0,235 0,209 0,374 6540 0,60
D 10,2 11,5 0,335 0,161 0,421 3880 0,47
E 12,24 114,5 0,185 0,340 0,287 12959 1,11
F 20,7 5980,6 0,360 0,327 0,396 180 0,19
G 18,0 153,0 0,189 0,258 0,360 2610 0,52
H 19.4 457,1 0,357 0,360 0,426 1013 0,24

4.3.3. Generacion de Curvas de Permeabilidad Relativa a Partir de Modelos

Matematicos

Las curvas de permeabilidad relativa fueron generadas utilizando el modelo de Burdine
(Ecuaciones 2.11 y 2.13), una modificacion del modelo de Purcell que toma en cuenta un
factor de tortuosidad A, relacion que otorga una tendencia mas real al resultado
numérico. Es importante resaltar que con este método solo se puede reproducir la curva
de drenaje primario. Una vez obtenido el ajuste de la curva de drenaje primario se
procedié a generar la curva de permeabilidad relativa para la fase agua y petréleo con
ayuda de una hoja de calculo de Excel que resuelve las integrales que conforman las
ecuaciones de permeabilidad relativa fase agua y fase petroleo por el método numérico

de Simpson. Adicionalmente, para cada muestra se generaron curvas de permeabilidad
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relativa utilizando la correlacion de Corey®!, de manera de realizar comparaciones entre

los modelos.

En general, se observa en las curvas que los rangos donde las dos fases son continuas se
encuentran a saturaciones altas de agua, verificando asi la tendencia del grupo de muestra
en ser mojadas por agua. La interseccion de las curvas suele usarse como un indicativo
de la mojabilidad™. Para las muestras estudiadas se observa que la interseccion se
encuentra en la zona de altas saturaciones de la fase acuosa, comprobando el resultado de
la prueba de mojabilidad por el método de Amott-Harvey. Las curvas generadas a partir
de la correlacion de Corey para la fase agua no mostraron la misma tendencia que las
obtenidas por el modelo de Burdine, esto se atribuye a la suposicion de que esta
correlacion establece que las curvas de presion capilar del sistema crudo-agua pueden ser
expresadas aproximadamente usando la relacion lineal, lo que no ocurre en la realidad.
Las curvas de permeabilidad relativa de la fase petroleo presentaron una tendencia mas

cercana a la obtenida por el modelo de Burdine.

Las curvas generadas se encuentran acotadas entre el valor de saturacion irreducible de
agua y 100% saturacion de agua, resultado que se obtiene s6lo por el modelo numérico
debido a que en la realidad deberia estar acotada entre la saturacion irreducible de agua y
una saturacion de agua menor de 100% (la muestra en realidad no se encuentra

completamente saturada con agua).
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Figura 4.18. Curvas de permeabilidad relativa para la muestra A.

En la Figura 4.18 se observan las curvas generadas por el modelo de Burdine y la
correlaciéon de Corey para la muestra A. Se observa como a partir de la saturacion
irreducible de agua (34,7%) se inicia el contacto de las dos fases en el medio poroso de
manera continua, aumentando la resistencia al flujo de fluidos por parte del agua y
disminuyendo la de petrdleo, hasta el punto donde se hace discontinua la fase petrdleo
(punto de permeabilidad al crudo cero) y se llega a la situacion de saturacion residual de
crudo. La curva de permeabilidad al agua no deberia llegar hasta el valor de
permeabilidad 1, ya que deberia estar acotado el rango de saturaciones donde las fases
son continuas, entre Sy y 1-S,, esto sucede debido a que al romperse la continuidad de la

fase petroleo en el medio poroso quedan gotas de crudo atrapadas por las fuerzas
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capilares en los poros y gotas atrapadas en los poros no conectados haciendo que la

saturacion de crudo residual no sea cero sino un valor superior” .
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Figura 4.19. Curvas de permeabilidad relativa para la muestra B.

Para la muestra B (Figura 4.19) se observa una gran similitud entre la curva de
permeabilidad al petrdleo generada por el modelo de Burdine y la obtenida por la
correlacion de Corey. Por otro lado, las curvas de permeabilidad para la fase agua
resultaron ser algo diferente, pero con comportamiento aceptable comparando con las
curvas obtenidas para el resto de muestras. Se observa claramente en la grafica la zona
donde la fase agua es discontinua, esto por el hecho de que la roca es mojada fuertemente
al agua, haciendo que el agua a saturaciones bajas se encuentre inmévil debido a las
fuerzas capilares que la empujan hacia los poros mas pequefios. Se observa que hasta
llegar a la saturacion irreducible de agua (35,2%) la permeabilidad de la fase petrdleo

empieza a aumentar, por ejercer una resistencia a que el agua fluya a través del medio
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poroso, por ende la permeabilidad del agua disminuye hasta llegar a la saturacion

irreducible de agua.
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Figura 4.20. Curvas de permeabilidad relativa para la muestra C.

En el caso de la muestra C (Figura 4.20) se puede observar la tendencia similar entre las
curvas generadas en la fase petroleo. Por otro lado, para la fase agua existe una gran
diferencia entre las curvas, se puede decir que para la fase mojante, en este caso el agua,
no se encuentra un buen ajuste de la correlacion de Corey. El rango donde las fases agua
y petroleo se hacen continuas para esta muestra fue mucho mayor, aunque igualmente
que para el grupo de muestras se observa la preferencia de la superficie de la muestra a la
fase acuosa. Este rango se puede inferir que fue resultado del calculo matematico de la
permeabilidad, puesto que en la curva de presion capilar para la muestra C (Figura 4.12)
la distribucion de tamafio de poros fue uniforme en un amplio rango de saturaciones de

agua. Se puede observar entonces que la generacion de las curvas depende marcadamente
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de espacio poroso disponible para que los fluidos coexistan, lo cual limita el uso de las

correlaciones.
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Figura 4.21. Curvas de Permeabilidad relativa para la muestra D.

Las curvas generadas para la muestras D y E se muestran en Figuras 4.21 y 4.22, donde
el resultado del modelo de Burdine y la correlacion de Corey son similares, desviandose
un poco para la curva de permeabilidad relativa de la fase acuosa. De igual manera que
en los andlisis anteriores se observa la dependencia fuerte de estas curvas por la
mojabilidad, propiedades fisicas de medio poroso y la historia de saturacion, las cuales
definen el comportamiento futuro de un yacimiento en la industria. De acuerdo a los
resultados obtenidos, se observa un comportamiento similar en las muestras que

presentan curvas de presion capilar con distribuciones de tamafos de poros bien
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diferenciados, en estos casos como las muestras A, B y D la correlacion de Corey se

asemeja a la obtenida por el modelo de Burdine.
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Figura 4.22.Curvas de permeabilidad relativa para la muestra E.

En el caso de la muestra F y H (Figuras 4.23 y 4.24), se observa una gran desviacion
entre las curvas de permeabilidad relativa obtenidas por el modelo de Burdine y la
correlacion de Corey, en especial para la curva de permeabilidad de la fase agua donde
la diferencia es bien apreciable. Se visualiza en la seccidon anterior un comportamiento
similar en las curvas de presion capilar para ambas muestras (Figuras 4.15 y 4.17),
puesto que sus presiones de desplazamientos resultaron ser pequefias y los rangos de
saturaciones de agua donde coexisten las dos fases en el medio poroso son reducidos. Se
verifica entonces el hecho que la correlacion de Corey solo funciona para ciertos rangos

de permeabilidad absoluta y condicidon de mojado.
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Se debe realizar una evaluacion experimental de la permeabilidad relativa para poder
verificar cuan cercano a la realidad se encuentra el objetivo de esta metodologia, puesto
que se ha realizado la comparacion entre los modelos utilizados, pero no se ha

comparado con curvas obtenidas en laboratorio.
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Figura 4.23. Curvas de permeabilidad relativa para la muestra F.
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Permeabilidad Relativa Fase Petroleo, Kro (-)
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Figura 4.24. Curvas de permeabilidad relativa para la muestra H.

Para la muestra G (Figura 4.25), se observa un comportamiento similar al obtenido en
todo el grupo de muestras, gran desviacion en las curvas de permeabilidad de la fase agua
y buena correlacion para la curva de permeabilidad de la fase petroleo. Se observa que la
muestra es mojada al agua por encontrarse la interseccion de las curvas en zona de alta
saturacion de agua. Existe un rango amplio en el cual coexisten las dos fases en el medio
poroso, desde la saturacion irreducible de agua 19% hasta 74%, que seria el valor de la
saturacion de agua en el punto de la saturacion residual de crudo, aunque por las

caracteristicas numéricas del modelo la saturacioén de agua llegue a 100%.
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Permeabilidad Relativa Fase Agua, Krw (-)
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Figura 4.25. Curvas de permeabilidad relativa para la muestra G.

4.3.3. Evaluacion de la Permeabilidad Relativa Mediante Pruebas de Desplazamiento

La permeabilidad relativa se evalud realizando pruebas de desplazamiento, donde la
muestra saturada con un fluido se expone a la inyeccion de otro fluido, a tasa constante, y
se monitorea la diferencia de presion a través de la muestra en funcion de los volimenes
de efluentes. Los datos de caida de presion son convertidos usando la ecuacion de Darcy
en permeabilidad relativa y los volumenes de efluentes de la muestra en saturacion de la

fase mojante, que para todo el grupo de muestras resulto ser el agua.

Las pruebas de desplazamiento se realizaron con el fin de validar la metodologia
propuesta (datos experimentales disponibles en Apéndice E), para ello se seleccionaron
2 muestras del grupo que presentaran propiedades fisicas diferenciadas (Muestras A y

G). Cada muestra fue sometida a un proceso de desplazamiento, observandose de manera
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general una tendencia similar de las curvas de permeabilidad de la fase agua a la obtenida
con el modelo de Burdine y los datos experimentales (ver Figuras 4.26 y 4.27). Los datos
de desplazamiento para la fase petréleo en ambos casos fueron bastante diferentes, con
una mejor tendencia para la muestra de alta permeabilidad, verificando el
comportamiento acorde con la ley de Darcy, la cual es confiable para medios porosos de
alta permeabilidad absolutal'?. De manera general se puede concluir que la metodologia

propuesta proporciona valores aceptables de permeabilidad relativa.

Los datos experimentales se encuentran acotados entre los valores de saturacion
irreducible de agua y la saturacion de agua correspondiente a la situacion donde la
muestra se encuentra a saturacion residual de crudo, condiciones reales ya que la muestra
es poco probable que se encuentre saturada 100% por un fluido. Se visualiza claramente
como las curvas generadas de forma matematica continuan la tendencia en una zona

donde la fase petroleo no es continua, no representando la realidad.
El error estimado en el calculo de la saturacion fue similar en ambos casos (4,5%), al

igual que el de la permeabilidad relativa (1,5%), pequeios a pesar que el célculo de las

propiedades fue efectuado de manera indirecta.
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Figura 4.26. Permeabilidad relativa obtenida por desplazamiento para muestra A.
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5. CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES

De acuerdo a los resultados obtenidos se concluye:

La metodologia desarrollada permite obtener de manera integral las curvas de presion
capilar y las correspondientes de permeabilidad relativa para el proceso de drenaje

primario en muestras de yacimiento.

A medida que las muestras presentan mayor permeabilidad absoluta el efecto de la

histéresis en la curva de presion capilar se reduce.

El principal error asociado a las curvas de presion capilar por el método de la

centrifuga es el relacionado con la saturacion de fluidos.

Las curvas de presion capilar y permeabilidad relativa dependen marcadamente de la

mojabilidad, tamafo de poros e historia de saturacion.

El modelo de Burdine ajusta con gran precision la curva de permeabilidad relativa de

la fase agua a partir de datos experimentales de presion capilar.

El modelo de Corey presenta limitaciones al generar las curvas de permeabilidad

relativa para rangos de pemeabilidad superiores a 115 zm?.

Las curvas de permeabilidad relativa presentan desviaciéon en la zona de alta

saturacion de agua efecto que se atribuye al modelo matematico empleado.
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CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES

En virtud de los resultados obtenidos se presentan las siguientes recomendaciones:

Realizar andlisis de microscopia electronica que permita encontrar una relacion entre

[ ]
el tamafo de granos y el espacio poroso.
Adquirir un sistema computarizado de camara que sea integrado a la centrifuga que

pueda calcular la saturacion promedio de la muestra de manera de reducir el error.

Utilizar un método alternativo como el de plato poroso, para evaluar la presion
capilar en las zonas de altas saturaciones de agua para drenaje primario donde el

[ ]
método de la centrifuga no es eficiente.
Encontrar una funcion estadistica que pueda ajustar la curva de imbibiciéon para

poder desarrollar un modelo que permita generar la curva de permeabilidad relativa

en este proceso.
Continuar realizando estudios para muestras que presenten condicion de mojado al

[}
crudo, neutro e intermedio.
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7. APENDICES

APENDICE A. Deduccion de la Ecuacion de Presion Capilar para Convertir Datos

Provenientes de la Centrifuga

Hassler y Brunner®? presentaron el concepto basico que envuelve el uso de la centrifuga,
relacionando el comportamiento de una muestra de ntcleo sometida a un campo de alta
aceleracion, con el drenaje por gravedad en una columna vertical de composicion
uniforme. Para este caso, la diferencia de presion entre las fases puede ser hallada por la

ecuacion:

P.=(p - p,)gr Ec.7.1

donde P, es la diferencia de presion entre las fases 1 y 2 (presion capilar), » es la
distancia radial del eje de rotacion a la muestra, p; y p, son las densidades de los fluidos

y ges la aceleracion de la gravedad.

La expresion basica para la aceleracion de la centrifuga (a)es:

a=2 Ec. 7.2
r
siendo,
VvV = M EC. 7.3
60
Luego, sustituyendo la Ecuacion 7.3 en la Ecuacion 7.2 se tiene:
2 2
_ 4z .rRPM Ee. 7.4
3600
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Dividiendo la Ecuacion 7.4 por la aceleracion de la gravedad se tiene:
4.7 r.RPM’
g =000 o510 RPM, Ec.7.5
980,7

Combinando la Ecuacion 7.5 con la Ecuacion 7.1 y convirtiendo las unidades de P. de

g/em’ a psi, se tiene:
P, =1.422x10"(p, — p, )r(1.12x10 . RPM* ) Ec. 7.6
P, =1.588x107(p, — p, JRPM* 1’ Ec.7.7

donde, P, ( psi),p ( gr/cm3) y r(cm)

Sustituyendo en la Ecuacion 7.7 las distancias promedio del tope y del fondo de la

muestra al eje de rotacion:

r- = ! Ec. 7.8

se tiene:
P, =794x10"(p, — p,)RPM*(r,” — 1) Ec. 7.9

donde, P. es la presién capilar (psi), p; es la densidad del liquido que satura, gr/em’, p,
es la densidad del liquido que desplaza, gr/cm’, RPM es la velocidad de rotacion (RPM),
rp es la distancia radial del eje de rotacion al fondo de la muestra (cm) y r;es la distancia

radial del eje de rotacion al tope de la muestra (cm).

La Ecuacion 7.9 es la utilizada para determinar la presion capilar en las pruebas de

desplazamiento, utilizando el Método de la Centrifuga.

134



APENDICES o e

APENDICE B. Datos Experimentales de Pruebas de Presion Capilar

En este apéndice se incluyen los datos experimentales obtenidos con el método de la
centrifuga. Estos datos fueron convertidos posteriormente en presion capilar y saturacion

de agua para un sistema petroleo- agua.

Tabla 7.1. Datos experimentales obtenidos mediante el método de la centrifuga.

Muestra Drenaje primario Imbibicion Drenaje secundario

RPM Vi (ml) RPM V ,a(ml) RPM Vi (ml)
1950 1,15 1950 0,52 1480 1,44
2480 2,30 2515 1,04 1960 1,73
3025 2,88 3015 2,12 2500 2,30

A 3550 3,17 3480 2,68 3008 2,59
4000 3,46 4085 3,04 4080 2,88
5000 3,92 4656 3,04 5120 2,88
6000 3,92
2950 0,80 1950 0,26 2480 0,58
3480 2,26 2515 0,52 2960 1,15
4025 2,94 3015 1,60 3500 1,44

B 4550 3,92 3480 2,06 5008 1,73
5500 4,03 4085 2,52 6080 1,96
6000 4,09 4656 2,88 7120 1,96
7000 4,17 5184 2,88
8000 4,17
3000 0,20 1200 0,10 1800 0,05
2800 0,40 1300 0,30 2100 0,10
3400 0,60 1400 0,50 2300 0,15
4600 0,90 1500 0,60 2500 0,30
5000 1,00 1600 0,70 2800 0,35

C 5600 1,10 1800 0,70 3200 0,45
6600 1,10 2000 0,80 3600 0,50
7000 1,10 3200 0,80 4000 0,60

3400 0,80 4500 0,60
3800 0,80 5500 0,60
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Tabla 7.1. Continuacion.

Muestra Drenaje primario Imbibicion Drenaje secundario
RPM V,a(ml) RPM V ,a(ml) RPM Vi (ml)
2480 1,73 1950 0,52 1480 0,58
3025 2,30 2515 1,04 1960 1,15
3550 2,88 3015 1,56 2500 1,44
D 4000 3,00 3480 2,00 3008 1,73
5000 3,17 4085 2,20 4080 2,59
6000 3,17 4656 2,40 5070 2,59
7000 3,17 5184 2,40
2900 0,20 800 0,05 2400 0,05
3200 0,40 1000 0,10 2600 0,10
3800 0,60 1300 0,20 3000 0,20
E 3400 0,60 1400 0,30 3800 0,25
4200 0,80 1600 0,40 4000 0,38
3800 0,80 2000 0,50 4400 0,43
4600 1,00 2400 0,60 4800 0,50
2800 0,70 5600 0,55
700 5,50 700 1,30 700 1,00
1000 6,80 1000 2,30 1000 1,40
1200 7,10 1200 3,00 1200 1,80
1500 7,90 1500 3,60 1500 2,50
F 2000 8,50 2000 4,00 2000 2,90
2500 9,20 2500 4,30 3500 3,70
3000 9,90 3000 4,60 4000 3,80
4000 9,90 3500 4,60 5000 3,90
5500 3,90
1000 0,77 1000 0,68 1200 1,70
1500 3,66 1500 1,88 1500 2,40
G 2000 6,24 2000 3,58 2000 2,80
2500 6,56 2500 4,58 3000 3,60
3000 7,53 3000 4,98 3500 3,70
4000 7,85 4000 5,35
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Tabla 7.1. Continuacidn.

Muestra Drenaje primario Imbibicién Drenaje secundario
RPM V,a(ml) RPM V ,a(ml) RPM V,a(ml)
700 0,80 700 0,70 1200 0,40
1000 1,30 1000 0,90 1500 1,10
1200 1,80 1200 1,20 2000 1,50
1500 4,70 1500 1,50 3000 2,30
H 2000 5,60 2000 1,80 3500 2,40
2500 6,30 2500 2,70 5000 2,50
3000 6,60 3000 3,00 5500 2,50
3500 7,10 3500 3,20
4000 7,20 4500 3,30

137



APENDICES B R

APENDICE C. Ejemplos de Cdlculo de Algunos Parametros y Errores

Experimentales

En este apéndice se presentan los modelos de célculo de algunas propiedades evaluadas
en esta investigacion como la presion capilar, saturacion de fluidos y sus respectivos

errores. Los calculos tipo fueron efectuados para datos experimentales de la muestra A.

C.1. Ejemplos de Cdalculo

C.1.1. Saturacion de Agua

La saturacion de agua experimental se calculd utilizando la ecuacion:

v,
Sf = Ec.7.10
VP

V), es el volumen poroso y Vres el volumen del fluido que ocupa el espacio poroso y se

puede definir como:

V,=V,~V,, Ec.7.11

p

Vwa es el volumen de agua desplazado, observado en la escala calibrada de la celda en la

centrifuga y disponible en el Apéndice B.

El volumen poroso se calcula por medio de la siguiente ecuacion:

— (Psat _Pseco) Ec. 7.12
P

e

p

El calculo tipo se realiza para el primer punto en la experiencia de drenaje primario para
la muestra A.

0,1092 -0,1032
Vo=
’ 998,3

= 6,00 cm’ = 6,00 x 10-6 m°
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V, =6,00-115=485x 10°m’

485

L =222=081
6,00

C.1.2. Presion Capilar

La presion capilar se calcul6 utilizando la ecuacion 7.9 demostrada en el Apéndice A y
disponible en los manuales de la centrifuga. Para el caso de las pruebas de
desplazamiento para la muestra A, r, tiene un valor de 4,05 cm y r;, se obtiene sumando a

r¢ la longitud de la muestra (8,05 c¢m).

P.=7,94x10" - (0,9983 — 0,9063) - (1945)* - (8,05> —4,05*) =1,335 psi = 9205 Pa

C.2. Calculo de Errores

C.2.1. Saturacion de fluidos

El error asociado a la saturacion de fluidos fue desarrollado por:

as, as,
AS, =—L AV, +—L AV, Ec.7.13
"o, ov,
1 de
AS, =— AV, +-2L. AV Ec. 7.14
. V p
P P

Para la muestra A, donde una medida de la celda calibrada de la centrifuga equivale a
0,288 ml queda:

AS, = L~O,288 + LIS

, -0,01=4,99 x107= 4,99 %
6,00 6,00

2
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C.2.2. Presion Capilar

La propagacion del error en el célculo de la presion capilar proviene de la Ecuacion 7.9,

donde se introduce la apreciacion de lectura al medir densidad (0,0001gr/cm’), longitud
de muestra (0,01 c¢m) y velocidad de rotaciéon de la centrifuga (10 RPM).; es la

diferencia de densidades de los fluidos.

P.=7,94x10" - p-RPM?* -(r,” = 1,%) Ec.7.15
oP. — OP oP oP
AP, = =< . Ap+———ARPM +—5-Ar, + —=-Ar, Ec.7.16
- 0p ORPM or, or,

AP, =7,944x107 -(RPM? -(r, = 1% )- Ap+2-p- RPM - (1, -

')
_ _ " JEe. 717
+2-p-RPM? -1, -Ar, —=2-p-RPM* -1, - Ar,)

El error en el céalculo para la presion capilar en la muestra A , para el sistema agua-

petréleo es:

AP, =7.94x10° - (195G - (805" —4,05")-0,0001+2-(0.9983-09063-1950(805" —4,05'}-10
+2-(0,9983-0,9063-195¢ -8,05-0,01-2-(0,9983-0,9063 1950 -4,05-0,01=0,02psi=138Pa
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APENDICE D. Cédigo en Paquete Sygma Plot para Generar Ajustes Potenciales

Equation

f=a*x"b

fitftoy

"fit f to y with weight reciprocal y

"fit f to y with weight reciprocal ysquare

Variables
x =col(1) ' {{prevmin: 0.000000}} {{prevmax: 10.000000} }
y =col(2)

reciprocal _y = 1/abs(y)

reciprocal_ysquare = 1/y"2

'Automatic Initial Parameter Estimate Functions
F(g)=ape(x;y;1;0;1)
signa(q)=if(mean(q)>0;1;-1)

Initial Parameters
a = signa(y) "Auto {{previous: 0,0261128}}
b = if(F(0)[2]>0;signa(y);-signa(y)) "Auto {{previous: -1,94063}}

Constraints

a>0

b<0
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APENDICE E. Datos Experimentales de Pruebas de Desplazamiento Realizadas para
Validacion de la Metodologia

En esta seccion se presentan los datos experimentales obtenidos por las pruebas de
desplazamiento efectuadas a las muestras A y G. Las experiencias fueron realizadas a

una tasa de inyeccion de fluido de 0,05 ml/min.

Tabla 7.2. Datos experimentales por método de desplazamiento para muestras A 'y G.

Muestra V', (ml) V,(ml) AP (psi)

0,00 0,65 50
0,08 0,97 47
0,25 0,55 50
A 0,42 0,40 53
0,90 0,37 55
2,95 0,85 54,5
6,55 1,50 51,5
0,00 0,55 170
0,23 0,10 210
0,50 0,14 205
G 0,55 0,05 203
2,55 0,15 192
5,65 0,20 182
13,30 0,35 174
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