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Propiedades Petrofisicas

1 Definicién

Petrofisica es el estudio de las propiedades fisicas de las rocas, y, desde el punto de vista
de ciencia pura, tiene como objetivo explicar por queé las rocas tienen esas propiedades
(Kennedy, 2015). Tiabb y Donaldson, 2015, consideran en su definicion que ademas se

estudia la interaccion con los fluidos que contienen los poros.

La evaluacion de formaciones cubre un amplio rango de mediciones y técnicas

analiticas enfocadas a diferentes propositos (Bateman, 1982):

e Determinacion de estructuras grandes del orden de magnitud de 10 a 108 [m] (datos
sismicos, gravimétricos y magnéticos, estudios geoldgicos de cuencas, imagenes de
satélite).

e Determinacion de estructuras locales de érdenes de magnitud de 103 [m] (gravimetria
de pozo).

e Estimar productividad y reservas del orden de magnitud de 102-10! [m] (pruebas de
formacion).

e Determinacién de valores de porosidad, permeabilidad, identificacion de litologia en
rangos de magnitud de 10°-10 [m] a través de mediciones en nicleo, registros
geofisicos convencionales 0 mediciones de pozo durante la perforacion.

e Mediciones de resistividad con herramientas micro resistivas y analisis en tapones

de nlcleo en rangos de magnitud de 1072 [m].

El conocimiento de las propiedades petrofisicas de las rocas pertenecientes al
subsuelo ya sea somero o profundo es esencial para la exploracion de yacimientos y la
evaluacion del potencial del yacimiento ya sea para exploracion de yacimientos de
hidrocarburo, la extraccién de calor geotérmico, mineria, geotecnia, procesos industriales
o eliminacion de residuos nucleares. Las propiedades petrofisicas se ocupan normalmente
para la interpretacion de datos geofisicos como son los registros geofisicos de pozo,
generar modelos geoldgicos o probar modelos numéricos (Lévy et al.,2018; Scott et
al.,2019; Deb et al., 2019, b; Arnason,2020).

Las propiedades petrofisicas son aquellas que caracterizan la roca y la relacién

roca-fluido a través del medio poroso de la misma, y éstas rigen el comportamiento de un
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yacimiento, la correcta comprensién de acuerdo con Alfayei, 2021, de las propiedades

petrofisicas nos ayuda a:

o Estimar la cantidad de hidrocarburos presentes en el yacimiento, por ejemplo:
porosidad y saturacién de fluidos.

e Comprender el flujo de fluidos como lo es el hidrocarburo desde el yacimiento hasta
el pozo durante la produccion, por ejemplo: permeabilidad, mojabilidad y
permeabilidad relativa.

2 Parametros petrofisicos

Los pardmetros petrofisicos son aquellos mediante los cuales se caracterizan las
propiedades fisicas, quimicas y texturales de la roca, asi como su sistema poroso,
distribucion de grano, esto en conjunto con la caracterizacion de los fluidos contenidos
en el sistema poroso, para asi poder identificar posibles prospectos de explotacion,

algunos son los siguientes (Figura 1):

e Porosidad

e Saturacion de fluidos

e Mojabilidad

e Permeabilidad

e Presion capilar

e Volumeny tipo de arcilla

e Minerales y litologia

3 Porosidad

La porosidad es una propiedad escalar, la cual representa la cuantificacion de cuanto
espacio esta ocupado por fluidos, siempre se relaciona con el volumen total, es decir,
cuanto de todo el interior de la roca es espacio poroso, pues ésta describe el volumen
potencial de almacenamiento de los fluidos (agua, gas, petr6leo) e influye en la mayoria
de las propiedades fisicas de la roca como la velocidad de onda eléstica, resistividad
eléctrica y la densidad (Schon, 2011).
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La porosidad se puede determinar de manera directa, por ejemplo, mediante

técnicas de laboratorio o indirectamente mediante registros geofisicos de pozo. Ec. 1.

volumen de poros (cm)3
b= (Ec.1)
volumen total de la roca(cm)3

-

Fraccion de volumen y propiedades

de todas las componentes, pero no Ejemplo: densidad, secciones
en su distribucién espacial (textura, transversales nucleares.
estructura).

Fraccion de volumen y propiedades
de todas las componentes, pero Ejemplo: velocidad de onda elastica,
también su distribucién/textura conductividad térmica, propiedades
espacial e interacciones en limites de resistencia.

de los componentes.

Ejemplo: para las rocas limpias, la
conductividad del agua es el efecto
dominante para la conductividad de
la roca; para dispersion elastica de
neutrones el hidrogeno es el
elemento dominante.

Contribucién dominante de algunas
componentes o elementos
especificos. Otras componentes o
elementos tienen un efecto de
segundo orden.

La propiedad
depende de la

-
Contribucion de componentes o
elementos individuales (sélo Ejemplo: todas las tasas de conteo
fraccion de volumen). Otras espectral nuclear relacionadas con

componentes o elementos no tienen especificos elementos.
ningun efecto.
.

Contribucion de elementos

individuales y su "ambiente Ejemplo: nticleo de hidrégeno
petrofisico” (enlaces, composicion (protones) y su respuesta de RMN.
quimica, termodinamica).

e

Figura 1. Propiedades petrofisicas-principales dependencias e influencias (modificado de Schén et al, 2011).

Donde al volumen de los minerales sélidos se le conoce como volumen de la
matriz o de los granos que conforman la roca, y el modulo volumétrico hace referencia al

volumen total de roca. Figura 2.

Matriz m

/

Vm L 1-¢

—

Poro

Figura 2. Definicién de porosidad (Schén et al, 2011).
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Es importante mencionar que en la mayoria de los casos el valor de la porosidad
es multiplicado por 100, para convertirlo en un porcentaje y esto sea mas representativo
al momento de hablar sobre el yacimiento, sin embargo, siempre se debe de usar como

una fraccién en cuestiones de calculos.

Las porosidades en los yacimientos oscilan entre el 5y 40%, y ésta representa la
cantidad de hidrocarburo o gas que pueda almacenar el yacimiento, por esto la

importancia de su correcta estimacion.

3.1 Clasificacion de la porosidad

Existen varios tipos de porosidad, clasificada de forma geologia:
e Primaria.

e Secundaria.

Y la clasificacion ingenieril:
e Total/absoluta.

e Efectiva/abierta/conectada.

3.1.1 Clasificacion geologica

La clasificacion geoldgica esta basada en la génesis de la roca y se divide en dos: la
primaria, y la secundaria. La porosidad primaria es la porosidad que se gener6 cuando se
formo la roca, es decir, en el momento del deposito del material y se puede subdividir en
intergranular e intragranular. La porosidad intergranular esta en funcion del espacio vacio
entre granos y es la que conforma la mayor parte de la porosidad de la roca; mientras que
la porosidad intragranular se refiere a la porosidad formada dentro del mismo grano.
Figura 3.
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Intergranular

Primaria —

——— Intragranular

Figura 3. Esquema sobre las diferencias entre la porosidad intergranular e intragranular.

La porosidad secundaria se genera posterior al depdsito o formacion del material,
y se puede generar por procesos geoldgicos subsecuentes o alteraciones quimicas y/o
biolégicas como la diagénesis, la dolomitizacion, la disolucion y el fracturamiento; que

dan lugar a vugulos, fracturas, grietas o microgrietas.

3.1.2 Clasificacion ingenieril

En términos de clasificacion de ingenieria, es decir, es términos de eficacia para
extraccion de fluidos de interés, se divide en total y efectiva. La porosidad total se refiere
al volumen total que conforman los poros de la roca dividido por el volumen volumeétrico.
La porosidad efectiva es la que corresponde al volumen de poros interconectados dividido

entre el volumen volumétrico de la roca.

3.2 Factores que afectan la porosidad

La porosidad se puede ver afectada por diversos factores, desde el acomodo y/o
empaquetamiento de los granos al momento de su depdsito o por procesos externos como
la presencia de otros minerales, esfuerzos y deformaciones, alteracion quimica de los
componentes de la roca, procesos bioldgicos, etc., éstos se pueden clasificar en primarios

y secundarios.

3.2.1 Factores primarios

Empaquetamiento de granos. Existen diferentes arreglos de porosidades teoricas

basados en el empaquetamiento de los granos debido a su depositacion, el modelo de
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geometria mas simple y que con frecuencia se modela es mediante granos esféricos. La
Figura 4 muestra un modelo de sedimento clastico el cual puede ser arena o arenisca, ya
que en este tipo de rocas debido a su depositacion cuenta con poros que se pueden

asemejar a esferas regulares.

La porosidad se determina a traves de la definicidn de porosidad (Ec. 2), quedando

de la siguiente manera, donde R es el radio de la esfera:

(2R)3-2nR3 T
q)empaquetamiento cibico — W =1- 6 ~ 0.48 (EC- 2)

Figura 4. Representacién del empaquetamiento de poros en una roca clastica limpia.

De acuerdo con la geometria del empaquetamiento la porosidad puede ser:

e Cubica: 0.48.
e Ortorrombica (hexagonal simple): 0.40.
e Hexagonal compacto, romboédrico: 0.26.

Las consideraciones de este acomodo de granos no se acercan a la realidad, pero
son Utiles para desarrollar modelos idealizados y establecer rangos de acuerdo con los

arreglos de cada uno de los minerales.

Clasificacion. Se refiere a los diferentes rangos de tamafios de los granos que
conforman las rocas, en especial las sedimentarias. Estos diferentes tamafios de granos
estan asociados al transporte y la depositacion de acuerdo con la velocidad en que se
transportaron y el medio de transporte. Cuando las particulas son todas del mismo tamafio

se dice que estan “bien seleccionadas” mientras que cuando no son todas del mismo
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tamafio se les conoce como “mal seleccionadas”. Las particulas que tienen un mismo
tamafio de particulas, es decir, las bien clasificadas tienden a tender porosidades mas altas

en comparacion con las mal clasificadas.

Por ejemplo, una arenisca bien seleccionada con granos del mismo tamafio tiende
a tener mayor porosidad que una arenisca mal seleccionada que contiene granos lo

suficientemente pequefios para rellenar sus poros, como se muestra en la Figura 5.

Figura 5. Esquema que muestra el efecto de la clasificacion de los granos, de lado izquierdo se tiene un medio
bien clasificado y de lado derecho un medio mal clasificado, un medio de este tipo tiende a tener una baja

porosidad debida al acomodo de sus granos y a diferencia de un medio bien clasificado.

3.2.2 Factores secundarios

Materiales cementantes. La presencia de materiales cementantes: siliceos,
carbonaticos, ferruginosos, estalactita, esparita y botroidal, son formados posterior a la
depositacion de los clastos y la matriz, resultado de la precipitacion a partir de soluciones
i6nicas o coloidales que circulan e interactian con la roca, estos materiales cementantes
afectan a la porosidad disminuyéndola ya que su presencia comienza a ocupar el espacio
vacio o bien espacio poroso que estaba disponible para el almacenamiento de fluidos,

como por ejemplo hidrocarburos.

Presion de sobrecarga (compactacion). También conocida como esfuerzo
efectivo, definida como el peso acumulativo proveniente del acopio de sedimentos en una

columna estratigrafica. Durante el proceso de depositacién y sedimentacion, el peso
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acumulativo de los sedimentos generado ocasiona que estos se compacten, expulsen los

fluidos contenidos en el sistema poroso y reduciendo la porosidad.

Vugulos, disolucion y fracturas. Estos se originan posterior a la depositacion y
sedimentacion generando un aumento en la porosidad de las rocas. La disolucién se
refiere a cuando los minerales entran contacto con el agua y son disueltos por ésta con el
tiempo, pero sin reaccionar con ella quimicamente. Los vigulos son poros grandes
causados por la disolucion de material soluble (como los fragmentos de concha), posterior
a que se haya formado la roca y suelen tener formas irregulares. Las fracturas son
generadas cuando una roca rigida, por ejemplo, el carbonato es sometida a un esfuerzo
mas all4 de su limite elastico ocasionando una grieta, es decir, una separacion de la
formacién rocosa. Las fuerzas que producen esta separacion o ruptura estan en una
direccion constante, por lo que todas las fracturas estan alineadas. Las fracturas a menudo
son una fuente importante de permeabilidad en yacimientos de carbonato de baja

porosidad.

3.3 Medicion de porosidad

3.3.1 Laboratorio

Medidas directas: se hace en un laboratorio, directamente en la muestra que se esté
examinando, a través de la determinacion del volumen volumétrico y sélido, la expansion
de gas utilizando el porosimetro de gas o técnicas de desplazamiento de fluido. Las
muestras pueden ser desde afloramientos en superficies o para el anélisis de ndcleo con
un diametro entre 25 [mm] - 40 [mm], éstas son extraidas directamente del yacimiento

utilizando un instrumento de fondo de pozo.

3.3.2 Registros
Medidas indirectas: se usan registros geofisicos de pozo y métodos sismicos, basados

en la sensibilidad de las respuestas de propiedades fisicas como: la densidad, respuesta a
los neutrones y velocidad de onda sismica. La porosidad también se puede derivar de las
medidas de NMR (Resonancia Magnética Nuclear), basado en que los nucleos de
hidrdgeno se encuentran en moléculas fluidas de agua e hidrocarburo y su entorno fisico

que seria el espacio poroso donde estén contenidos.
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3.4 Saturacion de fluidos
La saturacion de fluidos se puede representar y explicar con un recipiente lleno de

diferentes fluidos como se muestra en la Figura 6.

30% aire

100% agua

50% agua 30% agua

Figura 6. Esquema que representa recipientes idénticos saturados con diferentes fluidos.

De la misma forma que las rocas contienen uno o mas fluidos dentro de su
sistema poroso, la saturacion de fluidos nos ayuda a cuantificar el contenido de

hidrocarburo o agua en la roca. Se puede clasificar en:

e S,= saturacion de agua.

e S, =saturacion de aceite.

e S, =saturacion de gas.

e Sp=saturacion de hidrocarburo = S, + S,.

La saturacion de la formacién se define como la fraccién de volumen de poros
(porosidad) ocupado por uno o mas fluidos dados Se expresada como porcentaje o
fraccion, sin embargo, siempre debe usarse como una fraccion para los céalculos y se

representa de la siguiente manera:

Volumen de uno o mas fluidos

Saturacién = = :’/—W (Ec. 3)
p

Volumen poroso

Sw: la saturacion de agua es adimensional; V,,: el volumen de agua contenido en

el espacio poroso [cm3]; Vy, el volumen de poros en [cm3].
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Una saturacion de agua del 75% en un yacimiento con una porosidad del 20%
contiene agua equivalente al 15% de su volumen. Del mismo modo, la saturacion de

aceite So, es el volumen de aceite dividido por el volumen de los poros Vp.

Vo
So = % (EC 4)

La suma de las saturaciones de todos los fluidos en un depdsito tiene que ser 1, ya
que los poros tienen que ser ocupados por al menos un fluido. Si un yacimiento contiene
agua, aceite y gas, entonces la ecuacion de saturacion se convierte en:

Vw+Vot+Vg

JoE =S+ 5o+ 8y =1 (Ec.5)

Sin embargo, si el yacimiento sélo contiene agua y aceite la ecuacién se reducira:
Sw+ S, =1 (Ec. 6)

4 Saturacion de fluidos

Las diferentes saturaciones se pueden clasificar de acuerdo con sus procesos diagenéticos
y condiciones quimicas:

e Saturacion de agua irreductible.

e Saturacidn de aceite remanente — saturacion residual.

e Agua connata.

e Agua intersticial.

Y dependiendo de las condiciones a las que se encuentren los diferentes fluidos:
e Saturacion absoluta.
e Saturacion parcial.

e Saturacion critica.

Saturacion de agua irreductible. Representa la fraccion de volumen del espacio
poroso ocupado por agua en un yacimiento de maxima saturacion de hidrocarburos, en
una formacion es la saturacion minima inducida por el desplazamiento, donde la fase de

humectacion se vuelve discontinua.
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Las rocas de granos grandes tienen una baja saturacion de agua irreducible en
comparacion con las formaciones de granos pequefios, debido a que la presion capilar es
menor. Es la saturacion mas baja que puede obtenerse en una muestra de nicleo mediante
el desplazamiento del agua por el aceite 0 gas y queda atrapada por la adherencia a las

superficies rocosas.

Saturacion de aceite remanente — residual. Representa la fraccion del volumen
del espacio poroso ocupado por aceite en un yacimiento en el que se aplicé el proceso de
desplazamiento del aceite y se utilizé un fluido en especifico, que normalmente es agua.
Esta fraccion esta representada como el punto final de las curvas de permeabilidad relativa

en la simulacion de yacimientos como se muestra en la Figura 7.

1.0 7.7

=

=

=

<

D

E

D

‘; 0.5 Swi

> Kro

=

=

o

C
0 B Krw
(o] 0.5
Swi=20% Sor
Water Saturation
(Fraction of Pore Seace)

Figura 7. Curva tipica de permeabilidad relativa de una inundacién de agua (Glover, [s.f]).

Saturacion de agua connata. También conocida como agua fosil o agua congénita,
ésta se refiere al agua que queda entrampada en los poros de una roca durante su

formacion en el proceso de sedimentacion.

Saturacion de agua intersticial. El agua de formacién o intersticial estd compuesta
por el agua connata méas el agua que pudo haber migrado a la formacion posterior a la

depositacion de los sedimentos.
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Saturacion de agua inicial. Saturacion referida a las condiciones iniciales del
yacimiento, estd asociada al agua congénita, ya que esta saturacion se refiere a las

condiciones y medios acuosos en los que se formo tanto la roca como los hidrocarburos.

Saturacion de agua residual. Se refiere a la saturacion resultante posterior a un
periodo de explotacion de la formacion de interés, dependiendo del movimiento de
fluidos que ocasione, procesos de inyeccidn u otros a los cuales es sometido el yacimiento

y el tiempo, ésta puede resultar menor o en algunos casos mayor a la saturacion inicial.

Saturacion de agua critica. Se refiere a aquella saturacién a la cual un fluido inicia
su movimiento dentro del sistema poroso, es decir, la saturacién minima para que exista
ese movimiento de fluido dentro del yacimiento. En la industria petrolera este término es

aplicado principalmente al gas.

4.2  Factores que afectan la saturacion
La saturacion de cualquier fluido esta ligada con la porosidad existente en la formacion,

por lo que la distribucion del sistema poroso y tamafio de poros es uno de los factores que
depende el contenido de fluidos, asi como la profundidad a la que se encuentre debido a

los efectos que se encuentra de presion y temperatura.

Garganta de poro. Se refiere al espacio poral pequefio, en donde se unen dos
granos, los cuales conectan dos volimenes porales méas grandes, este espacio permite el

flujo de fluidos a través de ellos y se mide en micras.

4.3 Medicion de la saturacion

Los tipos de mediciones de saturacién de fluidos se pueden clasificar en dos tipos: directa
e indirecta. Las mediciones directas como su nombre lo indica se refiere a las técnicas
convencionales de analisis directamente en nucleos, tales como son los métodos de
extraccion (destilacion de recuperacion y el método Dean-Stark); mientras que las
relaciones indirectas se basan en relaciones con otras propiedades (eléctricas, presion

capilar).
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4.3.1 Métodos directos

Metodo de extraccion por destilacion de retorta. Para este método se coloca una
muestra de ndcleo pulverizada en una camara y se calienta alrededor de 1 100 [°F] (593
[°C]) para evaporar todos los fluidos contenidos en el sistema (gas y agua). Una vez que
se tiene tanto el volumen de aceite y agua de este método, conociendo el volumen de
poros de la muestra, podemos calcular la saturacién de agua y aceite con Ec. 5y Ec. 6.
Una de las desventajas de este método es que dafia la muestra y ya no puede ser utilizada

para analisis posteriores.

Método de extraccion: Dean-Stark. También se conoce como extraccion con
disolvente, se utiliza una muestra de nicleo en la parte superior de un matraz de
disolvente, los disolventes que se utilizan normalmente son tolueno (solvente de
hidrocarburos) o una mezcla de tolueno y metanol, el metanol se puede utilizar en
presencia de agua salada. El disolvente se calienta alrededor de 230 [°F] (110 [°C], punto
de ebullicién del tolueno), de tal modo que el agua presente se evapora cuando la

temperatura en el sistema excede el punto de ebullicion de estos fluidos.

El vapor del tolueno removera el aceite del nicleo y viajara hacia arriba a medida
que el tolueno es miscible con el aceite. Una vez que el vapor suba, éste llegara al tubo
de condensacion con agua de refrigeracion circundante. Ambos fluidos (agua y
disolvente) caeran en el cilindro graduado, debido a que el agua es mas densa que el
disolvente ésta se asentara en la parte inferior del tubo graduado, mientras que el
disolvente condensado al ser menos denso quedara en la parte superior. Este método
puede medir el volumen de agua directamente y la saturacion de agua se puede calcular

conociendo el volumen poroso mediante la Ec. 5.

Para obtener el volumen de aceite es necesario implementar mas calculos
utilizando el balance de materiales, ya que mediante este método no se puede medir
directamente debido a que el disolvente se mezcla con el aceite formando otro fluido con

propiedades diferentes al aceite contenido inicialmente.

Una de las ventajas de este método es que no dafia la muestra de nucleo y ésta
puede ser utilizada para otros andlisis posteriores. Una de las desventajas es que depende
de la permeabilidad de la muestra, ademas de que solo podemos medir directamente la

saturacion de un fluido que es el agua.
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4.4 Modelo de estimaciéon de saturacion de fluidos

4.4.1 Factor de formacion
Se define como la relacion que existe entre la resistividad de una muestra de roca saturada

100% con agua (sin contenido de hidrocarburos o arcilla), con cierto contenido de
salinidad, proporcional a la resistividad del agua saturante de dicha roca. A esa constante

de proporcionalidad se le conoce como factor de resistividad de formacion F.

F= RR—W (Ec. 7)
Donde:
e F = Factor de formacion
¢ Ro = Resistividad de la roca totalmente saturada con agua [Q m]

¢ Rw=Resistividad del agua contenida en el espacio poroso de la roca [Q2 m]

A una porosidad constante, F es constante y si la porosidad incrementa, Ro decrece
y F decrece. Sobre la base de observaciones experimentales, el factor de formacion

también se puede expresar como:

Donde:
e a= Constante empirica (sin dimensiones) y generalmente es igual a 1.
e @ =Porosidad (sin dimensiones).
e m= Factor de cementacion o exponente y generalmente es igual a 2 (cuanto mayor

es la cementacion en una roca, mayor es el valor de m).
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Consideremos dos tipos de roca con diferentes grados de cementacion, tomamos
muestras de nlcleo de cada tipo de roca (con diferentes porosidades), las saturamos todas
con agua con cierto contenido de sal (salmuera) y se mide la resistividad de cada roca
respectivamente. Con dichas mediciones se puede crear un grafico de registro del factor

de formacidn en funcién de la porosidad como se muestra en la Figura 8.

e +— Tipode rocal

Tipode roca2 —

Factor de formacién

Linea de tendencia
F=ap™

Porosidad

Figura 8. Se muestra el factor de formacion en funcidn de la porosidad de dos tipos de roca mediante el
trazado de F y ® en una escala log-1og. El exponente m se puede encontrar trazando una linea de

tendencia de potencia y una lineal (Alfayei et al., 2021).

Podemos observar que mientras mayor sea la porosidad de una roca o formacion
menor sera su resistividad (Ro) y su factor de formacion (F) por lo que se confirma que el
factor de formacidn esta inversamente relacionado con la porosidad. Esto se debe a que a
medida que la porosidad se acerca a 1, la resistividad de la roca saturada (Ro) se acerca a
la resistividad del fluido saturante, que en este caso es agua (Rw), lo que indica que el
sistema actlla como un tanque de agua. Basandose en esta correlacion, es posible utilizar
las reglas logaritmicas o logaritmicas naturales para determinar los parametros. La

correlacion que se utilizara mas adelante es:

logF =loga — mlog ¢ (Ec. 9)
Esta ecuacion se asemeja a la ecuacion de la linea recta, donde -m es la pendiente

de larecta. Es posible resolver la ecuacion con m para encontrar a. Se debe tener en cuenta

que m es positiva y el signo negativo tiene en cuenta la pendiente negativa.
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4.4.2 Indice de resistividad

Archie compard Ro con Rw, que es resistividad verdadera de un ndcleo que puede contener
tanto agua como hidrocarburos a diferentes saturaciones, como se muestra en la Figura 9,
a diferencia de Ro, que tiene un 100% de saturacion de agua. La relacion de Ro sobre Rw
se conoce como el indice de resistividad (1) o el indice/ecuacion de saturacion.

Matematicamente, el indice de resistividad se expresa como:

[ = % (Ec. 10)
Donde:
e | =Indice de resistividad (sin dimensiones).
e Rt =Resistividad verdadera de una muestra de nucleo [Q m].

e Ro=Resistividad del nucleo cuando esta saturado 100% con agua [Q m].

Ly Loy
| | R
'Y Ro
A—Te A
— 1 — ——

Figura 9. Esquema que muestra una caja con una longitud (L) y un area de seccién transversal
(A), con la figura del lado izquierdo simula una roca con cierta porosidad que esta llena
completamente de agua (Sw=1) y la resistividad de esa caja es Ro y la del lado derecho es la misma

roca, pero ahora saturado con aceite y agua, la resistividad de esta caja es Rt.

Basado en la observacion empirica (experimental), el indice de resistividad
también es igual a:

1
= (Ee. 1)

Rt
[[ =—

= =S =
R, w

Para analizar el indice de resistividad, se obtiene un grafico del indice de

resistividad en funcion de la saturacion del agua a una escala de log-log. Figura 10, los
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puntos de datos de una curva representan un nucleo de diferentes saturaciones de agua,
esto se puede lograr en laboratorio. A diferencia del factor de formacion se usan varios
nucleos, aqui s6lo un nicleo es utilizado para la medicion del indice de resistividad.
Podemos aplicar las reglas logaritmicas en la Ec. 11 y obtener lo siguiente:

logl, = —nlog$,, (Ec. 12)

Donde -n es la pendiente de la recta. De nuevo, n se debe usar como positiva, el

signo negativo es solo para neutralizar el decrecimiento de la pendiente.

+«——Tipoderocal

Tipo de roca 2 ——

indice de resistividad

Linea de
tendencia
I, =57

Saturacion de agua

Figura 10. Esquema que muestra el indice de resistividad en funcién de la saturacion de agua para dos tipos
de rocas mediante el trazado: Iry Sw en escala log-log (Alfayei et. al, 2021).

4.4.3 Ecuacion de Archie

Archie con Shell Oil Company en 1942 present6 en Dallas, Texas los conceptos utilizados
como base para la interpretacién de registros cuantitativos. Los experimentos de Archie
demostraron que la resistividad de una formacién saturada con agua (Ro) esta relacionada

con la resistividad del agua saturante (Rw) a través de la constante antes mencionada:
R, = FR,, (Ec. 13)

Sus experimentos también revelaron que el factor de formacion es inversamente

proporcional con la porosidad de la formacion establecio la siguiente relacion:
F = — (Ec. 14
o (Ec. 14)
Donde:

e a=Llamada constante litoldgica (factor de tortuosidad).
e @ = Porosidad.
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e m= Exponente de cementacion el cual varia con el tamafio y distribucién de grano.

Factor de tortuosidad. Se refiere a la complejidad de las trayectorias entre los poros,
cuanto mayor sea este valor mayor serd el exponente “m” de cementacion. El valor de
tortuosidad “a” se establece comunmente entre 1.0, pero en algunas ocasiones este varia
segun las condiciones de la formacion.

La saturacion de agua “Sw” se determina a partir de la resistividad del fluido
saturante (agua con cierta salinidad) “Rw” y la resistividad de la formacion verdadera
“Ro”, mediante la siguiente relacion:

Sn = RR—t (Ec. 15)

Donde:

e n = Exponente de saturacion, y es una constante empirica, cuyo valor suele variar de
1.8a25.

Despejando el exponente de saturacién queda de la siguiente manera:

1
Ro\n
S, = (R—t) (Ec. 16)
Al combinar las Ec. 13 y 16, la formula agua — saturacién se puede reescribir de

la siguiente manera:

S, = (%)_ (Ec. 17)

Esta es la formula que se conoce como ecuacion de Archie para la saturacion de
agua (Sw). Todos los métodos usados actualmente de interpretacion que implican curvas
de resistividad se derivan de esta ecuacion, cada uno de ellos bajo ciertas condiciones,
para Archie son arenas consolidadas y arenas libres de contenido de arcilla. Regresando
a la ecuacién anterior, la ecuacién de Archie se escribe de manera general de la siguiente

manera sustituyendo F:

1
a Ry

S, = (¢_m Rt)H (Ec. 18)

En la Tabla 3.1 se muestra el rango de valores para “a” y “m”. En una
interpretacion inicial (de primer paso), a nivel de reconocimiento, o cuando no hay
conocimientos de los pardmetros locales, se pueden utilizar los siguientes valores para

obtener una estimacion inicial de la saturacion de agua:
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a=1;m=n=2(Ec. 19)

Utilizando los valores mencionados la ecuacion puede escribirse de la siguiente

manera:
_n 1 Rw
Sy =" (F R—t) (Ec. 20)

a = Factor de tortuosidad m = Exponente de cementacion Comentarios
1.0 2.0 Carbonatos.
0.81 2.0 Arenas consolidadas.
0.62 2.15 Arenas no consolidadas (formula de Humble).
1.45 1.54 Arenas promedio (después de Carothes,1968).
1.65 1.33 Arenas arcillosas (después de Carothes,1968).
1.45 1.70 Arenas calcareas (después de Carothes, 1968).
0.85 2.14 Carbonatos (después de Carothes,1968).
5.45 1.08 Arenas de pl&:izz:éss:rpiitiar‘hflc;r;éa)'(despues de
197 1.29 Argr}ad del mioc’eno, Costa del Golfo de Texas-

Luisiana (después de Carothes y Porter, 1970).

1.0 $(205-9) Formaciones granularisgl_:'r;fias (después de Sethi,

Tabla 1. Diferentes exponentes y factores para el calculo de F. Modificado (Asquith, 1980).

Zona invadida. Es la zona donde gran parte del fluido original se reemplaza por
filtrado de lodo. Consiste en una zona (de resistividad Rxo) Y una zona de transicion o
anillo (de resistividad Ri), la zona de descarga se produce cerca del pozo (Figura 11)
donde el filtrado de lodo ha eliminado casi por completo los hidrocarburos y/o agua (Rw)
de una formacion. La transicion o zona de anillo, donde se mezclan los fluidos y el filtrado
de lodo de una formacion, se produce entre la zona lavada y la zona no invadida (de
resistividad Rt). La zona no invadida se define como el &rea més alla de la zona invadida

donde los fluidos de una formacion no estan contaminados por el filtrado de lodo.

La profundidad de la invasion de filtrado de lodo en la zona invadida. Se
conoce como didmetro de la invasion (di y dj) (Figura 11). El didmetro de la invasion se
mide en [pg] o se expresa en una proporcion dj/dn donde dn representa el diametro del
agujero. La cantidad de invasion que tiene lugar depende de la permeabilidad de la

formacidn de revoque (mud cake) y no de la porosidad de la roca.
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[[] Resistivity of the zone
O Resistivity of the water in the zone

/\ Water saturation in the zone ‘m/
{ Mud

Adjacent bed

\ zone
= zoat
thictsone)
| AN
5 N //,—’
/ |
| |

Adjacent bed

i ey

——— Oy ——]
Hole
diameter

Figura 11. Esquema que representa el entorno del pozo y los simbolos utilizados en la interpretacion de

registros geofisicos de pozos (Schlumberger, 1998).

En general, un volumen igual de filtrado de lodo puede invadir rocas de baja
porosidad y alta porosidad si los lodos de perforacidn tienen cantidades iguales de
particulas sélidas. Las particulas sélidas en los lodos de perforacion se fusionan y forman
una torta (costra) de lodo impermeable. La torta de lodo actla entonces como una barrera
para una mayor invasion debido a que se puede invadir igual volumen de liquido antes de
que se forme una barrera de costra de lodo (mud cake) impermeable, el diametro de

invasion es mayor en rocas de baja porosidad.

Esto ocurre porque las rocas de baja porosidad tienen menos capacidad de
almacenamiento o volumen de poros para ser llenados con fluidos, en este caso con el
fluido invasor, como resultado, los poros a lo largo de un mayor volumen de roca se ven

afectados. Los didmetros generales de invasion en formaciones permeables son:

dj/dn = 2, para rocas de alta porosidad.
dj/dn = 5, para rocas de porosidad intermedia; y
dj/dn = 10, para rocas de baja porosidad.

El mismo método de la ecuacion de saturacion de agua de Archie se puede aplicar
para la zona invadida. Si la porosidad es idéntica, se supone que la litologia es la misma,

por lo que las constantes de la ecuacién (a, m y n) son las mismas.
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Los cambios son las resistividades Rxo y Rmf, donde Rmsse refiere a la resistividad
del filtrado de lodo la cual es medida usualmente en la superficie, y Rxo se refiere a la
resistividad de la zona lavada y es medida a través de la herramienta MSLF (microesférico

enfocado). La ecuacion queda de la siguiente manera:

Otras relaciones. Relacion de la saturacion de agua entre la relacion de la

saturacion de la zona invadida cuando “n” es igual a 2 queda de la siguiente manera:

1
SW — Rxo/Rt 2
= (—Rmf /RW) (Ec. 22)

1
Syo ~ S5y (EC. 23)

5 Mojabilidad

La mojabilidad se refiere a la preferencia de un solido para estar en contacto con un fluido
sobre otro en un sistema de dos o mas fluidos inmiscibles. En nuestra vida diaria podemos
observar el concepto de mojabilidad, por ejemplo, cuando una gota de agua se extiende
sobre un papel de seda, en este caso podemos decir que el papel de seda estd mojado con
agua, lo que representa que el papel de seda prefiere mantenerse en contacto con el agua
en lugar de con cualquier otro liquido. Del mismo modo, la tela utilizada para hacer los
paraguas no permite estar en contacto con el agua, es por ello, que las gotas se deslizan
facilmente de los paraguas, en este caso, se sabe que la tela no estd mojada con agua. De
esta misma forma sucede con las rocas del yacimiento, las cuales tienden a preferir estar

en contacto con el agua o con el aceite.

Conocer la mojabilidad es muy importante para comprender el comportamiento
del flujo cuando se esta inyectando agua para desplazar el aceite. Por ejemplo, si se esta
inyectando agua (inundacién de agua) en una roca himeda de agua, el flujo sera diferente
del caso de una roca hiumeda de aceite. Esto se debe a la baja movilidad del agua en una
roca hiumeda por agua, ya que el agua tiende a adherirse a la superficie por fuerzas

moleculares, mientras que el aceite se expulsa facilmente.
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5.1 Tension superficial e interfacial

La tension superficial (ST) se produce entre el agua y el gas o entre un solido y un fluido
(liquido o gas). La tension interfacial (IFT), por otro lado, tiene lugar entre dos liquidos,
y cuanto menor sea la tension interfacial entre dos fluidos, mas cerca estaran los fluidos
de ser miscibles (la miscibilidad es la capacidad de dos fluidos para mezclarse). En
cualquier caso, se define como la energia por unidad de area o la fuerza por unidad de
longitud [N/m], que se puede expresar como [dina/cm], donde una dina es igual a 10-°
[N] con el simbolo “c”.

A continuacion, se muestran algunos valores tipicos de ST/IFT para conjuntos de
fluidos especificos en condiciones ambientales, unidades [mMN/m]:

Aire/Mercurio: 480.
Gas/Aceite: 24.
Gas/Agua salada: 72.
Aceite/Agua salada: 32.

5.2 Tensiéon de adhesion

Las moléculas en estado liquido experimentan una fuerza de atraccién molecular, cuando
se habla de fuerzas moleculares podemos hablar de dos tipos de fuerzas: cohesivas y
adhesivas. Las fuerzas cohesivas son fuerzas de atraccion entre moléculas similares,
mientras que las fuerzas adhesivas son fuerzas de atraccion entre diferentes moléculas
(Alyafei et al., 2021).

Por ejemplo, si un tubo de vidrio se satura con agua, las fuerzas de adhesion entre
el agua y las paredes del tubo son mas fuertes que las fuerzas cohesivas que mantienen
unidas las moléculas de una gota de agua y se dice que estd mojado en agua, esto genera
un mecanismo de elevacion del agua sobre las paredes del tubo, lo que significa que las

fuerzas adhesivas son mas fuertes que las fuerzas de cohesion.

Esta tension de adhesion nos va a provocar la accion capilar la cual se refiere a la
capacidad de un fluido de fluir en un sistema poroso, esto ayuda al fluido en este caso
agua a transportarse a lo largo de las paredes del contendor donde se encuentre. Otro
ejemplo, es cuando la pintura se adhiere a un muro, el aceite al adherirse al papel o la

tinta a un cuaderno.
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Para el caso de un sistema con dos fluidos inmiscibles, es decir, que no se puedan
mezclar entre si, quedan en fases separadas (el agua y el aceite), estos dos fluidos se
encuentran en contacto con un sélido y existe una diferencia de tension superficial de
cada fluido con el solido, sin embargo, si se toma que estan en equilibrio termodindmico
éstas diferencias son equivalentes, como resultado en una superficie sélida que es estatica,
el producto de la tension interfacial entre dos fluidos y el coseno del angulo de contacto

de la interfaz fluido/fluido/sélido, queda expresada de la siguiente manera:

Y. Fx = 045 — Ogy + Oy COs B = 0 (Ec. 24)

Donde:

e YFx = Sumatoria de fuerzas en el plano horizontal.

e 050 = Tension superficial entre el slido y el aceite [N/m].

e osw= Tension superficial entre el solido y el agua [N/m].

e owo= Tension superficial entre el agua y el aceite [N/m].

e 0 = angulo de contacto entre la gota de agua y la superficie.

La tension de adhesion se define como la diferencia entre dos tensiones

superficiales de solido/fluido y se expresa asi:

A1 = 045 — Ogyw = Oy, €Os 0 (Ec. 25)

Una tension de adhesion positiva indica que la fase mas densa, en este caso seria
el agua, humecta la superficie, y si ésta fuese negativa seria el caso contrario. En caso de
que la tension de adhesion fuese cero esto indicaria que el sistema tiene una afinidad

neutral hacia ambos fluidos.

3.5.3 Clasificacion de mojabilidad

La evaluacion de la mojabilidad relativa de agua/aceite de los espacios porosos de una
roca es de gran importancia dentro de la caracterizacién del yacimiento de hidrocarburo,
debido a que tiene una gran influencia en las tasas de produccién de hidrocarburo, las
tasas de produccion de aceite con técnicas de recuperacion mejorada y la saturacion
residual del aceite de un yacimiento en la etapa de abandono, por lo tanto, la mojabilidad

se puede dividir en 4 categorias.
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Mojado en agua. Representa el escenario donde la superficie de la roca es mojable
en agua, es decir, prefiere ser recubierta por ésta, entonces la roca tiene una alta afinidad
hacia el agua debido a que ésta presenta una tendencia a que el agua ocupe los pequefios
poros y es asi como el agua entra en contacto con la mayor parte de la superficie de la
roca, generando gue el agua se extienda hasta la superficie. Esto representa que el &ngulo

de contacto serda inferior a 90° a medida que el agua se extienda hacia la superficie.

Intermedio himedo o neutro-himedo. En este caso la superficie de la roca tiene
una tendencia casi igual para ser recubierta por uno de los fluidos, esto significa que el
angulo de contacto es de alrededor de 90° ya que la superficie tiene la misma afinidad

tanto para el aceite como para el agua.

Mojado en aceite. Aqui la superficie de la roca prefiere estar en contacto con el
aceite, en este caso el angulo de contacto sera superior a 90° debido a que la superficie
prefiere estar en contacto con el aceite sobre el agua, en este caso las fuerzas cohesivas
entre las moléculas de agua son mayores que las fuerzas adhesivas entre las moléculas de
agua y la superficie, las gotas de agua se pegaran formando una esfera, debido a que estas

tienen la superficie mas pequefia y el sistema tiende ir hacia el estado de energia mas bajo.

Mojabilidad fraccional. También conocida como mojabilidad heterogénea,
manchada o dalmata propuesta por Brown y Fatt et.al., en este escenario ciertas partes de
la superficie de la roca prefieren estar cubiertos por agua y otras por aceite, aqui el angulo

de contacto varia dependiendo de la seccion de la roca (Anderson, 1986).

Es importante recordar, que, si se tiene un nucleo de arenisca sin contenido de
arcilla y esta saturado con aceite, a pesar de que la superficie de la roca esta cubierta por
este fluido, la arenisca sigue siendo preferentemente mojable en agua. Esto significa a
que el término de mojabilidad se refiere a la preferencia del sélido en este caso roca de
estar humectado con determinado fluido, y no se refiere necesariamente a si esta

completamente saturado con algun otro. Figura 12.

5.4 Medicion

Debido a lo antes mencionado, se ha llevado a cabo una gran investigacion sobre la

mojabilidad a partir de la década de 1930. Se han desarrollado varios métodos para
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evaluar la mojabilidad, basados precisamente en las caracteristicas de la interaccion de

agua-aceite con la roca.

Angulo de - -
e s Yacimientos Yacimientos
Clasificacion contacto e
silicatados | Carbonatados
(erados)
Mojado en agua 0a75 13 2
Inte,rmedm- 75 3105 ) 1
himedo
Mojado en aceite | 1052180 15 22

Figura 12. Distribucion de las capacidades de mojabilidad del yacimiento en funcion del angulo de contacto
realizado en estudios de laboratorio (Treiber et al., 1972).

La determinacion de la mojabilidad se puede realizar a través de un analisis
cuidadoso del angulo de contacto de las superficies, ademas varios métodos indirectos
proporcionan indices respecto a la mojabilidad, tal es el caso del indice de Amott, que se
basa en las cantidades de fluidos absorbidas por una muestra de roca en diferentes

condiciones (Anderson, 1986).

5.4.1 Angulo de contacto

El &ngulo de contacto entre un liquido y una superficie de contacto queda determinado
por un balance de fuerzas adhesivas del liquido con respecto a la superficie y la cohesion
propia del mismo liquido, por ejemplo, un tubo capilar. La interfaz se cruza con la
superficie solida en un angulo, que es una funcién de la tension de adhesion relativa de
los liquidos con respecto al solido como se menciond anteriormente, dicho angulo se

describe con la ecuacién de Young, expresada de la siguiente manera:

cos0 = Gs‘c’y_ﬂ (Ec. 26)

\%

Donde:

oso = Tension superficial entre el solido y el aceite [N/m].
osw = Tension superficial entre el solido y el agua [N/m].
owo= Tension superficial entre el agua y el aceite [N/m].

© = angulo de contacto entre la gota de agua y la superficie.

Mediante la consideracion de la histéresis que se refiere al estado de un sistema
en este caso trifasico que depende de su historia (secuencia de flujo), donde se eliminan
las tensiones sélido-fluido para obtener la relacion medible de los 3 angulos de contacto,

quedando tres relaciones de la siguiente manera:
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e Agua-solido-aceite: 05, = Ogy + Oy COS Oy
e Agua-gas-solido: Osg = Ogy + Oy COS By
e Gas-aceite-sélido: Osg = 0o + 0g COS Og

Si se eliminan las tensiones interfaciales solido-fluido queda la ecuacion de la

siguiente manera:
Owo €COS By = Oyg €COS B,yg = 04g €OS B,g (Ec. 27)

A medida que el angulo de contacto disminuye, las caracteristicas de mojabilidad
del liquido respecto a la superficie aumentan. La mojabilidad completa se reflejaria en un
angulo de contacto igual a cero y la no mojabilidad se representaria como un angulo de
contacto igual a 180°. En los yacimientos con el conjunto de rocas y fluidos que lo
conforman, por las fuerzas de atraccion, la fase de mojabilidad o humectaciéon tiende a
ocupar los poros mas pequefios y la fase de no mojabilidad o no humectacion ocupa los

canales mas abiertos.

Por otro lado, como método directo se tiene el tensiometro digital el cual mide el
angulo de contacto entre el liquido y la superficie solida a través de una camara de alta
resolucién conectada a un ordenador como se muestra en la Figura 13, cabe mencionar
que éste aparte contiene tres componentes fundamentales como son: mecanica, éptica y
tratamiento de imagen. Una vez tomada la imagen de la gota del liquido en la superficie

deseada con el dispositivo previamente calibrado, se procesa la imagen mediante un

software.
Gotero de
liquido
| Camara
/4:
-
[— Computador Stand

Figura 13. Esquema del aparato experimental para medir el &ngulo de contacto, en caso el &ngulo de
contacto de una gota de agua rodeada de aire (Alfayei et. al, 2021).
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5.4.2 Indice de Amott

Este indice se basa en la imbibicion espontanea y el desplazamiento forzado de aceite y
agua de los nacleos con el cambio de saturacion total mediante un proceso de inundacion.
Las pruebas de medicion de la mojabilidad media de nucleo, utilizando la imbibicion de

Amott-Harvey constan de 5 pasos:

1. Laprueba comienza con la saturacion irreductible de aceite, por lo tanto, los fluidos

se reducen a Sor por desplazamiento forzado del aceite.

2. EIl nucleo se sumerge en aceite con un minimo de 10 [h], y la cantidad de agua

desplazada por la impregnacion de aceite, si la hay, se registra como Vwsp.

3. Elagua se desplaza a la saturacion de agua irreductible Siw con aceite, y la cantidad
total desplazada por la impregnacién de aceite y por el desplazamiento forzado se

registra como Vut.

4. El nucleo se sumerge en agua con cierto contenido de sales durante minimo 10 [h],
y el volumen de aceite desplazado, si lo hay, por la impregnacién de agua se registra

como Vosp.

5. Elaceite que queda en el ndcleo es desplazado por el agua hasta llegar a la saturacion
de aceite irreductible Sor y la cantidad total de aceite desplazado por la impregnacion

de agua y el desplazamiento forzado, se registra como Vot.

Los desplazamientos forzados de Sor y Siw se pueden llevar a cabo mediante una
centrifuga o montando el nucleo en el equipo de flujo de fluidos y bombeando los fluidos

de desplazamiento en el nucleo.

El indice de mojabilidad de Amott se expresa como un indice de mojabilidad
relativa definido como la relacién desplazamiento por aceite, menos la relacion del

desplazamiento por agua, quedando de la siguiente manera:
(Vosp/Vor = 8w) — (Vwsp/ Vet = 8,) (Ec. 28)

Reacomodando la ecuacion queda de la siguiente manera:

Iy = (Vosp/vot) - (szp/th) =6, — 8, (Ec. 29)
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Donde:
e I, = Indice de mojabilidad.
e V,sp = Volumen de aceite desplazado por la imbibicion espontanea de agua.
e V.. = Volumen de aceite desplazado por el agua.

e Vysp = Volumen de agua desplazado por la imbibicion espontanea del aceite.

e V., =Volumen total de agua desplazado por el aceite.
e §, = Relacion de desplazamiento por aceite.
e &, = Relacion de desplazamiento por agua.

Los resultados oscilan entre el rango de +1 lo cual representa que es fuertemente

mojable por agua y -1 que es fuertemente mojable en el aceite.

En la Oficina de Minas de EUA (USBM) se llevo a cabo una prueba de
mojabilidad a partir de la presion capilar por medio de un centrifugador, el cual hace girar
las muestras de nucleo en aumentos graduales de velocidad. En este tipo de prueba se

lleva a cabo los siguientes pasos:

1. Laprueba comienza en un estado de saturacion de agua irreductible (Swi) en un tubo
lleno de agua, se aplican diferentes intervalos de velocidad de rotacién hasta que la

muestra alcance el estado de saturacion de aceite irreductible o residual (Sor).

2. Unavez que la muestra se encuentra en estado de aceite residual se coloca ahora en

un tubo lleno de aceite para llevar a cabo otras mediciones.

3. Se calculan las areas existentes entre cada una de las curvas de presion capilar y la
linea de presion capilar cero. La relacion entre las areas bajo las curvas de presion

capilar (Swi y Sor) da como resultado el indice de mojabilidad de USBM.

I, = log (i—;) (Ec. 30)

Donde;:

e A, = Area del agua desplazada por aceite Sor a Swi.
e A, = Areadel aceite desplazado por agua Swi a Sor.
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El aumento de los valores positivos a +oo indica un aumento de la mojabilidad
preferencial del agua a la mojabilidad infinita del agua, un valor cero representa la
preferencia de humectacion para ambos fluidos (agua y aceite) la cual hace referencia a
la mojabilidad neutra. Finalmente, el aumento de los valores negativos a -co indica el
aumento de la mojabilidad preferencial hacia el aceite a la mojabilidad infinita del aceite.

La mayor parte de los resultados oscilan entre (+1) y (-1).

Tanto el método de Amott-Harvey como la prueba de USBM se pueden combinar
utilizando el centrifugador en lugar de la inundacion forzada. El indice de Amott-Harvey
se basa en los cambios relativos producidos por las diferentes saturaciones y la prueba
USBM proporciona la energia necesaria que implica la centrifugacion para poder lograr
el desplazamiento forzado de determinado fluido. Ambos son indicadores de la

mojabilidad relativa pero cada uno independiente.

5.5 Aplicaciones

La mojabilidad tiene varias aplicaciones, desde la simplicidad con objetos de nuestra vida
cotidiana como son los paraguas, los impermeables de todo tipo, las toallas, hasta los
animales, por ejemplo, la lana sobre las ovejas; hasta el lado mas complejo como su
accion en yacimientos petroleros, acuiferos, en cuanto a su saturacion, recuperacion

primaria y recuperacion mejorada de aceite, etc.

A lo largo de los afios se ha reconocido la gran influencia que tiene la mojabilidad
en la recuperacion de hidrocarburos del subsuelo. Nutting y otros autores en 1934
observaron que algunas formaciones productoras estaban mojadas en aceite, aunque
muchos colaboradores afirman que la mayoria de los yacimientos de hidrocarburos
estaban mojados en agua debido a las condiciones de formacion de la roca existente.
Desde el punto de vista termodindmico, se considero6 que el silice puro y limpio debe ser
humedecido por agua en lugar de cualquier hidrocarburo. Es importante mencionar que
las rocas que conforman un yacimiento son normalmente complejas debido a su
estructura, condiciones y por ende propiedades, al estar compuestas éstas de diferentes
minerales cada uno puede tener una mojabilidad diferente, ademés de los fluidos

contenidos en éstas.
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Como se mencionaba anteriormente la mojabilidad es un factor importante ya que
controla la ubicacion, el flujo y la distribucion de los fluidos en el yacimiento. Por lo
tanto, la mojabilidad tiene impacto en algunas propiedades petrofisicas como son la
presion capilar, la permeabilidad relativa, el comportamiento de la inundacion de agua, y

las propiedades eléctricas.

La humectabilidad de laroca del yacimiento originalmente mojable en agua puede
ser alterada por la adsorcion de compuestos polares (compuestos cuyos electrones no son
distribuidos por igual en los enlaces quimicos) estos son utilizados como aditivos en
muchos compuestos de petréleo y/o depésito de materia organica que estaba
originalmente en el petréleo crudo (Anderson, 1986), el grado de alteracion lo define los
componentes del aceite, la superficie del mineral y la quimica de las sales disueltas en el
fluido.

Ademas, en cada una de las capas de las formaciones se pueden mostrar diferentes
estados de mojabilidad debido a la alternancia de litologias, existen variaciones aun
dificiles de explicar, por ejemplo, en Medio Oriente existe una variedad de mojabilidad y

aun no se logra explicar el mecanismo que da origen a esta heterogeneidad.

6 Permeabilidad
El valor de la permeabilidad es un indicador de la capacidad de conducir un fluido o no a

través de unaroca, es una medida de la facilidad con la que los fluidos fluyen en el sistema
poroso de la roca. La velocidad de flujo de fluido a través de una formacion depende de:
e Lacaida de presion, la cual es una propiedad del yacimiento.
e Laviscosidad del fluido.

e La permeabilidad, una roca debe tener una porosidad asociada para exista la
permeabilidad.

6.1 Clasificacion de permeabilidad

6.1.1 Clasificacion geoldgica
Primaria (o permeabilidad de matriz). Generada durante el proceso de depositacion y

litificacidn (formacién de la roca).
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Secundaria. Al igual que la porosidad y al estar ligada a ésta, se genera una
permeabilidad secundaria debido a procesos quimicos, bioldgicos y geoldgicos
subsecuentes a la formacion de la roca como son cementacion, compactacion,

fracturamiento y disolucion.

6.1.2 Clasificacion ingenieril
Permeabilidad absoluta. Permeabilidad de un solo fluido; cuando se tiene un solo fluido

en la roca.

Permeabilidad relativa. Cuando se tiene mas de un fluido en la roca, en caso de
que se tengan dos fluidos imaginese una competencia entre estos en cual llegara mas
rapido al final de su trayectoria, y ésta siempre serd menor que cuando se mide la

permeabilidad de un solo fluido, es decir la absoluta.

Permeabilidad efectiva. Cuando se tiene tres fluidos 0 méas de un sistema poroso,

cada uno va a fluir con una permeabilidad efectiva diferente.

6.2 Leyde Darcy
El concepto de permeabilidad fue introducido por primera vez por el ingeniero civil

francés Darcy, en 1856 cuando realizé un experimento el cual llevé a cabo un en una
barra de vidrio que contenia en la parte superior agua, y en la parte inferior arenas,
representadas en forma de lineas y puntos, respectivamente en la Figura 14, lo que Darcy
dejo de introducir el agua contenida en la parte superior en la columna de arena, el agua
va a permear dependiendo de que tan comprimida o no esté la arena, por lo que se ira

filtrando y quedaré en la parte inferior de la columna de arena.

Del lado derecho de la Figura en la parte inferior se tiene una salida de agua y en
la parte izquierda de forma paralela a la columna de arena esta otro tubo, el cual va a dar
un nivel de agua parecido al efecto de la presion capilar, en este sistema el agua baja por
la fuerza de gravedad, sin embargo, se va a generar un diferencial de presién al principio
y final de la arena, ese diferencial de presion se refleja en cuanto de ese fluido (agua) sube
en el tubo paralelo a la columna de arena, refiriéndose al principio de Arquimedes, ese
nivel de agua representado como h2 va a depender del diferencial de presion que se crea

al principio de la arenay al final.
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Figura 14. Permeabilidad de la roca.
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Cuando Darcy realiza este experimento y mide la velocidad de drenaje de fluido,
es decir, cuanto sale de agua por unidad de tiempo, y es a lo que se le conoce como
velocidad de Darcy (u), la cual, si se realiza el experimento en diferentes tipos de arenas
se observara que ésta va a variar, porque el flujo va a depender de que tan compacta o no
esté la arena, a partir de esto deduce su ecuacion donde esta involucrada la permeabilidad,

la cual esta dada de la siguiente manera:

k oP

U, = :_Ha_y(EC?)l)

a
y A

Donde:

u = “Velocidad de Darcy”, velocidad del fluido.
g = Tasa de flujo volumétrico [m3/s].

A = Area de la seccion transversal [m?].

k = Permeabilidad [m?].

n = Viscosidad [Pa S].

P = Presion [Pa].

y = Direccion de fluido [m].

De acuerdo con la ecuacion de Darcy, se representa que la velocidad del fluido es
proporcional al diferencial de presién, siempre y cuando se coloque una constante,
Ilamada permeabilidad, aqui la tasa de flujo se puede cambiar alterando los parametros

de la siguiente manera (Figura 15):

Qo P —P
Qx1/L
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Qux A

Qo 1/n
AP, — P,)

OC—
n=L

A(P, — P,)
n*L

Q

Q = constante *

_ kA(P,-Py)
T n el

Q (Ec. 32)

Area A

FlujO Q > >

Longitud L
Py Py

Figura 15. Esquema de la forma final del experimento de Darcy para un sistema lineal incompresible en una

seccion transversal.

Sin embargo, no es del todo constante ya que la permeabilidad no es un escalar,
sino un valor que va a depender de la direccion en que se mide el flujo de fluido, ya que
es flujo de fluido se puede dar en cualquier direccion, por lo que la mejor manera de

caracterizar la permeabilidad es como un tensor como se muestra en la siguiente ecuacion:

k (0P5\( dP .
ax ax

k oP
- =—=-AP=-—- +—Z) Ec. 33
u 5 ; y+5:72)( )
La cual también se puede representar de manera matricial ya que ésta es
direccional, es decir, no solo en la direccion xx, yy o zz sino que se puede tener en xy, Xz,

¥X, yz, etc.

La unidad medida estandar que se utiliza para este parametro de permeabilidad es
[Darcy], aunque de acuerdo con el analisis dimensional de la ecuacion queda como [m?],
sin embargo, no representa que ésta sea un area, si no que como en toda ecuacion la
dimension va de acuerdo con el factor de proporcionalidad (Figura 16). Normalmente en

la industria lo que se observan son valores en el orden de milidarcys [mD].
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Figura 16. Diagrama esquematico modificado del aparato experimental de Darcy (Modificado de Folk).

7 Relaciones porosidad-permeabilidad

En algunos casos es posible tener una porosidad muy alta, pero tener una permeabilidad
practicamente nula, como es el caso de las arcillas, éstas son las rocas con méas porosidad,
sin embargo, son impermeables debido a que su porosidad no esta conectada, es decir, su
porosidad efectiva es casi igual a 0, también se puede dar el caso inverso, que se tengan
altas permeabilidades sin tener altas porosidades como es el caso de algunos yacimientos
fracturados. Chilingarian en 1992 mostré que la composicion granulométrica de las

arenas se ven afectadas en su relacion de porosidad-permeabilidad.

La Figura 17 es una representacion de que a pesar de que una formacién se
considere muy uniforme y homogénea no muestra una linea de tendencia definida con
respecto a la porosidad, por lo que, en este caso la relacion entre éstas seria cualitativa y

no es directa o indirectamente proporcional de manera cuantitativa.
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Figura 17. Relacién permeabilidad-porosidad obtenidos de un gran nimero de muestras de una formacion de

arenisca (Tiab y Donalson, 2004).

Se han realizado numerosas correlaciones relacionadas con la permeabilidad,

porosidad, tamafio de garganta de poros, tamafios de poros, el area de la superficie

especifica, la saturacion de fluido irreductible entre otras variables.

Correlacion de Kozeny. Kozeny fue quien determind una de las correlaciones més

importantes y fundamentales que expresan la permeabilidad en funcién de la porosidad y

el &rea de superficie especifica. Considere que una muestra de roca porosa del area de la

seccion transversal “A” y la longitud “L” esta4 hecha de namero, “n”, de tubos capilares

rectos en paralelo, con los espacios entre los tubos sellados por un material de

cementacion. Si los tubos capilares son todo del mismo radio “r” [cm] y longitud “L”

[cm], la tasa de flujo “q” [cm?/s] a través de este haz de tubos, (Tiab y Donaldson et al.,

2004) desarrollaron una serie de pasos para el desarrollo de la correlacion de Kozeny,

parte de acuerdo con la ecuacion Poiseuille:

Ap = Es la presion ejercida sobre L [dinas/cm?].

q= “;T:A—]f’ (Ec. 34)

La ley de Darcy también puede aproximar el flujo de fluidos a través de “n”

capilares:

A, = Es el area total de la seccion transversal, incluidas zonas cementadas.

KAc Ap

%22 (Ec. 35)

q:
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Igualando las dos ecuaciones anteriores se tiene que:

=otip _ MAcfp o 3g)
TR p L '

Con la igualdad anterior, podemos despejar k (permeabilidad) queda de la

siguiente manera:

4
nmr
k =
8A.

(Ec. 37)

Por definicion la porosidad se expresa como:
b = <2 (Ec. 38)
Vi

Tomando en cuenta las definiciones anteriores respecto a Ac que representa el area
total de la seccidn transversal y que la roca porosa estd conformada por “n” cantidad de
tubos capilares con radio r, podriamos igualar la ecuacion que representa la porosidad con
la definicién de las componentes que conforman el sistema de poros de esta roca,
quedando de la siguiente forma:

Vp _ nmr?

¢ = =" (Ec. 39)

Despejando Ac de la ecuacion anterior queda de la siguiente manera:

nmr?

¢

A, = = (Ec. 40)

Ahora sustituyendo Ac de la Ec. 37 que determinaba la permeabilidad tenemos

que:

nrr

k = 2" (Ec. 41)
8%

Realizando las operaciones correspondientes se puede obtener una relaciéon mas
simple entre la permeabilidad y la porosidad para poros del mismo tamafio y radios

iguales, quedando de la siguiente manera:

k=¥ (Ec. 42)
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Donde:

e k= Es lapermeabilidad en [cm?] (1 [cm?] es igual a 1.013x108 [Darcys]).
e @ = Porosidad en fraccion.

Si se asigna que “Svp” sea el area de superficie interna por unidad de volumen de

669

poro, donde el 4rea de superficie “As” en cuanto “n” a tubos capilares es:
A = n(2mrL) (Ec. 43)
Y el volumen de poros vp es:
2v, = n(mr?L)
Entonces Svp quedaria de la siguiente manera:

__As _ n(2mrL)
- Vp " n(mr2L)

Sup = 2 (Ec. 44)

Si se toma que Svp representa el area de superficie especifica de un material poroso
o el area total expuesta dentro del espacio poros por unidad de volumen de grano. Para
un paquete de tubos capilares, el area total expuesta A, es equivalente al area de superficie

interna As, y el volumen de grano es igual a:

Vgr = AcL(1 — §) (Ec. 45)

Por lo tanto:

n(2mrl) _ 2mnr _ mor? (2) 1

Svgr = AL(1-9)  Ac(1-9)  Ac (1-¢) (Ec. 46)

r
Combinando con la ecuacion anterior queda lo siguiente:
_ ¢
Sver = Sup (155 (EC. 47)

Reescribiendo en términos de la permeabilidad y sustituyendo Svp se obtiene:

k=( L ) ®_ (Ec. 48)

252vgr (1-9)2
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Posterior de que el area de superficie especificada por unidad de volumen de poro

Svp, se determina a partir de datos capilares o analisis de imégenes petrograficas (P1A).

Unidades de flujo. Las unidades de flujo son resultado del ambiente de depdsito y
del proceso diagenético, ya que éstas representan zonas de yacimientos como
contenedores de almacenamiento y conductos para el flujo de fluidos. La unidad
hidraulica (poro geométrico) fue definida como el volumen elemental representativo de
la formacion total del yacimiento dentro del cual las propiedades geoldgicas y petrofisicas

no cambian (Bear et al., 1972).

Ebans et. al., 1987 la definié como una parte mapeable del yacimiento dentro de
la cual las propiedades geoldgicas y petrofisicas que afectan al flujo de fluido son
consistentes y previsiblemente diferentes de las propiedades de otro volumen de roca del
yacimiento. Heart et. al., las definié como una zona de depdsito que es continua lateral y
verticalmente, y tiene propiedades petrofisicas similares como es la porosidad y
permeabilidad. Y Gunter et. al., 1997 las definié como un intervalo estratigraficamente
continuo de un proceso de yacimiento similar que destaca el marco geoldgico y mantiene
la caracteristica del tipo de roca. A partir de estas definiciones (Tiab y Donalson, 2004)

definieron entonces que las unidades de flujo tienen las siguientes caracteristicas:

1. Una unidad de flujo es un volumen especifico de yacimiento, compuesto por una o
mas litologias de calidad de yacimiento.

Una unidad de flujo es correlativa y mapeable en la escala de intervalos.
Una zonificacion de la unidad de flujo es reconocible en el registro wire-line.
4. Una unidad de flujo puede estar en comunicacion con otras unidades de flujo.

Gunter, Finnerian, Hartman y Miller et. al., 1997 introdujeron un método gréafico
para cuantificar las unidades de flujo del yacimiento basado en el marco geologico, tipos
de roca/poros petrofisicos, capacidad de almacenamiento, capacidad de flujo y velocidad
del proceso del yacimiento. De acuerdo con ellos los 5 pasos para identificar y caracterizar

una unidad de flujo son los siguientes:

1. Identificar el tipo de roca e ilustra el gréfico cruzado de porosidad y permeabilidad

de Winland como se muestra en las Figuras 18 y 19.
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Construir el grafico estratificado modificado de Lorenz (SMPL) calculado sobre una
base de pie a pie, el porcentaje de capacidad de flujo (espesor de permeabilidad) y

el porcentaje de almacenamiento de flujo (grosor de porosidad).

Seleccionar los intervalos de las unidades de flujo basados en los puntos de inflexién
de SMLP. Esas unidades de flujo deben de calibrarse utilizando un marco geoldgico
SFP R35 (radio de garganta de poro calculado [pum] al 35% de saturacién de
mercurio y la relacion k/ ).

Preparar el perfil de flujo estratigrafico final (SFP) con curva de correlacion, relacion
de permeabilidad-porosidad k/¢, R35, porcentaje de almacenamiento y porcentaje

de capacidad.

Construir un Ml (gréafico de Lorenz modificado) ordenando las unidades de flujo

finales en velocidad de unidad decreciente (FUS).

rp=10

p=40

=20

p=105

Permeabilidad, k, mD

0 005 0.1 0.15 02 025 03 035 04
Porosidad, , %

Figura 18. Grdfico de k/® de Winland.

/

06
04 /
02 /

0 02 04 06 08 1
Porcentaje de capacidad de almacenamiento, h

Ll
» Puntos definflexién

Porcentaje de capacidad de flujo k/h

0

Figura 19. Gréfico estratificado modificado de Lorenz (SMPL).
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8 Presion capilar

La presion capilar se define como la diferencia de presion entre las fases de dos fluidos
inmiscibles, las cuales dependen de la tension superficial y ésta a su vez de la fuerza
intermolecular del liquido. Cuando en un recipiente contenido con dos liquidos (fases) en
este caso agua y aceite, el aceite queda en la parte superior debido a la diferencia de
densidades, y el agua al ser mas densa queda en la parte inferior, si se vierte un tubo
capilar de vidrio en el recipiente y en este caso el agua sube por el tubo capilar es debido
a que la fuerza intermolecular adhesiva entre el liquido y el tubo capilar es mayor, siendo
asi el liquido ascendera hasta alcanzar el equilibrio de la tension superficial y se formara
una curva concava en su superficie, la cual es necesaria para que pueda existir esa
diferencia de presiones o lo que llamamos presion capilar entre esas dos fases y
determinara que es un liquido mojante ya que el agua prefiere estar en contacto con la

superficie himeda en agua.

Pasa algo similar en las rocas, pero en este caso ese tubo capilar lo formara el
sistema rocoso de la roca a traves de las conexiones generadas por las gargantas de poro
y la tension superficial tendra el mismo papel de determinar la saturacién del fluido en el

medio poroso por encima del nivel del agua.

Para el caso contrario donde el tubo capilar esta himedo en el aceite, el agua
tendera a caer por debajo del nivel del agua esto debido a la tension de adhesion que esta
en funcion de la humedad, esto pasa regularmente en la parte superior del yacimiento de

petroleo, ya que la mayor parte de la superficie del de la roca es contactada por el aceite.

8.1 Medicion
Las mediciones de la presion capilar se pueden llevar a cabo en laboratorio bajo las

pruebas utilizando la técnica de placa porosa (PP), presion capilar de inyeccion de

mercurio (MICP) y la centrifuga.

8.1.1 Técnica de placa porosa (PP)
Para esta medicion se utilizara una placa porosa la cual se refiere a un disco de ceramica

de baja permeabilidad humedo con agua que distinguira entre ambas fases (agua y aceite)

reteniendo el aceite en el nlcleo y éste hara que el agua pase a través de la salida.
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Debido a que en este sistema se tiene una muestra de ndcleo himedo con agua la
presion capilar serd la presion del aceite menos la presion del agua dado que la presion
de entrada sera la del aceite y la presion de salida sera la del agua, recordando que la
presion capilar representa la diferencia entre la fase de no humectacion y la fase de
humectacion. Mientras se va desaturando el ndcleo por medio de la placa porosa en los
diferentes intervalos de presion aplicada se va registrando el peso de la muestra para
determinar la cantidad de perdida de liquido y la presion del gas y aceite incrementa, este

proceso continlia hasta llegar a la saturacion de agua irreductible del nucleo.

8.1.2 Presidn capilar de inyeccion de Mercurio (MICP)
El MICP es el método experimental para medir la presion capilar méas répido, sin

embargo, es destructivo ya que el mercurio dafia el nicleo debido a que éste no se puede
eliminar de manera segura dejandolo inservible para analisis posteriores, ademas, este no
utiliza fluidos de depdsito como por ejemplo agua-aceite a diferencia de la placa porosa,

por consiguiente, requiere de una conversion para que los resultados sean representativos.

En este método el mercurio actia como la fase no humectante (mojante), éste se
inyecta a través de una bomba a la muestra de ndcleo colocada dentro de una camara de
presion, y el aire serd quien actie como la fase de humectacién (mojable), para realizar
la prueba se limpia y se seca el nucleo y se determina el volumen y permeabilidad de los
poros para poder comenzar con la inyeccion de mercurio; mientras se inyecta se va
calculando el volumen de mercurio inyectado, asi como la presién, es importante
mencionar que la saturacion de mercurio puede alcanzar una saturacion de fase no
humectable (mojable). La saturacion de la fase de humectacion (mojable) sera de uno

menos la saturacion de la fase no mojable.

La cantidad de datos depende de las mediciones que se tomen, estos datos se
pueden utilizar para determinar la distribucién del tamafio de poros y asi poder estudiar
el comportamiento de las curvas de presion capilar infiriendo la geometria de los poros.
Para poder normalizar los datos de presion capilar de mercurio y ponerlos en condiciones
de agua-aceite 0 agua-aire se utiliza la funcion de “J” de Leverett que se hablara mas

adelante.
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8.1.3 Centrifuga

En este método, el nicleo es colocado en una taza que contiene un tubo de pequefio
diametro calibrado donde se recogen los fluidos desplazados de nucleo por fuerza
centrifuga, en los cuales se pueden medir curvas de presion capilar tanto de drenaje como
de inundacion (imbibicién). Esta centrifuga trabaja por intervalos de velocidad
comenzando de baja a alta, a través de estos intervalos el fluido es desplazado y en cada
cambio de velocidad se va registrando hasta que se detiene el desplazamiento del fluido
para posteriormente por medio de ecuaciones especificas se convierta la velocidad de
rotacién en presion. En el primer paso el nlcleo se satura con la fase humectante, en este
caso es agua con cierta salinidad, se aplican los intervalos de velocidad hasta que el aceite
desplace el agua llegando a su saturacion de agua irreductible, se registra su curva de
presion capilar de drenaje, y posterior se invierte el nicleo y ahora éste esta saturado con
aceite; se aplican nuevamente los intervalos de velocidades hasta que el agua desplace al
aceite llegando a su saturacion de aceite irreductible para posterior registrar la curva de

presion capilar asociada a la imbibicién.

La ventaja de este método es que se puede utilizar fluido de dep6sito por lo que
los resultados son mas representativos, y el tiempo para generar una curva de presion
capilar se encuentra entre el de la placa porosa y el MIC, sin embargo, la presion de este

método no es tan alta como en el de la placa porosa (Alvafei, 2021).

8.2 Conversion de presion capilar y distribucion del radio de garganta

de poro
El tamafio de garganta de poro se refiere a la conexidn existente entre los poros de una

roca, los cuales se encuentran conectados por una especie de tubo capilar que permitira

el flujo de fluidos por medio de éstos.

La distribucion del tamafio de garganta de poro se estudia mediante el método de
inyeccion de mercurio (MIC). Washbrun, 1921, fue quien presento la primera técnica para
relacionar la presion capilar, a la tension superficial del mercurio, el &ngulo de contacto
del mercurio en el aire y el radio de garganta de poro, la cual estd dada de la siguiente

manera:
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P.lab = —2clab(cos Blab)/r (Ec. 49)

Donde;:

P. = Presion capilar obtenida en laboratorio utilizando pares de fluidos especificos.
e o = Tension interfacial obtenida de laboratorio.

e 0= Angulo de contacto obtenido de laboratorio.

e r=Radio de garganta de poro en [um].

Y despejando el radio de garganta de poro, la ecuacion queda de la siguiente

forma:

r = —20(cos 0)/P. (Ec. 50)

Si la presion capilar Pc esta en [Ib/pg?] en lugar de [dyna/cm?], para que el calculo

del radio de la garganta dé poro en micras queda de la siguiente manera:

r = —2(0.147)c(cos 0)/P. (Ec. 51)

Teniendo los célculos a partir de las variables obtenidas en condiciones de
laboratorio, se obtiene de éstas a partir de las condiciones de yacimiento, quedando de la

siguiente manera:

P. = —20(cos 0)/r (Ec. 52)

Una vez obtenidos ambos parametros, podemos igualar ambas ecuaciones para
obtener el radio de la garganta de poro, quedando asi:

—2olab(cos Blab)  —20(cos 0)
P.lab B P,

Reorganizando la ecuacion, para convertir la presion capilar en condiciones de
yacimiento, queda de la siguiente manera:

—20(cos 0)/r

Pe = Pelab — o D

(Ec. 53)

A continuacion, se muestran en la siguiente tabla, Tabla 2, la clasificacion de la
geometria de los poros y su relacion con los diferentes tamafios de garganta de poro.
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Geometria

de poro Intergranular Intercristalina Vugular/méldica | Fractura/grietas

Tamafio de

MEGA | MACRO | MESO | MICRO | MEGA | MACRO | MESO | MICRO | MEGA | MICRO | MEGA | MICRO
puerto(garganta)

135 (micras) | >10 [ 10-2 | 2-05 | <05 | >10 | 10-2 | 2-05 | <05 | >10 <05 |10+/-| <01

Tabla 2. Clasificacion de la geometria de los poros y la relacion con los diferentes tamafios de garganta de

poros (De Marin et al, y Hartmann y Beaumint, 1999).

8.3 Funcidén J de Leverett

Esta funcion J propuesta por Leverett se utiliza para convertir los datos de presion capilar
obtenidos en laboratorio con diferentes propiedades especificas, ya sea de roca o de fluido
a los que se tienen de muestras directamente de campo, es decir, poder correlacionar y
describir las heterogeneidades de la roca combinando tanto la porosidad como la
permeabilidad. La funcion J se puede obtener mediante un analisis adimensional o usando
la sustitucién de la ecuacion de presion capilar de Carman-Kozeny, expresadas de la

siguiente manera:

ccosO

. _ |k
PC:W,PC—\/%O'COSG(EC.SK‘)

Se puede llegar a esta expresion haciendo el anélisis adimensional, donde la
permeabilidad esta en términos de area L2, la porosidad es adimensional por lo que en
este caso el radio de la garganta de poro podria quedar en términos de la permeabilidad y

porosidad de la siguiente manera:
(k/$)A/?) (Ec. 55)

O bien en términos de la funcién J, quedando:

_p /@@ o P [k
J=F ,]—Gcose\/; (Ec. 56)

ccos0

Para que la funcién J esté en unidades de campo petroliferas se tiene que agregar

la constante de conversién, quedando de la siguiente manera:

] = (0.21645)% \/% (Ec. 57)

pag. 44



Propiedades Petrofisicas

Donde:

e J=Funcion J de Leverett [Adimensional].
e Pc=Presion capilar [Pa].

e o = Tension interfacial en [N/m].

e 6= Angulo de contacto [°].

e O =[Adimensional].

e Kk =Permeabilidad en [mD].

Reorganizando la ecuacién de la funcion J para determinar la presion capilar en

conjunto ya de las propiedades de la roca y del fluido, queda de la siguiente manera:

P. = \E ocos 0] (Ec. 58)

9 Presion de poro (presion de formacion)
Las presiones existentes en una formacion como son la de sobrecarga, presion de poro y

gradiente de fractura son esenciales para el entendimiento del comportamiento del
yacimiento durante la explotacién del recurso, puesto que son la base para el disefio de la

ventana operativa de perforacion, a través de éstas es posible:

e Derivar la perforacion del pozo.

e Disefio de lodos de perforacion (densidad de lodo).

e Control de pozo.

e Evitar pérdidas de circulacion durante la perforacion.

e Evitar el colapso del pozo.

9.1 Definicién de presion de poro normal y anormal
Las rocas sedimentarias, son las mas abundantes en la parte mas superficial de la corteza,

son las que contienen mayor cantidad de yacimientos de recursos minerales de interés
como el agua y los hidrocarburos; son porosas y por lo tanto contienen fluidos dentro de
ese espacio poroso y la presion de poro esta definida como la presion que ejercen esos

fluidos confinados en ese sistema poroso sobre la roca.

Se refiere a presion de poro normal cuando esta en funcién de la profundidad, se

genera a partir de la presion hidrostatica ejercida por la columna de fluido que esta por
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encima de la formacion rocosa, por lo que la presién de poro queda establecida de la

siguiente manera:

D
Pon = J, pe(2)gdz (Ec. 59)
Donde:

e Ppn =Presion de poro normal.
e pr= Densidad del fluido.

e ¢ = Aceleracion gravitacional.
e z =Profundidad.

Si se considera un fluido con cierto contenido de salmuera como es el agua de
mar, la densidad de éste oscila entre los 1.03 a 1.07 [g/cm?®]; por lo que el aumento de la
presion de poro normal con respecto a la profundidad es de aproximadamente 0.45
[psi/ft], de igual manera que el esfuerzo efectivo en donde su aumento en funcién de la

profundidad debida al peso acumulativo de los sedimentos es de 0.45 [psi/ft].

Sin embargo, debido a la heterogeneidad de la roca y las diferentes condiciones a
las que se encuentra, esta presion de poro se desvia del valor normal y existen numerosos
yacimientos de hidrocarburos, por ejemplo, situados en formaciones de sobre presién
anormalmente altas. Entonces, la presion de poro anormal representa cualquier valor que
ésta fuera de la tendencia normal, referente a la presion ejercida por la columna de agua
(presion hidrostatica) (Dickinson, 1953). Las presiones de poro anormales pueden
aumentar en gran medida el tiempo de perforacion no productivo, ya que si no se predice
con precision ésta puede causar grandes incidentes como son afluencia del fluido de

perforacion, dafios en la estabilidad del pozo, colapsos y brotes.

9.2 Mecanismos de presion de poro

En las rocas que conforman el yacimiento existen dos esfuerzos primarios:
e Esfuerzo efectivo (grano a grano).
e Presion de poro.

La sobrecarga se genera por el peso acumulativo de los sedimentos conforme se
van depositando, es decir, ésta se trasmite a las capas subyacentes por medio de los dos

esfuerzos antes mencionados.
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En condiciones normales conforme se va dando el depdsito de los sedimentos
debido a esa carga litostatica, este esfuerzo efectivo va aumentando y los fluidos se van
expulsando de su sistema poroso, por lo que el aumento del esfuerzo efectivo es
directamente proporcional a la disminucion de la presion de los poros, este mecanismo es

asociado a una presion de poro normal.

Cuando algunas de las condiciones de depoésito debido a la heterogeneidad de la
roca cambian, la presion de poro ya no sera directamente proporcional al esfuerzo
efectivo, generando asi que la roca sea geopresurizada o se genere una presion de poros
anormalmente baja ya que las condiciones mecénicas de las rocas dependen de las

condiciones en las que se formaron.

Las condiciones para que la presion de poro marque una tendencia anormal estan
asociadas a procesos tanto fisicos, quimicos, geoldgicos, geoquimicos y mecanicos.
Identificar los mecanismos asociados a las presiones anormalmente bajas es mucho mas
complicado de identificar a los que generan la sobrepresion, por esto se han estudiado e
identificado con mayor ocurrencia los asociados a las presiones anormalmente altas.
Swarbrick y Osborne (1998) consideraron tres categorias de mecanismos asociados a la

generacion de la presion anormal:

1. Esfuerzos en la roca
a. Desequilibrio en la compactacion.
b. Actividad tectdnica.

2. Expansion de volumen de fluidos
a. Expansion del agua por temperatura.
b. Transformacion de minerales.

c. Generacion de hidrocarburos.

3. Por movimientos de fluidos y flotacién
Represionamiento o recarga.

a
b. Fendmenos osmaticos.

13

Nivel piezométrico del fluido.

o

Flotacion debido al contraste de densidades.
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Uno de los primeros estudios acerca de las presiones anormales se llevo a cabo
utilizando datos del Golfo de México en secuencias clasticas por Dickinson (1943). Se
asocio la generacion de presion anormal a la deshidratacion incompleta de los sedimentos.
Posterior a esto otros autores como Baker (1972) plantearon que se debia a efectos
térmicos en la roca. Por otro lado, Hunt y otros en (1994 y 1998) mencionaron que la
generacion de gas debido a la situacion del Golfo de México seria otro de los mecanismos

asociados a la sobrepresion de poro.

El desequilibrio en la compactacion segin Swarbrick y Osborne (1998) esta
asociado a altas tasas de sedimentacion de rocas de baja permeabilidad como son las
lutitas, éstas debido a su casi nula expulsion de fluidos conforme sucede el proceso de
enterramiento (esfuerzo efectivo) genera un represionamiento en su sistema poroso, por
lo que el parametro que controla este tipo de mecanismo es la permeabilidad, debido a
que ésta es la que controla la capacidad de una roca de actuar como un sello, es decir que

impide la migracion ascendente del hidrocarburo.

Bayer-lee en 1993 concluyd que las areas tectbnicamente activas y la reactivacion
de esas fallas podrian ser el mecanismo de liberacion de fluidos si se llega a una fractura,
sin embargo, si la presién de poro alcanza la presion de fractura de la roca en rocas
sobrepresionadas la roca se fracturard hidraulicamente y se generaran grandes pérdidas
de volumen de fluido, liberando a la roca de esa sobrepresion de poro y posterior a ello

Ilegar al sello de esas fracturas.

El aumento del esfuerzo debido al peso acumulativo de los sedimentos durante su
depositacion en un caso ideal, hace que las rocas se compacten liberando el fluido

contenido en el sistema poroso reduciendo asi su volumen de los poros (Pumply, 1980).

9.3 Modelos para el calculo de la presion de poro

Tendencia a la compactacion normal. La compactacién causada por el peso
acumulativo de los sedimentos, es decir, la sobrecarga, se describié clasicamente por
Terzaghi y Pech en 1948 con un recipiente que contenia un resorte y un fluido, en el que
simularon la compactacion de la arcilla que contenia agua, el esfuerzo de sobrecarga fue

simulado por un pistén. En dicho experimento se demostré que el esfuerzo de sobrecarga
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S estaba soportado por el esfuerzo o, y la presion del fluido p, por lo tanto, se establecio

la siguiente ecuacion de equilibrio en la compactacion:

S =0+ p (Ec. 60)

Donde:

e S =Sobrecarga.
e o= Esfuerzo.
e p = Presion del fluido.

Esto representa que si el fluido logra escapar del sistema poroso significa que S
aumentara, mientras que p permanece como la presién hidrostéatica. Sin embargo, si el

fluido no logra escapar, p debe de aumentar a medida que aumenta S.

Hubbert y Rubey analizaron esta ecuacion y demostraron que, a medida que el
esfuerzo de sobrecarga aumentaba como resultado de la depositacién y entierro de los
sedimentos, la porosidad de una roca disminuia. Por lo tanto, parte del liquido que estaba
en el sistema poroso al momento de su depositacién es expulsado como resultado de la
compactacion. Sin embargo, en muchas ocasiones esto no sucede asi, puesto que no
siempre hay una ruta de escape para el fluido, y esto a su vez generara que el fluido se

sobrepresione.

Esfuerzo vertical. La magnitud del esfuerzo vertical en los pozos marinos es igual
a la presion ejercida por el peso de la columna de agua desde la superficie hasta el fondo
marino mas el peso de la columna de sedimento a una profundidad especifica. El esfuerzo
vertical se puede determinar integrando datos del registro de densidad de la superficie. Es
importante determinar los esfuerzos verticales utilizando datos especificos del sitio. La
mayoria de los registros de densidad no suelen llegar hasta el fondo del mar, por lo tanto,
se debe estimar la densidad promedio desde la superficie hasta la parte superior del

registro de densidad. Un método alternativo, por ejemplo, es el registro sénico.
Si no hay datos de densidad disponibles, aplique un gradiente de esfuerzo vertical

aproximado de 1 [psipie] 0 22.63 [MPakm], pero teniendo en cuenta que este valor

podria ocasionar una evaluacion incorrecta del analisis de fractura.
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El esfuerzo, es una fuerza que actla sobre un area determinada y puede tener
componentes tanto normales como de cizallamiento, el esfuerzo normal actia de manera
perpendicular a un plano, y la de corte o de cizalla actta a lo largo de la cara del plano.
Una roca bajo la influencia de esfuerzo responde a través de varios tipos de deformacion
(Shon, 2015). La expresion matematica que representa el esfuerzo vertical esta dado por

presion de sobrecarga y queda de la siguiente manera:

Overtical = ngZ p(Z) dz (EC- 61)
Donde:

e g = Aceleracion gravitacional de la Tierra.
e p=Densidad.
e z =Profundidad.

Perfil de porosidad normal para lutitas. Construir un perfil de porosidades en las
lutitas no es una tarea facil, se puede derivar a través de registros geofisicos de pozo, sin

embargo, convertir las lecturas de los registros en valores de porosidad no es sencillo.

Las porosidades estan relacionadas linealmente con las densidades, sin embargo,
respecto a los principios de mediciones de los registros de densidad a menudo se ven
perturbados por cavernas, y estos son sensibles a los cambios de litologia, por ejemplo,
el registro de neutrones ademas es sensible a los cambios en la mineralogia, los registros

sonicos no estan linealmente relacionados con la porosidad.

El modelo original que refleja un perfil de porosidad es el de Athy (1930) en donde
demuestra una disminucion exponencial regular de la porosidad entre 0.50 en la superficie

y 0.05 a 2.3 [km] (7000 [ft]):
b = Ppg.e7* (Ec. 62)
Donde:

e @ = Porosidad normal (debida exclusivamente a la compactacién mecanica).
e ®o=Porosidad de la roca en la superficie o fondo marino.
e c = Constante de compactacion.

e z =Profundidad a partir del nivel del terreno o fondo marino.
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Esta ecuacion es ampliamente usada debido a que es matematicamente simple, en
muchas ocasiones perfiles de porosidad normal en lutitas, han mostrado una curvatura
céncava hacia abajo, por ejemplo (Weller, 1959; Perrier y Quiblier, 1974; Rieke y
Chilingarian, 1974; Magara, 1980). Sin embargo, hay muchas pruebas de que esta
ecuacién no es del todo satisfactoria, puesto que la porosidad en superficie contemplada
en la curva original de Athy de 0.50 es debida a la erosion de la roca, la cual es
significativamente menor que la porosidad en superficie de las lutitas, la cual

generalmente oscila entre 0.70 y 0.80 por ejemplo (Meade, 1966).

Modelos para rocas clasticas. De acuerdo con Burrus et. al., 1992 y estudios de
simulaciones numéricas sobre el analisis de los modelos de presion de poro en rocas
clasticas, demostraron que los modelos de compactacién basados en el esfuerzo-
porosidad explican de manera correcta las sobrepresiones en cuencas que se hunden
rapidamente como son el delta de Mahakam en Indonesia, la costa del Golo de EE.UU
debido a que las sobrepresiones en este tipo de cuencas se encuentran controladas

principalmente por la permeabilidad vertical de las facies de lutita donde se observan.

Para el calculo de la presion de poro en rocas clasticas, primero se debe de definir
el intervalo de las lutitas, esto mediante el registro de tiempo de transito y/o el registro de
resistividad, los cuales son sensibles a la presencia de minerales arcillosos, para poder
marcar la linea base se utiliza el registro de rayos gamma, una vez marcada tanto para el
registro de rayos gamma (RG) como el de potencial espontaneo (SP), se debe de marcar
la lectura correspondiente tanto para el tiempo de transito como el de la resistividad, es
decir, donde comienza haber variacion de la tendencia normal de compactacion, los
puntos de lutita se unen para definir el comportamiento de la porosidad en la lectura de
los registros utilizados, y sobre es alinea se traza la tendencia normal de compactacion

para el calculo de la presion de poro.

Dentro de los diferentes modelos de prediccion de presion de poro existen varios
métodos, los maés utilizados dentro de la industria debido a que son métodos
convencionales y utilizan informacién de facil acceso son:

e Método de Hoffman and Johnson.

e Meétodo de Foster y Whalen o de profundidad equivalente.
e Método de Eaton.

e Meétodo del exponente DC.

pag. 51



Propiedades Petrofisicas

Método de Hoffman and Johnson (H&J). En 1965 Hoffman y Johnson
presentaron un método para predecir la presion de poro a través de los valores de tiempo
de transito (sénico) o de resistividad, asi como de las presiones de formacion reales
medidas en el Mioceno y Oligoceno de las costas de Texas y Luisiana, estos autores
realizaron dos correlaciones empiricas para determinar la presion de poro, es importante
mencionar que estas técnicas solo son aplicables en &reas donde la generacién de
geopresiones es principalmente debido al resultado de la compactacion en respuesta al

esfuerzo efectivo de sobrecarga.

1. A partir de la identificacion de zonas de lutita en los registros de litologia, se
correlacionan con los registros de tiempo de transito y/o resistividad, éstas Gltimas
zonas deberan ser graficadas en un formato de profundidad contra lectura de tiempo
de trénsito o unidades de resistividad.

2. En la gréfica anteriormente trazada y tomando como referencia la tendencia se
marcard una linea de tendencia normal que deberd ser extrapolada hasta la
profundidad de interés o total.

3. Encelintervalo de analisis se leeran los valores de transito y/o resistividad de la curva
de tendencia normal y de la curva graficada con los valores del registro.

4. ldentificados dichos valores, se calculara la diferencia de lecturas de tiempo de
transito o la relacion de valores de resistividades.

5. Obtenidas estas diferencias y/o relaciones se procede a emplear la correlacion de
Hoffman y Johnson para determinar el gradiente de presion de poro.

6. Finalmente, el gradiente de presion de poro obtenido en el paso anterior se multiplica
por las profundidades de interés, para obtener asi, la presién de poro de dicha

profundidad.

Método de Foster y Whalen o de profundidad equivalente. Se basa en el
principio que establece que formaciones con el mismo valor de la propiedad dependiente
(tiempo de transito, la resistividad, la densidad, etc.) de la porosidad, se encuentran bajo
el mismo esfuerzo efectivo por lo tanto se tiene el siguiente procedimiento:

1. A partir de la union de las lecturas de los puntos de lutitas limpias se gréfica
la profundidad contra el tiempo de transito o resistividad. Esta informacion

debera ser analizada igual al método de Hoffman and Johnson, hasta el
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trazado extrapolado a profundidad de las graficas de tendencia y datos

verdaderos.

2. A una profundidad de interés denominada “D” se le leeran los valores
observados y extrapolados de tiempo de transito y/o resistividad,
posteriormente, empleando la lectura de los datos observados se traza una
linea vertical hasta interceptar la linea de tendencia normal y se lee esta
profundidad denominada “Dn”.

3. Se calcula el esfuerzo efectivo a la profundidad anterior “Dn”. La cual, es
igual al esfuerzo efectivo en la profundidad de interés, por lo tanto, la

presion de poro es igual a:

-Dp
Py(on) = "FFm (Ec. 63)

Donde:

e ppr = Es la densidad del fluido de formacion en la zona de presion de poro normal,
la cual se considera igual a aprox. 1.03 [g/cm3] cuando no se tiene informacion

disponible de la densidad del fluido de formacién de pozos por correlacion.

e A partir de esos valores se calcula la presion de poro a profundidad de interés

mediante la siguiente ecuacion:

Pp(D) = S(D) - O-(D) (EC 64)

Método de Eaton. Basado en el mismo método principio que establece que la
tendencia normal de compactacion es alterada en las zonas de presion anormal. Eaton
utiliz6 una gran cantidad de datos de registros geofisicos y mediciones de presiones de
poro de diferentes areas geolOgicas para desarrollar una serie de ecuaciones, éstas
relacionan directamente la presion de poro, con la magnitud de desviacion entre los
valores observados y calculados de la tendencia normal de compactacién extrapolada, el

método consiste en los siguientes pasos:

1. A partir de la unién de las lecturas de puntos de lutitas limpias se grafica la
profundidad contra el tiempo de transito o resistividad.

2. Se traza la linea de tendencia normal extrapolada hasta la profundidad total.
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3. Ala profundidad de interés “D” se lee el valor observado en el tiempo de transito, y
el valor extrapolado, es decir, el calculado. Posteriormente con la lectura observada
se traza una linea vertical hasta interceptar la linea de tendencia normal y se lee la
profundidad correspondiente “Dn”.

4. Se calcula la presion de poro a la profundidad anterior “D”. Dependiendo del registro

que se tenga con las siguientes ecuaciones:

Si se tiene el registro sonico (tiempo de transito):

3.0
Pooy = Soy — (S) — Ppeomy) * (itt:‘:) (Ec. 65)

Si se tiene el registro resistivo:
R, \12
Po) = Sy — (Smy = Preomy) * (R—) (Ec. 66)

Si se tiene el registro de conductividad:
Con\ 12
P1D(D) = S(D) - (S(D) - PP(Dn)) * (H) (Ec. 67)

Método del exponente DC. Basado en el modelo de Bingham, para normalizar el
ritmo de penetracion “R” considerando los efectos ocasionados por el cambio del peso
sobre la barrena “W?”, las revoluciones por minuto de la mesa rotaria “N” y el didmetro

“Dh”, se obtiene el calculo del exponente “dc”:

de = S g g

1 12+xW
o8 454—*db

Donde:

R = Ritmo de penetracion [m/h].

N = Revoluciones por minuto de la mesa rotaria [RPM].

W = Peso de la barrena [Ton].

db = Exponente [pg].

Plodo= Densidad equivalente de circulante durante la perforacion.
prr= Densidad del fluido de formacién.

d -moq= dc modificado.
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Para corregir el “dc” por cambios en la densidad del lodo Rehm y McClendon

propusieron la siguiente ecuacion:

depog = de 225 (Ec. 69)

Plodo

Por otro lado, si nos basamos en el principio que establece que la tendencia normal
de compactacion es alterada en la zona de presion anormal, el método de “dc” consiste

en lo siguiente:

1. Calcular los exponentes “dc” y “dcmod” durante la perforacion de lutitas, los datos
obtenidos que no sean esta litologia deben ser eliminados.

2. Se grafica la profundidad contra el exponente “dcmod”.

3. Se traza una linea de tendencia normal y se extrapola hasta la profundidad total.

4. Ahora tenemos que la profundad “D” se leen los valores del exponente “dcmod” y en
la tendencia normal “dcmodn”, ademas para el valor “dcmod” se tiene que leer la
profundidad equivalente en la zona de presion normal “Dn”.

5. Secalcula la presion de poro a la profundidad de interés usando la ecuacion de Eaton:

1.2
Pomy = Spy — (S(D) - PP(Dn)) * (dcm—Od) (Ec. 70)

dcmodn

10  Propiedades de las arcillas
A lo largo de los afos se ha utilizado indistintamente los términos “lutita” y “arcilla”, no

ha sido por falta de conocimiento, si no debido a las diferentes formas en que se miden
las propiedades, sin embargo, es importante conocer y definir sus propiedades tanto

fisicas como quimicas.

La arcilla en términos de tamafio de grano es aquella particula inferior a 0.0625
[mm] y los minerales principales que la conforman son silicatos de aluminio hidratados
con pequefias cantidades de magnesio, hierro potasio entre otros elementos, éstas pueden
estar presentes tanto en arenas, limolitas y conglomerados, mientras que las lutitas son
una mezcla de minerales de arcilla entre otras particulas de grano fino depositados

normalmente por decantacion.

Debido a la sustitucién iénica en la estructura cristalina de las arcillas, éstas se

encuentran cargadas negativamente, es por esta deficiencia por lo que las arcillas en una
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solucion salina mantendran algunos cationes sueltos, por ejemplo, el sodio, potasio y

calcio en una capa difusa en su superficie.

La presencia de lutitas en los yacimientos de hidrocarburos tiene un gran impacto
en la estimacion de reservas y productibilidad. Las arcillas estan normalmente
interestratificadas tanto en areniscas como rocas carbonatadas o en ambas, eéstas
representan el 50% de las rocas sedimentarias existentes en la superficie terrestre, por lo
que en la mayoria de los yacimientos es comudn encontrar arcillas y/o lutitas, ademas de
que éstas se encuentran en capas entre la roca almacén ya que debido a su porosidad
aislada y por lo tanto casi nula permeabilidad funcionan en muchas ocasiones como roca
sello dentro del sistema petrolero, al igual que como roca generadora debido a su alto
contenido en materia organica. Sin el conocimiento especifico de los minerales arcillosos
presentes en un yacimiento, existe el riesgo de afectar la permeabilidad de la formacion

al introducir fluidos inadecuados.

Las arcillas son el sedimento més abundante debido a que la composicion
promedio de la corteza continental superior es una granodiorita, la cual esta
principalmente compuesta por feldespato, y la arcilla es el mineral principal resultante de
la meteorizacion quimica de los feldespatos. Las arcillas son altamente heterogéneas tanto
en su composicion como en su comportamiento fisicoquimico, debido a esto es su
presencia tiene un gran impacto en las diferentes formaciones y generan incertidumbre
en las mediciones y modelos de propiedades fisicas, es por ello que es de suma relevancia

el entendimiento de las propiedades y caracteristicas de las arcillas.

10.1 Volumen de arcillas

Las arcillas provenientes de la meteorizacion de la roca madre y diferentes procesos
posteriores como es la hidrolisis, en donde algunos minerales se desestabilizan generando
que algunos elementos quimicos que son muy moviles en los fluidos, comienzan a
desplazarse junto con el fluido (agua), generando soluciones ricas en iones como son
calcio, potasio, sodio y magnesio, debido a esto se consideran una combinacion de
sedimentos con particulas finas, y minerales, su mecanismo de depdsito es por medio de
la decantacion, lo que significa que se depositan normalmente en ambientes de baja

energia.
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Los volumenes de arcilla se determinan escalando alguna funcién de lectura de
registro entre valores minimos y maximos, los cuales se toman para representar entre el
0% y 100% de contenido de arcilla. Cabe mencionar que, a efectos de la interpretacion
del registro de rayos gamma, el término mica, generalmente se refiere a los minerales que
no contribuyen al volumen de arcilla V., esto se debe a que la capacidad de intercambio
de cationes de esta familia de arcillas es baja. Por otro lado, la illita y glauconita las cuales
tienen una capacidad de intercambio relativamente alta de intercambio de cationes si

contribuyen al volumen de arcilla Vo (Ellis, Singer et al, 2008).

Los diferentes tipos de arcillas que se pueden derivar dependen del clima

(temperatura, humedad) y con esto la degradacion del feldespato y son:

e lllita: Producto de la degradacion de la moscovita.
e Kaolinita: Condiciones climaticas de abundante inundacién, clima himedo.
e Esmectita: Climas calidos.

e Moscovita: Climas secos, articos.

Muchas propiedades de la lutita estan controladas por la componente de la arcilla,
por ejemplo, rayos gamma, propiedades eléctricas, capacidad de intercambio catiénico

(CEC), porosidad de neutrén, permeabilidad.

10.2 Relaciones Th/K y Th/U para la estimacion de tipo de arcilla,
materia organica

La radioactividad natural de las rocas es el resultado de la presencia de is6topos naturales
como son el potasio (K*°), uranio (U238, U4, U?*) y torio (Th?*?). Hassan et. al., 1976,
examinaron la mineralogia y la composicion quimica de alrededor de 500 muestras de
rocas sedimentarias de diferentes litologias, asi como de diferentes ambientes de deposito,
concluyeron que las rocas sedimentarias estan asociadas a los aluminosilicatos y por ende
tendrian esa variabilidad y respuesta en las mediciones y relaciones tanto de Uranio, Torio

y Potasio.

Los minerales tipicos que forman los yacimientos catalogados como limpios

(cuarzo, calcita, dolomita) no tienen radioactividad gamma. Por otro lado, los minerales
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de la arcilla en general se caracterizan por un contenido mas alto con una gran dispersion
y un contenido de diferentes tipos de arcilla individuales. Cabe mencionar que la mica
(biotita 0 muscovita) y el feldespato potasico también muestran una alta concentracion

generando radiacion gamma natural.

Los indices de torio (Th) y potasio (K) estan dominados por la composicién
mineral, mientras que el uranio (U) esta controlado mas por el ambiente sedimentario, y
los componentes organicos (Schon, 2011). La medicion espectral de estos componentes
también ayuda a detectar feldespato potasico, mica o glauconita, los cuales pueden
originar una alta radiacion, como es el caso de algunas areniscas sin estar asociadas a
contenido de minerales arcillosos. En el caso de los carbonatos particularmente el valor
registrado de radiacion gamma estd asociado a la presencia de uranio, es decir, a

contenido de materia organica en lugar de contenido de arcilla.

Relacion Th/K. A partir de la relacion de estos isotopos podemos determinar
(Klaga, 2016):

e Reconocimiento de diferentes litologias representando varias facies.

e Determinacion de cambios diagenéticos en sedimentos de arcilla.

e Determinacion del tipo de minerales arcillosos; si la relacion de Th/K aumenta en la
siguiente direccion: glauconita — muscovita — illita - minerales de capa mixta —

kaolinita — clorita — bauxita.

La determinacién del tipo de minerales de arcilla se limita a 5 minerales tipicos:
e Clorita.

e Glauconita.

o lllita.
e Kaolinita.
e [Esmectita.

Debido a que estos minerales se forman en ambientes tanto marinos como
continentales influyen en la variabilidad de su composicion quimica. La relacion Th/K
también depende de la estructura cristalina del mineral, los procesos diagenéticos que le

dieron lugar, asi como la acidez probablemente proveniente de exhalaciones volcanicas,
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reaccion de aguas magmaticas y oxidacion o descomposicion de la materia organica del

ambiente en el que se formaron.

El tipo de minerales arcillosos se puede determinar sobre la base de la grafica
cruzada de torio (Th) a potasio (K), y estos valores se pueden obtener a través del registro
SGR (Spectral Gamma Ray), este registro de espectro de rayos gamma se basa en usar
las proporciones de los contenidos de las principales fuentes radioactivas (Gloover,
2000), se beneficia de su alta resolucion vertical pero es importante mencionar que la
relacion Th/K no es adimensional, ya que el torio (Th) se miden en [ppm] y el potasio (K)
en %, asi que si se tienen valores de Th=15 [ppm] y K=3% la relacion Th/K queda como
Th/K=5, generalmente las unidades no se mencionan pero realizando el analisis da como

resultado partes por cada diez mil [ppm/%].

El Th se asocia principalmente en rocas sedimentarias por aluminosilicatos,
componentes de las arcillas, por esto es un buen indicador del volumen de minerales de
arcillas (Hassan et al., 1976). En la mayoria de los casos se ha vinculado, que, valores de
Th/K > 12 se asocian con arcillas caoliniticas, y Th/K > 3.5 [ppm/%] a illita debido a que

predomina el feldespato y tiene mayor contenido de potasio.

En una capa porosa, permeable y limpia (libre de contenido de minerales
arcillosos) normalmente un registro de rayos gamma mostrard una curva asociada a
valores bajos, pero si ésta llegase a marcar valores altos podria estar asociado a que el

agua contenida en su sistema poroso es salada con contenido de sales de potasio disueltas.

Relacion Th/U. El uranio y el torio forman parte de la familia de los actinidos,
ademas de que tienen propiedades quimicas similares. Su relacién es utilizada para
datacion de materiales carbonatados hasta de 500,000 afios ya que las muestras actuales
no produciran estos elementos debido a las bajas concentraciones de Th?°, por esto
también es ampliamente utilizado para el reconocimiento de paleoambientes
sedimentarios, tipo de roca, mineralogia, asi como en procesos quimicos como la

oxidacion, ya que el uranio es movil en condiciones oxidantes o erosivas.

Las rocas sedimentarias derivadas de rocas igneas tienen alto contenido de uranio
y torio, sin embargo, pueden ocurrir separaciones debido a los procesos de interaccion

roca-fluido (agua). Por ejemplo, las lutitas negras pueden contener de 10 a 100 [ppm] de
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U y su relacion Th/U es cercana a 2, debido al enriquecimiento de procesos geoquimicos

altamente reductores a los que se encuentra este material.

Existe evidencia mostrada por Hurley, y otros de 1950, respecto a que el Thy el
U en muchos granitos se generan en los intersticios y fracturas minerales o en los
minerales accesorios como el circon, allanita, monacita, apatita y el esfeno. De hecho,
Adams y Weaver, (1958) llegaron a la conclusion de que el T y el U forman facies

geoquimicas o elementales en las rocas sedimentarias.

Las diferentes especies de U también pueden ser absorbidas en los minerales de
arcilla puesto que como se menciona es geoquimicamente mas movil y soluble que el Th,
por lo que es mas propenso en la diagénesis del mineral de arcilla, por lo que, en
condiciones de reduccion U®* adquiere la valencia mas baja (U**) volviéndose insoluble
generando una baja relacion de Th/U. En condiciones de oxidacion, por el contrario,
donde el UO2, permanece con su numero de oxidacion +6 y el contenido de Th es alto se
presenta una alta relacion de Th/U de alrededor de 20, ejemplo de esto son las bauxitas,
lateritas y las arcillas residuales (Suchnyder et al., 2006; Klaja y Dudek, 2016). Es la
oxidacién el mecanismo mas importante en donde se producen las separaciones del U y
Th, ya que éste no es soluble debido a que tiene s6lo un estado de valencia, mientras que

el U al ser mas soluble es facilmente lixiviado.

Materia organica. La materia organica generalmente se caracteriza por un aumento
en los rayos gamma procedentes del U, este aumento y/o cantidad dependen tanto del
contenido de materia organica como de su madurez. EI U se produce tanto de rocas
quimicas como detriticas, por ejemplo, lutitas, conglomerados arenosos, calizas,
fosforitas y tufas. Es altamente soluble en agua de mar como ion uranilo (UO%) y precipita
como UOz, en presencia de materia organica reductora, es por ello por lo que se asocia
mayormente con la materia organica pues crea compuestos organicos como por ejemplo
acidos humicos, en lugar de con los minerales arcillosos. Las rocas madres estan
fuertemente enriquecidas de uranio debido a la absorcidn de este elemento en la materia
organica depositada en los fondos marinos por parte de vegetales o animales, ademas, de
estar unido a la ventilacion restringida del agua encima del sedimento en el momento del

depésito (Geyser Fernandez). Sin embargo, existen factores distintos del contenido de
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materia organica como la disponibilidad del U y la aparicion de éste en los sedimentos,

tal y como lo mencionan (Berstad y Dypvik, 1982).

10.3 Tipos de distribucion de la arcilla

La forma en cdmo se distribuye la arcilla tiene afectaciones en las mediciones de los
diferentes registros geofisicos de pozo y por lo tanto en las propiedades petrofisicas de la
roca como la porosidad, permeabilidad y saturacion de fluidos, es por ello por lo que se

clasificaron en 3 tipos:

e Laminar.
e [Estructural.
e Dispersa.

Laminar. Esta aparece en forma de capas discretas intercaladas de arcilla de origen
detritico con una arenisca limpia, la cual va reduciendo tanto el volumen de la matriz
como el de la porosidad efectiva, asi como el de la permeabilidad vertical, la cual debido
a su estructura laminar actla como barrera provocando ademas deficiencia en la

recuperacion de aceite del yacimiento.

Estas estructuras se han descrito también como capas de arcilla dentro de la arena,
debido a su laminacion, normalmente se debe a ambientes de baja energia en los cuales
éstas fueron depositadas por medio de la decantacién, donde hubo decremento de la
velocidad del fluido. Este tipo de distribucion de arcilla afecta principalmente a registros
geofisicos de pozo como los rayos gamma e induccion, debido a los elementos radiactivos

que posee.

Estructural. Las particulas estructurales de la arcilla forman parte de la matriz de
la roca y se distribuyen dentro de ella, debido a esto la porosidad no se ve afectada, sin
embargo, la productibilidad de la formacion si se ve afectada ya que los granos de arcilla
reemplazan a los granos de arena, aungue son poco comunes se toman con las mismas
propiedades que la arcilla laminar. Este tipo de arcilla, debido al reemplazamiento que

existe, son de origen diagenético.

Dispersa. Este tipo de distribucion de arcilla afecta principalmente a la porosidad,

ya que ésta se encuentra entre los espacios abiertos entre los granos de la matriz clastica,
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es decir, en el espacio poroso reemplazando el fluido (agua en este caso) que estaba
contenido en el sistema poroso, desde el punto de vista del yacimiento este tipo de

distribucion causa un dafio mucho mas severo en la formacion que la distribucion laminar.

Este tipo de arcillas se desarrollan después de la depositacion, donde debido a la
presencia del fluido en el sistema poroso de la arenisca, por procesos quimicos, comienza
a interactuar debido a su alta capacidad de intercambio cationico con los elementos que
conforman a la arena como lo son los feldespatos, formando este tipo de minerales de
arcilla, es por ello por lo que esta distribucion es la mas pura y cristalina, es decir, es de

origen autigeno.

Los minerales arcillosos que presentan el comportamiento anteriormente
mencionado son la illita, clorita y la montmorillonita debido a su alta capacidad de
intercambio cationico y por ende a su alta conductividad, para la toma de mediciones de
registros geofisicos de pozos eléctricos tendra un incremento, por eso debe de
considerarse en la conductividad del fluido, para ello Waxman y Smith (1967,1968)
desarrollaron un modelo basado en la arcilla dispersa, en donde contemplan esa
conductividad generada por el intercambio catidnico en la interfaz del mineral de arcilla

con un electrolito (agua contenida en el sistema poroso). (Schon, 2011).

Neasham (1977) documentd que la illita en el sistema poroso actda cruzando los
poros Y la clorita marca los poros. Schon y Georgi (2003) desarrollaron un modelo basado
en capilares para este tipo de distribucion dispersa, en su modelo ellos tratan de explicar
la reduccidn que genera en la porosidad este tipo de distribucion y la disminucién del area
de la seccion transversal de los poros con el contenido de la arcilla dispersa junto con el
agua inmovil presente a través de una analogia con la ecuacion de Waxman-Smits para
las propiedades eléctricas. Parten de la Ley de Hagan-Poiseuille en donde se menciona
que el caudal del flujo de una seccion transversal se reduce mediante una pelicula de

particulas de arcilla.

La permeabilidad de una arena arcillosa se puede calcular en funcién de la
permeabilidad de la arena limpia y el contenido de arcilla dispersa, quedando de la
siguiente forma:

Vsh

2
Karena—arcillosa = Ksd (1 — Q. T) (Ec. 71)
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Donde:

o Karena-arcillosa = Permeabilidad de la arena con contenido de arcilla dispersa.

e Ksi= Permeabilidad de la arena limpia.

e o = Factor que representa la seccion transversal que reduce el efecto de la arcilla, ya
que no se describe completamente por el volumen “seco” de arcilla.

e Vsh =Volumen de arcilla.

e ®=Porosidad.

El volumen de arcilla se puede calcular a través del uso de la medicion de los
rayos gamma, quedando de la siguiente manera:

2
a  GR—GRpy;j
Karena-arcitiosa = Ksa (1= 5. —2—mn)" (E¢. 72
arena—arcillosa sd ¢ " GRmax—GRmin ( )

11 Evaluacion de formaciones

El objetivo principal de la evaluacion de formaciones es determinar de manera
cuantitativa y cualitativa la capacidad de almacenamiento y produccion del yacimiento.
La evaluacion de formaciones geoldgicas es un proceso que involucra la recopilacion,
analisis y evaluacion de datos geoldgicos, geofisicos y petrofisicos para comprender las
caracteristicas de las capas de roca en el subsuelo, especialmente aquellas con capacidad
para contener hidrocarburos. Esta evaluacién busca determinar la adecuacién de una
formacion geoldgica como yacimiento de petrleo o gas y proporcionar informacion
valiosa para la exploracion y produccion. En este contexto, se realizan mediciones de
propiedades petrofisicas como la porosidad, permeabilidad y la saturacion de fluidos para

evaluar la capacidad de las formaciones.

11.1 Clasificacion de formaciones

Las rocas sedimentarias debido a su origen y condiciones permiten la acumulacion de
algun fluido de interés econdémico. Es por ello, que la busqueda o las acumulaciones de
algin recurso natural comienzan con el reconocimiento de las probables provincias

geoldgicas, basadas en un tipo de roca en especial segun lo que se desee extraer o explotar.

Las rocas sedimentarias son las mas relevantes y de mayor interés economico

sobre todo para la industria del petroleo y para fines hidrologicos (aguas subterraneas),
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agricultura, cimientos de los edificios; forman parte del 75% de las rocas en la superficie
de la Tierra, provienen de una roca madre, y estan formadas por una secuencia de procesos

fisicos, quimicos y bioldgicos, y se dividen en 2 categorias:

e Clasticas (detriticas) formadas por rocas preexistentes y trasportadas por agua, hielo,
viento o gravedad, para posteriormente ser depositadas.

e Quimicas y bioquimicas formadas por la precipitacion inorganica de minerales en
soluciones acuosas y por la acumulacion, degradacion y precipitacion de restos

organicos.

El proceso final que da lugar a la roca es la litificacion, es decir, la consolidacion,
ésta se genera cuando el material sedimentario se compacta; de acuerdo con Best, 1995,
en este proceso las soluciones de poros acuosos interactian con las particulas del

sedimento previamente depositadas para generar nuevos materiales diagenéticos.

Rocas clasticas (detriticas). Se han estimado de diversas formas que las lutitas y
areniscas, ambas de la derivacion mecénica, representan entre el 75y 95% de todas las
rocas sedimentarias. Las rocas clasticas se forman a partir de los siguientes procesos:

e Erosion, remocion y transporte de los fragmentos de roca provenientes de la roca
madre, normalmente los relieves.

e Depositacion y sedimentacion del material.

e Compactacion y procesos diagenéticos.

Las rocas clasticas estan compuestas en gran parte por cuarzo, feldespato,
fragmentos de roca (liticos), minerales de arcilla y mica, estos son quimicamente estables
y forman espacios de poros intergranular. Este tipo de rocas se subdivide o clasifica de
acuerdo con su tamafio de grano, la escala del tamafio se divide en 4 clases:

e Gravas, tamafio méas de 2 [mm].
e Arenas, tamafio de 1/16 a 2 [mm].
e Limos, tamafio de 1/16 a 1/256 [mm].

e Aurcillas, tamafio menos a 1/256 [mm].

Los conglomerados se componen principalmente de grava redondeada, mientras
que las brechas se componen principalmente de grava angular. Las areniscas se componen

principalmente de cuarzo redondeado o angular, feldespatos y granos liticos cementados
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por una matriz lodosa de silice o calcita entre los granos mas grandes, dependiendo del
medio de transporte y depdsito. Las lutitas estan compuestas por al menos un 50% de

particulas de limo y arcilla.

Muchas propiedades fisicas como la velocidad de onda elastica, resistividad
eléctrica y permeabilidad muestran una fuerte correlacion con la porosidad, la cual es mas
facil de predecir en comparacion con los carbonatos, ya que las rocas clasticas sélo
presentan un tipo de porosidad que es la primaria, es decir, la que se generd durante su

formacion.

Rocas quimicas y bioquimicas (carbonatos). Aunque las rocas carbonatadas
representan sélo el 20% de las rocas sedimentarias, los depositos y yacimientos de
carbonatos contienen el 60% de las reservas mundiales de hidrocarburos (Chopra et al.,
2005).

Los carbonatos se originaron autdctonos, esto significa que fueron formados muy
cerca del sitio donde fueron depositados. Las rocas sedimentarias quimicas se forman
cuando los constituyentes minerales en solucion se saturan y se precipitan por alteraciones
quimicas. Comunmente las rocas que forman parte de las rocas sedimentarias quimicas
son las calizas, evaporitas, dolomitas y cherts, mientras que los minerales accesorios son

fosfatos, la glauconita, anguita, siderita, feldespatos, minerales de arcilla, pirita, etc.

Pueden estar conformadas tanto por procesos quimicos como biologicos, y la
mayoria de éstas se forman en océanos, especificamente en las plataformas continentales
poco profundas, especialmente en las regiones tropicales con arrecifes de coral. Los
arrecifes son ecosistemas altamente productivos poblados por una amplia gama de
organismos, muchos de los cuales utilizan iones de calcio y bicarbonato en el agua de mar
para hacer minerales de carbonato en especial la calcita para sus conchas y otras

estructuras

Se forman casi en su totalidad de fragmentos de organismos marinos que producen
minerales de calcita (CaCOs) para sus conchas y otras partes duras, ademas segun la
clasificacion de Dunham en 1962 describe que la caliza y la dolomita también se pueden
formar por cristalizacion en lacustres salinos (lagos), emanaciones termales de tufa que

forman travertino, estalactitas y estalagmitas.
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Las evaporitas que forman parte también de las rocas quimicas se forman en lagos
interiores que no tienen salida de arroyo y el agua que fluye hacia ellos se evapora
lentamente y ésta se concentra cada vez mas en sales disueltas, hasta que finalmente se
saturay posterior se cristaliza en esta roca, es por ello por lo que se menciona es de origen
quimico, unos ejemplos (Boggs, 2006; Jackson, 1997) mencionan que estos resultados

evaporados pueden estar constituidos por cloruros como las siguientes:

e Halita (NaCl).
e Silvita (KCI).
e Carnalita (KMgCls).

Por sulfatos como lo son:
e Yeso (CaSO-H20).
e Anhidrita (CaSOa).
e Kieserita (MgSOa).

Y los que incluyen carbonatos como:
e Dolomita (CaMg(CO3)2).
e Calcita (CaCOs).
e Magnesita (MgCaCOs).

La dolomita con frecuencia forma cristales mas grandes que la calcita que
reemplaza (Al-Alwadi, 2009) y forma buenas propiedades de yacimiento ya que ésta esta

relacionada con un aumento en la porosidad.

Las rocas de origen bioldgico estdn formadas como su nombre lo dice por
actividades bioldgicas de organismos marinos como son los radiolarios y las diatomeas,
éstas utilizan el silice (SiO) para construir sus pequefias conchas y, cuando estos mueren,
sus conchas se asientan lentamente hasta el fondo, donde se acumulan como chert

sedimentario en capas.

Las formaciones de hierro bandeado se forman en ambientes profundos del fondo
marino donde existe hierro rico en iones, esto sucede ya que el agua de mar se oxida para
formar Oxido de hierro en capas o bandas (Fe203) (Hoffman et al., 1998). El origen y la

génesis de las formaciones de hierro bandeado esta asociado con las baterias fotosintéticas
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conocidas como cianobacterias (algas verdeazuladas) que consumian diéxido de carbono
de la atmdsfera y utilizaban energia solar para convertirlo en oxigeno en el Precambrico
hace 2 400 millones de afios. Los niveles de oxigeno libre aumentaron en la atmésfera y
los océanos, y se convirtieron gradualmente en hierro ferroso soluble Fe?* al hierro férrico

insoluble Fe3*, lo que lleva a la acumulacion de estas bandas (Lyons y Reinhard, 2009).

Los carbonatos son modificados por varios procesos posteriores a la depositacion,
ejemplos de dichas acciones son:
e Disolucion.
e Cementacion.
e Recristalizacion.
e Dolomitizacion.

e Sustitucién por otros minerales.

Debido a lo antes mencionado es que los carbonatos son quimicamente inestables,
por lo que, forman sistemas de poros muy complejos controlados por varias influencias,
asi como la geometria del espacio poroso. La interaccion de la roca con fluidos metedricos
puede resultar en la lixiviacion de los granos e influir en la calidad del yacimiento en

ambas direcciones, es decir, generar nuevo espacio poroso.

Las fracturas como resultado del esfuerzo y la estilolitificacion son procesos
diagenéticos en los carbonatos, las cuales pueden crear zonas de alta permeabilidad y
barreras o reflectores de permeabilidad, dependiendo de las condiciones en que se dé,
ademas los diferentes tipos de porosidad y las distribuciones complejas del tamafio de los
poros también dan lugar a variaciones de permeabilidad para la misma porosidad total, lo
que dificulta la prediccién y modelado de su productividad, por lo tanto, el andlisis de
geometrias de los poros de carbonato es la clave para caracterizar las propiedades del

yacimiento en este tipo de rocas.

Para los carbonatos se han desarrollado 2 principales tipos de clasificacion:

e Clasificacion texturizada de Dunham, 1992, basada en la presencia o ausencia de

arcilla'y soporte de grano.
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e Clasificacion del tipo de poro selectivo de la fabrica y de no fabrica por Choquette y
Pray en 1979.

También se cuentan con otras clasificaciones, ejemplo de esto es la descripcion
fundamental de las rocas carbonatadas por Lucia, 2007, que presenta sus resultados como
lo muestra la Tabla 3, donde se observa que el complejo sistema poroso de las rocas
carbonatadas va desde los poros microcristalinos hasta vlgulos o cavernas. Es importante
mencionar que las propiedades petrofisicas de este tipo de rocas estan controladas por

redes conectadas de poros interparticula (matriz), vigulos y fracturas, donde:

e La matriz ocupa la mayor parte del depésito, almacena la mayor parte del volumen
del fluido, pero ésta tiene baja permeabilidad.
e Las fracturas y vagulos ocupan una pequefia parte del volumen del depdsito, pero

tienen una alta permeabilidad y controlan el flujo de fluido (Iwere et al., 2002).

Clasificacion de Lucia 1983
. Vigulos
Interparticula
Separados Conectados
Tipos de poros

Méldica Cavernas
Intergranular . Fracturas
Intercristalino Intrafosil Fractura alargada por la

Shelter g P

solucion

Tabla 3. Clasificacion petrofisica de los diferentes tipos de poros en los carbonatos, basada en Lucia (2007).

12 Problema de escalamiento
Se define como escalamiento (upscaling) al aumento de escala y se refiere al efecto que

ocurre en ocasiones en las rocas cuando se mide alguna de sus propiedades fisicas a cierto
tamafio, ya sea de mayor o menos tamafio, en muchas ocasiones esa propiedad no
conserva el mismo valor. Por ejemplo, en un blogue de 1 [m] se mide una propiedad
fisica, porosidad sea el modelo, arrojando “x” valor y si ahora se corta la muestra, es
decir, se reduce el tamafio alrededor de 10 [cm] y se vuelve a medir la porosidad en
multiples ocasiones, sim embargo, esta vez no se consigue el mismo valor “x”, por lo que
en la industria eso es un problema debido a que normalmente se mandan muestras a
laboratorio para hacerles estudios, tipicamente de porosidad y permeabilidad como se
muestra en la (Figura 20) aunque puede ser cualquier otra propiedad. Siguiendo esta

misma idea se puede concluir que las muestras dirigidas a laboratorio son relativamente
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pequefias a diferencia del bloque de interés. En el caso de yacimientos y acuiferos esto se
puede extender desde cientos de metros a kildmetros de roca que se intentan analizar en
muestras de centimetros, esta disyuntiva de tamafios es la que genera la problematica de

valores en los resultados, aunado al medio heterogéneo e isotropico.

k¢,..

/

Figura 20. Representacion del escalamiento de propiedades (Sandra, 2022).

Otro ejemplo, es que en la ingenieria petrolera se tienen las mediciones de las
propiedades sistema roca-fluido del laboratorio y las de pozo, y se requiere escalar al
tamafio del yacimiento. Los ingenieros geofisicos utilizan métodos que van desde
mediciones de tamafio de laboratorio, como la caracterizacion de las velocidades de las
ondas P y S, amediciones mas grandes como es el caso de los perfiles sismicos verticales
(VSP). Para este caso referido a las velocidades no sdlo se cambia la frecuencia de
mediciones, sino que se cambia el tamafio de la medicion; en laboratorio como se
mencionaba se manejan valores alrededor de centimetros, para el caso analisis de pozos
regularmente las mediciones son de metros y la sismica en kilometros, por lo que el
problema es como pasar las propiedades fisicas de la roca que estdn medidas a cierta

escala de laboratorio, pasarlas a escalas en las que realmente haya un interés.

En el caso de las ondas acusticas se tienen dos factores que estan cambiando, la
frecuencia y el tamafio de resolucion, es mas complicado que el ejemplo de porosidad, ya
a la propiedad sélo le afecta el tamafio. EI tamafio influye tanto en la propiedad que se
esta midiendo a diferentes tamafios como la frecuencia que esta afectando la dispersion
de velocidades. La longitud de onda es la longitud caracteristica de la onda acustica y esa
es la que va a determinar también el tamafio por donde se va a propagar la onda, si se
tiene una longitud de onda demasiado larga que es lo que pasa con la sismica, esa longitud
de onda no se puede usar para medir cosas milimétricas. En ondas acusticas se tiene el
efecto de tamafio implicitamente cuando se esta midiendo a diferentes frecuencias, porque

se mide a diferentes frecuencias en laboratorio, en el pozo y en la sismica porque estamos
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midiendo a diferentes tamafios, porque la longitud de onda tiene que ser diferente, para

que cubra el tamafio que uno esta midiendo de muestra.

13 Ejercicios

1. Una muestra de ndGcleo tiene un volumen total de 22.3 [cm® y un

volumen de matriz de 16.8 [cm?]. Resuelva los siguientes incisos:

a) ¢Cual es el volumen de poros de la muestra?

b) ¢Cual es la porosidad de la muestra?

Resolucion

a) A partir de la ecuacion 1 se puede encontrar el volumen de poros:

Ve =V, + Vip
22.3 [cm®] = V,, + 16.8 [cm?]
V, = 5.5 [cm?]

b) Utilizando la ecuacion 1 se tiene que:

V, 5.5 [cm?]

=P 22 0.2466 0 24.660
V,  22.3 [em?] © o

2. Usando el registro de densidad de la Figura 21

a) Calcule la porosidad de una formacion de arenisca a una profundidad de 10 860 [ft].
Asumiendo que la formacion esta saturada con agua, la cual tiene una densidad de 1
[o/cma3].

b) Con el registro de neutrén calcule la porosidad a una profundidad de 10 720 [ft].

c) Usando el registro sénico, calcule la porosidad de una formacion de arenisca a una
profundidad de 10 820 [ft], suponiendo que la formacion esta saturada con agua y

por lo tanto un valor de tiempo de transito de 195 [us/ft].
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Figura. 21. Registros de porosidad: densidad (RHOB), neutrdn (NPHI) y s6nico (DT) (Alfayei et al., 2021).

3. Una muestra de nucleo de una formacion homogénea de arenisca tiene una
permeabilidad de 480 [mD] y una porosidad de 0.17. Resuelva los siguientes

incisos.

a) Determine el radio medio de la garganta de poros del ncleo.

b) Determine las areas de superficie especificas Svp Y Svgr.
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Resolucion

a) Primero debemos convertir las unidades de la permeabilidad de [mD] a [um?]:

k = (480)(9.8717x10™*)= 0.4738 [um?]

Suponiendo que los canales de flujo en la muestra pueden estar representados por un
conjunto de tubos capilares, el radio de la garganta de poro se puede determinar a

partir de la siguiente ecuacion:

({94

Se despeja “r”’ y queda de la siguiente manera:

- (07 - (0

0.5
) = 4.72 [um]o 4.72 x 10~* [cm].

b) El area de superficie por unidad de volumen de poro esta dada por:

2
Svp = ;
Sustituyendo tenemos que:
Svp = 2 = 4237 -1
> T 272x10*cm [em™]

La superficie especifica por unidad de volumen de grano se puede estimar por medio
de la siguiente ecuacion:

sl

Sustituyendo se tiene que:

17

Svgr = 4237cm_1 (m

) = 868 [cm™!]
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