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RESUMEN

Este trabajo consta de anco capitulos, en los que se tratan conceptos relacionados con las
propiedades del sistema roca fluido. Los temas considerados son muy importantes, ya que con ellos se
adquieren las bases para poder entender la distibucion y movimiento de fludos dentro del espacio
poroso, lo cual sirve para caracterizar el yacimiento y asi tener bases para explotarlo de manera 6ptima.

Los capitulos en que se divide este trabajo son:
1. Defimiciones y Conceptos Basicos
2. Presion Capilar (Pc)

Permeabilidades Relativas (kr)

4. Flujo Fraccional de Agua (fw)

(d

_(_J'I

Saturacion de Agua y la Influencia que tiene en la relacion Pe-kr-fw

Estos temas se desarrollan con textos amplios y se complementan con imagenes, tablas y esquemas
que ayudan a un mejor entendimiento de los mismos.

En el Capitulo 1, se abarca todo lo referente a las propiedades de la roca, de los fludos y del sistema
roca-fluidos del yacimiento, a fin de tener una idea clara de estos conceptos que seran utilizados en los
capitulos posteriores.

En los Capitulos 2, 3 v 4 se estudian de manera amplia los conceptos de presion capilar, permeabilidad
relativa y flujo fraccional de agua, respectivamente. En cada capitulo se definen conceptos, se describe
la forma de obtener cada uno, y la utiidad que tienen en la caracterizacion de los yacimientos.

El Capitulo 5 trata de la influencia que tiene la saturacion de agua en la relacion existente entre los tres
parametros descritos previamente (presion capilar, permeabilidad relativa y flujo fraccional de agua).
Ademas, se presenta una metodologia con la cual se muestra que conociendo dos cualesquiera de los
parametros es posible inferir el otro. Se presenta un ejemplo practico de este método.
Finalmente se presentan las conclusiones y recomendaciones resultado de este trabajo.



INTRODUCCION

La industna petrolera actualmente es una de las mas importantes para la humanidad debido a que los
hidrocarburos, como el aceite y el gas natural, constituyen la prncipal fuente de energia a nivel
mundial y abastecen en México mas del 80% de la demanda total de energia. La competitividad a nivel
mundial y crecimiento economico de Meéxico hacen imprescindible un sector energético petrolero
solido, eficaz, eficiente y moderno.

Hasta el momento se ha logrado descubrir una gran cantidad de reservas de hidrocarburos, y no se
descarta la posibilidad de encontrar mas, sin embargo se debe tener en cuenta que éstos son un
recurso natural no renovable y que dentro de poco, esta fuente de energia no podra ser suficiente para
satisfacer al mercado, ya que es una demanda que tiende a aumentar dia con dia.

De aqui en adelante el crudo sera mas dificil de extraer ya que la produccion en protfundidades
someras es cada vez mas escasa y los ambientes son mas hostiles, teniendo en cuenta que se debe
procurar siempre el bienestar del medio ambiente.

Por lo que para estas nuevas reservas es necesario hacer un buen estudio de caracterizacion. Es
indispensable ubicar con certeza la distribucion de fluidos dentro del yacimiento, conocer la facilidad
de flujo con que se mueven dentro del mismo y tener precision en la cantidad de hidrocarburo que se
puede recuperar de tal forma que se pueda hacer un plan de explotacion optimo.

Cabe mencionar que el estudio de caracterizacion se debe mejorar a medida que se van obteniendo
mas y mejores datos, por lo que es aplicable a lo largo de toda la vida de explotacion del yacimiento no
solo al momento de su descubrimiento. Es mas, se debe rehacer el estudio de caracterizacion a los
yacimientos que actualmente estan siendo explotados a fin de incrementar los factores de
recuperacion.

Como una posible solucion a lo anterior, se presenta este trabajo cuyo objetivo final es crear maternal
con informacion actualizada y de alta calidad, que tenga utilidad para los estudiantes de Ingenieria
Petrolera y asi tener mejores herramuentas para aplicarse funcionalmente en la explotacion de
Yacimientos de Hidrocarburos.
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Capitulo 1

DEFINICIONES Y CONCEPTOS BASICOS

1.1 Introduccidn

Los geologos afirman que la mayoria de los yacimientos se originaron dentro de cuerpos de
agua mediante procesos que se llevaron a cabo durante largos periodos de tiempo y en
diversos ambientes de deposito. Como resultado de la subsecuente reorganizacion fisica y
quimica (como puede ser la compactacion, la disolucion, la dolomutizacion y la cementacion),
las caracteristicas orginales del yacimiento fueron cambiadas. Por tal, la heterogeneidad de
los yacmientos, en gran parte, es dependiente de los ambientes de deposito y de los
subsecuentes eventos. Sin embargo, es de esperarse que, en general, los yacimientos tengan
ciertas similitudes laterales; esto es, a una profundidad correspondiente a cierto periodo de
depositacion, deberia de existir un mismo rango de tamanos de particulas dentro de una gran
extension areal. Debido a la heterogeneidad de las formaciones, sera necesario definir ciertos
conceptos con la finalidad de comprender lo ocurrido en el nterior de los yacimientos.

El estudio de las propiedades de las rocas y su relacion con los fhudos que contienen en
estado estatico o de flujo se denomina petrofisica. Las propiedades petrofisicas mas
importantes de una roca son: porosidad (¢), permeabilidad (k), saturacion (S:) y distribucion
de fludos, conductividad eléctrica de los fludos y de la roca, estructura porosa y
radioactividad.

En 1933 Fancher, Lewis y Barnes hicieron uno de los primeros estudios petrofisicos de rocas
de yacimientos y, en 1934, Wycoft, Botset, Muskat y Reed desarrollaron un método para
medir la permeabilidad de muestras de roca de yacimiento basado en la ecuacion de flujo de
thudos deducida por Darcy en 1856.

Un yacimiento de gas o aceite no esta definido tinicamente por la roca en la cual estan
contenidos los fhudos, sino también por los fliudos mismos.

El aceite y gas son mezclas naturales de hidrocarburos sumamente complejas en su
composicion quimica y se encuentran a elevadas temperaturas y presiones en el yacimiento.

El estado de la mezcla de hidrocarburos a las condiciones de superficie depende, sobre todo,
de su composicion y de la presion y la temperatura a la cual es recuperada la muestra; ademas,
el fludo remanente en el yacimiento, en cualquuer etapa de agotamiento, sufrira cambios
fisicos ya que su presion se vera dismumuda por la produccion de aceite o gas de dicho
vacimiento. Por tanto, es necesario estudiar las propiedades de los fludos contenidos en el
yacimiento y, en particular, sus variaciones con la presion y temperatura.
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1.2 Porosidad (@).

La porosidad se define como la cantidad de espacio poroso en un determinado volumen de
roca, como se muestra en la Figura 1.1, y representa una medida de la cantidad de fludos
que puede almacenar; es decir, la porosidad representa el porcentaje de espacio poroso
respecto al volumen total de roca y matematicamente se expresa como:

Porosidad(¢) = Volumen de poros (W

Volumen total de roca

Figura 1.1 Porosidad

La porosidad puede ser medida en forma directa en el laboratorio a partir del analisis de
nucleos, o indirectamente, a partir de registros geofisicos (sonico, densidad y neutron).

La razon entre el volumen total del espacio que ocupan los poros y el volumen total de la
roca se denomina porosidad absoluta o total, donde se incluyen a todos los mtersticios o
huecos mnterconectados o no; la medida de la porosidad que se usa comunmente en los
estudios sobre yacmientos petroleros es la razon entre los espacios que ocupan los poros
interconectados y el volumen total de la roca, razon a la que se denomina porosidad efectiva,
que por lo general es de un 5 a un 10 % inferior, en casi todos los casos, a la porosidad total

(Figura 1.2).

En la Figura 1.3 se muestra los diferentes tipos de porosidad, que se pueden encontrar en una
roca sedimentaria, y posteriormente se describen sus principales caracteristicas.
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Grano de arena

Material cementante

Porosidad
efectiva 25%

Porosidad

y total 30%
-\‘ — Porosidad

o aislada 5%
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Figura 1.3 Tipos de porosidad en rocas sedimentarias.
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Dependiendo del proceso por el cual se originé la porosidad, ésta puede ser primaria o
secundaria.

1.2.1 Porosidad Primaria.

La porosidad prmara se forma cuando un sedimento se deposita en una cuenca
sedimentaria. Los tipos prncipales de porosidad primara son: porosidad mtergranular,
intraparticula, moldica, ntercristalina, fenestral.

Porosidad Intergranular

Esta porosidad ocurre entre los espacios de los detritos que forman a la roca, los cuales
forman la fabrica (conjunto de caracteres estructurales de una roca) de un sedimento; ésta es
una porosidad muy importante ya que esta imcialmente presente en todas las rocas
sedimentarias. La porosidad intergranular es reducida progresivamente por la diagénesis, pero
es el tipo de porosidad dommante en areniscas y conglomerados.

Porosidad Intraparticula

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

Porvsidad Intercristalina

La porosidad imtercristalina ocurre entre los crstales individuales de una roca crstalina; es el
tipo de porosidad tipica en las rocas igneas, metamorficas y para algunas evaporitas, pero sin
embargo, ésta es una caracteristica de los carbonatos, los cuales han sufrido custalizacion,
particularmente en dolomias recristalizadas.

Los poros en rocas custalizadas son esencialmente cavidades planas que se cortan
oblicuamente una con otra sin estrechamientos de las gargantas entre los poros adyacentes;
tales rocas son muy importantes en algunos yacimientos de aceite y/o gas, existentes en
Meéxico.

1.2.2 Porosidad Secundaria.

La porosidad secundaria o de post-deposito, es aquella que, por definicion, es formada
después de que un sedimento fue depositado. Los prncipales tipos de porosidad secundaria
son: la porosidad vugular, la de cavernas y la de fracturas.

Porosidad 1 ugular.
Es la porosidad secundana formada por la disolucon de rocas carbonatadas. Dicha
disolucion se lleva a cabo por las cornentes subterraneas de agua, disolviendo la roca y

originando los vigulos.

La porosidad vugular deja huecos con diametros menores a 50 micras, y la porosidad en
fracturas es en huecos mayores a las 50 micras.
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Porvsidad en Cavernas.

Con el incremento de tamaiio del vugulo, se gradua al término de porosidad de caverna; los
vigulos son de dimensiones pequefas mientras que las cavernas son mas grandes; dichas
cavernas sirven como depositos de petroleo en un gran mimero de Campos como Abqaiq en
Arabia Saudita y el Campo Dollarlude de Texas.

Porvsidad de Fracturas.

Las fracturas corresponden con un tipo de porosidad secundaria, se originan en rocas duras
que son quebradizas. Su orgen puede deberse prncipalmente a las siguientes causas:
plegamientos o fallas. Las fracturas son sumamente importantes ya que, aunque no tienen
gran influencia en el aumento de la porosidad, ejercen dominio sobre el aumento de la

permeabilidad de la roca.

Durante la diagénesis a menudo se desarrollan microfallas, las cuales son onginadas
prncipalmente por hundimiento, deslizamiento y compactacion. Las fracturas en sedimentos
plasticos son selladas mstantaneamente; sin embargo, en rocas duras pero quebradizas, las
fracturas pueden permanecer abiertas después de su formacion, por lo que da lugar a la
porosidad de fracturas.

La porosidad de las arenas es, en general, primaria. Por el contrario, las rocas carbonatadas
presentan porosidad secundaria. En general, la porosidad en rocas no fracturadas esta en el
rango de 5 a 30%.

En la Tabla 1.1, se muestran los valores estimados, en porcentaje, de las porosidades totales y
efectivas, existentes en varios tipos de roca.

TIPO DE ROCA $ Total $ Efectiva

Arcillas 40a60 0as

Limos 35a50 3a19
Arenas finas, arenas limosas 20250 10a28
Arena gruesa o bien clasificada 21a50 22a35
Grava 25a40 13226

Lutita intacta 1a10 05a5b

Lutita fracturada 30a50

Arenisca 5a35 05a10

Calizas, dolomias SINwiigulos 0.1a25 01a5b

Caliza, dolomias CON wigulos 5a50 5a4d0

Rocas igneas y metamérficas sin fracturar 0.01a1 0.0005

Rocas Igneas y metamorficas fracturadas 1a10 0.00005 a 0.01

Tabla 1.1 Valores estimados de la porosidad (%a).

La porosidad es independiente del tamano de grano, cuando los granos son todos iguales,
pero depende del tipo de empacamiento. Un maximo de porosidad de 47.64% se obtiene con
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un empacamiento cubico de esferas del mismo tamario, mientras que con un empacamiento
rombico del mismo matenial se obtiene 25.96% de porosidad. (Figuras 1.4 y 1.5,
respectivamente).

Figura 1.4 Arreglo cibico con una porosidad de 47.64%

Figura 1.5 Arreglo rémbico con una porosidad de 25.96%

1.3 Compresibilidad de las Formaciones (C)

Cuando la presion interna del fluido en los poros de una roca de yacimiento, sometida a una
presion externa constante (sobrecarga de los sedimentos), se reduce el volumen total de la
roca disminuye mientras que el volumen del matenal solido de la roca, por ejemplo, los
granos de arena en una arenisca, aumenta. Estos cambios volumétricos tienden a reducir
ligeramente la porosidad de la roca, en el orden de medio por ciento por un cambio de
presion interna del fluido de 1000 [Ib/pg? o 70.35 [kg/cm?. Investigaciones realizadas por
Van der Knaap indican que para una formacion determinada, el cambio de porosidad
depende solo de la diferencia entre las presiones externa e mterna, y no de los valores
absolutos de las presiones. La compresibilidad del volumen poroso, Cs para cualquer
diferencia entre las presiones externa e mterna se define como el cambio en volumen poroso
por unidad de volumen poroso por cambio unitario en presion a temperatura constante.

1.4 Saturacion de un Fluido (S)
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La saturacion de un fludo, Sf, en un medio poroso, se define como el volumen de fludo V;
medido ala presion y temperatura a la que se encuentre el medio poroso, entre su volumen
de poros V; es dear:

Vi
S. = 1.2
=y, (1.2)

Donde f puede representar aceite, agua o gas.

Los poros de un yacimiento siempre estan saturados de fludos, Figura 1.6, de este modo la
suma de todas las saturaciones de fludos de una roca de un yacimiento debe ser igual al
100% o a 1, si se manejan fracciones.

ZSf -

Sw=1

IS0 + Sw=1
Sg+ Sw= 1
So + Sg + Sw=1

Matriz rocosa . Agua - Aceite y/o Gas

Figura 1.6 Roca saturada de hidrocarburos y agua

Dependiendo de las condiciones a las que se encuentre, existen diferentes formas de clasificar
las saturaciones, dentro de las mas comunes se tienen las siguentes:

e Saturacion de agua micial (Swi): Es aquella a la cual es descubierto el yaamiento y se
pueden distinguur dos tipos de agua:
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o Agua libre: Es la que esta en condiciones de flur ante una diferencia de
presion

o Agua iurreductible: Es la que esta ligada a los granos minerales, ya sea
mediante enlaces a la estructura atomica de los muinerales o bien como una
fina capa adherida a la superficie de los mismos.

® Saturacion de agua critica (Swc): Es la saturacion minima a la cual el agua inicia su
movimiento dentro del medio poroso bajo un gradiente de presion.

® Saturacion de aceite residual o remanente (Sor): Es aquella que se tiene después de
un periodo de explotacion en una zona determinada del yacimiento. Este valor de
saturacion es llamado saturacion de aceite residual o remanente. El término residual
usualmente es asociado con la fase no mojante.

® Saturacion de aceite critica (Soc): Es la saturacion minima a la cual el aceite micia su
movimiento dentro del medio poroso bajo un gradiente de presion.

® Saturacion de aceite movible (Som): La saturacion de aceite movible es otra
saturacion de interés y es definida como la fracaon de volumen poroso ocupada por
aceite movible, como se expresa en la siguiente ecuacion, cuando se tiene Swi.

Som=1-Sor-Swi (1.3)

Igualmente, para el gas se tendra saturacion de gas residual (Sgr), saturacion de gas critica
(Sgc) v saturacion de gas movible (Sgm). La saturacion de hidrocarburos, aceite o gas, en un
yacimiento puede varar desde la residual hasta la maxima, cuando en la roca se tiene la Swi.
A su vez, la saturacion de agua puede vanar, desde su valor minimo (Swi) hasta un valor
maximo igual a 100%.

1.5 Permeabilidad (k)

En 1856 Darcy publico un trabajo experimental sobre el disefio de un filtro de arena para la
purificacion del agua.

El equipo consiste en un cilindro de acero, relleno con arena no consolidada sostenida entre
dos placas permeables. Se mide la presion a la entrada y a la salida del lecho de arena,
mientras se hace circular agua verticalmente a caudal constante. El equipo se esquematiza en
la Figura 1.7.

10
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Inyveccion de i - [}
agua a caudal —¥# p,fpp
constante v
4
2 h

Recoleccion

v medicion

del agua

Iz
Plano de referenciatz=0;p=1am

Figura 1.7 Esquema del equipo empleado por Darcy para su experimento

En esas condiciones, el caudal total, g, dividido por el area transversal del lecho de arena, A,
resulta:

a4 _pohmhy _ (AR
A l !

(1.4

Donde Ab = [z-br, es la diferencia entre las alturas manométricas; mientras que / es la
longitud del lecho de arena. C es una constante que depende del tipo de empacamiento.

El término q/A tiene dimensiones de velocidad y se denomina velocidad de Darcy. La
velocidad real (intersticial) de las particulas del fluido, 2, es:

L - Z (15

Donde # es la velocidad de Darcy (q/A) v @ es la porosidad que se tiene en el lecho de arena.

La Ecuacion 1.4 puede ser escrita en forma diferencial como

" d
L__cdh__C dg,

=T (1.6)
dl — pg dl R

Donde p, es la densidad del agua inyectada a caudal constante, mientras que g es la constante
gravitacional y @,, es la porosidad del medio.
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El experimento de Darcy fue realizado con agua. Posteriormente se realizaron experimentos
con distintos fludos que permitieron generalizar la Ecuacion 1.6

__kdoy .-
u= u i (1.7)

Donde u es la viscosidad del fludo. La nueva constante k& depende solamente de las
caracteristicas del lecho de arena y se le denomuna permeabilidad absoluta del medio
poroso

Cu
k= (1.8)
P

1.5.1 Permeabilidad Absoluta (k)

Se denomina permeabilidad absoluta a la propiedad que tiene la roca de permutir el paso de
un fluido a través de ella, cuando se encuentra saturada al 100% del fhudo, que es el mismo
que se usa como fludo desplazante durante la prueba.

Asi, para un desplazamiento lineal horizontal de un fludo incompresible, nyectado a un
rntmo constante q a través de un medio poroso homogéneo, 100 % saturado con un fhudo
de viscosidad v de area de seccion transversal constante A sujeto a un gradiente de presion

dp/dx., Figura 1.8 se tendra:

dp
dx
P ————
§ —
L
—
0 1

Fig. 1.8 Desplazamiento lineal de un fludo incompresible

De la ecuacion de Darcy.
9=—"" (1.9)
De esta manera:

k=--"— (1.10)
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La Ecuacion 1.10 define la permeabilidad del medio poroso y su unidad es el darcy. “es la
permeabilidad que posee una roca a través de la cual fluye un fludo incompresible de
viscosidad igual a 1 cp, con un ritmo de flujo de 1 cm3/seg, bajo un gradiente de presion de 1
atm/cm™.

3
cm )

| J(lcp)(lcm)
seg

ldarcy = (1.11)

(]C’m2 )(]atm)

1.5.2 Permeabilidad Efectiva (ko, ko, kw,

Se define como permeabilidad efectiva a un fludo en particular, la permeabilidad del medio a
ese fludo cuando su saturacion es menor del 100%. En la Figura 1.9 se presentan las
relaciones tipicas de permeabilidad efectiva para un sistema agua-aceite en un medio poroso
mojado por agua.

"C"

.-----_--.........-_---__-.x-

S S
0 — S, % —»| 100

Figura 1.9 Permeabilidades efectivas en un medio poroso mojado por agua

La grafica de permeabilidades efectivas para agua y aceite, mostrada en la figura previa, puede
ser dividida en tres regiones:
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= Enlaregion A solo el aceite puede fluir ya que Sw<Swe

= Enlaregion B pueden flur simultaneamente el aceite y el agua

®= Enlaregion C tnicamente fluira el agua
En la Figura 1.10 se muestra una grafica tipica de relacion de permeabilidades etectivas para
gas y aceite realizada en el laboratorio, por lo cual no se encuentra presente la fase agua. La

forma de la curva, en este caso, indica que el aceite es la fase mojante, mientras que el gas es
la fase no mojante. También se presentan tres regiones en forma similar al caso anterior.

9 S

g nRn
- | N\ Regiin "B ol

B S

e L LT |

0 S, % 2 5| 100

Figura 1.10 Permeahilidades efectivas al aceite v al gas donde el aceite es la fase mojante

1.5.3 Permeabilidad Relativa (kro, krg, krw)

La permeabilidad relativa a un fluido es la relacion de la permeabilidad efectiva a ese thudo
entre la permeabilidad absoluta.

k k k
kr, == kr, =~ kr, ==* (1.12)
k £k k

En la Figura 1.11 se muestra una grafica tipica de curvas de permeabilidades relativas al agua
y al aceite, donde el fluido mojante es el agua.



Capitulo 1: DEFINICIONES Y CONCEPTOS BASICOS

(md]

Figura 1.11 Curvas de permeabilidades relativas

Comenzando con una saturacion de agua de 100%, las curvas indican que una disminucion
en la saturacion del agua al 85% (un aumento en la So de 15%) reduce fuertemente la
permeabilidad relativa al agua, de 100% a 50%, en cambio a la saturacion de 15% de aceite, la
permeabilidad relativa al aceite es précticamente cero. Este valor de saturacién de aceite de
15%, se denomina saturacion critica (Soc = 15%), es decir, que la saturacion a la que el aceite
comienza a fluir, a medida que la saturacion de aceite aumenta. También se denomuna
saturacion residual de aceite (Sor) al valor por debajo del cual no puede reducirse la
saturacion de aceite en un sistema agua-aceite. A medida que la saturacion de agua dismuinuye,
la permeabilidad relativa al agua, &m; también disminuye, en tanto que la permeabilidad
relativa al aceite, £/, aumenta. A una saturacion de agua del 20%, la krw es igual a cero y la
kro tiene su valor maximo.

1.6 Tension Interfacial (O)

Es el resultado de efectos moleculares por los cuales se forma una interfase o superficie que
separa dos fhudos; en el caso de liquudos, s1 G es nula, se dice que los liqudos son nuscibles
entre si. Como ejemplo de liquudos inmuscibles se tiene el agua y el aceite, en tanto que el
agua v el alcohol son muscibles. En el caso que se tenga una mterfase liquudo-gas, el
fenomeno se llama tension superficial. También se puede considerar como el trabajo por
unidad de area que hay que desarrollar para separar las moléculas de la interfase:

w[ FL F )
A[E}:om (113
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Considerando un sistema agua-aceite roca, Figura 1.12, las tensiones interfaciales de dicho
sistema se pueden relacionar con la Ecuacion 1.14 desarrollada por Young-Dupré:

agua
Oc 'G“

Superficie de la roca

<

Figura 1.12 Tensién interfacial de un sistema aceite-agua-roca

At=0, -0, =0, cost, (1.14)
Donde:

At=tension de adhesion [dina/cm]

Cos=tension interfacial entre el aceite y el solido [dina/cm]

Ows= tension interfacial entre el agua y el solido [dina/cm]

cow=tension interfacial entre el agua y el aceite [dina/cm]

Bc=angulo de contacto entre la interfase aceite agua y la interfase roca-agua [grados]

La tension mterfacial entre el solido y los fluidos no es medible en forma directa. Pero si lo
son la tension interfacal y el angulo de contacto. El angulo de contacto es una medida de la

mojabilidad de la roca.

1.7 Mojabilidad

La mojabilidad se define como la tendencia de un fluido a esparcirse o a adherirse a una
superficie solida en presenca de otro fludo mnmiscible. En un sistema roca-aceite-agua, la
moijabilidad es un indicador de la preferencia de la roca hacia el aceite o al agua. Cuando la
roca es mojada por agua hay una tendencia del agua a ocupar los poros mas pequefios y estar
en contacto con la mayoria de la superficie de la roca. Similarmente en un sistema mojado
por aceite la superficie de la roca queda en contacto preferentemente con el aceite y la
localizacion de los fluidos es inversa a la del caso anterior. Es importante hacer notar que el
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térmmno de mojabilidad se usa para referenciar la preferencia de la roca a ser mojada y no
necesariamente se refiere al fluido que esta en contacto con la roca en un tiempo dado.

Dependiendo de las interacciones entre los elementos del sistema la mojabilidad del sistema
puede ir desde fuertemente mojado por agua a fuertemente mojado por aceite, dandose la
posibilidad de la existencia de una mojabilidad neutra, la cual se tiene cuando no hay una muy
marcada preferencia hacia un fhudo en especial.

Generalmente se asume que para un sistema fuertemente mojado por un fludo dado, la
permeabilidad relativa de la fase mojante es solo funcion de la saturacion del propio fludo.

De acuerdo al angulo que forma una gota de agua con respecto a la honizontal donde se
encuentra depositada, se considera, Figura 1.13:

9 < 90° ©>90° 8=90°
o aceite aceite
ace
agua w .
W 1

Sﬁdu sﬂdu Sﬂ'idﬂ
A B C

Figura 1.13 Grados de mojabilidad

A. Mojado por agua: 6 < 90 [7]

B. Mojado por aceite: 6 > 180 [7]

C. Mojabilidad neutra: 6 = 90 [7]

1.8 Fuerzas Capilares

Estas fuerzas, en los yacimientos de hidrocarburos, son el resultado de los efectos
combinados de las tensiones mterfaciales y superficiales, del tamano y forma de los poros y
del valor relativo de las fuerzas de adhesién entre fluidos v solidos y las fuerzas de cohesién
en los liquidos, es decir, de las propiedades de mojabilidad del sistema roca-fluidos.

Ascenso de un Fluido en un Tubo Capilar
Un ejemplo del efecto combinado de la mojabilidad y de la tension interfacial es el ascenso de
un fludo mojante en un tubo capilar Si tomamos un tubo capilar de diametro interno

extremadamente pequefio v lo sumergimos dentro de un recipiente lleno de agua como se
muestra en la Figura 1.14, el liquido sube en el tubo capilar por arriba de la altura que tiene en

17
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el recipiente, debido a las fuerzas de atraccion entre el tubo y el liquudo y al pequetio peso que
tiene la columna de liquudo dentro del tubo. La altura que tiene el liqudo dentro del tubo
depende del balance del total de fuerzas que interacttian sobre €L

. (
Aire

()

[ ]
h /Ji -
N4
Py
Pt

Agua

Figura 1.14 Capilaridad v Presion Capilar

Las fuerzas que actian sobre el liquudo se pueden representar como:

Fuerza hacia arriba=A- * 27r (1.15)

Fuerza hacia abajo=nr’hpg (1.16)
Donde A; es la fuerza de adhesion expresada en dinas/cm, r es el radio del tubo capilar en
cm, A la altura en cm, p es la densidad del liquido en el tubo en g/em’ v g'la fuerza de
gravedad en cm/seg’.
Estableciendo el balance de fuerzas, se tiene que:

Ar* 21 = T'hpg (1.17)

Despejando h, queda:

2xrAr  2Ar
h= =

= = (1.18)
Trpg rpg

Sin embargo, por la definicion de la fuerza de adhesion, .4;=0,056

porlo tanto:

18
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h= 20 088 (1.19)
P8
Se sabe ademas que
Pa-Pl= ghp = Pc (1.20)
Combinando las Ecuaciones 1.18 y 1.20 finalmente se obtiene
o= 20a €050 (121)

r

1.9 Presion Capilar (Pc).

La presion capilar es la diferencia de presion existente en la interfaz que separa a dos fluidos
inmuscibles, dentro de un capilar, donde uno de ellos moja la superficie del solido en forma
preferencial.

Para los cientificos, la presion capilar generalmente es expresada como la presion en la fase
no mojante menos la presion en la fase mojante, y en la mayoria de los casos arroja un valor
positivo. De esta manera es posible definir la presion capilar del sistema agua-aceite como la
presion en la fase aceite menos la presion en la fase agua:
P.=P,-P, (122)

La distribucion de fhudos dentro de los poros de una roca, para una mojabilidad dada,
depende en gran parte de la direccion en la cual cambia la saturacion. Un esquema idealizado
del cambio de la distubucion de fludos durante un proceso de drene e imbibicion es
mostrado en la Figura 1.15. El proceso de drene es el desplazamiento de fludo mojante
(aceite) por el fludo no mojante (agua) y en el proceso de imbibicion el fluudo mojante ahora

es el agua y el fludo no mojante es el aceite este proceso se realiza espontaneamente ya que
la presion capilar introduce el fluido a la muestra

19
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(a) Esquema del proceso de drenaje. El petrdleo es desplazado por agua
El fluido mojante es el petroleo.

Petrdleo Petréleo

(b) Esquema del proceso de imbibicion. El petrdleo es desplazado por agua
El fluido mojante es el agua.

Petroleo Petroleo Petroleo

Figura 1.15 Esquema de un proceso de drenaje e imbibicion

1.10 Viscosidad (u)

Es una propiedad de un fludo que tiende a oponerse a su fluyjo cuando se le aplica una
fuerza. Los fhudos de alta viscosidad presentan una cierta resistencia a fhur; los fluidos de
baja viscosidad fluyen con facilidad. La fuerza con la que una capa de fhudo en movimiento
arrastra consigo a las capas adyacentes de fluido determina su viscosidad, que se mide con un
recipiente (viscosimetro) que tiene un orficio de tamano conocido en el fondo. La velocidad
con la que el fhudo sale por el orificio es una medida de su viscosidad.

En los liqudos, el pequefio rozamiento existente entre capas adyacentes se denomina
viscosidad. Es su pequefia magnitud la que le confiere al fluido sus peculiares caracteristicas;
asi, por ejemplo, si arrastramos la superficie de un liquido con la palma de la mano como, las
capas Inferiores no se moveran o lo haran mucho mas lentamente que la superficie ya que
son arrastradas por efecto de la pequena resistencia tangencial, mientras que las capas
superiores fluyen con facilidad.

Como consecuencia de este movimiento, en la Figura 1.16, una porcion de liquido que en un

determinado mnstante tiene la forma ABCD, al cabo de un cierto tiempo se deformara
adquuriendo la forma ABC’D’

20
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c c D D’ F
‘ //
d =7 ' /" Fluido
‘ - y s R /s

A B

Fipura 1.16 Representacion de la viscosidad de un fluido entre dos capas

La viscosidad es caracteristica de todos los fhudos, tanto liquidos como gases, s1 bien, en este
ultimo caso su efecto suele ser despreciable, estan mas cerca de ser fhudos ideales.

La wiscosidad de un fludo puede medirse a través de un parametro dependiente de la
temperatura llamada coeficiente de viscosidad o simplemente viscosidad:

e Coeficiente de viscosidad dinamico, designado como 7 o . En unidades en el SI: [y]
= [Pa‘s] otras unidades: 1 Poise (P) = 10 Pa-s

* Coeficiente de viscosidad cinematica, designado como v, y que resulta ser igual al
cociente del coeficiente de viscosidad dinamica entre la densidad v = p/p. (En
unidades en el ST: [V] = [m’.s”"]. En el sistema cegesimal es el Stoke (St).

La wiscosidad del aceite aumenta al dismunur la presion en condiciones por debajo de la
presion de saturacion, esto es debido a la liberacion de gas en solucion. Estando sobre la
presion de saturacion la viscosidad aumenta al aumentar la presion debido a que las
moléculas se ven forzadas a estar mas juntas debido a la alta presion. Lo anterior se ilustra en
la Figura 1.17.

Para un yacimiento de gas, en donde no existe presion de saturacion debido a la naturaleza de

dicho yacimiento, la viscosidad del gas se incrementa al aumentar la presion y disminuye
conforme aumenta la temperatura, Figura 1.18.

21
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Holepl

v

P
Presion del Yacimiento [Ib/pg’ abs]

Figura 1.17 Viscosidad del aceite vs. Presion del yacimiento

K lepl

v

Presion del Yacimiento [Ib/pg? abs]

Figura 1.18 Viscosidad del gas vs. Presion del yacimiento

22
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1.11 Movilidad (M)

En la ley de Darcy hay un factor de proporcionalidad que relaciona la velocidad de un fludo
con el gradiente de presion. Este factor de proporcionalidad, denominado movilidad del

thudo, hace alusion a la permeabilidad efectiva de la roca al fluido en cuestion, dividido por la
viscosidad de dicho fluido.

Aronofsky, en 1952, fue el primero en mostrar la importancia del efecto que tiene la razon de
movilidad sobre un proceso de nyeccion durante la mvasion del agua. Aronofsky estudio,
con la ayuda de modelos potenciométricos y técnicas numeéricas, el efecto de la razon de
movilidad en el area de la region invadida por agua en el momento de la ruptura, es decir,
cuando los pozos comienzan a producir agua.

A partir del afio 1957, cuando se mencionaba el término de razdn de movilidad dentro de los
articulos de la _4IME, éste era definido de acuerdo al criterio de cada autor. Como resultado
de ello se obtuvieron diversos significados. Algunos autores detinian a la razon de movilidad
como la cantidad de aceite para desplazar fhudo. Para otros es la razon del desplazamiento de
fhudo para comenzar la movilidad del aceite. Por tal, se decidio adoptar una definicion
estandar donde se acordo que la razon de movilidad seria definida como se muestra en la
Ecuacion 1.23, donde el subindice 7 se usa para denotar a la fase desplazante.

M =4 (1.23)

En 1973 Muskat comenzo con la discusion de un término que posteriormente seria llamado
proporcion de movilidad. Tiempo después se uso para relacionar la movilidad del agua en la
zona mvadida con la movilidad del aceite en el banco de petroleo, en un proceso de inyeccion

de agua.
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Capitulo 2

PRESION CAPILAR (Pc)

2.1 Introduccion.

El fenomeno de capilaridad se tiene cuando dos o mas fludos mnmuscibles se encuentran
presentes en el espacio poroso. Una diferencia en la presion, a través de la interfase, debida a la
tension interfacial entre dos fluidos inmuscibles da como resultado una curvatura en la mterfase.
En otras palabras, cuando dos fluidos mmiscibles estan en contacto, se presenta una
discontinuidad en la presion entre esos fluidos, la cual depende de la curvatura de la interfase que
separa a los fludos. Esta diferencia de presiones es llamada presign capilar v es comunmente
denotada por Pc. Las fuerzas capilares en un yacimiento petrolero son el resultado de los efectos
combinados de las tensiones superficiales e interfaciales, del tamafo y la geometria del poro y de
las caracteristicas de mojabilidad del sistema.

La presencia de fuerzas capilares en el medio poroso provoca la retencion de los fluidos en el
espacio poroso en contra de las fuerzas de gravedad, aunque en grandes contenedores, como en
tanques y pipas de grandes diametros, los fludos inmiscibles usualmente se segregan debido a la
gravedad. Por ejemplo, si una gota de aceite es lanzada desde el lecho marino, de inmediato
subira a la superficie marina; este ascenso dependera solo de la diferencia de densidades entre el
agua de mar y la del aceite. Sin embargo, si ocurrniera lo mismo dentro del medio poroso aunque
las diferencias de densidades o las fuerzas de gravedad estan presentes, el movimiento ascendente
del aceite también experimenta fuerzas de resistencias debidas a la capilanidad. S embargo, el
equilibrio se tiene cuando las fuerzas capilares y las de gravedad estan balanceadas resultando en
una particular distribucion de los fluidos, zonificacion y contactos de los fluidos dentro de un
yacimiento petrolero.

Las fuerzas capilares también desempefian un papel fundamental dentro del proceso de
desplazamiento de un fludo por otro dentro del espacio poroso y dicho desplazamiento puede
ser ayudado o no por las fuerzas capilares. Como consecuencia, para mantener al medio poroso
parcialmente saturado con el fluido no mojante muentras el medio también esta expuesto al
fllmdo mojante, es necesarto mantener la presion del primero dentro de valores mavores a la
: I I )
presion del fludo que moja. Especificamente, durante la myeccion de agua, las fuerzas capilares
pueden actuar para resistir al flujo de aceite

Ya se ha descrito que la presion capilar que existe entre dos fases inmiscibles en un medio
poroso, es funcion de la fuerza interfacial v del radio promedio de los poros, lo cual controla el
tamano de la curvatura que se presenta en la interfase. Ademas, dicha curvatura es también
funcion de la distribucion de saturacion de los fludos involucrados
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La presion capilar de una roca porosa puede ser definida de varias maneras:
® Esla capaadad que tiene la roca para succionar el thudo que la moja.

® Es una medida de la tendencia de la roca de succionar el fluudo mojante y de repeler el
fluido no mojante.

® FEsla medida de la curvatura que existe en la interfase entre varos fluidos inmiscibles.

2.2 Expresion Matematica Basica de la Presion Capilar.

Si la presion en la fase no mojante y en la fase mojante son denotadas como Pww y Pw
respectivamente, entonces la presion capilar es expresada como:

Presion Capilar = Presion en la fase no mojante — Presion en la fase mojante
Lo anternior puede escribirse como:
Pc = Pnm - Pm (2.1)

La Ecuacion 2.1 es la ecuacion que define a la presion capilar dentro de un medio poroso.
Basicamente existen tres tipos de presiones capilares:

» Presion capilar gas-aceite (Pcgo)

» Presion capilar gas-agua (Pcgw)

» Presion capilar aceite agua (Pcow)
Sin embargo, cuando una expresion matematica mvolucra los tres pares de presiones capilares,
las preferencias de mojabilidad de un medio poroso deben de ser tomadas en cuenta. Por

ejemplo, cuando se consideran las presiones capilares del sistema gas-aceite v del sistema gas-
agua, el gas sera siempre la fase no mojante. Por consiguiente:

Pcgo = Pg— Po (22
v
Pcgw = Pg — Pw (2.3)

En el caso del aceite y el agua, cada fase puede mojar preferencialmente a la roca. Por lo tanto, la
presion capilar aceite-agua para una roca mojada por agua puede expresarse como:

Pcow = Po — Pw 2.4
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Si las tres fases son continuas, entonces:

Pcgw = Pcgo + Pcow (2.5)
Sin embargo, la presion capilar es resultado de combinacion de las tensiones superficiales e
mnterfaciales, tamano y geometria del poro vy caracteristicas de mojabilidad del sistema. Por lo

tanto, sera necesario el desarrollo de una expresion matematica practica que relacione a la presion

capilar con dichas propiedades.

2.3 Ascenso del Liquido en un Capilar.

Considere que un tubo capilar tiene un diametro mterno muy pequeno, el cual se encuentra
dentro de una vasija muy grande que contiene un liquudo, tal y como se muestra en la Figura 2.1.
El liqudo sube por el tubo capilar por encima de la altura del liquido contemido en la vasija
debido a las fuerzas de atraccion (fuerza de adhesion, At). La fuerza de adhesion es la fuerza que
tiende a jalar al liqudo a través de las paredes del tubo. La altura a la cual sube la columna de
liquudo dentro del tubo capilar depende del balance entre la fuerza total que actia para propiciar
el ascenso del liquido y el peso de la columna del liquido dentro del tubo.

Figura 2.1 Relaciones presentes en un tubo capilar para un sistema liquido-aire
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Las dos fuerzas, es decir, la ascendente y la descendente, pueden expresarse como:
Fuersa ascendente = At * 2nr (2.6)
— gyl -
Fuerza descenderte = 7xr-hpg (2.7)

Donde 47 es la fuerza de adhesién en dinas/cm, 7 el radio del tubo capilar en cm, 4 es la altura
de la elevacién dentro del capilar en cm, g es la densidad del liquido dentro del capilar en g/cm?’y
ges la fuerza de gravedad expresada en cm/seg?.

Las Ecuaciones 2.6 y 2.7 representan un balance de fuerza tal que el total de la fuerza de
adhesion podria ser balanceada solo por la fuerza de atraccion gravitacional de la columna de
liquido. Por la definicion de presion capilar, se puede afirmar que existe una diferencia de
presiones en la interfase aire-liquido. Por lo que, la presion que hay en la fase liquuda por debajo
de la interfase aire-liquudo es menor que la presion existente en la fase gaseosa por encima de
dicha interfase. Sin embargo, para la vasija, la mterfase aire-liquido es honzontal y la presion
capilar es cero. La Figura 2.1 muestra que la presion en la cima de la columna de liquudo es 1gual a
la presion del liquido en el fondo menos la presion que ejerce a columna de liquido.

Por lo que:
P1 =Pa- ggh (2.8)
Al reescribir la Ecuacion 2.8 como una diferencia de presiones:

Pa- Pl = ggh = Pc (2.9

De un balance de fuerzas usando las Ecuaciones 2.6 y 2.7:
Az * 21 = mrihog (2.10)

Si de la Ecuacion 2.10 se despeja 4 y se sintetiza:

2mA 2A
h= 5 L= (2.11)
wmepg rpg
Sin embargo, con base en la definicion de fuerza de adhesion, At = gal cosb, se tiene:
20, cos@
h — al al (212)

P8

Al combinar las Ecuaciones 2.9 y 2.12 se obtiene la ecuacion de presion capilar en términos de
fuerzas superficiales, mojabilidad y tamano de capilar:
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p = 20, cos6,, 213

¥

S1 el liquudo usado fuera agua, se tendria que:

20 cosé@
Poy=—""7"" (2.14)
¥

Donde P v es la presion capilar del sistema aire-agua, o a» es la tension superficial del sistema
aire-agua, # a es el angulo de contacto y r el radio del capilar.

Si en la Ecuacion 2.14, la tension superficial y el radio del capilar son expresados en dinas/cm y
en cm, respectivamente, la presion capilar estara en dinas/cm?.

Para el caso de fluidos mmiscibles también puede ser desarrollada una ecuacion similar a la
Ecuacion 2.14. Considérese un tubo capilar sumergido en un vaso de agua donde el aceite es el
otro liqudo, tal como se muestra en la Figura 2.2.

Para ello, Por sera la presion del aceite en la posicion 1, Pez la presion del aceite en 2, Pur la
presion del agua en la posicion 1y Pz en la posicion 2.

Nuevamente, considerando una vasyja, donde la interfase 1 sera la del sistema aceite-agua v la
presion capilar sera de cero, es decir, Po1 = Pwi en el nivel del agua.
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Figura 2.2 Relaciones presentes en un tubo capilar para un sistema aceite-agua
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La presion del aceite y del agua en el punto 2 sera:
Po2 = Pot - pogh (2.15)
Pw2 = Pwi - pwgh (2.16)
La diferencia de presion o presion capilar en la interfase aceite-agua (Peow) es:
Po2 — Pw2 = (0w - 0o) gh (2.17)

S1 el aceite y el agua se encuentran en equilibrio y no estan fluyendo, la presion capilar estara en
equilibrio con las fuerzas gravitacionales. La ecuacion que describe a la presion capilar del sistema
aceite-agua en términos de fuerzas interfaciales, mojabilidad y tamafo de capilar es deducida de la

misma manera que se hizo con la ecuacion para el sistema aire-agua y resulta una ecuacion
simular:

P - 20, cos6,,

cow

(2.18)
P

2.4 Importancia de las Propiedades de Ia Roca y del Fluido en Ia Presion Capilar.

Las Ecuaciones 2.14 y 2.18 representan a la presion capilar de un par de fludos inmiscibles en
término de las fuerzas interfaciales o superficiales, mojabilidad y tamano de capilar. La presion
capilar es funcion de la fuerza de adhesion e inversamente proporcional al radio del tubo capilar.
La Figura 2.3 muestra el resultado de varnar las caracteristicas de mojabilidad del sistema y de la
variacion del radio del tubo capilar. En el caso (a) de la Figura 2.3 las caracteristicas de
mojabilidad son las mismas, es decir, el mismo angulo de contacto pero diferente radio del tubo
capilar. En este caso la presion capilar es inversamente proporcional al radio del capilar, mientras
la fuerza de adhesion permanece constante. Basta con ver la expresion matematica de la presion
capilar para notar que a mayor radio del capilar menor sera la presion capilar y viceversa.
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" /

. Liquido

Figura 2.3 Dependencia de la Presion Capilar sobre caracteristicas de mojabilidad y tamafio de poro
Cuando se tienen tubos capilares con mismos radios pero distintas caracteristicas de mojabilidad,
caso (b) de la Figura 2.3, el denominador en la Ecuacion de presion capilar sera constante y el

valor de presion capilar sera directamente proporcional a la fuerza de adhesion o a las
caracteristicas de mojabilidad del sistema.

2.5 Presion Capilar e Historia de Saturacion.

En la seccion anterior se discutio sobre la presion capilar para fludos estaticos, considerando
solamente los efectos o variaciones de las fuerzas de adhesion y el tamafo del poro, lo cual es
valido para una saturacion de fludo en particular y una geometria simple. Sm embargo, el
fenomeno descrito anteriormente para un solo tubo capilar también se tiene cuando varios
capilares de distintos tamanos se encuentran interconectados en un medio poroso. La presion
capilar en un medio poroso entre dos fludos inmiscibles es funcion de la fuerza de adhesion y
del tamano promedio de los capilares. Ademas, la presion capilar también es funcion de la
distribucion de saturaciones de los fluidos mvolucrados y de la historia de saturacion. Como la
saturacion de las fases cambia, la diferencia de presiones en la interfase de los fluidos también
cambia por lo que la presion capilar también cambiara. Aunque es algo obvio es de gran
importancia al considerar problemas estaticos y dmamicos de yacimientos. Los problemas
estaticos mvolucran la distribucion de los fluidos, contactos de los fludos y zonificaciones en los
yacimientos; mientras que los problemas dinamicos abarcan el transporte de fluidos mmiscibles a
través del medio poroso bajo la influencia de fuerzas debidas a la gravedad, capilaridad y a un
gradiente externo de presion. Por lo tanto, es importante estudiar los efectos de la distribucion de
saturaciones y de la historia de saturacion sobre la presion capilar. Sin embargo, antes de estudiar
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la distribucion de saturaciones y la historia de saturacion es necesario conocer sobre dos procesos
de saturacion muy importantes llamados imbibicion y drene.

Esos dos procesos de saturacion dependen de las caracteristicas de mojabilidad. En un medio
poroso saturado con aceite y agua, pueden ocurrir dos procesos basicos: que la fase mojante
desplace a la no mojante o que la fase no mojante desplace a la fase mojante. Dichos procesos
son llamados proceso de imbibicion y proceso de drene. Por ejemplo, cuando el agua desplaza al
aceite en un sistema mojado por agua, ocurrira un proceso de imbibicion; cuando el agua
desplaza al aceite dentro de un sistema mojado por aceite, se tendra un proceso de drene.

Para comprender la importancia de la distribucion de saturaciones y de la histonia de saturacion
dentro de la presion capilar, se considerara un tubo capilar que cambia de un diametro pequeno a
uno mayor (ver Figura 2.4). La saturacion para presiones capilares de magnitudes iguales
dependera de si el sistema se encuentra saturado al 100 % con el fludo mojante o si comienza a
saturarse con el fluido mojante (imbibicion). En la Figura 2.4 caso (a) vy (c), se muestra a la fase
mojante saturando al tubo capilar al 100 y al 0 %, respectivamente. Forzando la entrada del
flido no mojante dentro del tubo saturado con fluido mojante provoca que el fludo mojante
sea desplazado (drene) hasta un punto en que la presion capilar en la interfase es equivalente a la
presion aplicada mas la presion debida a la columna del thudo suspendido, Figura 2.4 caso (b).
En este momento el tubo capilar se encuentra saturado del fluido mojante al 90 % para un valor
elevado de presion capilar.

Ahora considérese que el tubo capilar se encuentra saturado con el fludo no mojante y es
sumergido en un recipiente lleno de fludo mojante, Figura 2.4 caso (c). En este caso, el fludo
mojante comienza a imbibir debido a la adhesion entre el fluudo mojante y la supertficie del tubo
capilar. Este proceso, sin embargo, sigue siendo simular al proceso observado en el caso de un
tubo capilar con geometria sencilla, hasta que la fuerza de adhesion entra en balance debido al
peso de la columna de fludo. La saturacion obtenida mediante éste proceso, como se muestra en
la Figura 2.4 caso (d), es del 20 %. Por lo que comparando las Figuras 2.4 caso (b) y 2.4 caso (d)
para una presion capilar idéntica, se obtiene una saturacion de la fase mojante del 90 y 20 %. Este
sencillo ejemplo muestra la relacion dependiente que hay entre la presion capilar y la saturacion
en un proceso o historia de saturacion.

En resumen, la relacion entre presion capilar y saturacion depende del tamano y distribucion de

los poros, de los fluidos y de los solidos mvolucrados v de la historia de los procesos de
saturacion.

31



Capitulo 2: PRESION CAPILAR (Pc)
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Figura 2.4 Fenomenos de imbibicion v drene

2.6 Medicion de Ia Presion Capilar en el Laboratorio.

Hay varios procesos para la medicion de la presion capilar en el laboratorio. Los métodos mas
usuales son: el de estado restaurado o de Welge, el de myeccion de mercurio v el centrifugo.

METODO DE WELGE

El método del estado restaurado es el mas exacto. Permite utilizar cualquier combinacion de
fludos desplazante-desplazado: aceite, gas o agua. El proceso de desplazamiento de un fludo
por otro se realiza a través de una membrana porosa que se coloca en la base del nicleo de roca.
Se aplica presion para mtroducir el fluudo desplazante en pequefios incrementos y por etapas. De
tal modo, para cada presion se trata de alcanzar un estado de equilibrio estatico. La aproximacion
al estado de equilibrio se hace muy lentamente por eso este método tarda de 10 a 30 dias en
completarse.

Como se muestra en la Figura 2.5 la muestra de roca es saturada 100% con agua de formacion.
La muestra se sujeta a desplazamiento de agua por medio de aceite en proceso gradual de
mcremento de presion. La presion es aplicada al aceite por medio de nitrogeno. A cada pequeno
mcremento de presion se permite que la muestra alcance un estado de equilibrio estatico. La
saturacion de los fluidos en la muestra se calcula basandose en la cantidad de agua desplazada, la
cual se mide con ayuda del menisco de aceite rojo que cuenta con una escala. La prueba se
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termina a un clerto valor de presion en la cual ya no es posible desplazar mas agua, esto es
cuando se alcanza la saturacion irreductible de agua.
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Figura 2.5 Esquema del método de Welge
METODO DE INYECCION DE MERCURIO

La técnica de inyeccion de mercurio es uno de los métodos mas comunmente usados para la
medicion de la presion capilar en muestras de roca del yacimiento. El método fue onginalmente
propuesto por Purcell en 1949.

Los prncipales componentes del aparato de inyeccion de mercurio se muestran en la Figura 2.6 y
son: una bomba para la inyeccion de mercurio, una camara para albergar la muestra, medidores
de presion. Una muestra de roca limpia, con volumen de poros y permeabilidad conocidos, es
puesta en la camara. Posteriormente, se inicia la inyeccion de mercurio a presion con lo cual se
comprme el aire presente y éste queda atrapado en los poros de la roca. El volumen de mercurio
myectado a cada presion, determina la saturacion de la fase no mojante, ya que el mercurio es la
fase no mojante mientras que el aire es la fase mojante.

(9%
(U8 ]
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Figura 2.6 Aparato utilizado para la prueba de desplazamiento con mercurio
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de mercurio

La myeccion de mercurio contintia hasta que la muestra de roca no admite la entrada de mas
mercurio o hasta que se alcanza un valor de presion preestablecido. Las presiones y saturaciones
medidas de esta forma constituyen los puntos para construir la curva de drene de presion capilar
(mercurio desplazando aire, es decir, fluido no mojante desplazando al mojante).

Posteriormente, disminuyendo la presion en etapas puede ser simulado el proceso de imbibicion
v asi se puede generar la presion capilar equivalente. Son dos las principales desventajas de éste
método: (1) la pérdida de la muestra de roca debido a que ésta debe ser destruuda si se desea
recuperar el mercurio myectado v (2) la gran toxicidad del mercurio, lo cual constituye una
potencial amenaza a la salud de quien lleve a cabo la prueba. Las dos curvas, drene e imbibicion,
son mostradas en la Figura 2.7.
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Figura 2.7 Curvas tipicas de drene e imbibicion obtenida as partir de la prueba de inyeccion de mercurio

Este método tiene como ventajas la reduccion significativa de tiempo en la prueba, un mayor
rango de presiones estudiadas, facil manipulacion del equipo y medicion de los datos y ademas
puede ser usado para determunar la distribucion de tamanio de poro. Las desventajas del método
son que la muestra queda inutilizable para su posterior uso y la toxicidad del mercurio que
constituye un serio peligro para la salud.

METODO CENTRIFUGO
Este método de medicion de las curvas de presion capilar presenta caracteristicas unicas con
respecto a las metodologias alternativas (membrana semi-permeable e inyeccion de mercurio). La
metodologia tipica de trabajo para obtener curvas de presion capilar es la siguiente:

1. Se satura la muestra al 100 % con agua de formacion.

2. Se coloca la muestra en un tubo de centrifuga especialmente disefiado.

3. Se hace girar la muestra a un régimen fijo de revoluciones hasta que se detiene la
eliminacion de agua por efecto de la fuerza generada.

4. Se hace la lectura de agua desplazada sin detener la centrifuga. Para ello se emplea un
estroboscopio que permite realizar la lectura en pleno régimen de giro.

n

Se repiten las operaciones indicadas en los puntos "3" v "4" a regimenes crecientes de
T I ] g
giro, hasta alcanzar el maximo régimen previsto.
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Al final del proceso se dispone de una serie de pares de datos régimen de giro — volumen de agua
desplazado. Este juego de valores se transtorma facilmente a pares presion capilar — saturacion
de agua promedio de la muestra, pero requiere algin tratamiento numeérico antes de convertirse
en la curva de presion capilar del sistema. En este método se emplea una centrifuga de alta
velocidad para aumentar la diferencia de presion entre las fases.

entajas:
Es un método rapido.

El mstrumental es mas elaborado pero no es necesario asegurar contactos capilares. El drene de
la fase desplazada es directo.

Permite hacer mediciones de drene e imbibicion.

Permite definir perfectamente la presion umbral de muestras poco permeables.

Permite alcanzar presiones capilares mas elevadas que con el método de estados restaurados.
Compara favorablemente con el método de estados restaurados en todo el rango de saturaciones.

Desventajas:

El célculo es indirecto. La saturacion de fases varia a lo largo de la muestra.

2.7 Conversion de Valores de Pc de Condiciones de Laboratorio a Condiciones de
Yacimiento.

Notese que muchas veces la medicion de la presion capilar se realiza, por conveniencia,
utilizando un sistema agua-aire o aire-mercurio. La curva de presion capilar asi obtenida debe
convertirse al sistema agua-aceite o gas aceite del yacimiento.

Con ese fin, se aplica a la Ecuacion 2.13, utilizada en el laboratorio (s#bindice L) y en el yacimiento
(subindice R). En ambas ecuaciones se considera que 7 es igual tanto en el laboratorio como en el
yacimiento.

PCR:M (2.19)
r
2 )
Pe,= 0L 0% (2.20)
¥
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Por lo tanto, la presion capilar para condiciones de yacimiento es

Pcg=Pc, | FkCOs&k 2.21)
o, cosOL

En la Tabla 2.1 se muestran valores comunes de la tension interfacial y del angulo de contacto
para distintos sistemas de fludos.

Fludo Fludo no Condiciones Angulo de Tension interfacial
mojante mojante contacto 6 o(dinas/cm)
Agua Aceite Yacimiento 30 30
Agua Aceite Laboratoro 30 50
Aceite Gas Yacimiento 0 4
Gas Mercurio Laboratorio 140 480
Agua Gas Yacimiento 0 50
Agua Gas Laboratoro 0 70

Tabla 2.1 Valores tipicos de angulos de contacto v tensiones interfaciales

2.8 Correlacion Adimensional de Ia Pe.

Los valores de presion capilar medidos en el laboratorio son generalmente obtenidos a través de
pruebas sobre muestras de roca, que representan una pequeiiisima parte del yacimiento. Mas auin,
debido a la heterogeneidad de las rocas en el yacimiento, ninguna curva de presion capilar puede
ser utilizada para caracterizar todo el yacimiento. Por eso es necesario combinar todas las curvas
de presion capilar para clasificar un yacimiento en particular. El primer mtento por desarrollar
dicha relacion que pudiera combinar los datos de presion capilar con las vaniaciones de porosidad
v permeabilidad fue hecha por Leverett.

Por lo tanto, también debe tenerse en cuenta que la presion capilar se ve afectada por la
porosidad v la permeabilidad de la muestra. Por eso es necesario evaluar los distintos datos de
presion capilar con respecto a la porosidad y permeabilidad de los nuicleos donde han sido
cortados. Para hacer esto en la industria petrolera se utiliza la funcion adimensional de Leverett
llamada la funcion J(Sw).

Leverett en 1941 demostro, utilizando analisis dimensional, que la funcion | (Sw) conocida como
“Funcion ] de Leverett”, podia ser definida como:

J(Sw) = I: . ’; (2.22)
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Donde:

Pc= Presién capilar, dinas/cm’

6= Tension mterfacial, dinas/cm

k= Permeabilidad, cm’

0= Porosidad

La funcion J(Sw) es adimensional, hay que recordar que la permeabilidad se puede expresar en

unidades de area, para que J(Sw) sea adimensional en el sistema de unidades dado la porosidad se
usa en fraccion.

Algunos autores han modificado la ecuacién anterior incluyendo la expresion cos (donde 0 es el
angulo de contacto) quedando:

J(Sw)=—<—
(Sw) acost?*aqllqz)

(2.23)

La funcion J(Sw) fue orginalmente propuesta para convertir los datos de presion capilar en una
curva universal. Es evidente que no se puede construir una curva universal ya que los parametros
que intervienen dentro de la funcion J(Sw) vanan de formacion a formacion.

En la Figura 2.9 se ilustra la curva de la funcion J(Sw) para distintas formaciones, note que a
cada formacion le corresponde una curva.
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Figura 2.9 Curvas de presion capilar para diferentes formaciones
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2.9 Curvas de Presion Capilar.

Las curvas de presion capilar en funcion de la saturacion medidas en el laboratorio son distintas
s1 se inyecta un fluido mojante para desplazar un fluudo no mojante o viceversa.

Antes de presentar una curva de presion capilar, se analizaran brevemente los procesos de drene
e imbibicion.

Se denomina drene al desplazamiento de un fludo mojante, presente originalmente en la muestra
de roca, por medio de un fludo no mojante. De la Ecuacion 2.1 se advierte que para introducir
un fluido no mojante hay que vencer la presion capilar, con este objeto se aplica una presion de
entrada denominada presion de desplazamiento.

Se denomina zwbibicion al desplazamiento de un fluido no mojante por medio de un fludo
mojante. El proceso de imbibicion es espontaneo, pues la presion capilar introduce el fluido en la
muestra.

Las curvas de drene e imbibicion no son iguales. Esta diferencia en las dos curvas se conoce
como /lusterests. La histéresis generalmente se atribuye a la mojabilidad, o especificamente se
considera fuertemente relacionada con los cambios en el angulo de contacto entre solidos y
liquidos en el espacio poroso.

En la Figura 2.10 se muestra la curva Pc-Sw medida sobre una arena fuertemente mojada por
agua. Para comenzar un proceso de drene inyectando aceite en una muestra saturada totalmente
con agua hay que aplicar una presion de desplazamiento. Esta debe ser mayor, cuanto mas
fuertemente mojada por agua sea la roca o mas pequefios sean los diametros de los poros en la
cara de entrada.

La curva de drene termina al alcanzarse la saturacion irreductible de agua, Sy, . Si en una segunda

etapa se permite a la muestra embeberse con agua, se produce un ciclo de histéresis.

50
cm Hg
30
20 ‘\Dm
10
0
—
0 20 4 6 (1-Su) 10
Sw.%

Figura 2.10 Curvas de presion capilar para una roca fuertemente mojada por agua
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El proceso de imbibicion se completa con la saturacion de agua maxima
Sumax = (1—50& (224)

Sor es la saturacion aceite residual. Esta no puede ser reducida, aunque se incremente la presion
de la fase mojante (Pc negativa).

La curva Pc-Sw medida sobre una arena fuertemente mojada por aceite tendra un aspecto similar
al de la Figura 2.10 (graficando en abcisas la saturacion del aceite). En el proceso de drene se
myecta agua (fluido no mojante) a presiones mayores que la presion de desplazamiento para ese
sistema. Y, en el proceso de imbibicion, se permite que el agua inyectada sea espontaneamente
reemplazada por el aceite. En la Figura 2.11 se muestra la curva Pc-Sw medida sobre una arena
de mojabilidad intermedia.

Swi
301
P 20]
cmHg Drene
Imbicién
104
-20
m L L] L L
0o 20 40 60 S, méx 100
g

Figura 2.11 Curvas de presion capilar en una roca de mojabilidad intermedia

En la curva de drene de la Figura 2.11, a un 100% de saturacion de agua se ve una pequena
presion de desplazamiento. Esto indica que la roca es moderadamente mojada por agua. Al final
de la curva de drene, comienza la imbibicion espontanea hasta que se alcanza una saturacion de
agua de aproximadamente 50%. Si se aplica presion a la fase acuosa, la curva de imbibicion
continua hasta llegar a un maximo de saturacion de agua de alrededor de 85%. Esta saturacion
no aumenta aunque se incremente la presion en la fase acuosa.

Como se dijo mas arriba, la presion de desplazamiento que hay que aplicar para forzar el fludo
no mojante en la roca depende de la mojabilidad y del tamano de los poros.

En efecto, la presion capilar es inversamente proporcional al radio de poro, Ecuacion 2.13. Por
ese motivo, también la pendiente de la curva esta relacionado con la distribucion del tamario de
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poros. Cuanto mas horizontal sea la curva, mas uniforme es la distribucion. En la Figura 2.12 se
lustran las curvas de presion capilar caracteristicas de una arena con amplia distribucion del
tamano de poros y de otra con una distribucion muy reducida. Estos son dos comportamientos
extremos. Las curvas de presion capilar estan comprendidas entre ambos limites.

(a) Amplia distribucion de __ (b) Reducida distribucién de
tamafic de poros tamario de poros
A 1
F
|
Pc \ Pc. ;
| dpsuuatis
2
< Sw 100 o Sw 100
2 =

Figura 2.12 Formas caracteristicas de Presion capilar

2.10 Presion Capilar v Permeabilidad.

La Figura 2.13 muestra las curvas de presion capilar para el sistema aire-mercurio medidas en
varias muestras de roca con diferentes valores de permeabilidad. En este caso, los valores de
presion capilar son graficados como funcion de la saturacion de mercurio para cinco diferentes
muestras variando su permeabilidad absoluta en el rango de &, a £; mD. La figura muestra que
para valores 1guales de saturacion la muestra que tiene una permeabilidad £, tiene la mas baja
presion capilar, mientras que la muestra con permeabilidad igual a £&; tiene la mas alta presion
capilar.

Por lo tanto se puede concluir, que la relacion entre presion capilar y permeabilidad, es un reflejo

de la influencia del tamafio de poro, ya que mientras mas pequenio sea el diametro del poro
mvariablemente se tendra un valor alto de presion capilar y un valor bajo de permeabilidad.
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Figura 2.13 Variacion de la presion capilar con la permeabilidad (k1 >k2>k3>k4>k3)

2.11 Efecto de Ia Mojabilidad Sobre Ia Presion Capilar.

Por todo lo que se ha expresado en este capitulo se puede ver que la presion capilar esta
relacionada con las caracteristicas de mojabilidad del medio poroso. En todas las definiciones de
presion capilar se tiene un comun denominador que es la diferencia de presiones entre las fases
mojante y la no mojante asi como la fuerza de adhesion que es funcion del angulo de contacto y
de la tension interfacial y superficial.

El trabajo realizado por Anderson, es quiza la publicacion que realiza mayor aportacion de los
efectos de la mojabilidad sobre la presion capilar. Basicamente realizo estudios de los efectos de
la mojabilidad sobre la presion capilar mediante la utilizacion de las curvas de presion capilar para
distintas condiciones de mojabilidad. El efecto de la mojabilidad sobre las curvas de presion
capilar se determiné mediante el trabajo externo requerido, Awext, para el desplazamiento de
agua con aceite, el cual resulta en una curva de drene para un sistema mojado por agua, y agua
desplazada con aceite, dando como resultado una curva de imbibicion para un sistema mojado
por aceite. Lo anterior puede ser descrito mediante las siguientes ecuaciones:

Sw2
AW,, =4V, [P.dS,
Sui (2.25)
502
AW:?M = ¢vb I‘Rdso
Sol (2.26)
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Donde 175 es el volumen del nucleo, @ es la porosidad, Pr la presion capilar y S» o So las
saturaciones de agua y aceite, respectivamente.

El area bajo las dos curvas de drene para ambos ejemplos mojados por agua, eran relativamente
grandes debido al gran trabajo requerido para el desplazamiento de agua con aceite. Sin embargo,
cuando se trata del area bajo las curvas de imbibicion para esos mismos ejemplos se encontro
que es mucho menor que para el caso de las curvas de drene. Con esto se logré demostrar la
mfluencia de la mojabilidad sobre la presion capilar.

Anderson declard que para sistemas de aceite-salmuera-roca se daba una mojabilidad neutra, el
area bajo la curva de drene se reducia debido al menor trabajo que hay que aplicar para el drene.
Por lo tanto, si existe una fuerte mojabilidad del agua o del aceite habra que considerar una
tendencia hacia una mojabilidad neutra.

Ademas, Anderson reviso los trabajos de Morrow y Mungan-Morrow, donde exminaron el
efecto de la mojabilidad en la presion capilar al usar nucleos de politetrafluortileno. Usaron aire y
nueve distintos liquudos organicos y agua para lograr obtener una diversa variedad de angulos de
contacto y de mojabilidad mientras se mantenia una geometria fija. Los angulos de contactos
medidos para el aire y varios pares de liquudos iban de 20 a 100 °.

Se encontré que las curvas de drene eran independientes de la mojabilidad para angulos de
contacto de 50° y menores. Se encontro que entre los 22 y 50° la mojabilidad tenia una ligera
mfluencia sobre la presion capilar. Cuando el angulo de contacto era menor a 22° no habia
efectos medibles del angulo de contacto o de la mojabilidad sobre las curvas de drene.

2,12 Aplicacion Practica de Ia Presion Capilar

Aunque las curvas de presion capilar aparentemente solo muestran la relacion entre las
diferencias de presion de las fases mojante y no mojante contra la saturacion, dentro de ciertos
limites de presion y saturacion; en la practica, es posible obtener una gran cantidad de
mformacion de dichas curvas. La informacion obtemida de la relacion presion capilar-saturacion
proporciona informacion relevante para la realizacion de una adecuada caracterizacion del
vacimiento. Especificamente, esas relaciones son necesarias para la determinacion de la
distribucion del tamano del poro, forma de las gargantas, evaluacion de la saturacion del agua
congénita para calcular el aceite in situ, para determinar la altura de las columnas de los fluidos y
las zonas de transicion, para localizar los contactos asi como para programar las tareas de
desplazamiento del aceite ya sea por imbibicion del agua libre o por la inyeccion del agua.

2.12,1 Distribucion del Tamario de Poro

El tamano del poro y su distribucion en un yacimiento son factores importantes a considerar
cuando se habla de las propiedades de transporte de los fluidos en el medio poroso.
Especificamente, influyen en la distribucion de la saturacion de los fluidos dentro del medio
poroso, en la porosidad, permeabilidad y, en cierta medida, en la mojabilidad. Por lo tanto,
conocer la distribucion del tamano de los poros es muy importante, sobre todo al momento de
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realizar evaluaciones cualitativas de las propiedades de la roca y de las propiedades roca-tluidos.
Una de las técnicas mas comunes en la determinacion de la distribucion del tamano de los poros
es mediante la inyeccion de mercurio, la cual consiste basicamente en sondear la estructura del
medio poroso. El porosimetro de mercurio, mediante el cual se realiza la inyeccion del mercurio,
ha sido usado para la caracterizacion de la micro estructura del medio poroso gracias a Washburn
quien dio la idea de obtener la distribucion del tamano de poro mediante la medicion del
volumen inyectado contra la presion de inyeccion. La ventaja de la inyeccion de mercurio radica
en que las grandes presiones utilizadas para lograr su inyeccion, garantiza que el mercurnio lograra
llegar hasta aquellos poros diminutos.

Los tamanos de poros en los yacimientos pueden clasificarse, simplemente, como pequenos,
medianos o grandes, aunque hay ocasiones en que se aplican clasificaciones tales como
nanoporos, poros intermedios y micro poros. La Figura 2.14 ilustra los distintos conceptos del
tamano de los poros basado en la curva de presion capilar obtenida con la inyeccion de mercurio.
Ademas, la Figura 2.14 también ilustra que la curva de presion capilar es dividida en tres zonas,
correspondientes a los tres tamanos de poros. Por consiguiente, la curva de presion capilar indica
la secuencia en la que el mercurio fue mvadiendo los poros. Al micio de la curva, el mercurio
mvade los poros de mayor tamano dando como resultado bajas presiones capilares, las cuales se
wan incrementando gradualmente conforme el mercurio va invadiendo poros de tamanos
medios, seguida de la invasion a poros de tamanos pequenios. Por lo que conforme se incrementa
la presion de inyeccion se 1ra reduciendo el tamano de los poros y consecuentemente la cantidad
total de mercurio inyectado va en aumento, es decir, el mercurio no penetrara los poros hasta
que se aplique una cierta cantidad de presion que obligue al mercurio a entrar. La determinacion
del tamarnio del poro mediante la inyeccion de mercurio esta basada en el comportamiento de los
fluidos no mojantes en los capilares.

Poros pequefios Poros medianos Poros grandes

o O U

Pz Py
P3> Pz)P«|

Presion capilar

Grande

Saturacién de mercurio (%)

Figura 2.14 Representacion esquematica de la inyeccion de mercurio en poros grandes, medianos y pequeilos
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Es importante mencionar que la vanacion del mercurio inyectado y la presion de inyeccion
correspondiente son proporcionales al numero de poros con esos radios contenidos en la
muestra. Por lo que, la presion de inyeccion del mercurio determina el radio de los poros y el
volumen incremental que se inyecta determina el nimero relativo de poros con esos radios.

Otros de los parametros usados en la determinacion del tamaifio de los poros mediante el uso de
la presion capilar es emplear el indice de distribucion del tamano de poro, A, lo cual fue
propuesto por Brooks y Corey, quienes llegaron a la siguiente expresion:

P =P,S,)"* (2.27)

Donde, Pr es la presion capilar de drene, Ps es la presion capilar de desplazamiento, S : es la
saturacién de la fase mojante normalizada, esto es, S, =(S,—S,,)/(1-S,,)donde S, es la

saturacion de la fase mojante y S ; es la saturacion irreductible de la fase mojante. Aplicando el

wi
logaritmo base 10 a la ecuacién es posible despejar A, eso se abordara en el capitulo 5 de este
trabajo.

2.12,.2 Ordenamiento de Ias Garoantas de los Poros

El ordenamiento de las gargantas de los poros (OGP) ayuda, basicamente, a medir la geometria
de los poros y a determinar los tipos de gargantas que se pueden encontrar en una muestra de
roca. Generalmente se tienen valores de OGP de 1.2 a 5 en la mayoria de las muestras de roca,
siendo que un OGP perfecto es de 1 v uno esencialmente no ordenado tendra un valor de 8.
Trask desarroll6 una ecuacion para obtener el OGP:

0GP — |{3er cuartil de la presion

N _ — (2.39)
\| ler cuartil de la presion

En una grafica de presion capilar obtenida en el laboratorio, como la que se muestra en la Figura
2.15, la presion capilar al 25 y 75 % de saturacion de fluido mojante representa, el primer y tercer
cuartil respectivamente. De esta manera si se tiene un OGP de 1 indicara que el medio poroso es
homogeéneo, lo cual quiere decir que la presion capilar no sufrira cambios significativos. Por el
contrario, un valor muy grande del OGP indicara que la muestra presenta muy poco
ordenamiento en las gargantas de los poros.
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Figura 2.15 Curva de presion capilar usada para obtener el OGP

Los datos de la Figura 2.15 se usan para ejemplificar el uso de la Ecuacion 2.39, de donde se
obtienen los siguientes resultados:

OGP1=1
OGP2=121
OGP 3=1.69

2,12,3 Saturacion de Aoua Congeénita

Esencialmente se disponen de tres métodos para la determinacion de la saturacion del agua
intersticial o congénita. Tales métodos son:

» Analisis de Nucleos
» Registros
» Datos de Presion Capilar
La estimacion de la distribucion de saturaciones del agua congénita en el yacimiento se basa en el

uso de mformacion de presion capilar de drene debido a que las curvas de drene se usan para
representar el proceso de migracion del aceite en un yacimiento micialmente saturado 100% con
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agua. La saturacion de agua congénita en una curva de drene representa el remanente de la fase
mojante en el espacio poroso; es el punto en el que la curva de presion capilar comienza a
hacerse vertical o asmtotica.

Considerando que la distribucion de los fluidos es controlada por el tamano de los poros y su
distribucion, técnicamente, cualquier curva de drene puede ser utilizada en la determinacion de la
saturacion del agua congénita ya que el proceso de drene representa la dismunucion de la
saturacion de cualquier thudo mojante debido a su desplazamiento por la fase no mojante.

2.12,4 Distribucion de Fliuidos en Ia Roca.

S1 agua, aceite v gas son colocados en un tubo vertical, se distribuyen segun sus densidades. Las
dos interfases son planas y separan las fases completamente.

S1 el tubo esta lleno de arena (o contiene una muestra de roca) la situacion es diferente. No se
observan interfases definidas y planas. La parte inferior se encuentra saturada al 100% con agua.
Por encima se extiende una zona agua- aceite, llamada zona de transicion en donde la saturacion
de agua disminuye del 100% hasta la saturacion irreductible.

La presencia de zonas de transicion de importante espesor se debe a que las fuerzas capilares
(mojabilidad y tension interfacial) logran el ascenso del agua por sobre el nivel ongial agua-
aceite. El ascenso sera mayor en los poros de menor tamafo, como se ilustra en la Figura 2.16.

Para capilares de menor diametro
*Menor radio del menisco

*Mayor fuerza de ascenso
*Mayor ascenso del liquido
*El aceite alcanza menor altura que el agua

Figura 2.16 Efecto del tamaiio del poro sobre la altura del liquido
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Por eso, la zona de transicidon es mayor cuanto menor es la permeabilidad. Para una
: ) I
permeabilidad promedio dada, la zona es mas extensa cuanto mas amplia es la distribucion del

tamano de poros.

También hay zonas de transicion agua- gas en los yacimientos de gas y aceite-gas en los
yacimientos de aceite con casquete de gas. Estas zonas son de menor espesor debido a la mayor
diferencia de densidades entre el gas y el agua, o entre el gas y el aceite, como se esquematiza en
la Figura 2.17.

aAarsa-adec=0=7

* Gran diferencia de densidad de * Pequefia diferencia de
los fluidos densidad de los fluidos
+ Zona de transicién corta « Zona de transicién amplia

Figura 2.17 Efecto de la densidad de los fluidos en la zona de transicion

La distribucion de los fluidos en el yacimiento puede estimarse indirectamente partiendo de las

curvas de presion capilar.

En la Figura 2.18 se compara la distribucion de fludos estimada a partir de curvas de presion
capilar y de registros eléctricos de pozos. Notese que en la zona de gas no hay variacion en la
saturacion de agua con la profundidad. Sin embargo en la zona de aceite si existe una variacion

significativa.
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Figura 2.18 Distribucion de fluidos estimada a partir de curvas de presion capilar v de registros eléctricos de pozos
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Capitulo 3

PERMEABILIDADES RELATIVAS (kr)

3.1 Introduccion

La ley de Darcy, tal como se planteo y desarrollo, fue considerada para aplicarse en el caso de
que se tuviera un medio poroso saturado al 100 % de un flmdo homogéneo en una sola fase;
sin embargo, en los yacimientos petroleros solo en el acuifero se dara tal situacion; usualmente
los yacimientos se encontraran saturados por dos o mas fluidos, tales como el agua intersticial
o el agua de formacion, gas y aceite. Ese sistema de fluidos multifasicos juega un papel muy
mmportante dentro del proceso de desplazamiento de los fluidos, va sea cuando se produce por
explotacion prmaria o por algin método de desplazamiento inmiscible. Bajo esas
circunstancias es que se encuentra el flujo de mas de una sola fase a través del medio poroso y,
por consiguiente, el flujo de una fase interferira con el de las demas. Dicha interferencia se
puede interpretar como una competencia entre los flujos de los fluidos y tales flujos deben de
ser descritos con la mayor exactitud posible con la finalidad de lograr la mayor recuperacion de
los hidrocarburos. El requerimiento de exactitud en la descripcion del flujo multifasico que se
lleva a cabo dentro del medio poroso de un yacimiento origina la necesidad de mtroducir el
término de permeabilidad relativa.

El concepto de permeabilidad relativa provee de un mecanismo para cuantificar la cantidad de
flujo de cada fase cuando se tiene flujo multifasico. La permeabilidad relativa es un concepto
fundamental en el estudio de flujo simultaneo de fluidos mmiscibles a través del medio poroso.

La permeabilidad relativa también puede ser considerada como un término adimensional
obtenido mediante la adaptacion de la ley de Darcy a condiciones de flujo multifasico. St en la
roca solo estuviera presente un fhudo, la permeabilidad relativa a ese fluido seria de 1.
Determinar la permeabilidad relativa permite comparar la facilidad de flujo de un fluido en
presencia de otro. Por lo tanto, cuando en un medio poroso estan contenidos dos fluidos
moviles, es posible definir cualquiera de las siguientes permeabilidades relativas para dos fases:

®  Gas-Aceite
* Gas-Agua
® Aceite-Agua

Como se menciono en el parrafo anterior, la permeabilidad relativa para dos fases implica que
hay dos fluidos dentro del medio poroso. Por lo tanto, cuando se tienen tres fludos, el flujo
sera caracterizado por las permeabilidades relativas al sistema Gas-Aceite-Agua.

3.2 Expresion Matematica de lIa Permeabilidad Relativa

Las permeabilidades relativas al gas, aceite y agua comunmente son denotadas por krg, kro y
krw, respectivamente. La permeabilidad relativa puede ser expresada en porcentaje o en
fraccion de una permeabilidad base y comunmente es expresada como la relacion entre la
permeabilidad efectiva y la permeabilidad absoluta. La permeabilidad relativa generalmente es
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expresada mediante una simple expresion matematica, tal y como se muestra en la Ecuacion

3.1
k =-—= (3.1

Donde kr es la permeabilidad relativa, ke es la permeabilidad efectiva en D o mD y k la
permeabilidad absoluta en D o mD.

La permeabilidad relativa a un determinado fluido se expresa matematicamente como:

keg
iy = (3.2)
k, = (33)
.= k;“‘ (3.4)

Donde krg, kro y krw son las permeabilidades relativas al gas, aceite y al agua, respectivamente y
son adimensionales; mientras que keg, keo y kew son las permeabilidades efectivas al gas, aceite
v al agua, respectivamente.

En las Ecuaciones 3.2, 3.3 y 3.4, la permeabilidad efectiva es una medida relativa de la
conductividad del medio poroso al fluyjo de un fluido cuando el medio se encuentra saturado
con dos o mas fluidos. Los rangos de saturacion pueden variar desde la saturacion irreductible
de la fase mojante hasta la saturacion residual de la fase no mojante. Por lo tanto, la pregunta
seria: ja qué valor de saturacion se ha de especificar la permeabilidad efectivar

A diferencia de la permeabilidad absoluta, en la permeabilidad efectiva se podran tener varios
valores, esto es, se tendra un valor para cada condicion particular de saturacion. De hecho, la
permeabilidad efectiva esta en funcion de la saturacion del fhudo prevaleciente junto con otras
propiedades tales como caracteristicas de mojabilidad, geometria del poro, caracteristicas
capilares y fuerzas superficiales. Por lo tanto, al declarar o reportar la permeabilidad efectiva de
un fluido en particular dentro de un medio poroso sera necesario el especificar la saturacion de
dicho fluido. Naturalmente las permeabilidades relativas son especificadas automaticamente
como valores numeéricos adimensionales para una condicion de saturacion dada. Sin embargo,
el denominador en las Ecuaciones 3.1, 3.2, 3.3 y 3.4 puede interpretarse como una
permeabilidad efectiva con saturacion del fluido del 100 % (medio poroso saturado
completamente por gas, aceite o agua).

3.3 Aspectos Sobresalientes de las Curvas de Permeabilidad Relativa del Gas-Aceite v

Agua-Aceite

Los datos de permeabilidad relativa son cominmente reportados o presentados como curvas
de permeabilidad relativas. Al igual que en las curvas de presion capilar-saturacion presentadas
en el capitulo anterior, las curvas de permeabilidad relativa-saturacion también representan
valores de permeabilidad relativa para un cierto valor de saturacion del fludo cuyos rangos
oscilan entre la saturacion irreductible de la fase mojante y, en el mayor de los casos, la
saturacion residual de aceite o la correspondiente saturacion de la fase mojante (1-Sor).
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Para comprender los aspectos caracteristicos de las curvas de permeabilidad relativa, que
comunmente son curvas de permeabilidades relativas a los sistemas gas-aceite y aceite-agua, se
consideraran las Figuras 3.1 y 3.2. Los datos de permeabilidades relativas mostrados en las
Figuras 3.1 y 3.2 fueron obtenidos mediante pruebas de desplazamiento realizadas en el
laboratorio mediante la utilizacion de nucleos obtenidos del yacimiento.
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Figura 3.1 Grafica tipica de la permeabilidad relativa del sistema gas-aceite.
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Figura 3.2 Grifica tipica de la permeabilidad relativa del sistema aceite-agua
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3.3.1 Saturacion Final de un Fluido

Como ya se menciono, los datos de permeabilidad relativa comunmente son graficados como
curvas de permeabilidad relativa vs. saturacion. La saturacion, que generalmente se grafica en el
eje de las abscisas, varia en rangos que van desde la saturacion irreductible de la fase mojante a
la saturacion residual de la fase no mojante. Para la permeabilidad relativa del sistema gas-
aceite, la saturacion inicial es referenciada a la saturacion total de la fase liquida, es decir, la
saturacion ureductible del agua, Swi, mas la saturacion del aceite, dando un total de una
saturacion de liquido del 100 %. Al llevarse a cabo el desplazamiento con gas, la saturacion
total de la fase liquuda comienza a reducirse; la saturacion de agua ureductible permanece
constante, mientras que la saturacion del aceite disminuye. Las curvas de permeabilidad relativa
al aceite vy al gas terminan en el punto de saturacion de liquido irreductible, el cual consiste en
la suma de Swi y Sor.

Para las curvas de permeabilidades relativas del sistema aceite-agua, la saturacion de la fase
mojante, graficada en el eje de las abscisas, comienza en la saturacion de agua irreductible, Swi.
Como el agua es inyectada en el nuicleo, ésta desplaza al aceite, ncrementando la saturacion del
agua y disminuyendo la del aceite. La disminucion de la saturacion del aceite continua hasta
que se alcanza la saturacion de aceite residual (1-Sw Teminal 0 1-Sor). Basicamente, las curvas de
permeabilidades relativas al aceite y al agua empiezan en Swi y terminan en Sor.

3.3.2 Curvas de Permeabilidad Relativa del Sisterna Gas-Aceite

La permeabilidad base, es un término muy importante a considerar cuando se habla de
permeabilidad relativa. Dicha permeabilidad base puede ser la permeabilidad absoluta o
efectiva al aceite medida a la Swi. Mas adelante se retomara con mayor detalle el concepto de
permeabilidad base.

A una saturacion de liquido del 100 %, la permeabilidad relativa al aceite siempre sera igual a 1
si la permeabilidad base usada es la permeabilidad efectiva al aceite medida a la Swi o
kro=(keo(@Swi/keo@Swi)=1. En este punto, sin importar que permeabilidad base se use, la
permeabilidad relativa al gas sera siempre igual a cero ya que el gas no existira en dicho punto.

En el punto de saturacion residual de la fase liquida, la permeabilidad relativa al aceite sera
siempre de cero debido a que la fase o fases liquidas seran o seran siempre mnmoviles. Sin
embargo, a ésta saturacion, la permeabilidad relativa al gas tendra un valor maximo debido a
que bajo tales condiciones el gas es la tinica fase movil.

3.3.3 Curvas de Permeabilidad Relativa del Sisterma Aceite-Aoua

A la saturacion de agua imicial o irreductible, la permeabilidad relativa al aceite siempre sera
iual a 1 si la permeabilidad base usada es la permeabilidad efectiva al aceite a una Swi o
kro=keo(@Swi/keo(@Swi=1. En este punto, sin importar que permeabilidad base se use, la
permeabilidad relativa al agua sera siempre igual a cero debido a que el agua es inmovil.

En el punto de saturacion residual del aceite, la permeabilidad relativa al aceite sera siempre de
cero debido a que en ese punto el aceite es mmovil Sin embargo, a tal saturacion la
permeabilidad relativa al agua tendra un valor maximo debido a que el agua es la tnica fase
movil.
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Las Figuras 3.1 y 3.2 muestran las curvas de permeabilidades relativas individuales al gas, al
aceite (del par gas-aceite) y al aceite (del par aceite-agua) o al agua. Tales curvas empiezan y
terminan en los puntos de las relaciones mostradas aqui.

Para la magnitud y curvatura de las permeabilidades relativas de las fases individuales, la
permeabilidad relativa al aceite y al gas comienza con un incremento y decremento exponencial
tan pronto como la saturacion de la fase liquida comienza a reducirse conforme se da el avance
de gas. Puede realizarse una analogia dentro de las permeabilidades relativas al aceite y al agua,
esto es, se produce un decremento e mcremento, respectivamente, conforme la saturacion del
agua crece. Otro de los aspectos notables es que se puede alcanzar una muy alta permeabilidad
relativa de la fase no mojante a una saturacion de la fase no mojante mucho menor que el
100%, lo cual se logra en el punto de saturacion residual del liquido para una permeabilidad
relativa del sistema gas-aceite. Sin embargo, si el aceite es la fase mojante se podra observar un
comportamiento similar para el caso de que se tuviera un sistema aceite-agua, esto es, se tendra
una permeabilidad relativa al agua muy alta para saturaciones de agua mucho menor que 100 %

3.3.4 Direccion de Ias Curvas de Permeabilidad Relativa

La direccion de una curva de permeabilidad relativa con respecto a la historia de saturacion es
otra de las caracteristicas importantes a considerar, esto es, si la curva es obtenida por un
proceso de drene o de imbibicion, teniendo en cuenta que se conoce la mojabilidad de la
muestra de roca.

Teniendo en cuenta la Figura 3.1, es evidente un decremento en la saturacion total de la fase
liquuda cuando comienza el movimiento a lo largo del eje de las abscisas. Notese que en el caso
de la permeabilidad relativa del sistema gas-aceite el proceso sera siempre de drene ya que el
gas slempre sera la fase no mojante.

Si en la Figura 3.2 se considera al agua como la fase mojante, las permeabilidades relativas
obtenidas mediante el desplazamiento del aceite con agua seran llamadas curvas de imbibicion.
Si el aceite desplazara al agua y las permeabilidades relativas fueran obtenidas mediante tal
desplazamiento, las curvas asi obtenidas se llamarian curvas de drene.

3.4 Medicion de Ia Permeabilidad Relativa en el Laboratorio

Los datos de permeabilidad relativa basicamente significan la capacidad relativa de
conductividad o el comportamiento del flujo que hay en un medio poroso cuando éste se
encuentra saturado por mas de un fluido, por lo que la medicion mas obvia efectuada en el
laboratorio seran los experimentos de flujo. Las técnicas de medicion de laboratorio para
obtener los datos de permeabilidad relativa de dos fases se basan en experimentos de tlujo, las
cuales estan muy bien establecidas. Esencialmente son dos los tipos de experimentos de flujo
llevados a cabo para la obtenciéon de la permeabilidad relativa. Tales métodos son el método de
estado estacionario (EE) y el de estado no estacionario (ENE). Ademas de los dos métodos
anteriormente mencionados, también se ocupa la técnica de la centrifuga en la determinacion
de la permeabilidad relativa. Sin embargo, el mecanismo de fluyjo en los experimentos
centrifugos es muy distinto al que se lleva a cabo dentro del yacimiento; por tal razon, la
técnica de la centrifuga es uno de los métodos menos usados aunque tiene la ventaja de ser un
método que proporciona resultados en muy poco tiempo. Por lo anteriormente mencionado, la
técnica de la centrifuga no sera descrita.
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El procedimiento para la obtencion de la permeabilidad relativa del sistema gas-aceite y del
sistema aceite-agua mediante desplazamiento EE y ENE requiere de una perfecta comprension
de ciertos pasos, los cuales comienzan con la preparacion de la muestra de roca del yacimiento
v terminan con la determinacion de las saturaciones finales de los fluidos. Las pruebas de
desplazamiento EE y ENE normalmente son llevadas a cabo en aparatos de desplazamiento o
permeametros. Dichos permeametros, basicamente, estan formadas por varios componentes
mdividuales, tales como bombas de desplazamiento, porta nucleos, tubos de alta presion,
Jjuegos de valvulas y una variedad de controles electronicos.

3.4.1 Diagrama de Flujo de Ias Mediciones de Ia Permeabilidad Relativa

Las mediciones de las permeabilidades relativas realizadas en nucleos usualmente incluyen
datos de los sistemas gas-aceite y aceite-agua. Cuando de una formacion se logra obtener un
nucleo completo, es posible el obtener de €l una cantidad significativa de pequefios nucleos.
Para obtener valores confiables de permeabilidad relativa en el laboratorio, es necesario
efectuar pruebas en varios nucleos pequeilos, ya que si se ocupara solo uno, éste no entregaria
un valor representativo del comportamiento del flujo que se lleva a cabo en el yacimiento. El
tamano de la muestra de roca que se usa en una medicion de laboratorio representa una
pequena fraccion del yacimiento, por lo tanto, es necesario usar mas de una. Portal motivo, es
deseable tener una gran cantidad de muestras de rocas para realizar las mediciones y
generalmente se recomienda usar de 50 a 100 muestras. Para lograr procesar todas las muestras
es necesario desarrollar un programa especial para el analisis de nucleos. (EPAN)

Dicho programa contiene un nimero de pasos experimentales, los cuales estan resumidos en el
diagrama de flujo mostrado en la Figura 3.3. Los pasos del programa a desarrollar incluyen la
preparacion de los nucleos para lograr obtener las condiciones iniciales (es decir, establecer la
saturacion de agua ureductible) y los experimentos de desplazamiento para la obtencion de la
mformacion que sera ocupada en la determinacion de las permeabilidades relativas de los
sistemas gas-aceite y aceite-agua. Casi siempre, las mediciones de las permeabilidades relativas
del sistema gas-aceite preceden a las mediciones de las permeabilidades relativas del sistema
aceite-agua. El udltimo paso involucra la determinacion de la saturacion final de fluidos
presentes en los nucleos ocupados. La medicion de las saturaciones finales de los fluidos puede
ser usada para calcular las saturaciones que existian en las muestras antes del inicio del
programa (EPAN). Esto constituye un paso muy importante cuando se ocupan nucleos
preservados donde las saturaciones iniciales no son conocidas. Sin embargo, también es un
paso crucial cuando se ocupan nucleos limpiados.
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3.4.2 Niicleos Empleados en las Mediciones de Ia Permeabilidad Relativ:

Considerando que las mediciones de la permeabilidad relativa efectuadas en el laboratorio son
llevadas a cabo en muestras de roca extraidas del vacimiento y teniendo en cuenta las
propiedades de las rocas del yacimiento, entonces, el uso de un nucleo en particular al
momento de efectuar las mediciones tendra una importancia relevante. Considerando que los
datos de permeabilidad relativa son afectados por factores tales como la mojabilidad, el uso de
nucleos con una mojabilidad representativa del yacimiento sera un factor muy importante a
considerar y no podra ser pasado por alto.

Por lo tanto, sera necesario determinar si en las mediciones se usaran nucleos restaurados o
limpiados. Asi, al considerar la importancia que tiene la mojabilidad sobre la permeabilidad
relativa, es de entenderse por qué se prefiere elegir muestras restauradas ya que éstas tienen
mayor probabilidad de conservar las condiciones de mojabilidad presentes en el yacimiento en
comparacion con las muestras impiadas donde los fluidos utilizados en la limpieza tienden a
alterar las condiciones de mojabilidad originales. Sin embargo, hay otras recomendaciones que
pueden hacerse tales como usar muestras que sean tomadas de la seccion no invadida del
nucleo extraido originalmente, en vista de que la invasion del lodo de perforacion podria alterar
las condiciones originales.

Uno de los problemas que se presentan al usar nucleos preservados es que las saturaciones
miciales son desconocidas, especialmente cuando se trata de la saturacion de agua wrreductible
va que tal saturacion es el punto de partida en cualquier medicion de la permeabilidad relativa.

S1 por alguna razén no se pudiera disponer de nucleos preservados y muestras impiadas y
secadas fueran a ser usadas, entonces se recomienda que las muestras se impien con un agente
no reactivo con la finalidad de no alterar la mojabilidad.

Una de las ventajas de usar nucleos impiados es que se conocen las saturaciones de todos los
fluidos desde el inicio ya que la prueba comienza con el establecimiento de la saturacion del
wrreductible del agua.

3.4.3 Fluidos v Condiciones que se Utilizan en las Pruebas

Tedricamente es posible el uso de una amplia gama de fluidos para la realizaciéon de las
pruebas. Los fluidos a usar pueden ser: aire, nitrogeno humidificado, aceites sintéticos, aceites
vivos, agua pura, salmuera de formacion o reconstituda o salmuera preparada en laboratorio.
La seleccion del fluido, sin embargo, es dictada por factores como la disponibilidad de aceites o
salmueras del yacimiento, temas relacionados con el trasporte de los fluidos, el impacto que
tiene el uso de fluidos que no son nativos de la formacion v el efecto relacionado con el uso de
aceites vivos. Por lo que la decision del flido a usar, estara basada en una cuidadosa
evaluacion de los factores anteriormente mencionados.

Sin embargo, entre los fluidos mas usados en las mediciones de la permeabilidad relativa del
sistema gas-aceite estan el nitrogeno humidificado y aceite smtético o nitrégeno humudificado y
aceite crudo desgasificado; mientras que para las mediciones de la permeabilidad relativa del
sistema aceite-agua se acostumbra usar salmuera de laboratorio o salmuera reconstitida y
aceite sintético o aceite del yacimiento desgasificado. Frecuentemente, en las mediciones tanto
de la permeabilidad relativa del sistema gas-aceite como en las del sistema aceite-agua es muy
comun repetir las pruebas con otros dos pares de fluidos con la finalidad de evaluar factores
tales como la viscosidad, propiedades de tension superficial y de mojabilidad.
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Otro de los factores importantes a considerar durante las pruebas de desplazamiento es el
seleccionar las condiciones de presion y temperatura.

3.4.3.1 Condicion de Laboratorio

Las pruebas de desplazamiento efectuadas a condiciones de laboratorio son llevadas a cabo a
temperatura ambiente y a cualquier presion resultante de la myeccion del gas y agua. Las
pruebas de inyeccion de gas usualmente se realizan a presiones diferenciales constantes,
mientras que las pruebas de myeccion de agua se hacen a flujo constante o a presion diferencial
constante. Aunque, tales condiciones de laboratorio son relativamente faciles de controlar,
presentan una gran desventaja debido a que no son representativas del yacimiento.

3.4.3.2 Condicion Parcialmente de Yacimiento

La tnica diferencia que existe entre la prueba a condicion de laboratorio y a condicion parcial
de yacimiento es el cambio de la temperatura ambiental por la temperatura de yacimiento. Los
demas parametros permanecen iguales.

3.4.3.3 Condicion de Yacimiento

Las pruebas de desplazamiento se realizan a presion y temperatura de yacimiento por lo que de
las tres pruebas de desplazamiento, son las mas deseadas. Son dos las razones principales por
las que se desea usar este tipo de condiciones:

® Usualmente se usa aceite vivo de la formacion, por lo que la muestra utilizada es
representativa de la formacion

® DPuesto que se usa aceite del yacimiento en estudio, las condiciones de presion y
temperatura son automaticamente establecidas por encima de la presion de saturacion.
De esta forma los poros de la roca se encuentran ain en contacto con el aceite nativo,
con lo cual se garantiza una minima variacion de las caracteristicas de mojabilidad.

3.4.4 Determinacion de Ia Saturacion Inicial de 1a

La minima saturacion de agua establecida a partir de los datos de presion capilar o del analisis
de nucleos (Dean-Stark o retorta), es considerada como una estimacion de la saturacion de
agua al momento del descubrimiento del yacimiento. Comunmente, se trata de la misma
saturacion usada al momento de iniciar las mediciones de permeabilidad relativa. Este punto
micial es quiza el parametro mas importante en el proceso de la medicion de la permeabilidad
relativa debido a que tanto las caracteristicas cualitativas y cuantitativas de las curvas de
permeabilidad relativa estan afectadas por la Swi. Cuando se usan nucleos en estado nativo o
preservado, se asumira que en esas muestras se ha establecido la saturacion de agua
wrreductible. Sin embargo, cuando se usan nucleos impiados, la saturacion de agua ureductible
debera ser establecida antes de efectuar las pruebas de permeabilidad relativa.
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3.4.4.1 Nucleos Preservados

Cuando se usan nucleos en estado preservado, es normal suponer que ya contienen una
saturacion inicial o ureductible de agua; se considerara esta suposicion correcta siempre y
cuando los fluidos de perforacion no hayan penetrado en la muestra de roca y que no haya sido
expulsada agua del nicleo en el momento en que se llevo a cabo la obtencion del mismo, o que
la muestra de nucleo haya sido tomada de un nucleo extraido de la nucleadora en la zona no
mvadida por los fluidos ocupados en su obtencion. Ademas, hay que considerar que la
tinalidad de usar nucleos preservados es de mantener la mojabiidad que se tiene en el
yacimiento para lograr mediciones de permeabilidades relativas que sean representativas de la
formacion en el subsuelo.

3.4.4.2 Niicleos Limpiados

Cuando se hace uso de nucleos mpiados, el establecimiento de la saturacion inicial de agua
comienza con la saturacion del nucleo con agua. La condicion bajo la cual se lleva a cabo la
saturacion de agua dependera del tipo de condicion de la prueba, es decir, s1 se usaran
condiciones de laboratorio, parcialmente de yacimiento o condiciones de yacimiento v si se
usara salmuera reconstitida o de la formacion. Una vez que el nucleo se encuentra
completamente saturado de agua, se procedera a determinar la permeabilidad absoluta
mediante la ley de Darcy. En pasos subsecuentes, el hidrocarburo sera inyectado al nucleo que
se encuentra saturado con agua. El proceso termina cuando el agua deja de ser expulsada del
nucleo. En consecuencia, basados en el agua inyectada, el agua expulsada del nucleo y el
volumen de poros, sera posible el determinar la saturacion inicial o irreductible de agua; el
valor de saturacion obtenido sera comparado con valores de saturacion obtenidos de otras
fuentes, como podria ser un registro geofisico, vy si los valores son parecidos se habra llegado a
un valor confiable de saturacion. Si los valores fueran distintos, se procederia a myectar un
aceite muy viscoso con la finalidad de lograr expulsar mas agua del nucleo y asi tratar de llegar
a un valor de saturacion menor y mas parecida al de la saturacion original de la formacion. Una
vez que se logré sacar mas agua del nucleo, a éste se le vuelve a inyectar el aceite de la
formacion con la finalidad de mantener una mojabilidad lo mas parecida a la del yacimiento.

3.4.5 Determinacion de Ia Permeabilidad Base

La permeabilidad base puede ser la permeabilidad absoluta o efectiva al aceite con la Swi. La
determinacion de la permeabilidad base es el comienzo en cualquier medicion de
permeabilidad relativa. Cuando se usa la permeabilidad absoluta como permeabilidad base, tal
valor de permeabilidad absoluta sera obtenido de un analisis de nucleos rutinario empleando
muestras preservadas, mientras que para nucleos impiados, se usara el valor de permeabilidad
absoluta determinado al momento de establecer la saturacion inicial de agua.

Sin embargo, cuando se usa la permeabilidad efectiva al aceite a la saturacion irreductible de
agua como permeabilidad base, el procedimiento para nucleos preservados involucra procesos
de evacuacion e inyeccion de aceite. Es normal que antes de la inyeccion de aceite se realice
una evacuacion para expulsar el gas atrapado, lo cual puede llevar varias horas realizar dicha
expulsion dando como resultado el reemplazo del gas por aceite de la formacion. A
continuacion se procede con la inyeccion del aceite, usualmente a gasto constante, y basado en
las dimensiones de la muestra, gasto usado, viscosidad del aceite y la caida de presion
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observada es posible calcular la permeabilidad efectiva al aceite a la Swi mediante la ley de
Darcy.

Para determinar la permeabilidad efectiva al aceite a una Swi en un nucleo impiado, el valor es
obtenido como parte del procedimiento para establecer la saturacion inicial de agua. Se
comienza por saturar completamente al nicleo con agua seguido de la myeccion de aceite hasta
obtener una saturacion irreductible del agua y se continua inyectando hasta que se logre
obtener una caida de presion constante con lo cual se obtiene la permeabilidad efectiva al usar
la ley de Darcy.

3.4.6 Equipo Usado en el Desplazamiento de Fluidos para Obtener Ia Permeabilidad
Relativa

Los equipos usados en las mediciones de la permeabilidad relativa, generalmente son
construidos para soportar altas presiones y altas temperaturas, las cuales pueden ser superiores
a 10 000 [psi] y 250 [°C]. Los prncipal componentes de un equipo para medicion de
permeabilidades relativas es el porta nucleos Hassler, porta-fluidos (tanto para aceite de la
formacion como para salmueras), regulador de presion, transductor de presion diferencial,
fuente suministradora de gas y un medidor de gas, para medir el gas producido. Todos esos
componentes se encuentran conectados mediante tuberia de alta presion, lo cual incluye un
juego de valvulas localizadas en lugares estratégicos.

Los procedimientos mas comunes para la medicion de la permeabilidad relativa involucran el
desplazamiento de aceite con gas (gas-aceite) y con agua (aceite-agua). El desplazamiento gas-
aceite es llevado a cabo en manera descendente, mientras que el desplazamiento de aceite-agua
es realizado en forma ascendente. El flujo de varios fluidos durante un desplazamiento por gas
v agua se logra a través de una conjunto de conductos y dos o tres valvulas de alta presion. Los
volimenes de liquidos producidos en una prueba son medidos por un separador de fluidos
equipado con sensores opticos o acusticos. La produccion de gas es cuantificada por un
medidor de gas.

3.4.7 Técnica del Estado Estacionario

En la medicion de las permeabilidades relativas al aceite vy al agua en arenas no consolidadas se
usa el método de estado estacionario, el cual fue reportado por Leverett en 1939. El método
del estado estacionario para un sistema de dos fluidos (gas-aceite o aceite-agua) basicamente
mvolucra la inyeccion de dos fases en cierta proporcion volumétrica hasta lograr la
estabilizacion de la caida de presion a través del micleo y de las relaciones volumétricas de
afluencia. Las saturaciones de los dos fluidos en el nicleo son determinados por un balance de
materia realizado a cada fase. La permeabilidad relativa mndividual es obtenida mediante la
aplicacion de la ley de Darcy.

Los diversos pasos experimentales involucrados en un proceso de estado estacionario pueden
ser ilustrados por una secuencia de eventos mostrados en la Figura 3.4 (para aceite-agua) v
resumidos en los puntos que siguen a dicha ilustracion:
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[ i |
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9o= Gasto de Aceite Qw= Gasto de Agua

Figura 3.4 Secuencia de pasos para el experimento de estado estacionario

1. El proceso se inicia saturando completamente con agua al nucleo, en el caso de una
muestra limpiada, seguido de la inyeccion de aceite para lograr alcanzar la saturacion
wreductible de agua y de la determinacion de la permeabilidad efectiva al aceite a una
Swi. Sin embargo, en el caso de nucleos preservados, el proceso comienza con la
determinacion de la permeabilidad efectiva al aceite en la Swi.

2. En los pasos subsecuentes, el objetivo es el incremento de la saturacion del agua. Los
dos fluidos, el aceite y el agua, son myectados simultaneamente en nucleo a cierto
gasto volumétrico y el volumen de fluidos producidos y las caidas de presion son
registradas. La inyeccion simultanea continia hasta que el volumen inyectado sea igual
al producido, lo cual se considera un estado estacionario v de esta manera es posible
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determinar la permeabilidad efectiva individual al aceite y al agua a la saturacion
especificada mediante el siguiente procedimiento:

Calenlo de la saturacion:
La suma de la masa total de la roca mas los fluidos es
M,=M,+S,,PVp, +(1-=S5,)PVp, (3.5)
Reagrupando la Ecuacion 3.5:
B M,-M,-PVp,

S = (3.6)
PV(p,-p,)

Donde S»7 es la nueva saturacion de agua que es mayor que Su7, la saturacion del aceite es (7-
Su1), Mif es la masa de la roca mas la del fluido, Mr es la masa de la roca seca, Pl es el
volumen de poro, go es la densidad del aceite y g» 1a densidad del agua.

Calenlo de la Permeabilidad efectiva

q,M,L -

k =" @ S 3.7

€0 AAPO C wl ( )
q.u,L

k. =-""_ (@S 3.8

ew AAP C/ wl ( )

L

Donde keo y kew son la permeabilidad efectiva al aceite v al agua, respectivamente, en mD o D,
qo v qw son los gastos de aceite y de agua, respectivamente, jlo v pw son las viscosidades del
aceite y del agua a las condiciones de la prueba, respectivamente, APo y APw son las caidas de
presion del aceite v del agua, respectivamente, .4 es el area transversal del nucleo y L la
longitud del mismo.

3. El gasto volumeétrico al cual se inyecta el aceite v el agua en forma simultanea dentro
del nucleo es gradualmente incrementado hasta que el aceite es reemplazado por el
agua por lo que la saturacion del agua se incrementa. El proceso termina cuando el
estado estacionario es alcanzado. La saturacion y las permeabilidades efectivas
mdividuales pueden ser calculadas conforme al procedimiento anteriormente expuesto.

4. En el paso final, solo se inyecta agua con la finalidad de alcanzar la saturacion de aceite
residual. Basado en el gasto de inyeccion de agua v en la caida de presion observada, la
permeabilidad efectiva al agua a la saturacion del aceite residual es calculada mediante la
aplicacion directa de la ley de Darcy.
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3.4.8 Técnica del Estado No Estacionario.

El método del estado no estacionario se basa en la interpretacion del proceso de
desplazamiento inmiscible. Para un sistema de dos fases; basicamente el nucleo es saturado con
una de las fases desplazantes. Generalmente, se satura de gas si se desea obtener la
permeabilidad relativa gas-aceite y agua para la permeabilidad relativa aceite-agua, ya que en el
yacimiento son estos dos thudos los que desplazan el aceite.

Los pasos a seguir para realizar esta técnica son ilustrados en la Figura 3.5 (para el sistema
aceite-agua). Similar al método de estado estacionario, el primer paso es la determinacion de la
permeabilidad efectiva al aceite para una saturacion de agua irreductible k_ (@ S, descrita con
anterioridad. Después comienza la inyeccion de agua, a un gasto constante; la caida de presion
asi como el volumen de aceite producido, deben ser reportados como funcion del tiempo. A
medida que la inyeccion de agua continte, llegara el momento en que se produzca tanto aceite
como agua. Después la produccion de aceite se detiene, produciendo solo agua. Como un
ejemplo de los datos de produccion de agua y aceite como funcion del tiempo para una prueba
de estado no estacionario se muestra la Figura 3.6.

La inyeccion de agua es continua hasta que se alcanza la saturacion de aceite residual, S, ,
lo que es posible calcular la permeabilidad efectiva en este punto k.. @ S,, que es el otro
punto final de la curva de permeabilidad relativa.

con

Para la determinacion de la permeabilidad relativa a partir de los experimentos del estado no
estacionario, se pueden utilizar diferentes métodos para calcular la saturacion de agua: el
método alternativo y el método de Jhonson- Bosler- Newman conocido también como el

método JBN.
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Figura 3.6 Produccion de aceite y agua durante una prueba de estado no estacionario

3.5 Factores gue Afectan Ia Perrneabilidad Relativa

Aunque se piense que la permeabilidad relativa es solo funcién de la saturacion, existe

evidencia que la permeabilidad puede ser funcion de muchos mas parametros y no solo de la
saturacion de fluidos.

La permeabilidad relativa puede ser afectada por muchos parametros fisicos incluyendo:

Saturacion de fluidos

Historia de saturacion
Mojabilidad

Saturacion de agua micial
Tortuosidad del espacio poroso
Temperatura

Gasto de myeccion

Contenido de arcillas

Un vistazo rapido a estos factores indica que la mayoria de ellos depende de las condiciones de

laboratorio donde se realizan las pruebas, mas especificamente dependen del tipo de fludo y

muestra de roca que se utilice.
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Todos estos factores afectan la permeabilidad relativa de una manera u otra; sin embargo, el
factor que mas afecta a la permeabilidad relativa es la mojabilidad.

La mojabiidad ha mostrado afectar el comportamiento del desplazamiento, presiones
capilares, permeabilidad relativa, Swi, Sor y las propiedades eléctricas.

La permeabilidad relativa es una medicion directa de la habilidad de un sistema de conducir un
fluido cuando uno o mas thudos estan presentes. La mojabilidad afecta la permeabilidad
relativa debido a que es el principal factor de localizacion, flujo y dispersion espacial de los
tluidos en el nucleo.

Durante un desplazamiento en un sistema de mojabilidad por agua, el agua se mueve a través
del medio poroso en un frente uniforme. El agua inyectada tendera a imbibirse en los poros
medianos y pequefios, moviendo el aceite en los poros mas grandes donde sera mas facil
desplazarlos. Donde ambos, agua v aceite estan fluyendo, una porcion del aceite existe en
canales continuos, mientras que el resto del aceite es entrampado en globulos discontinuos.

La Figura 3.7 muestra un proceso de mmbibicion y un proceso de drene; en el proceso de
mmbibicion, el aceite es desplazado por agua y la roca se encuentra preferencialmente mojada
por agua; mientras que en el proceso de drene, el aceite es desplazado por agua v es el aceite
quien moja a la roca. Con ello se logra ver que cuando la superficie de la roca esta fuertemente
mojada por agua, ésta avanzara a lo largo de las paredes del poro, desplazando al aceite que se
encuentra frente al agua. En algtin punto, el cuello que conecta el aceite en los poros con el
aceite remanente sera inestable y colapsara, dejando un gloébulo de aceite entrampado en el
centro de los poros.

En una roca que es mojada por aceite, la localizacion de los fluidos es mversa al caso de la
mojabilidad por agua. El aceite generalmente se encontrara en los pequefios poros como una
delgada capa sobre la superficie de la roca, mientras que el agua permanecera en el centro de
los grandes poros. Un desplazamiento en una roca mojada por aceite es mucho menos
eficiente que en uno mojado por agua. Cuando un desplazamiento comienza, el agua formara
canales continuos o “dedos™ a través del centro de los grandes poros.

Mientras el agua invade los pequefos poros para formar canales continuos adicionales, la
relacion agua aceite del los fluidos producidos se incrementara gradualmente. Cuando
suficiente agua llena los canales que permiten un flujo sin restricciones de agua, el flujo de
aceite practicamente cesa. El aceite remanente es encontrado llenando los pequefios poros
como una capa continua sobre la superficie de los solidos y como grandes bolsas de aceite
entrampado y rodeando al agua.
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Figura 3.7 Esquema de (a) un proceso de imbibicion v (b) un proceso de drene

3.5.1 Curvas de Permeabilidad Relativa en Sistemas de Fuerte Mojabilidad

El fluido mojante en un sistema de mojabilidad uniforme estara generalmente localizado en los
pequeiios poros y como una capa en los grandes poros, mientras que el fluido no mojante esta
localizado en los centro de los grandes poros. La permeabilidad relativa al agua es mas alta en
sistema de mojabilidad por aceite que en los de mojabilidad por agua. Esto ocurre debido a que
el fluido mojante tendera a viajar a traves de los poros pequefios y menos permeables, mientras
que el fluido no mojante viajara mas facilmente en los grandes poros. A una saturacion baja del
fluido no mojante, ésta sera atrapada como globulos discontinuos en los grandes poros,
bloqueando las gargantas de los mismos y disminuyendo la permeabilidad relativa. La
permeabilidad relativa de la fase no mojante es alta ya que fluye a través de los centros de los
grandes poros. A baja saturacion de la fase mojante, la permeabilidad efectiva de la fase no
mojante se aproxima muy frecuentemente a la permeabilidad absoluta, demostrando que la fase
mojante no restringe grandemente el tflujo de la fase no mojante. Lo anterior es ilustrado en la
Figura 3.8.
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Figura 3.8 Curva de permeabilidades relativas al agua v al aceite para un sistema (a) fuertemente mojado por agua
¥ para un sistema (b) fuertemente mojado por aceite

Las diferencias en las mediciones de la permeabilidad relativa en sistemas de una fuerte
mojabilidad por agua y por aceite son causadas por diferencias en la distribucion de los fluidos.
Considerando un nucleo con una fuerte mojabilidad al agua, a la Swr el agua esta localizada en
los poros pequenos donde tiene poco efecto en el fluyjo del aceite, debido a esto la
permeabilidad efectiva al aceite es relativamente alta aproximandose a la permeabilidad
absoluta. En contraste, la permeabilidad efectiva al agua a la Sor es muy baja debido a que algo
del aceite residual se encuentra entrampado en globulos en el centro de los grandes poros,
donde es muy efectivo para disminuir la permeabilidad del agua. En un nucleo con fuerte
mojabilidad al aceite la posicion de los fluidos es inversa. La permeabilidad al aceite en la Swr
es relativamente baja, debido a que el agua residual bloquea el flujo de aceite. La permeabilidad
al agua en la Sor es alta debido a que el aceite residual esta localizado en los poros pequeiios y
tiene una capa sobre la superficie, donde tiene poco efecto en el flujo de agua. La Figura 3.9
muestra los efectos de la mojabilidad sobre la permeabilidad relativa al sistema agua-aceite en
cinco nucleos distintos, cada uno con una mojabilidad distinta.
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Figura 3.9 Efectos de la mojabilidad sobre la permeabilidad relativa usando salmuera, aceite crudo y
organoclorosileno.

La saturacion de agua a la cual las permeabilidades relativas del agua y del aceite son iguales es
mayor a 50% en un sistema de mojabilidad por agua. Las permeabilidades efectivas y relativas
de un fluido estan en funcion de la movilidad de la fase a una saturacion dada. A su vez la
movilidad esta en funcion de las propiedades de mojabilidad y del promedio de los canales de
flujo en seccion transversal. El fluido mojante tiene relativa baja movilidad comparada con el
fluido no mojante, debido a que el fluido mojante se encuentra localizado en las paredes de los
poros, mientras que el fluido no mojante esta en el centro de los poros.

Las permeabilidades relativas medidas en arenas mojadas por agua son dependientes de la
saturacion inicial. Disminuyendo la saturacion de agua inicial cambia la localizacion y la forma
de las curvas. La saturacion de agua mnfluye fuertemente en las curvas de permeabilidad relativa
en rocas con una fuerte mojabilidad por agua, pero tiene poco efecto en las curvas medidas en
rocas mojadas por aceite mientras la saturacion inicial de agua sea menor a 20%.
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3.5.1.1 Drene e Imbibicion.

En sistemas con una fuerte mojabilidad, la permeabilidad relativa de la fase mojante esta en
funcién de su propia saturacion, la histéresis de la fase mojante entre el drenado y la
mmbibicion, es mas pequefa que la histéresis de la fase no mojante. Las permeabilidades
relativas de la fase mojante son muy similares a las permeabilidades relativas de dos v tres fases
en sistemas de fuerte mojabilidad a una saturacion dada de la fase mojante.

Experimentos muestran que la permeabilidad relativa al agua, donde la saturacion del thudo
mojante se incrementa, es una continuacion de la permeabilidad relativa al aceite, donde la
saturacion del fluido mojante decrece. También se ha encontrado que existe una buena
relacion entre las permeabilidades relativas de la fase mojante: agua en las pruebas sobre
sistemas agua- aceite v aceite en las pruebas hechas en sistemas gas-aceite; se encontro poca
histéresis en la permeabilidad relativa de la fase mojante.

Existen varias discrepancias entre experimentos, esto podria deberse a problemas en la
medicion con meétodos de estado no estacionario en sistemas de fuerte mojabilidad con la
saturacion del fluido mojante incrementandose.

3.5.2 Efectos de Ia Mojabilidad en Ia Permeabilidad Relativa.

En sistemas de mojabilidad uniforme, la mojabilidad de toda la superficie varia de agua a aceite
mientras trata de mantener la mojabilidad de la superficie lo mas uniforme posible. Efectos
adicionales de la mojabilidad ocurriran si el ntcleo tiene una mojabilidad mixta o fraccional,
donde porciones de la superficie de las rocas son mojadas por agua y las restantes mojadas por
aceite.

Las curvas de permeabilidad relativa pueden ser normalizadas ya sea a la permeabilidad
absoluta del nucleo saturandolo con una sola fase, usualmente salmuera o aire y a la
permeabilidad efectiva del nicleo a una saturacion inicial especificada, como la permeabilidad
del aceite a la Swi. Aunque la permeabilidad absoluta no es afectada por la mojabilidad, la
permeabilidad efectiva al aceite a la Swi disminuye mientras el nucleo se vuelve mas mojado
por aceite.

3.5.2.1 Sistemas de Mojabilidad Uniforme

En la Figura 3.10 se muestra que a cualquier saturacion de agua, la permeabilidad relativa al
agua se mcrementa mientras el sistema se vuelve mas mojado por aceite. La permeabilidad
relativa al aceite disminuye simultaneamente, causando una reduccion gradual en la eficiencia
del desplazamiento. La permeabilidad efectiva al aceite disminuye mientras la mojabilidad varia
de agua a aceite. A un angulo de contacto de 0° el agua tiene una pequena influencia en la
permeabilidad efectiva al aceite, la cual es casi igual a la permeabilidad absoluta. En esta
condicion el agua esta presente en los pequefios poros y tiene una delgada capa sobre la
superficie de las rocas, permitiendo al aceite fluir a través de los grandes poros. A 180° de
angulo de contacto, el agua estara presente en forma de gotas que bloquean las gargantas de los
poros grandes y por lo tanto reduciendo la permeabilidad efectiva al aceite.

Las curvas de permeabilidad relativa estan basadas en la permeabilidad absoluta al agua a una
I I g

saturacion de salmuera al 100%. Mientras el nucleo se vuelva mas mojado por aceite, la

permeabilidad relativa al aceite disminuye y la permeabilidad relativa al agua se mcrementa. El
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punto donde las dos permeabilidades son iguales ocurre a bajas saturaciones. La permeabilidad
tinal del agua a la Sor de un sistema mojado por agua y neutro fue medido después de 5 % de
salmuera a través del sistema, después de esto no mas aceite fue producido.

Cuando el fluido mojante desplaza al no mojante, la relacion de permeabilidades es casi vertical
v se extiende sobre un intervalo de saturaciones relativamente corto. En contraste, cuando el
fluido no mojante desplaza al mojante la relacion de permeabilidades es alta a una saturacion
dada y se extiende sobre un rango grande de saturaciones.
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Figura 3.10 Efectos de la mojabilidad sobre la permeabilidad relativa usando salmuera, aceite crudo v
organoclorosileno.

En sistemas de yacimientos la pendiente de la relacidon de permeabilidades relativas (kw/ko)
contra saturacion de agua (Sw) puede usarse algunas veces como indicador de la mojabilidad. Si
la curva entera es cercana a la vertical y se extiende sobre un mtervalo pequeno de saturacion la
roca es fuertemente mojada por agua. Al contrario, la roca es mojada por aceite si la relacion
tiene una pendiente no pronunciada y se extiende en un rango de saturacion mas amplio.

Algunos han encontrado que la permeabilidad relativa es imsensible a los cambios de
mojabilidad y al angulo de contacto cuando los sistemas tienen una fuerte mojabilidad. Otros
han encontrado que las curvas de presion capilar fueron insensibles a los cambios de
mojabilidad cuando la mojabilidad era lo suficientemente fuerte.
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3.5.3 Efectos en el Manejo v Limpieza de Nicleos

El Iimpiado y manejo de un nucleo puede afectar drasticamente las permeabilidades relativas
alterando su mojabilidad.

La Figura 3.11 muestra las permeabilidades relativas medidas en nucleos nativos, impiados y
restaurados. Todas las curvas estan basadas en la permeabilidad efectiva al aceite a la Swi.
Dicha figura muestra que las permeabilidades relativas de los nucleos nativos y restaurados son
muy similares, esto implica que la mojabilidad fue exitosamente restaurada.

Otros experimentos muestran la importancia de medir las permeabilidades relativas en nucleos
nativos o restaurados en lugar de los limpiados. A cualquier saturacion de agua, las
permeabilidades relativas al aceite fueron bajas v las relativas al agua fueron altas para nucleos
nativos y restaurados en comparacion con los nucleos impiados con mojabilidad al agua. S1 un
nucleo mpiado fuera usado para predecir un desplazamiento por agua, éste podria predecir
altas eficiencias en la recuperacion y una surgencia a un tiempo mayor que la del
comportamiento actual.
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Figura 3.11 Efecto de la mojabilidad sobre la permeabilidad relativa en nucleos en su estado nativo, limpiado y
restaurado. El angulo de contacto medido fue de 87° para fluidos del yacimiento v de 33° para salmuera y aceite
refinado
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Otros experimentos muestran que los diferentes métodos de limpiado pueden alterar la
permeabilidad efectiva y la mojabilidad de nucleos limpiados. Nucleos similares fueron
limpiados por diferentes métodos y posteriormente desplazados hasta la Sor v al final medir la
permeabilidad efectiva al agua. La Sor fue muy similar para todos los métodos de impiado. Sin
embargo, la permeabilidad efectiva final vari6 por mas de un factor de 3 entre los métodos de
limpiado. La explicacion para este comportamiento es que algunos métodos podrian extraer
mas del adsorbido, compuestos que alteran la mojabilidad dejando a la roca mas mojada por
agua. En los nucleos con una mayor mojabilidad por agua, el aceite residual tendia a formar
gotas entrampadas bloqueando las gargantas de los poros v disminuyendo la permeabilidad
efectiva al agua.

Otros experimentos han mostrado que los nucleos impiados tienen una mojabilidad al agua, es
también posible para los limpiados cambiar la mojabilidad de agua a aceite, por la depositacion
de los componentes del aceite o por adsorcion de los solventes de impiado. En cualquier caso
un nucleo hmpiado puede introducir serios errores en las mediciones de la permeabilidad
relativa.

En un experimento usando tolueno para limpiar nicleos se encontré que la mojabilidad y las
permeabilidades relativas no cambiaban. La mojabilidad del los nucleos fue medida vy se
observo que iban de una mojabilidad del agua al aceite. De ahi que se estableciera que el
tolueno retenia la mojabilidad del yacimiento. Es posible que en estos experimentos no se
alterara la mojabilidad debido a que los nucleos habian sido tomados con fluidos de
perforacion base aceite o emulsion-surfactante. Los surfactantes en lodos de perforacion
pueden dejar al nucleo mojado por aceite, lo cual es dificil de revertir.

En general el uso de tolueno es menos eficiente que otros solventes v si puede afectar la
mojabilidad y las permeabilidades relativas en un nucleo. En algunos casos se ha encontrado
que una mojabilidad neutra o media en un nucleo nativo se vuelve mas mojado por agua
después de la extraccion con tolueno.

En otros experimentos se examinaron los efectos de impiado y las permeabilidades relativas
del sistema gas-acua en nucleos tomados en un vacimiento, asi como para estudiar el
o f=] J E

desplazamiento miscible con CO, que es myectado en un yacimiento para desplazar al aceite

I 2 ) ) I >
seguido por la inyeccion de agua para desplazar al gas y al aceite. La saturacion de gas es alta y
la del agua relativamente baja antes de la inyeccion de agua. Las curvas de las permeabilidades
relativas al gas v al agua medidas en direccion creciente de la saturacion de agua son necesarias
para predecir el comportamiento del agua inyectada. Las permeabilidades relativas del sistema
gas- agua, se muestran en la Figura 3.12 indicando que el comportamiento del nuicleo es tal que
pareciera como si fuera mojado por aceite, 0 mas exactamente como si fuera un repelente al

agua.

Después de que las permeabilidades relativas del sistema gas-agua fueron obtenidas, el nuicleo
fue impiado y secado y nuevas pruebas de permeabilidad relativa fueron medidas en el nucleo
limpiado con dos diferentes saturaciones iniciales. Las mediciones son completamente
diferentes de aquellas hechas con nucleos nativos. La saturacion de gas residual es mas alta y la
permeabilidad relativa al agua al final es mucho menor a menos del 10% de la permeabilidad
imicia, indicando que el gas residual interfiere fuertemente con el flujo de agua.

Las mediciones de permeabilidades relativas mas exactas son hechas en nucleos nativos donde
la mojabilidad del yacimiento es preservada. Cuando tales nucleos no estan disponibles los
nucleos restaurados podran ser usados restaurando la mojabilidad por tres diferentes procesos:
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1) impiar el nicleo par remover todos los componentes adsorbidos, 2) saturar con fluidos de
la formacion, 3) reposar el nucleo a condiciones de yacimiento. Errores serios pueden resultar
cuando las mediciones son hechas en nucleos con mojabilidad alterada, tales como nucleos
limpiados o contaminados con lodos de perforacion base surfactantes.
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Figura 3.12 Comparacion de las permeabilidades relativas del sistema gas-agua entre nucleos en estado nativo v

limpiados

3.5.4 Sisternas con Mojabilidad Fraccional v Mixta

Todas las superficies de las rocas en un sistema de mojabilidad neutra tienen una cierta
preferencia por ser mojadas por aceite o agua. Muchos yacimientos tienen una mojabilidad
heterogénea, con variaciones en la preferencia de mojabilidad en diferentes superficies. Efectos
adicionales en la mojabilidad pueden ocurrir cuando el sistema tiene una mojabilidad no
uniforme (fraccional o mixta) donde porciones de la superficie son mojadas por agua mientras
que la remanente es fuertemente mojada por aceite. Salathiel, mntrodujo el término de
mojabilidad mixta para referirse a un tipo especial de mojabilidad fraccional en la cual las
superficies mojadas por aceite forman canales continuos a través de los grandes poros,
mientras que los poros pequefios permanecen mojados por agua. La principal diferencia entre
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la mojabilidad mixta y fraccional es que la tultima no mmplica ya sea localizaciones especificas
para mojabilidad por aceite y agua o canales continuos mojados por aceite. En sistemas de
mojabilidad fraccional las superficies individuales mojadas por agua y aceite tienen tamanos del
orden de un simple poro.

3.5.4.1 Mojabilidad Fraccional

La Figura 3.13 muestra las relaciones de las permeabilidades relativas calculadas a partir de un
desplazamiento a gasto constante. Los cambios en la relacion de las permeabilidades relativas
son muy similares a los cambios observados cuando la mojabilidad de un nucleo mojado
uniformemente es cambiada de agua a aceite.

En varios experimentos se encontré que la relacion de permeabilidades relativas krw/kro, para
una saturacion de agua dada, incrementaba a medida que la fraccion de la superficie mojada
por agua disminuia, aunque existen algunas excepciones.

3.5.4.2 Mojabilidad Mixta

El comportamiento de la relacion de permeabilidades relativas mientras el nucleo es dejado
con mojabilidad al agua contrasta con el comportamiento para sistemas de mojabilidad
fraccional y uniforme. La relacion de permeabilidades relativas a una saturacion de agua dada
es menor para sistemas de una fuerte mojabilidad al agua.

10 T Y T
Fraccion de la
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Relacion de la Permeabilidad Relativa, Kw/Ko
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Figura 3.13 Relacién de la permeabilidad relativa al agua/aceite para una arena con mojabilidad fraccional
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3.5.5 Permeabilidades Relativas de Estado No estacionario

En varios métodos de estado estacionario, el aceite y el agua son inyectadas a gastos constantes
en el nucleo hasta que son alcanzados valores de saturacion equilibrados. La presion a lo largo
del nucleo es medida para determinar las permeabilidades. La principal diferencia entre los
métodos de estado estacionario es el procedimiento usado para minimizar los efectos de
entrada y salida. Los métodos en estado estacionario son generalmente muy lentos, toma dias o
semanas debido a que las saturaciones deben alcanzar el equilibrio después de cada cambio en
los gastos de inyeccion. El método de estado no estacionario es mucho mas rapido,
requiriendo solo horas para determinar toda la curva de permeabilidad relativa, y por esta
razon es la mas usada.

Los aceites viscosos son normalmente usados para incrementar el periodo de produccion en
dos fases, debido a que el flujo antes de la surgencia no da mformacion de la permeabilidad
relativa. S1 aceites de baja viscosidad son usados en un nucleo con mojabilidad por agua, el
desplazamiento es del tipo piston v las permeabilidades relativas pueden ser encontradas solo
para la Swi y la Sor usando el método imestable.

Se recomienda que el método de estado no estacionario no sea usado en nucleos con una
fuerte mojabilidad por agua. Se cree que la combinacion de altas velocidades y altas
viscosidades que son comunmente usadas en las mediciones en el estado no estacionario
causaran que un nucleo con fuerte mojabilidad por agua se comporte como si estuviera mojado
por aceite en un desplazamiento, debido a que no existe tiempo suficiente para que los fluidos

se equilibren.

Cuando un desplazamiento es conducido a un gasto suficientemente bajo con baja viscosidad
de aceite, la distribucion del aceite en los poros cambiara mientras el frente de agua pasa. Si el
sistema es fuertemente mojado por agua, ésta desplazara al aceite de los poros pequefios y de la
superficie de los poros. Se establece también que la mojabilidad del nucleo sera reducida
cuando un aceite muy viscoso y a altos gastos de desplazamiento son usados, debido a que el
aceite viscoso no tendra tiempo suficiente para ajustarse al desplazamiento. Los gastos grandes
son necesarios para estabilizar el flujo y para minimizar los efectos de salida. El agua inyectada
tendera a moverse rapidamente a través de los grandes poros, causando una surgencia
temprana v haciendo que el desplazamiento se comporte como si el nicleo estuviera mojado
por aceite. En comparacion con las permeabilidades relativas en estado estacionario, las
calculadas con el método del estado no estacionario apareceran mas mojadas por aceite.

S1 el agua es inyectada a muy altos gastos, el equilibrio mojante no sera alcanzado y el sistema
parecera mas mojado por aceite.

Las permeabilidades relativas en estado no estacionario son mas altas que las de estado
estacionario a la misma saturacion de agua. Otro factor que indica diferencia entre los métodos
estable e mestable es la diferencia en la histéresis en la fase mojante durante el drenado y la
mmbibicion. Muchas mediciones en estado estacionario muestran poca o nula histéresis en las
permeabilidades relativas de la fase mojante, mientras que las inestables muestran grandes
cantidades relativas de histéresis.
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3.5.6 Permeabilidades Relativas en Tres Fases

La mojabilidad es un factor importante en la determinacion de las permeabilidades relativas,
que a su vez es afectada por la distribucion espacial de las tres fases. Cuando al mojabilidad es
lo suficientemente fuerte, la permeabilidad relativa de la fase mojante es primeramente funcion
de su saturacion y es muy similar para ambos sistemas de dos y tres fases. Las dos fases no
mojantes, una de ellas siempre es el gas, compite por los grandes poros. En un sistema de
mojabilidad por aceite la presencia de gas entrampado afectara la permeabilidad relativa al agua
debido a la interferencia de las dos fases no mojantes.

Los efectos del entrampamiento, la saturacion de gas inmovible en las permeabilidades
relativas del agua y aceite fueron estudiados. En estos experimentos se ha encontrado que no
existe casl efecto en la permeabilidad relativa al aceite cuando se comparo con mediciones en
dos v tres fases. La permeabilidad al agua fue disminuida por el gas entrampado mostrando la
interaccion entre los dos fluidos no mojantes.

En otros experimentos se midio las permeabilidades relativas de las tres fases, aceite, gas y agua
en arenas mojadas por agua y encontraron que las permeabilidades relativas de la fase mojante
estaban solo en funcion de la saturacion del agua y no dependian de las saturaciones de aceite o

gas.

El efecto de la mojabilidad en las permeabilidades relativas de la fase no mojante es mas
complicado debido a que la saturacion y la historia de la saturacion son también importantes.
En muchos casos las dos fases no mojantes interferiran una con otra. Se encontro también que
el gas entrampado en un sistema de mojabilidad por aceite reducira la permeabilidad relativa al
agua cuando se compare con las mediciones de dos fases agua y aceite a la misma saturacion.
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Capitulo 4

FLUJO FRACCIONAL DE AGUA (fw)

4.1 Introduccion

En 1941, Leverett presento el concepto de flujo fraccional. Partiendo de la bien conocida
ecuacion de Darcy para agua y aceite, €l obtuvo.

(4.1)

Donde:

tw= Flujo fraccional de agua (fraccion)

ko= Permeabilidad efectiva al aceite (darcy)
kw=Permeabilidad efectiva al agua(darcy)
Ho=Viscosidad del aceite (cp)

Www=Viscosidad del agua (cp)

u,= Velocidad total del fluido, q, /A, (cm/seg)
Pc=Presion capilar (atm/cm’)

L= Longitud total en la direccion del movimiento (cm)
g=Aceleracién debida a la gravedad (cm/seg’)

Ap= Diferencia de densidades entre el agua y el aceite, pw - po, (g/cm’)

0= Angulo de la formacion con respecto a la horizontal.

En unidades practicas la ecuacion 4.1 se convierte en:

k

1+0.001127 = i{%—OABApsena}

Jw= Ao 4. I (4.12)
[+ 50e

Mk,

Donde la permeabilidad estd en md; la viscosidad en cp; area en pies’; gasto en bls/dia;
presion en psi; distancia en pies y diferencia de densidades en g/cm’.

Note que €l flujo fraccional de agua, fv, para un juego de datos, formacion v condiciones
> > k] ’
de flujo dados, es funcion solo de la saturacidon, va que las caracteristicas de la
> E ’
permeabilidad relativa y la presion capilar son funcion de la saturacion de agua.
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Todos los factores necesarios para calcular el valor de fw son conocidos excepto uno, el
gradiente de presion capilar. Este gradiente puede ser expresado como:

apc_opc dsw -
oL dSw JL
dPc . iy :
Aunque el valor de S puede ser determinado con la curva de presion capilar agua-
»

aceite apropiada, el valor del gradiente de samracic')n_,—L , 1o se conoce; por lo tanto para

su uso practico el térmimo de la presion capilar en la ecuacion 4.1 es despreciado (pero no
olvidado). Entonces la ecuacion 4.1 se simplifica

1 —k—" (gApsenar)
u
fw=— e o 4.3)
et
Mk,

Para mas simplificaciones supongase que el desplazamiento ocurre en un sistema
horizontal, ésto reduce la ecuacion a:

Mk -

Esta ecuacion, que es llamada la forma simplificada de la ecuacion de flujo fraccional de
agua, involucra la relacion de las permeabilidades relativas del agua y del aceite. Por lo tanto
esta ecuacion puede ser escrita as:

1
fw= (4.4a)
l + Juu-'km

Kk,

El término fw es funcion de la saturacion del agua, asi como también lo son las dos
permeabilidades krw y kro. Al incrementar la saturacion del agua, el valor de kro decrece,
mientras que krw, aumenta, dando como resultado el aumento en el valor de fw.

La ecuacion 4.4a puede ser obtemida mas simplemente. Por definicion, fw, es el gasto de
agua dividido por el total del gasto o

q. i
fw=—"T» (4.5)
qa,+4,
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Donde qw v qo son los gastos de agua y aceite, respectivamente.

Si se divide el numerador y el denominador por qw se obtiene:

|

fw= 4.6)
9o 4y

qw

Sin embargo, dado que la relacidon qo/qw, puede ser expresada en términos de las
permeabilidades relativas al agua y al aceite como:

k
qg- __r Iuw (47)
Qw Ju'rr.- km

Si se sustituye la ecuacion 4.7 en la ecuacion 4.6 obtenemos la ecuacion 4.4a. Las
ecuaciones 4.4 v 4.4a, se aplican a sistemas horizontales, indican que para una roca dada-
que es un juego de permeabilidades relativas dado- el valor de fw depende de la magnitud
de las viscosidades del agua y del aceite.

A continuacion las Figuras 4.1 y 4.2 muestran las curvas de flujo fraccional de agua
obtenidas en dos tipos de roca: uno fuertemente mojado por agua y el otro fuertemente
mojado por aceite. La curva de flujo fraccional para una roca fuertemente mojada por agua
(Figura 4.1) es concava hacia arriba mientras que en una roca fuertemente mojada por
aceite es concava hacia arriba cuando se tienen bajos valores de saturacion de agua y
concava hacia abajo para valores altos de saturacion (Figura 4.2).

—
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- [ E ar
i
Z
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- , u
o
SATURACION DE AGUA(%) SATURACION DE AGUA (%)
Figura 4.1 Flujo fraccional de Figura 4.2 Flujo fraccional de
agua en un sistema fuertemente agua en un sistema fuertemente
mojado por agua mojado por aceite

Para yacimientos inclinados (Ecuacion 4.3), el flujo fraccional es dependiente de la
permeabilidad de la formacion, del gasto, de la diferencia de densidades y del angulo de
inclinacion. El signo de la diferencia de densidades del agua v el aceite se define positivo. Se
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puede observar en la Ecuacion 4.3 que si el desplazamiento es buzamiento arriba minimiza
el valor de fw debido al efecto gravitacional.

El efecto del angulo de inclinacion y la direccion del flujo en las curvas de flujo fraccional
se muestra en las Figuras 4.3 y 4.4. Al igual que las anteriores estas figuras pertenecen a
sistemas fuertemente mojados por agua y fuertemente mojados por aceite, respectivamente.
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curvas de flujo fraccional de un sistema ::muqn = ﬂ:‘; b wxru.:e - f"?““’l
mojado te por agua un sistema fuertemente mojado por aceite

4.2 Ecuacidn de Avance Frontal

En el trabajo de 1942, Buckley y Leverett presentaron la ecuacion de avance frontal
Considerando un pequerio elemento dentro de un medio poroso continuo, ellos expresaron
la diferencia a la cual un fhudo desplazante entra a este elemento y el ritmo con el que sale
en términos de la acumulacion del fludo desplazante. Al transformar este balance de
materia, se obtiene la ecuacion de avance frontal.

®).-5()
ot ), Aglasw s

Las tinicas consideraciones necesarias para la obtencion de esta ecuacion son (1) no hay
transterencia de masa entre las fases y (2) las tases son incompresibles.

Esta ecuacion establece que el ritmo de avance de un plano de saturacion de agua fijo es
1gual a la velocidad del flhudo multiplicada por el cambio en la composicion causada por un
pequeiio cambio en la saturacion del fhudo desplazante. Esto es, cualquer saturacion de

9
agua dada, Sw, se mueve a lo largo del camino de flujo a una velocidad igual a j;ﬁ [ BJSCW J .
Wt

A medida que el gasto total incrementa, la velocidad del plano de saturacion mcrementa y
viceversa.
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S1 se mtegra la Ecuacion 4.8 se obtiene

ofw
A ¢ ( aSwJ 49)

Donde L es la distancia total donde el plano de una saturacion dada se mueve.

Buckley y Leverett senalaron que la Ecuacion. 4.9 puede ser usada para calcular la
distribucion de saturacion existente durante un desplazamiento inmuscible. El valor de

dfw

FYm es la pendiente de la curva de flujo fraccional contra la saturacion de agua. La
w

mayoria de las curvas de flujo fraccional tienen dos valores de saturaciones de agua para un

mismo valor de wa . La consecuencia de esto es que, de acuerdo con la Ecuacion 4.8, dos
w

diferentes saturaciones tendran el musmo valor de velocidad. Para hacer la situacion mas
absurda, s1 existe un gradiente de saturacion inicial antes de la inyeccion, el calculo de la
distribucion de saturaciones daria un valor trple Figura 4.5. Buckley y Leverett
reconocieron que esto era fisicamente imposible. Ellos puntualizaron que la correcta
mterpretacion a este suceso, es que una parte de la distribucion de saturaciones es
imaginaria y que la saturacion real es discontinua. En la Figura 4.5 la parte “imaginaria” de
la curva esta dibujada con linea discontinua mientras que la parte “real” se muestra con
linea continua. La posicion del plano en L; es determinado por el balance de materia, las
areas sombreadas entre la curva “imaginaria” y la curva “real” a la derecha e 1zquierda de L,
tienen que ser iguales. Buckley y Leverett reconocieron que al depreciar la presion capilar
en los calculos de flujo fraccional, se obtiene una mayor discontinudad en la distribucion
de saturaciones.

8 & 8 8 8

Sw, SATURACION DE AGUA %

o

0 5 10 LIS 20 25 30
L, DISTANCIA EN UNIDADES ARBITRARIAS

Figura 4.3 Distribucion de saturaciones “valor triple”

Debido a la “curva del triple valor” y lo que significa, muchos investigaros estaban dudosos
de utilizar la ecuacion de avance frontal de Buckley y Leverett.

Finalmente, en 1951, dos trabajos fueron publicados haciendo uso de la ecuacion de avance
tfrontal. Terwilliger y colaboradores en un trabajo estudiaron la aplicacion de las ecuaciones
de flujo fraccional y avance frontal para un proceso de drenaje en un sistema gas-aceite.
Ellos encontraron que para un rango de saturaciones bajas del fhudo desplazante (gas),
estas saturaciones todas se movian con la misma velocidad, resultando que la forma de la
distribucion de saturaciones era constante con el tiempo. Ellos llamaron a esta distribucion
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de saturaciones la “zona estabilizada”. Ademas, los autores mostraron que trazando una
linea tangente de la curva de flujo fraccional a Sw, correspondiente a la saturacion de agua
mnicial y fw 1gual a cero se podia definir la saturacion por arriba de la zona estabilizada.
Como resultado de este trabajo, se desarrollaron los conceptos de zona estabilizada y zona
no estabilizada definidos como:

Zona estabilizada: Intervalo de saturacion donde todos los puntos de saturacion se
mueven con la misma velocidad.

Zona no estabilizada: Intervalo de saturacion donde todos los puntos de saturacion
se mueven con diferente velocidad.

En 1952, Welge mostro que la construccion de una tangente en la curva de tlujo fraccional
equivalia al “balance de areas” sugerida por Buckley y Leverett, para encontrar la saturacion
en la “discontimudad”. Welge fue mas alla de eso y desarrollo una ecuacion que relaciona
el promedio de la saturacion del fludo desplazante con la saturacion del fluido producido al
final del sistema. Esto en términos de inyeccion de agua es:

Sw - Sw2 = Qifa'_?, (410)

Donde

Sw = Saturacion promedio de agua

Sy»— Saturacion al final del sistema

Q.= Volumen poroso de fluido myectado acumulado

t.,= Flujo traccional de aceite producido

Esta ecuacion es importante porque relaciona tres factores de interes primario en la
inyeccion de agua (1) el promedio de la saturacion vy asi el total de aceite recuperado, (2) el
total de agua inyectado y (3) el corte de aceite y el corte de agua y la WOR (relacion agua
aceite) producida.

Welge también determind que:

1
0 —T (4.11)

3s.

Sw2

Esta ecuacion hace posible relacionar independientemente el acumulado de agua inyectada
y la saturacion de agua al momento de la surgencia.

4.3 La Lengua de Agua.

En 1953 Dietz propuso lo que podria ser considerado como la competencia de la ecuacion
de avance frontal de Buckley y Leverett. Dietz visualizo que el agua desplaza al aceite por
bajocorrimieto como formando una lengua. El observo que en la zona mnvadida por agua
donde se hallaba la saturacion residual de aceite solo el agua se movia y en la region no
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mvadida solo aceite se movia. Por lo tanto debia haber una linea que separara estas zonas.
Esto se muestra en la Figura 4.6.

aceite

. —— — — —— — — ————

PROFUNDIDAD

DISTANCIA

Figura 4.6 Forma de la lengua de agua

4.4 Digitacion Viscosa

La teoria de avance frontal de Buckley y Leverett asume que el desplazamiento de aceite
por agua ocurre de manera gradual y con una interfase recta. En 1951 Engelberts y
Klinkenberg mostraron que esto no ocurria en realidad, mostraron a través de
experimentos la existencia de “dedos”. Tiempo después Later van Mewrs demostro la
existencia de estos dedos (Figura 4.7). El mostré que a pesar de que en el laboratorio los
sistemas pueden ser reproducidos como medios porosos uniformes, la formacion de estos
dedos aumentaba a medida que la relacion entre las viscosidades del aceite y del agua
aumentaba.

En los yacimientos reales la presencia de estos dedos no se debe tanto a las viscosidades de
los fluidos sino mas bien a la heterogeneidad de los mismos.

N 52%; W, = 650%

Figura 4.7 Digitacion Viscosa
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4.5 Movilidad del Apua Congénita.

En 1951 Brown reportdo un estudio hecho a rocas preferentemente mojadas por agua,
encontrando que el agua congénita de estas rocas es la que desplaza el aceite, el agua
congenita es, a su vez, desplazada por le agua de inyeccion.

Desafortunadamente no existen resultados para estudios similares en rocas
preferentemente mojadas por aceite. Sin embargo, es logico pensar que como el agua
congénita en sistemas preferente mojados por aceite no afecta a las permeabilidades
relativas al aceite y al agua, el agua de inyeccion no contacta al agua connata de ninguna
forma.

Una utilidad de la movilidad del agua congénita puede ser la determinacion en el campo de
la mojabilidad. Si el agua producida después del corte de agua en los pozos productores
tiene la composicion mineral similar al agua congénita entonces se puede asumur que es un
sistema mojado por agua. S1 el agua producida es el agua de inyeccion hay dos posibilidades
(1) es un sistema mojado por aceite o (2) el agua inyectada se esta filtrando a través de
fracturas y debido a esto no tiene oportunidad de desplazar el agua congénita. Por
supuesto la segunda posibilidad se descarta si la surgencia de agua no ocurre pronto.
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Capitulo 5

SATURACION DE AGUA Y ILA INFLUENCIA QUE TIENE EN LA RELACION

Pe-kr-£,

5.1 Introduccion.

Hasta el momento se han descrito, por separado, las principales caracteristicas de la presion
capilar, la permeabilidad relativa y el flujo fraccional. En este capitulo se detalla la
mmportancia que tiene la saturacion de agua en la relacion que existe entre estos tres
parametros, que no es otra cosa que, conociendo uno de los factores podemos inferir los otros
dos para la explotacion de un yacimiento.

5.2 Movimiento de Fluidos Dentro del Yacimiento.

Los poros de las rocas de los yacimientos estan ocupados siempre por agua, agua v aceite, agua
v gas o imcluso se pueden encontrar los tres thudos. Cuando se encuentran presentes los tres
fluidos, los yacimientos se conocen como de aceite saturado y la distribucion de éstos dentro
del yacimiento sera como se muestra en la Figura 5.1.

A aGAS Y AGUA
s
- Se vy

Figura 5.1 Distribucion de los fluidos en un yacimiento de aceite saturado

Para que el movimiento de fluidos ocurra una fuente de energia debe existir. Para mover
automoviles se requiere una energia en forma de combustible, para los seres humanos esta
energia la proveen los alimentos y para el caso del liquido y del gas dentro del yacimiento,
éstos se moveran como resultado de una diferencia de presion en el medio poroso. El liqudo
v el gas se mueven de un punto de mayor presion a uno de menor presion.

La diferencia de presion en el yacimiento se produce cuando un pozo es perforado, el pozo es
el area de menor presion con respecto a la presion del yacimiento. La accion de un fluido
empujando a otro se llama mecanismo de empuje. Existen diferentes mecanismos de empuje
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pero el que a nos atafle es el mecanismo de empuje por agua ya que se ha venido manejando
un yacimiento bajosaturado.

MECANISMO DE EMPUJE POR _AGUA

Cuando el agua forma parte de un acuifero el empuje por agua puede darse de dos formas. El
primero se presenta cuando debajo de la zona de aceite existe un acuifero grande que ejerce
una presion sobre los fluidos del yacimiento que los obliga a moverse hacia el pozo ver Figura

5.2
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Figura 5.2 Yacimiento bajosaturado con acuifero activo

La otra forma se esquematiza en la Figura 5.3 y ocurre cuando el acuifero se encuentra
conectado con la superficie, el peso de la columna de agua que esta sobre el acuifero ejerce
una presion sobre el yacimiento haciendo que los fluidos se desplacen.
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' Superficie

/Acuifero

Figura 5.3 Pozo artesiano

A medida que el aceite se va desplazando por los poros para llegar hasta el pozo, en los poros
de la roca ocurre que la saturacion imicial de aceite va disminuyendo, el agua ocupa entonces
los huecos dejados por el aceite ncrementando asi la saturacion de agua. A cada aumento de la
saturacion de agua la permeabilidad relativa al aceite va disminuyendo con lo cual el flujo de
aceite hacia el pozo va disminuyendo hasta que es mas conveniente aplicar un método de
recuperacion secundaria o mejorada.

5.3 Determinacion de Ia Altura Sobre el Nivel de Agua Libre

En el yacimiento, la saturacion de agua decrece a medida que la altura sobre el nivel de agua
libre (FWL por sus siglas en inglés) aumenta, en esta zona la presion capilar es igual a cero. La
saturacion de agua irreductible (Swirr) se alcanza a una gran altura por encima del nivel de agua
libre. La zona de transicion es definida como la zona que puede producir agua e hidrocarburos.
Las variaciones en el radio de los capilares son debidas a la geometria del poro, caracteristica
que establece algunas de las propiedades de la roca, como a la permeabilidad y en mucho
menor grado, a la porosidad. Por lo tanto la distribucion del tamario de poro tiene una gran
mfluencia en la magnitud del agua irreductible y en la altura de la zona de transicion. La
profundidad a la cual se encuentre el contacto agua aceite es dependiente de la permeabilidad,
mientras mas alta sea ésta menor sera la separacion entre el contacto agua-aceite y el nivel de
agua libre. Todos estos aspectos se observan mejor en la Figura 5.4, que ilustra el caso de un
yacimiento con roca homogénea (k y ¢ constantes) v aceite bajosaturado.
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Yacimiento

con agua
irreductible

Presion Cima de la
capilar <+——zona de
transicion
Agua
movil Zona. de
transicion
/ agua-aceite
} <+——Contacto agua-aceite
<+——— Pc= cero
0% i0 100%
T Saturacion de agua F.. Nivel de agua libre
Irreductibe (Su) (Presion de desplazamiento)

Figura 5.4 Zonificacién del yacimiento homogéneo con aceite bajosaturado.

El nivel cero de presion capilar (o nivel de agua libre), que determina el perfil teodrico de
saturacion se fija con ayuda de registros eléctricos.

La distribucion de saturacion por encima del nivel de agua libre (o por debajo para cuando se
cuenta con valores negativos de presion capilar en un sistema mojado por aceite) es controlado
por el balance de las fuerzas capilares y de flotamiento.

Pe=(p, - p,)sh (5.1)

Despejando 4 de la Ecuacion 5.1 se puede determinar a que altura sobre el nivel de agua libre
se encuentra determinado valor de presion capilar. Se debe sefialar que se puede usar cualquier
juego de unidades siempre y cuando sean unidades consistentes.

h _ PC (52)

(0, —p,)g

5.4 Calculo de Ia Permeabilidad a partir de Ia Presion Capilar.

La primera correlacion presion capilar-permeabilidad fue desarrollada por Purcell. Esta
correlacion esta basada en la analogia que existe entre la ecuacion de Pouseuille y la ecuacion
general de la presion capilar.

El gasto de un fluido, 0, con viscosidad, /4, que pasa a través de un tubo cilindrico con radio r
v longitud igual a L, esta dado por la Ecuacion 5.3 la cual fue desarrollada por Pouseuille.

4
zr AP

0="C 63
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Donde AP es la caida de presién a lo largo del tubo.
Dado que el volumen, [, del tubo es nr’ L, la Ecuacion 5.3 puede ser escrita como:
0= Vr’AP

Sul’

La presion capilar para este tubo, esta dada por la ecuacion de presion capilar, que es la minima

(5.4

presion requerida para desplazar un fluudo mojante por medio de un fluido no mojante dentro
de un capilar de radio

20cosé
Pc = (5.5)
r
Sustituyendo el valor de rde la Ecuacion 5.5 en la Ecuacion 5.4 se obtiene:
(o cos@)*VAP _
Q=55 (5.6)
2ul” Pc

S1 se concibe el medio poroso como la union de N tubos capilares de igual longitud pero
diferente radio, el gasto total que fluye a través de €l puede ser expresado como:

(ccos@)*AP Y, V, L
r = 2#[;2 Z P 2 (D' )
i=l C,-

Por otro lado, el gasto, a través del mismo sistema de capilares se puede obtener con ayuda de
la ecuacion de Darcy.

_ KAAP

0, L

(5.8)

Si se igualan las Ecuaciones 5.7 y 5.8 se obtiene la relacion entre presion capilar y

permeabilidad

2

(ocos@)” X V. .
k= ! 9
QAL éPc,. )

La Ecuacion 5.9 puede ser simplificada si se expresa el volumen, [z de cada capilar como
porcentaje, 57 del total del volumen de espacios, [} del sistema:

si= "t (5.10)
VT

Mas aun, dado que el producto 4L es el volumen total de roca, se puede introducir el termino

de porosidad.
p=-" (5.11)

La Ecuacion 5.9 se reduce a:
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:(0'0()256’)“¢i S, (5.12)

k 5
o Pc;

Sin embargo, Purcell se dio cuenta que a pesar de que la Ecuacion 5.12 relacionaba la
permeabilidad con la porosidad y la presion capilar dentro de un sistema de capilares
cilindricos y paralelos con la misma longitud pero diferente radio de poro, tal sistema no existia
en la naturaleza. Para corregir esto, Purcell, introdujo el factor /itoldgico, A, también conocido
como indice de distribucion del tamano de poro, este indice es adimensional, en general puede
decirse que mientras mayor es el valor de A mas uniforme es la distribucion del tamano del
poro. Si A tiende a infinito representa una distribucion de tamano uniforme de poro. Areniscas
y calizas en la naturaleza pueden representarse mediante indices de distribucion de tamaifo de
poro entre 0.5 y 4. Kewen Li realizo estudios de mnyeccion de mercurio en tres tipos de roca,
arenisca berea, una caliza y una arenisca de un campo petrolero obteniendo los siguientes

valores de A.

TIPO DE ROCA BEREA CALIZA ROCA DE
ACIMIENTO
A 0.674 1.572 0.542

Finalmente, mtroduciendo factores de conversion, y expresando la sumatoria como la integral
de la saturacién sobre Pc® en el rango de saturacién de 0 a 1, la ecuacién se transforma en:

k=1024(ccos6) 9 I‘fsg (5.13)
* c

Donde £ es la permeabilidad en mD, @es la porosidad, § es la fracciéon de poros ocupada por
el liquido inyectado en la muestra, Pr la presién capilar en Ib/pg®, o la tensién interfacial en

dinas/cm y @el angulo de contacto.

5.4.1 Calculo de Ia Permeabilidad Relativa a partir de Ia Presion Capilar.

La determinacion de la permeabilidad relativa con datos de presion capilar esta basadas en la

relacion entre permeabilidad absoluta y presion capilar desarrollada por Purcell y que es
expresada como:
s=1
ds
k=1024(ccosO)f 92 [ =,
§=0
Esta ecuacion puede ser adaptada para el calculo de las permeabilidades relativas de las dos

(5.13)

fases, mojante y no mojante, definidas como las relaciones entre la permeabilidad efectiva y la
permeabilidad absoluta del sistema. Se puede reescribir la Ecuacion 5.13 quedando en la forma
sigulente:

S=8w

_ 2 dS
kw=10.24(c cos6)* ¢A J' -

5=0

P (5.14)
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\-LT

2as
knw =10.24(c cos8)’ o
nw (ceoso)'or |

S=8w ’

(5.15)

Donde &w y &mr son las permeabilidades efectivas de la fase mojante y no mojante
respectivamente.

Dado que la Ecuacion 5.13 representa la permeabilidad absoluta, las Ecuaciones 5.14 y 5.15 se
dividen por la Ecuacion 5.13 por lo que la permeabilidad relativa de las fases mojante y no
mojante se definen como:

S=J.Sn-' S

DL Lia 616
S‘[ 0 Pc?
T ds

kraw = kr;w =2 z;z (.17)
S'[ 0 Pc?

Donde &mr y krmmr son las permeabilidades relativas de las fases mojante y no mojante
respectivamente.

Construccion de Curvas de Permeabilidad Relativa a partir de Datos de Presion Capilar

Brooks y Corey han demostrado, con base en un gran numero de datos experimentales, que A
puede determinarse a partir de la forma de una curva de Pc vs Sw. Ellos demostraron que

existe la siguiente relacion:
Pc\”
Sw' :( € J (5.18)

Pd
O bien, tomando logaritmos la Ecuacion 5.18 queda de la siguiente forma:
log Sw" = —A(log Pc —log Pd)
1 N (5.19)
log Pc =log Pd — 2 log Sw
Donde
Sw*=Saturacién efectiva de la fase mojante
Pc= Presion capilar
Pd= Presion capilar de admision o desplazamiento

A=Factor litolégico

La saturacion efectiva de la fase mojante (Sw*) se calcula mediante la siguiente ecuacion:
* Sw— Swi
Sw = - (5.20)
I — Swi
Donde:

Sw*= Saturacién efectiva de la fase mojante
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Swi=Saturacion irreductible de la fase mojante
Sw= Saturacién de la fase mojante a una Pc dada

Todos los parametros que intervienen en la Ecuacién 5.20 son obtenidos de la curva de drene
de un proceso de desplazamiento.

Al graficar log(Pc) contra log(Sw*) se obtiene una linea recta, el inverso de la pendiente de esta
recta es el valor del factor litolégico A. Una vez que se conoce el valor de A y que se obtiene la
Sw* es posible usar las ecuaciones propuestas por Burdin para calcular la permeabilidad

relativa de la fase mojante y de la fase no mojante respectivamente:
2434

krw=(Sw’) * (5.21)
2+4
krnw = (1—Sw*)2[1—(sw* )7] (5.22)

Finalmente se grafica krw vs. Sw* vy kinw vs. Sw*

5.5 Calculo del Flujo Fraccional de Agua a partir de Ia Permeabilidad Relativa.

Puesto que en la ecuacion de flujo fraccional las permeabilidades relativas intervienen como un
coclente, es posible expresar tales permeabilidades mediante una correlacion. Dicha correlacion
puede ser obtenida al asociar a las permeabilidades relativas y la saturacion del agua, tal y como
se muestra en la Ecuacion 5.23

ro —bSw — .
=ae 5.23
P (5-23)

FaTs

Recordando que la permeabilidad relativa a un fluido es la relacion de la permeabilidad efectiva
a ese fluido entre la permeabilidad absoluta, es posible el expresar la Ecuacion 5.23 como:

k .
0 =ae™™ (5.24)

Donde ¢ es la funciéon exponencial, 2 v  se determinan a partir de una grafica de log (kro/kew)
vs. Sw, en donde # corresponde a la mterseccion en Sw = 0 de la parte de la recta de los
valores de (kro/kew) v b sera la pendiente de dicha recta. Un ejemplo de esta grafica se muestra

en la Figura 5.5.
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log Kro/Krw vs Sw
y = 53857 -11.518x

100
-
Ih-: 10 -"‘l—..
°
=
g 1

0.1 T T T T r

0.2 0.3 0.4 05 06 0.7 0.8
Sw

Figura 5.5 Ejemplo que se obtiene al graficar log (kro/krw) vs. Sw

Ahora es posible el obtener los valores del flujo fraccional de agua para cada punto de
saturacion mediante el uso de la Ecuacion 5.25

fw= l (5.25)
l+ Juw ae—wa

A,

Donde 7 usfes el flujo fraccional de agua, f, es la viscosidad del agua y 4, es la viscosidad del

aceite.

5.0 Calculo de Ia Permeabilidad Relativa a partir del Fliujo Fraccional

El método es un método experimental, todo comienza con los datos obtenidos de una prueba
de desplazamiento de aceite por agua, los datos que se necesitan son: inyeccion de agua, aceite
recuperado, densidad y viscosidad del aceite, caida de presion. El objetivo de este método es
obtener las curvas de permeabilidad relativa al agua y al aceite, y ésto se logra a través de un
proceso iterativo donde la saturacion de agua es el parametro que va marcando la pauta para
desarrollar este método. Por lo tanto el primer paso es calcular la saturacion de agua promedio
en el nucleo.

La saturacion de agua promedio es igual al volumen de agua en el nucleo dividido por el
volumen poroso, Como el flujo es mcompresible, entonces el volumen de aceite producido
Np es 1gual al volumen de agua que ha quedado en el nucleo, mientras que el volumen poroso
se puede calcular de la siguiente manera.

_ Peso del niicleo saturado — Peso del niicleo sec o

v, . : (5.26)
Densidad del fluido que satura al niicleo
Sw= P (5.27)
P



Capitulo 5: SATURACION DE AGUA Y LA INFLUENCIA QUE TIENE EN LA RELACION Pc-kr-f:

Igualmente se calcula el volumen de agua inyectada adimensional en términos del volumen

Wi : . " . -
poroso Vo Donde Wi es el agua mnyectad, repitiendo el calculo para todas las mediciones
P

realizadas.

El siguiente paso es calcular el tlujo fraccional de aceite. El flujo fraccional de aceite se define
como:

f 0o T = Np! Al = Np = ASw (528)
q,+q, Npl/At+Wp/At Np+Wp A( Wi ]
VP

Como es flujo bifasico, entonces el flujo fraccional de agua se calcula restando el flujo
fraccional de aceite de 1.

f.=1-17, (5.29)

El siguiente paso consiste en calcular la inyectividad relativa, I La inyectividad relativa se
define como:

/= qlAp
" (q/4p),

La inyectividad relativa es en realidad funcion de la variacion de movilidad promedio del fludo
en el yacimiento.

(5.30)

La tasa de inyeccion es simplemente el volumen de agua inyectado en cada corrida por el
mtervalo de tiempo que transcurrié durante la corrida. Por ejemplo:

AWi
=— 5.31
9= (531)
La inyectividad se calcula dividiendo la tasa de inyeccion por la caida de presion:
. AW/ At
=9 2 (5.32)
Ap Ap

La inyectividad relativa es la razon entre las inyectividades divididas y la invectividad micial. La
myectividad relativa para los datos de la primera corrida es igual a uno.

El paso final es el calculo de las permeabilidades relativas a partir de la myectividad relativa y
de los volumenes de agua inyectada acumulada.

La permeabilidad relativa al aceite se calcula haciendo uso de:

{3)
- Wi (5.33)
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Este calculo se divide en varias etapas. Por ejemplo, primero se calcula para cada corrida el
producto Ir*I¥7, luego se invierte y finalmente se calcula la variacion del inverso. Similarmente
se procede con el numerador. La permeabilidad relativa al agua se calcula mediante:

PR (A ) (5.34)

Finalmente se grafican todos los valores obtenidos de & y A&mr contra los valores de
saturacion de agua promedio.

5.7 Calculo de Ia Presion Capilar a partir de Datos de Permeabilidad

Hawkins, Luftel y Harris desarrollaron una correlacion para obtener la presion capilar sobre la
base de datos de saturacion de agua, porosidad y permeabilidad. Las ecuaciones que
obtuvieron para lograr correlacionar a la presion capilar con la permeabilidad se presentan en la
siguiente serie de pasos. El primer punto consiste en efectuar el calculo de la presion de
desplazamiento del mercurio mediante el uso de la Ecuacion 5.35.

937.8 -
Donde:
P, = presién de desplazamiento del mercurio en [psi]
k = permeabilidad absoluta [md]
@ = porosidad en [%0]

El siguiente paso es calcular la fuerza de gravedad, F,, tal y como se muestra en la Ecuacién

5.36.

5-21 . k0.1254 )
In

F = - 5.36
g 2303 (5:36)

Al haber obtenido los dos parametros anteriores, ya nos es posible el determinar la presion
capilar mediante el uso de la Ecuacion 5.37, la cual se muestra a continuacion.

F
log(F) = —m +log(F) (5.37)

Donde S es la saturacién del agua expresada en fraccion y P, es la presion capilar expresada
en [psi].
Como puede apreciarse en la Ecuacion 5.37, la presion capilar esta expresada en funcion del

logaritmo base diez. Dicha ecuacion puede escribirse tal y como se muestra en la Ecuacion

5.38.

P:: — 10—[ Fg /In(1-Sw)}+log( Pd ) (538)

97



Capitulo 5: SATURACION DE AGUA Y LA INFLUENCIA QUE TIENE EN LA RELACION Pc-kr-f:

Otra forma de calcular la presion capilar es mediante el uso de la Funcion | de Leverett la cual
se muestra en la Ecuacion 5.39.

(k/¢)*°P,

J(S )=
(5 ocos@

(5.39)
Donde

J(S,) = funcién | en funcién de Sw

S, = Saturacién del agua

k = permeabilidad absoluta del medio poroso

¢ = Porosidad

P. = presion capilar en funcion de Sw

O = tension interfacial

€ = angulo de contacto en la interfase fluidos-sélido

Los pasos a seguir para realizar el calculo de la presion capilar mediante el uso de la Funcion J
son:

1. Delimitar el bloque a caracterizar (una celda en un simulador, un nivel productivo o
todo el yacimiento)

2. Obtener la porosidad y la permeabilidad promedio para todo el bloque.

3. Resolver la Ecuacion 5.39 para obtener la Pc en funcion de J(Sw) para los valores
calculados de permeabilidad y porosidad, del punto previo, y las tensiones interfaciales
v angulos de contactos a nivel del yacimiento.

Sin embargo, hay que resaltar las consecuencias de obtener la presion capilar mediante esta
metodologia:

® Las curvas obtenidas tratan al bloque como un sistema homogéneo

® La Swen funcion de la profundidad resulta decreciente a medida que se recorre
el camino desde la base hasta la cima del bloque elegido

® Para dicho bloque, se establece un tunico valor para la saturacion de agua
irreductible.

De este modo, en bloques con marcadas heterogeneidades puede llegar a resultar muy
complicado trasladar la curva promedio de presion capilar a la descripcion real del yacimiento.

98



Capitulo 5: SATURACION DE AGUA Y LA INFLUENCIA QUE TIENE EN LA RELACION Pe-kr-f¢

5.8 Ecuacion para Generar una Familia de Curvas de Altura Sobre el Nivel de Agua

Libre en un Sistema Heterogeneo

Todas las ecuaciones presentadas a lo largo de este capitulo han sido desarrolladas para dar
solucion a un sistema homogéneo, es decir, las expresiones matematicas mostradas seran
validas si1 se trata al yacimiento como un sistema homogéneo o si se esta analizando un solo
estrato.

La intencion de esta seccion es proporcionar una ecuacion que sea capaz de reproducir la
forma genérica de una familia de curvas de altura sobre el nivel de agua libre con la finalidad de
representar la distribucion de saturaciones y los contactos de los fluidos contenidos en los
estratos que conforman a un yacimiento heterogéneo. Con dichas curvas de altura sobre el
nivel de agua libre sera posible obtener la facilidad de flujo de los fludos y el flujo fraccional
del agua en cada estrato del yacimiento en cuestion.

La ecuacion en cuestion esta desarrollada de tal forma que solo sera valida para un bloque con
geometria simple.

En la Funcion | de Leverett, Ecuacion 5.39:
e FEldivisor ocos#@, tiene en cuenta la influencia de los fluidos empleados.
® El factor (k/@)*°, contempla las diferencias entre distintos medios porosos

Teniendo en cuenta las consideraciones de la Funcién ] de Leverett y , principalmente, la
forma que tienen las curvas de presion capilar, es posible obtener una ecuacion empirica que
reproduzca la forma genérica de dichas curvas en funcion de la distancia o altura respecto al
nivel de agua libre (FWL) contra la saturacion de agua del yacimiento. La expresion matematica
obtenida se muestra en la Ecuacion 5.40.

Altura=(ocos)- (k/ ¢y -[100-S ) /(S, =S, ) =1]"" +(WOC-FWI)  (5.40)

wirr wfrr)

Donde:
Aitura = diferencia de cota entre FWL y el estrato en estudio, en m
% = permeabilidad absoluta del estrato en estudio, en D

@ = porosidad del estrato en estudio, en fraccion

S

e = saturacion de agua irreductible, en porcentaje

S, = saturacién de agua en el estrato en estudio, en porcentaje, la cual variara de 100% a S,
Exp = valor a determinar mediante ensayo y error

FIWL = nivel de agua libre, en m

IWOC = contacto agua-aceite de cada estrato, en m

O = tension interfacial, en dinas/cm

€ = angulo de contacto en la interfase fluidos-soélido, en grados

S1 se deseara obtener la presion capilar en lugar de la altura sobre el nivel de agua libre, primero
se debe hacer uso de la Ecuacion 5.40 y posteriormente se emplea la Ecuacion 5.1, en donde h
es la altura sobre el nivel de agua libre.

99



Capitulo 5: SATURACION DE AGUA Y LA INFLUENCIA QUE TIENE EN LA RELACION Pe-kr-f¢

La generacion de la Ecuacion 5.40 parte de una hipérbola dentro de un rango de saturaciones

comprendidas entre 100% y § debido a que las curvas de presion capilar siempre varian

wirr 2
entre esos rangos. Se consideré (k/@) " para tener en cuenta las diferencias litologicas v
petrofisicas existentes entre los distintos estratos de la formacion productora. El producto

oCcos@ se usa para tener en cuenta la mfluencia de los fluidos empleados La presion de
admision o de desplazamiento, Pd, se considera al efectuar la diferencia entre FWL-WOC. El

término [(l 00-S

se hace variar desde §

Exp . o . . e
Wi V(S =S ) — l] es usado para generar cada curva, ya que la saturacién

0/ . £ _ . ] o g
i Dasta 100%; el término Exp se emplea para proporcionarle una
curvatura a cada curva, valga la redundancia, por lo que se deberan de probar distintos valores
hasta lograr que las curvas generadas se asemejen a las proporcionadas por el laboratorio

Como puede apreciarse, la Ecuacion 5.40 sirve para generar una familia de curvas de altura
sobre el nivel de agua libre de una manera relativamente simple debido a que la obtencion de
dicha ecuacion partio del uso de una hipérbola, pero el uso de conceptos y consideraciones
relacionados a temas de presion capilar garantiza la obtencion de resultados confiables y mas
apegados a la realidad.

Para ejemplificar el uso de la Ecuacion 5.40 y demostrar su aplicacion, se considerara un
vacimiento con 4 estratos en donde los colores claros indican zonas de transicion y los colores
obscuros mndican que el yacimiento se encuentra a la saturacion de agua irreductible, mientras
que el color azul muestra la zona de agua. Dicho yacimiento se ilustra en la Figura 5.6

Zona con Swirr Zona de transicion
aceite - agua
4. I — Transicién
3. O ) Contatco aceite - agua
2. E— — BN Agus
1. C———1

Figura 5.6 Yacimiento de 4 estratos

100



Capitulo 5: SATURACION DE AGUA Y LA INFLUENCIA QUE TIENE EN LA RELACION Pc-kr-f:

El yacimiento tiene las signientes caracteristicas:

Estrato | Permeabilidad | Porosidad Swirr Sor WOC-FWL
D] %] 0 %] ]
4 0.09 10 16 10 0
3 0.03 8 18 15 6
2 0.02 7 21 20 11
1 0.008 6 24 25 15

Como puede apreciarse, el estrato mas permeable es el nimero 4 y el menos permeable es el
numero 1. La finalidad del ejemplo es demostrar la funcionalidad y utilidad de las expresiones
matematicas aqui presentadas, por lo que la eleccion de los datos se hizo de tal manera que
resulte muy sencillo usar las ecuaciones, esto es, la informacidon que aqui se presenta es
hipotética y dificilmente se encontrara en un caso real.

El yacimiento tiene una geometria y una distribucion de fhudos muy simple. El nivel de agua
libre de todo el yacimiento estara a la profundidad del contacto aceite-agua del estrato 4, es
decir, FWL sera 1gual a WOC del estrato 4. La ultima consideracion para la realizacion del
ejercicio, es suponer la viscosidad del agua y la viscosidad del aceite como constantes y con un
valor de 1[cp] v 2[cp], respectivamente. Se considera ¢ = 30 [dinas/cm] vy 6 =30 [°] (valores
tomados de la Tabla 2.1)

Las saturaciones de aceite residual son datos supuestos. Los valores de permeabilidad se
obtuvieron de un yacimiento ajeno al yacimiento del cual provienen las curvas entregadas por
el laboratorio debido a que no se disponia de dicha informacion; sin embargo, no hay que
olvidar que se trata de un caso hipotético y el principal objetivo del ejemplo es ilustrar el uso
de la Ecuacion 5.40 asi como demostrar su eficacia. El valor de Exp se determinara basandose
en las curvas entregadas por el laboratorio, dichas curvas se muestran en la Figura 5.7.
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Figura 5.7 Grafica de altura sobre el nivel de agua libre vs saturacion de agua obtenida de laboratorio

Cilculo de Ia Altura de un Intervalo Sobre el Nivel de Agua Libre (FWL)

Considerando las caracteristicas del yacimiento que se sefalaron anteriormente y usando la
Ecuacion 5.40, con las unidades correctas, es posible obtener una familia de 4 curvas ya que se
tienen 4 estratos.

Para la construccion de la curva de cada estrato, mediante el uso de la Ecuacion 5.40, se realiza
lo siguiente:

1. Sustituir los valores de &, @, 0,0, FWL y WOC

wirr 2

2. Variar S, de 100% hasta §

wirr

3. El valor de Exp se obtendra por ensavo v error, esto es, se variara hasta que las curvas
- o E 3
generadas se asemejen a las curvas entregadas por el laboratorio.
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Los pasos anteriores se repiten para cada estrato. Las curvas obtenidas se presentan en la

Figura 5.8.

—e— Estrato 4
—=— Estrato 3
—— Estrato 2
—m— Estrato 1

Altura [m]

0O 10 20 30 40 50 60 70 80 90 100
SW [%]

Figura 5.8 Grafica para los 4 estratos de las alturas sobre el nivel de agua libre vs saturacion de agua

Con la grafica anterior es posible conocer la zonificacion que se presenta en el yacimiento.

Calculo de Ia Permeabilidad Relativa

Una vez que se han obtenido las curvas de presion capilar es posible conocer la facilidad de
flujo que se tendra en cada capa del yacimiento. Para esto se procede de la siguiente manera.

1. De la grafica altura contra saturacion de agua, se obtiene el valor de saturacion de
agua wrreductible (Swirr) para cada estrato. Con este valor se calcula la saturacion

efectiva de la fase mojante (Sw*), utilizando la Ecuacion 5.20.

2. Después se le aplica el logaritmo base 10 a los valores de altura y Sw*, se grafica
log(altura) vs. log(Sw*), obteniéndose una recta, el mverso de la pendiente de dicha

recta es el valor del factor litolégico, A.
Ahora se cuenta con la nformacion necesaria para utilizar las Ecuaciones 5.21 y 5.22

4. Finalmente, se preparan las graficas obtenidas para cada estrato de los valores de krw
vs. Sw y kro vs Sw. Las graficas se trazan desde la saturacion de agua irreductible hasta
la saturacion de aceite residual de cada estrato, Figuras 5.9 a 5.12.
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kro

0.1

0.2 0.3 0.4 05 0.6 07 0.8
Sw
—=— Serie2 —— Seriel

0.9

Figura 5.9 Curvas de permeabilidades relativas del estrato 4
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kro

0 0.1 0.2 0.3 0.4 0.5 0.6 0.7 0.8 0.9 1
Sw

—=— Serie2 —— Seriel

Figura 5.10 Curvas de permeabilidades relativas del estrato 3
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kro

0 0.1 0.2 0.3 0.4 0.5 0.6 0.7 0.8 0.9 1
Sw

—=— Serie2 —— Seriel

Figura 5.11 Curvas de permeabilidades relativas del estrato 2
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Kro

0 0.1 0.2 0.3 0.4 0.5 0.6 0.7 0.8 0.9 1
Sw

—=— Serie2 —e— Seriel

Figura 5.12 Curvas de permeabilidades relativas del estrato 1

La Figura 5.13 muestra a las curvas de permeabilidad relativa de los 4 estratos en una sola
grafica.
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—+— Estrato 4
—=— Estrato 3

Estrato 2
—es— Estrato 1

0 01 02 03 04 05 06 07 08 09 1

Sw

Figura 5.13 Curvas de permeabilidades relativas del estrato 4, 3,2y 1

Calculo del Flujo Fraccional

Hasta este momento se ha logrado obtener la zonificacion y la facilidad de flujo de los thudos
presentes en el yacimiento en estudio. Como ultimo paso se calculara el flujo fraccional, es
decir, se conocera el avance que tendra el agua en la vida de explotacion del yacimiento.

1. Se parte de los valores de krw y kro obtenidos en la seccion previa, se hace la relacion

kro/krw y se grafica en papel semilogaritmico kro/krw vs. Sw

2. De la curva que se obtiene al graficar estos datos, solo interesa la parte recta, que
queda definida con la Ecuacion 5.23. Con ayuda de la grafica se pueden obtener los
coeficientes 2 y 0/ que intervienen en dicha ecuacion, ya que a es el valor de la
ordenada al origen y b el valor de la pendiente de dicha recta. Asi se puede calcular,
para cualquier valor de saturacidn de agua, el valor de la relacion kro/krw.

3. Conociendo los valores de a y b ahora se puede utilizar la Ecuacion 5.25, y se obtiene
el valor de flujo fraccional de agua para un valor de saturacion de agua dado. El valor
de viscosidad de las dos fases se debe conocer de antemano.
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4. Finalmente se grafica fw contra saturacion de agua vy se obtienen las curvas para cada
estrato, Figuras 5.14 a 5.17.

0 0.1 0.2 0.3 0.4 0.5 0.6 0.7 0.8 0.9 1
Sw

Figura 5.14 Curva de flujo fraccional de agua (fiw) del estrato 4
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0 0.1 0.2 0.3 0.4 0.5 0.6 0.7 0.8 0.9 1
Sw

Figura 5.15 Curva de flujo fraccional de agua (fiw) del estrato 3
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0 0.1 0.2 0.3 0.4 0.5 0.6 0.7 0.8 0.9 1
Sw

Figura 5.16 Curva de flujo fraccional de agua (fw) del estrato 2
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0 0.1 0.2 0.3 0.4 0.5 0.6 0.7 0.8 0.9 1
Sw

Figura 5.17 Curva de flujo fraccional de agua (fiv) del estrato 1

La Figura 5.18 muestra a las curvas de flujo fraccional de agua de los 4 estratos en una sola
grafica.
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—e— Estrato 4
—s— Estrato 3
—a— Estrato 2
—m— Estrato 1

0 0.1 0.2 0.3 04 0.5 0.6 0.7 0.8 09 1
Sw

Figura 5.18 Curvas de flujo fraccional de agna del estrato 4, 3,2y 1

La finalidad del ejemplo es demostrar que se puede conocer la zonificacion petrofisica
(@,k,S,) v la facilidad de flujo de los fluidos (k,,.k,, v f,) contenidos en un yacimiento

heterogéneo con aceite bajosaturado, todo ello a partir de una cantidad de datos relativamente
escasa. Lo anteriormente calculado, ayudara a comprender lo que acontece en cada estrato del
yacimiento.
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Capitulo 6

CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES

0.1 Conclusiones.

® FEl concepto de permeabilidad relativa provee un mecanismo para cuantificar el flujo de
cada fase cuando se presenta flujo multifasico dentro del medio poroso, por lo que se
considera un concepto muy importante. Ello llevo a abarcar de manera extensa lo
concerniente a su definicion, medicion e mterpretacion de las curvas de permeabilidad
relativa.

® Las curvas de presion capilar permiten establecer la distribucion de thudos y delimitar
zonas dentro del yacimiento (zonas de contacto, zonas de transicion y la zona de agua
libre). Estas zonas se deben de tener muy presentes a la hora de seleccionar la
profundidad a la que se realizaran los disparos que pondran en contacto a los fluidos
del yacimiento con la superficie. La correcta utilizacion de estas curvas con ayuda de las
curvas de permeabilidad relativa se traducira en una mayor recuperacion de

hidrocarburos.

® Fue llevado a cabo el estudio de flujo fraccional de agua que permite determinar la
cantidad de agua producida y estimar si es rentable o no continuar con la explotacion

primaria de un yacimiento.

® Se estudio la relacion existente entre la permeabilidad relativa, la presion capilar y el

flujo fraccional de agua para un yacimiento bajosaturado.
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Se dedujo una ecuacion con la que es posible generar una familia de curvas de altura
sobre el nivel de agua libre, partiendo de una cantidad relativamente escasas de datos,
con la cual se logra conocer la zonificacion petrofisica de un yacimiento heterogéneo

que contiene aceite bajosaturado.

Se presentan ecuaciones que permiten conocer, partiendo de datos de altura sobre el
nivel de agua libre, la faciidad de flujo de los fluidos presentes en un yacimiento

heterogéneo con aceite bajosaturado.

También, se incluyeron correlaciones que posibilitan conocer la zonificacién petrofisica
a partir de informacion de facilidad de flujo de los fluidos. Con todo lo anteriormente
escrito, se deduce que es posible comprender lo que acontece en cada estrato del

yacimiento en estudio sin importar si se parte de datos de zonificacion petrofisica o de

facilidad de flujo.

0.2 Recomendaciones.

Es muy recomendable obtener los nucleos necesarios de las zonas de interés para
lograr conocer mejor a la formacion productora con la finalidad de lograr una mayor

eficiencia de recuperacion maximizando las ganancias.

Las relaciones presentadas estan enfocadas al estudio de yacimientos que contienen
aceite bajosaturado por lo que seria muy conveniente extender este trabajo a

yacimientos con fluidos distintos a los mostrados.

Cuando no se disponga de toda la informacion necesaria (porosidad, permeabilidad,
saturacion iicial de agua, saturacion de aceite residual, etc.), lo ideal seria usar

correlaciones o graficas pertenecientes al yacimiento en estudio para obtener los datos
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faltantes. De no ser asi, lo mas recomendable seria el uso de correlaciones o graficas de

yacimientos similares.

e FEs factible programar, en cualquier lenguaje de computacion, las expresiones
matematicas presentadas en el Capitulo 5, con lo que es posible procesar cualquier

numero de estratos y cualquier variacion que éstos tengan.
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