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RESUMEN

TITULO: ESTUDIO PETROFISICO INTEGRADO A PARTIR DE ANALISIS DE NUCLEOS*

AUTORES: MARIA CAMILA CARDENAS OSPINA
MARIA PAULA RAMIREZ TRUJILLO?
PALABRAS CLAVE: Analisis petrofisicos basicos, Analisis petrofisicos especificos, Correlaciones

La importancia de evaluar en el laboratorio muestras de rocas de yacimientos que contienen aceite,
agua y gas, es poder conocer la saturacion de estos fluidos que se encuentran atrapados en el
espacio poroso, la capacidad de esos fluidos para que fluyan a través del medio poroso, y otras
propiedades fisicas relacionadas, que ayudan a cuantificar el hidrocarburo en sitio.

Este estudio determina datos de Porosidad, Permeabilidad, Saturacion de fluidos, Densidad de
Grano, Presion Capilar y Propiedades Eléctricas en muestras del Campo Colorado Formacion
Mugrosa, siguiendo los lineamientos de la Norma API-RP 40 y las guias SCA parte i, I, Il
implementando las técnicas de Porosidad, Permeabilidad, Presion Capilar y medidas de Resistividad
a condiciones del Laboratorio de Andlisis petrofisicos y Dafio a la Formacion de la Universidad
Industrial de Santander

Este estudio hace un aporte en la caracterizacién Petrofisica de la Zona C1 del Campo Colorado,
obteniendo datos del Factor de Formacion, indice de Resistividad, Saturacion de Fluidos, Saturacion
de Agua Irreducible, Coeficientes de Saturacion y de Cementacion. Posteriormente, se comparan
con datos de propiedades petrofisicas obtenidas por métodos empiricos

El estudio de los datos generados por los andlisis de ndcleos, proporcionan una buena respuesta al
desarrollo productivo del Campo y provee una base sélida para la estimaciéon de hidrocarburo en
sitio y modelaje del yacimiento.

1 Trabajo de Grado

2 Facultad de Ingenierias Fisicoquimicas. Escuela de Ingenieria de Petréleos.
Director Msc. Helena Margarita Ribon Barrios

Codirector. Msc. Aristobulo Bejarano Wallens
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ABSTRACT

TITLE: INTEGRATED PETROPHYSICAL STUDY BASED ON CORE ANALYSIS?

AUTHORS: MARIA CAMILA CARDENAS OSPINA
MARIA PAULA RAMIREZ TRUJILLO*

KEY WORDS: Basic Petrophyisical analysis, Specific Petrophisical Analisis, Correlations

The experimental evaluation of reservoir rock cores containing oil, water and gas in laboratory is
important in order to acknowledge the saturation of the contained fluids in the porous spaces, the
fluids capacity to flow across the porous media and another related physical properties, which allows
quantifying the hydrocarbon in-situ.

In this study, a number of petrophyisical properties are determined in core samples from the Mugrosa
Formation of the Colorado Oil Field. Among these properties were Porosity, Permeability, Fluids
Saturation, Capillary Pressure and Electrical behavior. The experimental procedure implemented was
according to the API RP 40 and the SCA guidelines (parts I, Il and Ill), using the techniques of
Porosity, Permeability, Capillary Pressure and Resistivity measurements at the Petrophysical
Analysis and Formation Damage laboratory conditions.

This study contributes to the Petrophysical characterization of the Colorado Oil Field C1 zone,
obtaining data of Formation Factor, Resistivity Index, Fluids Saturation, Irreductible Water Saturation,
Saturation and cementation coefficients. In addition, the experimental data is compared with
petrophysical data obtained by empirical methods.

The study of the generated data by core analysis provides a positive answer to the productive
development of the field and offers solid bases for the estimation of hydrocarbon in-situ, and posterior
reservoir modeling.

3 Bachelor Thesis

4 Faculty of Physicochemical Engineering. Petroleum Engineering School.
Director M. Sc. Helena Margarita Ribon Barrios

Co-director: M. Sc. Aristobulo Bejarano Wallens
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INTRODUCCION

En la industria de los hidrocarburos un reto es la construccion de un modelo
petrofisico que permita caracterizar las heterogeneidades y discontinuidades del
yacimiento para identificar criterios para la toma de decisiones en la planificacion
del desarrollo del mismo, mediante la observacion directa de resultados de pruebas
basicas y especiales de corazones y/o indirectas a través de interpretacion de

registros.

El estudio petrofisico a través de analisis de nucleos, juega un papel vital en los
programas de exploracién, operaciones de completamiento y reacondicionamiento
de pozos, asi como en la evaluacion de yacimientos. Estos datos los proporciona el
andlisis de nucleos e indican una evidencia positiva en la presencia de petrdleo, la
capacidad de almacenamiento de los fluidos del yacimiento y la capacidad y
distribucion del flujo esperado. Las saturaciones residuales de los fluidos permiten

la interpretacion de la produccién probable de petréleo, gas o agua.

Este trabajo busca aumentar el conocimiento y disminuir el riesgo con el estudio de
las propiedades petrofisicas para llegar a un modelo que permita conocer el
comportamiento del yacimiento de la mejor forma y asi proporcionar un manejo
eficiente, definiendo técnicas y estrategias para la reduccién de petréleo remanente

y aumento de factor de recobro.
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1. FUNDAMENTACION TEORICA

1.1 ANALISIS PETROFISICOS BASICOSS

El andlisis de propiedades petrofisicas basicas de las muestras de roca (corazones),
se realiza siguiendo las normas APl RP 40 de 1998. Estos resultados son
importantes para la caracterizacion petrofisica de un yacimiento, pues facilitan la
determinacion de tipos de roca, unidades hidraulicas de flujo, evaluacion de
reservas y produccion. lgualmente, permiten calibrar y correlacionar la informacion
obtenida de los registros eléctricos, como medio para realizar la caracterizacion y

simulacion del yacimiento.

1.1.1 Porosidad®. La porosidad se define como la relacion entre el volumen poroso
y el volumen total de la roca (la propiedad inversa a la porosidad es la compacidad).

Matematicamente:
|4 .,
¢= V—” (Ecuacion 1)
t

Vp= Volumen poroso
Vi= Volumen total

De acuerdo a la interconexion del volumen poroso, la porosidad se define en

porosidades absoluta, efectiva y no efectiva.

Porosidad absoluta: Es aquella que considera el volumen poroso de la roca este

0 no interconectado.

5 Evaluacion integrada y Caracterizacion Petrofisica Instituto Colombiano del Petréleo
6 Editado de ESCOBAR, Freddy H. Fundamentos de Ingenieria de Yacimientos. Cap.2 p. 48-54
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Porosidad efectiva: Es la relacion del volumen poroso interconectado con el
volumen bruto de roca. Esta porosidad es una indicacion de la habilidad de la roca
para conducir fluidos, sin embargo esta porosidad no mide la capacidad de flujo de
una roca. La porosidad efectiva es afectada por un niumero de factores litologicos

como tipo, contenido e hidratacion de arcillas presentes en la roca, entre otros.

Porosidad no efectiva: Es la diferencia que existe entre la porosidad absoluta y

efectiva.

1.1.2 Saturacién de fluidos’. Para estimar la cantidad de hidrocarburos presentes
en el yacimiento es necesario determinar la fraccién del volumen poroso ocupado
por cada uno de los fluidos presentes. Esta fraccién es precisamente lo que se
denomina saturacion del fluido. Matematicamente, esta propiedad se expresa por la

siguiente relacion:

volumen total del fluido

saturacion del fluido = (Ecuacion 2)

volumen poroso

1.1.3 Permeabilidad®. La permeabilidad es la capacidad, o medicién de la
capacidad de una roca, para transmitir fluidos, medida normalmente en darcies o
milidarcies. El término fue definido basicamente por Henry Darcy, quien demostr
que la matemética comun de la transferencia del calor podia ser modificada para

describir correctamente el flujo de fluidos en medios porosos.

K dp .,
= — = — —— (Ecuacion
u ol (Ecuacion 3)

7 Editado de PARIS DE FERRER, Magdalena. Fundamentos de Ingenieria de Yacimientos.Cap.5 p.237-238
8 PERMEABILIDAD. [Disponible en: http://www.glossary.oilfield.slb.com/es/Terms/p/permeability.aspx] [Citado
Octubre de 2015]
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Donde,

u= velocidad del fluido, cm/s

g = tasa d flujo cm?/s

k = permeabilidad de la roca, Darcy
Ac = area transversal de la roca, cm?

u = viscosidad del fluido en centipoise (cP)

%: gradiente d presion en la direccion de flujo, atm/cm

La permeabilidad absoluta es la medicion de la permeabilidad obtenida cuando

solo existe un fluido, o fase, presente en la roca.

La permeabilidad efectiva es la capacidad de flujo preferencial o de transmision
de un fluido particular cuando existen otros fluidos inmiscibles presentes en el
yacimiento (por ejemplo, la permeabilidad efectiva del gas en un yacimiento de gas-
agua). Las saturaciones relativas de los fluidos, como asi también la naturaleza del
yacimiento, afectan la permeabilidad efectiva.

La permeabilidad relativa es la relacion entre la permeabilidad efectiva de un fluido
determinado, con una saturacion determinada, y la permeabilidad absoluta de ese
fluido con un grado de saturacion total. Si existe un solo fluido presente en la roca,
su permeabilidad relativa es 1. El calculo de la permeabilidad relativa permite la
comparacion de las capacidades de flujo de los fluidos en presencia de otros fluidos,

ya que la presencia de mas de un fluido generalmente inhibe el flujo.

1.1.4 Densidad de grano®. El termino grano se refiere a todo el material solido
presente en la roca, ya que, a la hora de la interpretacion de las mediciones, no se

adoptan medidas para distinguir los granos de otro material solido. La densidad de

9 Tomado de http://www.glossary.oilfield.slb.com/es/Terms/g/grain_density.aspx
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los granos de las muestras de nucleos se calcula a partir del peso medido en seco,
dividido por el volumen de granos. En los registros, la densidad de los granos se
calcula a partir del registro de densidad, utilizando una estimacién de la porosidad

y el conocimiento del contenido de fluidos.

1.2 ANALISIS PETROFISICOS ESPECIALES

Determinan propiedades petrofisicas como permeabilidad relativa (agua-aceite,
gas- liquido), presién capilar (métodos de inyeccion d mercurio a alta presion, plato
poroso Yy ultra-centrifuga), propiedades eléctricas (factor de formacion e indice de
resistividad), tendencia de mojabilidad (métodos Amott-Harvey y Usbm),

sensibilidad de roca a salmueras de inyeccion y tasa critica.

1.2.1 Presién capilar'®. Las fuerzas capilares presentes en un yacimiento de
petréleo son el resultado del efecto combinado de las tensiones superficiales e
interfaciales que se originan entre la roca y los fluidos que coexisten en dicho medio
poroso. Dependen, ademas, de la geometria y tamafio de los poros y de las
caracteristicas humectantes del sistema, y son realmente las fuerzas retentivas que

impiden el vaciamiento total del yacimiento.

e Drenaje: proceso donde la fase no mojante va aumentando su saturacion en el
sistema con el tiempo. Este es un proceso forzado
e Imbibicién: es el proceso inverso al drenaje y en este, la fase mojante incrementa

su saturacion en el sistema con el tiempo. Este es un proceso espontaneo.

10 PARIS DE FERRER, Magdalena. Fundamentos de Ingenieria de Yacimientos.Cap.5 p.271
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La presion capilar es principalmente una funcion del diametro de las gargantas de
poros, la mojabilidad de la roca y la tension interfacial entre los fluidos

20, w COS 6, .,
P, = % (Ecuacion 4)

Donde,

Pc: presion capilar, psi

co, w: tension interfacial entre el aceite y el agua, dinas/cm
Oc: angulo de contacto entre el aceite y el agua

r: radio de la garganta de poros, cm

Figura 1. Angulo de contacto agua-aceite

> —
7
==

Qil

Water

Gravedad

Fuente: Fredy H. Escobar Bueno. Fundamentos de Ingenieria de Yacimientos.

La presion capilar se utiliza para determinar la distribucion de fluidos en el
yacimiento, determinar la saturacion de aceite residual en un proceso de inundacion
de agua, permitir la identificacion de zonas y tipos de roca, como dato de entrada

para la simulacién de yacimientos y para identificar la saturacion de agua critica.

22



Hay varios métodos para determinar la presion capilar y se aplica cada cual
dependiendo de los requerimientos. Los métodos mas utilizados son: inyeccion de
mercurio, que es muy util en la determinacion del tamafio de poros; el método de la
centrifuga, que sirve para determinar la saturacion inicial de fluidos y el Sor; la
imbibicién espontanea, para conocer la imbibicidbn espontanea de la roca; y el
método del plato poroso que es utilizado para determinar esencialmente, la

saturacion de agua irreducible y la calidad de la permeabilidad de la muestral?

1.2.2 Propiedades eléctricas*?. El uso efectivo de registros eléctricos de pozos en
evaluacion de yacimientos, dependen notablemente de la exactitud con la cual se
miden las propiedades eléctricas hechas sobre la muestra relacionada principal en

el laboratorio?s.

Las rocas porosas estan compuestas de granos sélidos y espacio vacio. Los
sélidos, con excepcion de algunos minerales no son conductores. Las propiedades
eléctricas de una roca dependen de la geometria de los poros y el liquido que se
deposita en estos. El petréleo y el gas son fluidos no conductores, mientras que el
agua es conductora cuando posee sales disueltas como NaCl, KCI, MgCI2.

La resistividad del material poroso se define como:

*A .,
R = rT (Ecuacion 5)

Donde,
r=resistencia, ohm (Q)
A= seccidn transversal, m?

L= longitud, m

11 ARENAS, F, & ARDILA, M. (2010).Metodologia para el andlisis e interpretacion de resultados del laboratorio
de andlisis petrofisicos de la escuela de ingenieria de petréleos (tesis de grado).Universidad Industrial de
Santander, Bucaramanga, Colombia.

12 MENDEZ, C, & GOMEZ, J. (2010). Determinacion de propiedades eléctricas y presion capilar por plato poroso
en muestras de corazones del campo colorado, formacion mugrosa (tesis de grado). Universidad industrial de
Santander, Bucaramanga, Colombia.

13 J.G.W. Price, J.A. Imus, & R.A. Hulse. SCA Conference. Paper number 8807.
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R= resistividad, ohm (2 * m)

La resistividad en las rocas depende de:
e Composicion de la roca
e Porosidad
e Temperatura
e Salinidad del agua
e Geometria de poro

e Formacioén de esfuerzos

La resistividad de la corriente eléctrica en las rocas se debe principalmente a la
circulacion de iones disueltos en la salmuera presente en los poros. Esta resistividad
varia con la temperatura debido a la creciente actividad de los iones disueltos al

aumentar la temperatura.

Debido a las propiedades conductivas del agua de formacion, los registros eléctricos
son una herramienta importante en la determinacion de la saturacion de agua en la
relacion a la profundidad, convirtiéndose en un dato confiable en la evaluacion de

hidrocarburo in situ.

Dentro de las propiedades eléctricas, es importante determinar el factor de

formacion.
El factor de formacién depende de la estructura poral de la roca y representa una
relacion entre la conductividad de la roca saturada con agua y la conductividad dl

agua.

La propiedad eléctrica de una roca que contiene hidrocarburo y agua es el indice de

resistividad (1), y se define como:
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R >
I = =% (Ecuacién 6)
Ro

Donde,
Rt= resistividad de la roca cuando esta parcialmente saturada, (2*m)

Ro= resistividad de la roca cuando esta saturada con agua 100%, (Q*m)

Dentro de las relaciones sugeridas por Archie, esta el factor de formacion y la
porosidad: factor de cementacion (m), que define la tortuosidad que sigue la
corriente eléctrica:

F= ¢ ™ (Ecuacion 7)
Donde,
¢= porosidad de la roca

m= exponente de cementacion

La relacién entre el indice de resistividad y la saturacién de la roca propuesta por

Archie es el exponente de saturacion:

I= % =S, " (Ecuacion 8)

o

Donde,
Sw= saturacién de agua
n= exponente de saturacion (rango 1.4 a 2.2)

Cuando no hay datos suficientes, n se asume 2

1.2.3 Mojabilidad!* . Tendencia de un fluido en presencia de otro inmiscible con él

a extenderse o adherirse a una superficie solida. Los compuestos polares organicos

14 ESCOBAR, Freddy H. Fundamentos de Ingenieria de Yacimientos. Cap.2 p. 106
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en el crudo reaccionan con la superficie de la roca convirtiéndola en mojable por

petroleo.

Geologicamente el agua es mojable. El grado de mojabilidad esta relacionado de la
siguiente forma: Gas < Aceite < Agua. Cuando dos fluidos inmiscibles estan en
contacto, el &ngulo formado por ellos (medido sobre el agua) se llama angulo de

contacto.

El &ngulo de contacto es una medida indirecta de mojabilidad. Si 6 < 90° se dice
que el sistema es mojado por agua y si 6 > 90° hace referencia a un sistema mojado
por aceite. En virtud a la variacion del contenido mineraldgico del medio poroso y a
la depositacién de compuestos organicos procedentes del crudo, habra zonas de
diferente mojabilidad. Esto se conoce como mojabilidad dalmata. En un medio
poroso el fluido mojante ocupa los poros menores y el no-mojante los mayores. La
mojabilidad de un gas practicamente no existe, esto hace que el gas se localice en

las zonas de mayor permeabilidad y porosidad.

1.3 CORRELACIONES EMPIRICAS PARA DETERMINAR VARIABLES DEL
YACIMIENTO

1.3.1 Funcién J de Leverett o curva promedia de presiéon capilar!®>6. El hecho
que las curvas de presion capilar de casi todos los materiales naturalmente porosos
tienen muchas caracteristicas en comun y ha conducido a introducir algunas
ecuaciones generales desde el punto de vista adimensional. Basado en el hecho
gue la presion depende de la porosidad, la fuerza interfacial y la geometria del poro,
Leverett definid su funcion adimensional de saturacion la cual la llamo la funcion J.

La Funcion J de Leverett es una herramienta poderosa para el desarrollo de técnicas

15 Towler, F. Fundamental Principles of Reservoir Engineering.SPE Textbook Series Vol.8. Richardson, TX.,
2001
16 Guerrero. Practical Reservoir Engineering. The Petroleum Publishing Co. Tulsa, Ok.1956.
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nuevas y veloces de mejoramiento de procesos que intentan obtener un punto de
vista mas exacto de la distribucién de los fluidos del yacimiento.
Esta funcion tiene una gran importancia y una relacién fuerte con el mejor

entendimiento del comportamiento del yacimiento.

J(Ss,) = P;C\/% (Ecuacion 9)

Esta funcion adimensional sirve muy bien en muchos casos para remover
discrepancias en las curvas de presion capilar y las reduce a una curva coman. Las
curvas de permeabilidad relativa también sufren de histéresis que esta relacionada
con la histéresis de las curvas de presion capilar. Yacimientos que son candidatos
a ser inyectados con agua usualmente tienen saturaciones de petréleo inferior a la
inicial. Luego, la condicion inicial del yacimiento estara sobre uno de los caminos de
desplazamiento. Si el proceso de recobro moviliza aceite, creando un banco de
petréleo con saturaciéon incrementada de petréleo, el camino de saturacion cambia
de imbibicion a drenaje o viceversa. La histéresis del angulo de contacto y la
rugosidad de las superficies son posibles contribuyentes a la histéresis de las
permeabilidades relativas. La pendiente de la curva de presion capilar durante
drenaje, es una buena medida cualitativa del rango de distribucién del tamafio del
poro. Entre mas cerca de la horizontalidad o entre mas plana sea la curva de presién

capilar es mas uniforme el tamafio de los poros dentro de la roca.

1.3.2 Correlaciones para la estimacion de la permeabilidad. En una
caracterizacion de yacimiento, sin duda uno de los parametros de la roca mas

dificiles de determinar y ain mas de predecir es la permeabilidad.
Por décadas, se han hecho muchos esfuerzos por estimar la permeabilidad usando

mediciones indirectas. Algunas siguen metodologias estadisticas para encontrar

correlaciones entre permeabilidad y otras mediciones adicionales.
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La mayoria de las correlaciones altamente reconocidas en la literatura, en los
altimos afios, como lo son las desarrolladas por Archie (1941), Tixier (1949), Wyllie
y Rose (1950) y Timur (1968), evalian en forma resumida las propiedades de la
roca (porosidad, resistividad y saturacion de agua) para predecir o estimar la

permeabilidad de forma indirecta.

Kozeny y Carman?’ relacionan la permeabilidad con porosidad y area de los granos
expuestos al flujo. Propusieron que la misma se relacionaba con la porosidad de la
siguiente forma:
4 >
= W (Ecuacion 10)
Donde Ag es el area superficial expuesta de los granos al flujo por unidad de

volumen de material solido y @ es la porosidad del medio.

Quizas la correlacion mas conocida es la ecuaciéon de Timur'® para areniscas,

basada en 155 medidas de diferentes campos en el mundo.

kl/z _ 1000@4'5

S wir

(Ecuacién 11)

Algunas veces, en la practica la correlacion puede ser baja entre los datos medidos
y los correlacionados de la ecuacion de Timur, es por ello que en algunos casos es
variado el valor de potencia 2.25 en relacién con otros autores.

Coates:

2 _ .
k = \/100 * Q)(l—swém (Ecuacion 12

Swirr

17 Amaefule, J. & Altunbay, M. (1993). Enhanced Reservoir Description: Using Core Data and Log Data to Identify
Hydraulic (Flow) Units and Predict Permeability in Uncored Intervals/wells. Society of Petroleum

Engineers. Articulo SPE 26436.

18 Balan, B.; Mohaghegh, S. & Ameri, S. (1995). State-Of-The-Art in Permeability Determination from Well Data
Part 2. Society of Petroleum Engineers. Articulo SPE 30979.
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Tixier:

250+ ¢3 .
k = /_(2)2 (Ecuacion 13)
Swirr

logk = —0.83565 + 13.069¢ (Ecuacion 14)

Udegbunam:

1.3.3 Modelo de Pickett para la estimacion de la saturacion de agua en
yacimiento!®. Las graficas de Pickett son ampliamente reconocidas por su utilidad
en la interpretacion de registros. En el método de Pickett, un indice de resistividad
() y la saturacion de agua son calculadas de una grafica log-log de porosidad y

resistividad verdadera.

Este analisis ha sido extendido continuamente para incluir nuevos procedimientos y
esquemas de resolucion en funcién de los parametros presentes y relacionados
directa e indirectamente con el modelo. La correlacién de Pickett es presentada
principalmente para obtener la saturacién de agua (Sw) y la resistividad del agua de
formacion. Determinar las saturaciones de fluidos es una de las principales
funciones de los petrofisicos. A pesar de que esta es una tarea enfrentada
diariamente en la evaluacion petrofisica, todavia representa un reto técnico, sobre
todo porque es la saturacion de hidrocarburos el verdadero interés para los
ingenieros. Sin embargo, con algunas excepciones, el problema se resuelve con la
determinacién de la saturacién de agua, algunas veces definida utilizando las
siguientes ecuaciones
S, = I"/™ (Ecuacion 15)

19 Pickett, G. R. (1966). A Review of current Techniques for Determination of Water Saturation from logs. Society
of Petroleum Engineers. Articulo SPE 1446.
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R R y
I = =+ = =t (Ecuaci6n 16)

FR, R,
F =0™™ (Ecuacion 17)

Donde,

Sw= saturacion de agua en fraccion

I= indice de resistividad

n= exponente de saturacion

Rt= resistividad verdadera de la formacion (ohm*m)
Rw= resistividad del agua de formacion (ohm*m)

Ro= resistividad de una arena con Sw=100% (ohm*m)
F= factor de formacion

¢= porosidad de la roca

m= exponente de cementacion

En funcion de obtener la Sw la secuencia de pasos propuestos es la siguiente:

e Obtener la porosidad de pruebas de nucleo o registros de porosidad (sénico,
neutrén y densidad)

e Calcular el factor de formacién (F), usando un valor estimado de “m” o uno
obtenido de pruebas de laboratorio o medida de resistividad en intervalos
saturados 100% de salmuera.

e Calcular el indice de resistividad (l) usando la resistividad verdadera obtenida de
un registro o una herramienta confiable; y la Rw obtenida de una muestra de
agua de la formacioén, otro pozo cercano u obtenido del registro de SP

debidamente calibrado.
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1.3.4 Método Kozeny — Carman. Un gran numero de investigadores han obtenido
correlaciones para relacionar las propiedades de la roca, pero quizds Kozeny -
Carman?®® han sido generalmente los acreditados con las primeras ideas
fundamentales relacionadas con la interdependencia entre la porosidad y la
permeabilidad, cuando introducen su trabajo de investigacion, que plantea las bases
tedricas de la dependencia de la permeabilidad en forma directa, con la estructura

del poro mediante la expresion:

_ %
(1-0)?

( L )(Ecuacién 18)

Fst2Sgv?
Donde,

La permeabilidad esta dada en micrometro cuadrado, @ es la porosidad efectiva en
fraccion del volumen bruto de la roca, Fs es un factor de forma (asumido como 2

para un arreglo circular), T es la tortuosidad y S, es el area por unidad de volumen

de grano.

La constante de Kozeny, Fst?> puede variar entre 5< Fst? < 100, este valor se

encuentra delimitado por pardmetros geoldgicos y petrofisicos.

Convirtiendo la permeabilidad (k) a milidarcies e introduciendo el término de

porosidad normalizada, @, y la calidad de la roca, RQI se obtiene la ecuacién 25

Kkzo _  De 1 5
De B 1-0e (Fstz*sgv> (Ecuacion 19)

RQI = 9,FZI  (Ecuacion 20)

20 Two point determination of permeability and PV vs. Net confining stress; SPE 15380
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@, = (&) (Ecuacion 21)
1-0

RQI(um) = /K(ae 0.0314 k(m (Ecuacion 22)

RQI

FZI(um) = <\/F_Z+ng) = o (Ecuacion 23)

“El indicador de zona de flujo (FZI), es un parametro unico, que incorpora atributos
geoldgicos y petrofisicos de textura y mineralogia en la discriminacion de distintas
facies en la geometria poral que a su vez correlaciona las respuestas de las
herramientas de registros para el desarrollo de modelos de regresion en pozos

corazonados y no corazonados”?!

De las ecuaciones anteriores podemos ver que la ecuacion 22 modificada, aplicando
(Log) indica que para una unidad hidraulica; una grafica log-log del indice de la
Calidad del Yacimiento, RQI, versus “indice de Porosidad Normalizada", debe
producir una linea recta con pendiente unitaria.

log RQI = log®, + log FZI (Ecuacion 24)

Cada unidad de flujo conectada tendra un unico valor “verdadero” de FZI, indicador
de flujo que caracteriza el tipo de roca en particular, sin embargo, los valores de FZI
en la practica se ubicaran alrededor de este valor verdadero, debido a errores

experimentales.

El indicador de la zona de flujo, FZI, es por lo tanto el Unico parametro para la

identificacion de cada unidad hidraulica, y representa la variacion de la constante

21 SOTO, A; GALEANO, D. (2007).Determinacion de unidades hidraulicas y su correlacién con el tipo de roca
para un campo maduro colombiano, mediante andlisis Cluster. (tesis de grado). Universidad Industrial de
Santander, Bucaramanga, Colombia
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de Kozeny. El valor de FZI puede determinarse de la intercepcién entre la linea de

pendiente unitariay 9, = 1

El indicador de la zona de flujo, FZI, se puede correlacionar a ciertas combinaciones
de repuestas de registros y asi desarrollar modelos de regresion para la prediccion

de permeabilidad en pozos e intervalos corazonados y no corazonados.

Las unidades hidraulicas permiten identificar zonas con caracteristicas petrofisicas
similares, aplicando los conceptos de Indicador de Zona de Flujo e indice de Calidad
del Yacimiento (FZI y RQI respectivamente), los cuales incorporan las
caracteristicas de la geometria de poro, que a su vez son controladas por los

procesos geoldgicos (deposicionales y diagenéticos)

1.4 GENERALIDADES DE LAS MUESTRAS ANALIZADAS

1.4.1 Generalidades del campo de estudio?. EI campo seleccionado fue el
campo escuela colorado, una unidad académica y de operacion de hidrocarburos,
producto del convenio de cooperacidon empresarial con fines cientificos y
tecnoldgicos suscrito entre la Universidad Industrial de Santander y ECOPETROL,
en el 2006. A partir del 2009 y mediante la firma de convenio de alianza tecnoldgica,

la empresa WEIL GROUP ingreso como aliado tecnoldgico de la universidad.

El campo colorado esta localizado geograficamente en la vereda los Colorados,
corregimiento de Yarima, en el municipio de San Vicente de Chucuri, departamento
de Santander. Ubicado al sudeste de la ciudad de Barrancabermeja y al sur del
Campo La Cira-Infantas, en el area de la antigua concesién de Mares, entre
coordenadas X= 1°036.000-1’040.500 E y Y= 1°238.000-1'247.500 N.

22 ECOPETROL-ICP, 2003. Informe Diagnostico y estrategias de recobro Campo Colorado
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1.4.2 Formaciones Productoras. La estructura geoldgica del Campo Colorado
esta conformada por un anticlinal asimétrico, elongado de direccidon norte-sur
limitado al este por la falla inversa de Colorado. A su vez, este anticlinal esta dividido
en siete bloques separados por 6 fallas de tipo inverso y una normal que van en
sentido SW-NE y que evidencia la relajacion del sistema de esfuerzos compresivos
(ECOPETROL, 2003)

Estudios previos?® sefialan las formaciones Colorado, Mugrosa (zona B 'y C) y
Esmeraldas (Zona E) y La Paz (Zona D) como las principales unidades
almacenadoras de hidrocarburos en la Cuenca del Valle del Magdalena Medio

1.4.3 Formaciéon mugrosa®*. La formaciébn mugrosa estd ubicada entre las
formaciones Colorado y Esmeraldas, depositada entre el Oligoceno y Mioceno

Inferior.

La parte inferior de la Formacion Mugrosa (zona C) esta constituida de areniscas de
grano medio a fino, raramente grueso o con cantos, intercalados con shales de color
azul o gris. La parte media (Zona B) consta de shales masivos y moteados con
algunas intercalaciones de areniscas de grano fino. En la parte superior (Zona A)

Se encuentran areniscas a veces con cantos que se intercalan con shales moteados.

La Formacién Mugrosa tienen un espesor que varia desde 1900 a 2400fts, esta
compuesta por intercalaciones de areniscas de grano fino y lodolitas
variacoloreadas, acumuladas dentro de un ambiente de sistemas de rios
meandricos: alcanza distancias muy grandes en continuidad lateral, lo cual justifica
el hecho de que sea la formacion almacenadora de hidrocarburos mas importante
de la Cuenca del Magdalena Medio.

2 LEON, J., MEJIA, T (2009). Comparacion de técnicas cuantitativas y cualitativas para la determinacion de la
mojabilidad del Campo Colorado-Formacion Mugrosa (trabajo de grado). Universidad Industrial de
Santander,Bucaramanga,Colombia

24 Morales,et,al,1958 en De Porta (1974)
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2. METODOLOGIA EXPERIMENTAL

Se plantea una metodologia para hacer el estudio tanto de propiedades béasicas y

especiales, siguiendo el siguiente procedimiento:

Se seleccionan las muestras segun el requerimiento

4

Se llevan a limpieza por el metodo de Deank stark

AN

Se analizan las muestras por medio de las propiedades basicas (permeabilidad, porosidad,
densidad de grano y saturacion)

NS

Se les hace propiedades basicas ( conductividad, resistivida y presion capilar )

NS

Son analizadas a traves de los datos obtenidos mediante las pruebas realizadas

2.1 SELECCION DE MUESTRAS

Se revis0O el inventario de los plugs del Campo Colorado y de las muestras de
Béreas disponibles en el Laboratorio de Analisis Petrofisicos y Dafio a la Formacion
de la UIS y después de analizar sus propiedades y caracteristicas litologicas se
seleccionaron las muestras colorado 3 (4065,25), colorado 3 (4066,17), colorado 3
(4064,54), colorado 3 (4060,17), colorado 26 (4140,1) y berea 41.
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Figura 2. Muestras seleccionadas

2.2 LIMPIEZA DE LAS MUESTRAS

Aunque las muestras utilizadas no fueron muestras provenientes de nucleos
frescos, se sometieron a un proceso de limpieza utilizando el método de Destilacion-
Extraccién Dean-Stark, para asegurar que las muestras estén libres de fluidos y asi
garantizar la confiabilidad y calidad de los datos a obtener en los analisis
posteriores. Los fluidos se extraen por goteo de un disolvente, en este caso se utilizé
tolueno. En este método el agua y el solvente se evaporan, condensandose en un
tubo de refrigeracion en la parte superior del equipo, recogiéndose el agua en un
tubo calibrado. El disolvente gotea por la parte superior del nicleo. El aceite retirado
de las muestras se mantiene en la solucién. El contenido de aceite es calculado por
la diferencia de pesos entre el agua recuperada y el peso total perdido después de

la extraccion y secado?®

25 AMERICAN PETROLEUM INSTITUTE. Recommended practices for core analysis: Recommended practice
40. Washington: API Publishing Services, 1998. 44h: il. (Norma RP 40)
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Figura 3. Montaje Dean stark

Salida de agua
Condensadar

= 4+ Entrada de agua

Tubo graduado

Plug y dedal
Solvente by

Plancha de Calentamiento

Fuente: Magdalena Paris de Ferrer.

Figura 4. Montaje muestras Colorado-Berea. Equipo Dean Stark.
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Figura 5. Montaje Dean Stark.

2.2.1 Secado. Después del proceso de limpieza, las muestras deben someterse a
secado. Aunque el tiempo de secado puede variar sustancialmente, por lo general
es superior a cuatro horas. La temperatura del horno depende de la mineralogia de
la roca. La temperatura requerida segun la litologia de las muestras a trabajar fue
de 80°C, para evitar evaporar el agua contenida en las arcillas. Posteriormente,
deben llevarse a un desecador para que las muestras se enfrien y se retire la

humedad de las mismas.

En el Anexo A. Se encuentra disponible la tabla de las temperaturas a utilizar segun

el tipo de roca analizar.
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Figura 6. Horno convencional de secado de muestras

2.3 POROSIDAD

La determinacioén de la porosidad se realizé con el porosimetro de helio CORE PET,
a condiciones de presion y temperatura de laboratorio (P= 14,7 psi, T= 21 °C),
siguiendo el protocolo estipulado por el laboratorio de analisis petrofisicos y dafio a
la formacion y las recomendaciones que se encuentran en la Norma APl RP 40.
Seccion 5. Se realiz6 la prueba de la porosidad a muestras de nucleo de perforacion

por el método del porosimetro de Boyle.
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Figura 7. Permeametro “Core Pet”.

El protocolo experimental para la determinacion y calculos de porosidad por el

método de Boyle se encuentran disponibles en el Anexos B2®

2.4 PERMEABILIDAD

La permeabilidad es la medida de la capacidad de flujo de la roca. La permeabilidad

al aire generalmente se mide usando nitrégeno o helio.

La permeabilidad se puede determinar a diferentes presiones de confinamiento y de
esta forma evaluar el efecto de la presién de sobrecarga sobre la permeabilidad de

las muestras.

26 ARENAS, F, & ARDILA, M. (2010).Metodologia para el andlisis e interpretacion de resultados del laboratorio
de andlisis petrofisicos de la escuela de ingenieria de petrdleos (tesis de grado).Universidad Industrial de
Santander, Bucaramanga, Colombia.
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Figura 8. Permeametro “Core Pet”.

PERMEAMETRO

“CORE PET "

El protocolo experimental para la determinacion de la permeabilidad se encuentra

disponible en el Anexo C?’

2.5 PRESION CAPILAR Y RESISTIVIDAD

Para llevar a cabo este procedimiento deben estar las muestras debidamente

saturadas.

2.5.1 Saturacién de las muestras. Se debe preparar la salmuera que represente
la salinidad del agua de formacién, en este caso se hizo con una concentracion de
60000 ppm de NaCl de alta pureza. Se trabajé a la temperatura de laboratorio y se
corroboré la resistividad con las tablas de Schlumberger Resistivity of NacCl

Solutions.

2T CAMACHO, LF & EBRATTH, D. (2014).Desarrollo de una metodologia para la determinacion
experimental de permeabilidades relativas crudo agua en un campo colombiano. (tesis de grado).Universidad
Industrial de Santander, Bucaramanga, Colombia.
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Se saturan las muestras durante 4 dias, para asegurar la saturacion total de las
muestras hasta que estén saturadas idealmente al 100 % como lo indica la norma
API RP40.

En el anexo D se encuentra el protocolo experimental para la preparacion de
salmuera y la tabla de Schlumberger resistivity of NaCl solutions.

Figura 9. Montaje saturacion de muestras

En el anexo E se encuentra el protocolo experimental y calculos de la saturaciéon

de muestras.

La técnica del Plato poroso consiste en tener una muestra de roca completamente
saturada de un fluido especifico y someterla a un proceso de drenaje a diferentes

valores de presion, sobre un plato poroso.
En cada etapa de desaturacion de la muestra se toman datos de resistividad para

determinar los coeficientes de cementacion, saturacion entre otros calculos que son

de interés para el estudio de las muestras. Cuando los plugs estan saturados 100%
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(caso ideal), se toma un dato de resistividad; seguidamente al final del primer punto
de presion (1psi), se pesan las muestras para calcular la desaturacion alcanzada y
se toma un nuevo valor de resistividad antes de pasar al segundo punto de presion
capilar y asi seguidamente en cada punto de presion.

El plato de baja presion (1 bar), permite trabajar a presiones de 1 psi, 2 psi, 3 psi,
5psi, 10psi, 15psi. Con el plato de alta presién (15 bares) se puede trabajar a 20psi,
25 psi y 30 psi hasta una presion maxima de 250 psi. Cabe aclarar que la presion
se aumenta hasta que ya la muestra ya no se desatura mas, lo cual se refleja en el
comportamiento asintético de la curva de presion capilar Vs Saturacién de Agua,
obteniéndose el punto de saturacion de agua irreducible.

Se reporta paso a paso los valores de presion en funcion Saturacion (%) de la
muestra antes de aplicar presién, igualmente su peso y el valor de resistividad en

QO.m28

Figura 10. Celda del resistometro- balanza.

28 Mendez,C. & Gomez, J. (2010). DETERMINACION DE PROPIEDADES ELECTRICAS Y PRESION CAPILAR
POR PLATO POROSO EN MUESTRAS DE CORAZONES DEL CAMPO COLORADO, (tesis de grado)
FORMACION MUGROSA. Universidad Industrial de Santander.
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Figura 11. Resistometro SR715/720.

El SR715/720 mide la impedancia de un componente por medicion del voltaje y la
corriente que atraviesa la muestra. Esto se debe por lo real e imaginario de las fases
componentes de las sefiales. La muestra se coloca sobre la celda de una vez
medido su peso y porcentaje de saturacion. Se conectan los Kelvin Clips en los
extremos de la celda. El equipo se calibra con las resistencias estando éste en

unidades ohm (Q). La lectura se hace directamente en el Display.

La figura 12. Muestra el funcionamiento del equipo presion capilar (core pet) en el

laboratorio de petrofisica y dafio a la formacion UIS.
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Figura 12. Esquema de funcionamiento del plato poroso.

mandmetro de caratula

mandmetro de caratula

J» - pantalla
transductor de P o Transductor de
preslon 1] "300 psi . presion D - 15 psi
- pantalla
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Fuente: Catéalogo equipo de presion capilar. Laboratorio de Analisis petrofisicos y

Darfio a la Formacion UIS.

Figura 13. Equipo Presién Capilar
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Figura 14. Montaje muestras en la celda

Figura 15. Muestra para montaje equipo presién capilar.

Protocolo experimental para la determinacion de presion capilar se muestra en el

Anexo F.
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3. RESULTADOS Y ANALISIS DE RESULTADOS

3.1 RESULTADOS

Las muestras seleccionadas corresponden al Campo Colorado, a continuacion se

presenta un resumen de las muestras a analizar.

Tabla 1. Seleccion de muestras Campo Colorado

Profundidad | Longitud Diametro :
Muestra Comentarios
(ft) (cm) (cm)
Arenisca gruesa a muy
Colorado 3 4060.17 5.81 3.82 fina, bien cementada
Arenisca gruesa a muy
Colorado 3 4064.54 5.05 3.80 fina bien cementada
Colorado 3 4065.25 5.50 3.81 Arenisca de grano fino
Arenisca gruesa a muy
Colorado 3 4066.17 5.34 3.81 fina, bien consolidada
Arenisca muy fina a
Colorado 26 4140.1 4.22 3.80 limosa, dura, algo
calcarea bien cementada

Se hizo inventario de las muestras Bereas del Laboratorio de Analisis Petrofisicos y
Dafo a la Formacion UIS-Guatiguara y se escogio la muestra Berea 41, para poder
comparar los datos de esta muestra con los datos obtenidos del Campo Colorado
debido a que ésta muestra es una homogénea y presenta mejores propiedades

petrofisicas.

Tabla 2. Seleccién de muestra Berea

Muestra Longitud (cm) Diametro (cm) Comentarios
Arenisca
Berea 41 7.6 3.80 semiconsolidada
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Propiedades petrofisicas béasicas: Se procede a determinar las propiedades

petrofisicas basicas (porosidad, permeabilidad, densidad de grano) a las muestras

seleccionadas, a continuacion se presentan los datos obtenidos

Tabla 3. Presentacion de resultados de andlisis petrofisicos basicos

Permeabilidad (mD)
uesira | Profundidad 3@"?2?3 Porosidad | P @ P@ P@
(ft) (gg}ml) (%) 850(psi) | 1050(psi) 1350(psi)
Colorado 3 4060.17 2.64 17.09 8.86 8.73 8.54
Colorado 3 4064.54 2.657 14.79 3.49 3.48 3.48
Colorado 3 4065.25 2.653 6.41 0.12 0.11 0.11
Colorado 3 4066.17 2.697 12.41 0.65 0.47 0.4
Colorado 26 4140.1 2.67 3.54 0.12 0.12 0.12
Densidad de | Porosidad Permeabilidad
SERE grano (g/ml) (%) (mD)
Berea 41 2.681 20.02 164.605

Se toman tres datos de permeabilidad para cada muestra a diferentes presiones de

confinamiento dependiendo de la profundidad de las muestras, para evidenciar

como varia la permeabilidad, se observa que los valores de permeabilidad son

cercanos en los tres casos.

Una vez limpias las muestras se saturan al vacio, hasta alcanzar una saturacion del

100% o en su defecto, hasta hallar una saturacion maxima constante. Junto con la

determinacién de la saturacion se toman datos de resistividad hasta observar un

equilibrio i6nico reflejado en un dato constante.
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Tabla 4. Datos de saturaciones obtenidas en el laboratorio

- Peso saturado | Peso seco Méxim_g
Muestra Profundidad (ft) Saturacion
(¢)] (¢)] (%)

Colorado 3 4060.17 156.401 145.747 90.29
Colorado 3 4064.54 124.821 123.242 89.88
Colorado 3 4065.25 159.8721 155.72 99.62
Colorado 3 4066.17 150.89 143.804 90.45
Colorado 26 4140.1 137.621 129.663 90.60

Berea 41 - 201.2373 184.824 91.73

La tabla 4 muestra los porcentajes de saturacion maximos alcanzados después de

la saturacién al vacio.

Seguido a esto, se inicia la prueba de presion capilar por plato poroso sistema aire-

salmuera, alternadamente con la prueba de resistividad.

La presion del aire contenido en la celda, se incrementa en etapas sucesivas desde
1 psi hasta que no haya mas drenaje de salmuera. En cada una de las etapas, se
espera el tiempo necesario para el establecimiento del equilibrio de fluidos dentro
de la muestra. Una vez establecido el equilibrio en cada punto de presién aplicada,
la muestra es desmontada y pesada con el fin de determinar la saturacion de agua

gravimétricamente.

La siguiente tabla muestra los resultados a las diferentes presiones establecidas
(1,3, 6, 10, 15, 20, 25, 30 psi) y las resistividades tomadas.
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Tabla 5. Maxima saturacion alcanzada para inicio de las pruebas de presion

capilar y resistividad

0
Muestra Profundidad Saturaciiﬁ?f)/o
(ft) (%) Rt (Q*m)

Colorado 3 4060.17 90.29 1.992
Colorado 3 4064.54 89.88 3.369
Colorado 3 4065.25 99.62 10.116
Colorado 3 4066.17 90.45 5.188
Colorado 26 4140.1 90.60 37.206

Berea 41 - 91.73 1.643

Prueba de presién capilar a 1psi:

e Duracion de la prueba: Tres dias.

e Se inicia la prueba con presion en el regulador de alta en 10 psi y regulador
de baja en 1 psi

e Plato usado: 1 bar

e 6 muestras en el plato poroso

Observaciones de la prueba:

e 5 horas después de comenzar la prueba, se registran las primeras gotas de
salmuera en la probeta

e Se usa compresor como fuente de aire para el equipo.

50



Tabla 6. Datos a una presion de 1 psi

Colorado 3 4060.17 85.17 34.777
Colorado 3 4064.54 82.08 44.623
Colorado 3 4065.25 98.11 135.692
Colorado 3 4066.17 86.79 43.960
Colorado 26 4140.1 83.50 265.657
Berea 41 - 89.06 2.146

Prueba de presién capilar a 3psi:
e Duracion de la prueba: Tres dias
e La prueba se realiza con presion en el regulador de alta en 10 psi y
regulador de baja en 3 psi
e Plato usado: 1 bar

e 6 muestras en el plato poroso

Tabla 7. Datos a una presion de 3 psi

Colorado 3 4060.17 80.17 44.246
Colorado 3 4064.54 75.68 52.776
Colorado 3 4065.25 96.14 172.672
Colorado 3 4066.17 81.21 62.556
Colorado 26 4140.1 80.93 402.853
Berea 41 - 79.63 4.126

Prueba de presion capilar a 6 psi:

e Duracion de la prueba: Siete dias
e Laprueba se realiza con presion en el regulador de alta en 15 psi y regulador
de baja en 6 psi



e Plato usado: 1 bar

e 6 muestras en el plato poroso

Tabla 8. Datos a una presion de 6 psi

Colorado 3 4060.17 70.34 63.972
Colorado 3 4064.54 69.65 65.060
Colorado 3 4065.25 95.02 186.498
Colorado 3 4066.17 77.46 78.355
Colorado 26 4140.1 77.51 451.254

Berea 41 - 40.11 10.945

Prueba de presion capilar a 10 psi:

e Duracion de la prueba: Seis dias

e Laprueba se realiza con presion en el regulador de alta en 20 psiy regulador
de baja en 10 psi

e Plato usado: 1 bar

e 6 muestras en el plato poroso

Tabla 9. Datos a una presion de 10 psi

Colorado 3 4060.17 61.55 79.693
Colorado 3 4064.54 63.31 72.673
Colorado 3 4065.25 93.57 192.468
Colorado 3 4066.17 71.10 86.404
Colorado 26 4140.1 71.92 505.461

Berea 41 - 30.14 22.635
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Prueba de presion capilar a 15 psi:

e Duracion de la prueba: Cinco dias

e La prueba se realiza con presion en el regulador de alta en 22 psi y regulador
de baja en 15 psi

e Plato usado: 1 bar

e 6 muestras en el plato poroso

Tabla 10. Datos a una presion de 15 psi

Muestra | Profundidad Saturaci()n15 pS|
(ft) = Rt (Q*m)
Colorado 3 |  4060.17 54.33 89.438
Colorado 3 |  4064.54 60.68 82.375
Colorado 3 | 4065.25 90.82 201.589
Colorado 3 |  4066.17 67.10 97.527
Colorado 26 | 4140.1 66.73 590.304
Berea 41 - 24.43 39.878

Prueba de presién capilar a 20 psi:

e Duracion de la prueba: Cinco dias
e La prueba se realiza con presién en el regulador de alta en 20 psi
e Plato usado: 15 bar

e 6 muestras en el plato poroso
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Tabla 11. Datos a una presion de 20 psi

Colorado 3 4060.17 48.99 121.670
Colorado 3 4064.54 58.12 88.910
Colorado 3 4065.25 89.91 210.689
Colorado 3 4066.17 62.48 105.042
Colorado 26 4140.1 63.82 656.524

Berea 41 - 20.98 60.169

Prueba de presién capilar a 25 psi:

e Duracion de la prueba: Seis dias
e La prueba se realiza con presion en el regulador de alta en 25 psi
e Plato usado: 15 bar

e 6 muestras en el plato poroso

Tabla 12. Datos a una presion de 25psi

Colorado 3 4060.17 47.03 180.868
Colorado 3 4064.54 57.30 105.978
Colorado 3 4065.25 87.52 221.219
Colorado 3 4066.17 60.52 118.151
Colorado 26 4140.1 61.94 757.277

Berea 41 - 19.75 77.868
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Prueba de presion capilar a 30 psi:

e Duracion de la prueba: Cuatro dias
e La prueba se realiza con presion en el regulador de alta en 30 psi
e Plato usado: 15 bar

e 6 muestras en el plato poroso

Tabla 13. Datos a una presion de 30 psi

Muestra Profundidad Saturacién30 pS!
(ft) (%) Rt (Q*m)
Colorado 3 4060.17 45.48 206.078
Colorado 3 4064.54 56.45 116.241
Colorado 3 4065.25 84.41 227.293
Colorado 3 4066.17 58.24 157.094
Colorado 26 4140.1 60.29 951.904
Berea 41 - 18.85 97.473

Después de la prueba a 30 psi se procede a aumentar la presién a 35 psi, durante
tres dias no ocurre drenaje de salmuera, por lo tanto se decide pasar a un punto de
presion de 40 psi, después de dos dias no se observa drenaje de salmuera, por lo
tanto se sigue aumentando la presidén hasta llegar a una presion de 60psi al no
observarse drenaje y las muestras presentar el mismo peso que en el punto de 30psi

se decide finalizar con la prueba

3.2 ANALISIS DE RESULTADOS

Se presenta graficamente los datos obtenidos en curvas de presion capilar (Pc en
funcion Sw), notandose el comportamiento donde la inclinacion de la curva esta
marcada por la permeabilidad, determinando el porcentaje de saturacion de agua
irreducible y la tendencia asintética de la curva a tempranos cambios de presion

debido a la baja permeabilidad, o de manera contraria, una desaturacion
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considerable con cambios pequefios de la presion capilar debido a una buena
permeabilidad, entre otros factores

Figura 16. PC vs Sw

Presion Capilar Vs Saturacion de Agua
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(] 164.605mD

0 B
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«=@=Colorado 4140.1 «=@=Colorado 4060.17 Berea 41

Fuente: Autores

La figura.16 Muestra el comportamiento de la presion capilar de una roca en funcion
de su permeabilidad. La curva de mayor permeabilidad (Berea 41), necesita una
presién menor para alcanzar la saturacion de agua irreducible. Teniendo una zona
de transicion minima lo que muestra la homogeneidad del yacimiento. La curva de
la muestra Colorado 3 (4060,17 ft) es una muestra aceptable lo que lleva a una
aplicacién de mayor presion para alcanzar su saturacién de agua irreducible, su
zona de transicion es mayor que la muestra berea. La muestra Colorado 3 (4065,25

ft) que tiene una permeabilidad de 0.12 mD requiere de una presion mucho mayor
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para drenar la misma proporcion de fluido mojante ya que tiene una zona de

transicion muy alta lo que confirma su heterogeneidad.

Con esta grafica se puede obtener los valores de saturacion de agua irreducible

para cada una de las muestras, los cuales se evidencian en la tabla 14.

Tabla 14. Saturacion de agua irreducible para cada una de las muestras

Muestra Profundidad Swirr
(ft)
Colorado 3 4060.17 0.455
Colorado 3 4064.54 0.564
Colorado 3 4065.25 0.844
Colorado 3 4066.17 0.582
Colorado 26 4140.1 0.603
Berea 41 - 0.188

e Presiones capilares altas estan asociadas a bajas permeabilidades y Presiones
capilares bajas (cuando el drenaje de la muestra se alcanza a bajas presiones)
indican una alta permeabilidad y homogeneidad de la muestra.

e El punto en el cual el trazado de la curva empieza a tener un comportamiento
horizontal con el incremento de la presiébn, es denominado presion de
desplazamiento. Esta presion de umbral es la minima presion necesaria para
gue empiece a ocurrir el drenaje.

e Se puede observar en la grafica 16, que la Swirr aumenta por disminucién en la

calidad del yacimiento
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Altura sobre el nivel de agua libre vs Saturacion de agua.®
En el anexo H se encuentra disponible el calculo de la presion capilar en el

yacimiento a partir de la presion capilar obtenida en el laboratorio.

Para los calculos, se usaron los siguientes datos; Densidad del aceite, 53 Ib/ft3;
Densidad del agua, 68 Ib/ft3; Tension interfacial agua-aceite, 24 dinas/cm, y Tension
interfacial agua-aire, 72 dinas/cm. Estos datos son tomados de acuerdo a un
estudio que tiene en cuenta las tensiones interfaciales y las densidades en el
Campo Colorado, las cuales varian entre agua-petrdleo en 20 y 30 Dynas/cm, y la
tension interfacial agua-gas (el gas, aire, también llamada tension superficial) es

aproximadamente 72 Dynas/cm a 21 °C .%°

Tabla 15. Datos de presiones capilares y altura sobre el nivel de agua libre.

PC lab (psi) PC yac (psi)

0 0 0

1 0.33 3.2
3 1 9.6
6 2 19.2
10 3.33 32
15 5 48
20 6.66 64
25 8.33 80
30 10 96

29 ARENAS, F, & ARDILA, M. (2010).Metodologia para el andlisis e interpretacién de resultados del laboratorio
de andlisis petrofisicos de la escuela de ingenieria de petrdleos (tesis de grado).Universidad Industrial de
Santander, Bucaramanga, Colombia.

8 ARENAS, F, & ARDILA, M. (2010).Metodologia para el andlisis e interpretacion de resultados del laboratorio
de andlisis petrofisicos de la escuela de ingenieria de petroleos (tesis de grado).Universidad Industrial de
Santander, Bucaramanga, Colombia.
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Figura 17. Curvas de saturacion de agua en funcién de la presion capilar.
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Fuente: autores

Al graficar los datos de saturacion de agua versus la altura el nivel de agua libre, se
puede determinar la saturacién de agua irreducible (Swirr), el nivel de agua libre
(FWL), el contacto agua-petréleo (WOC), la presion umbral (thresholdpressure) y la
zona de transiciéon. La zona de transicion es aquella donde la saturacion de agua
estd entre el 100 % y la Swirr. Thresholdpressure, es la minima presion de
desplazamiento. WOC, o contacto agua-petroleo, se da debido al ascenso capilar

de los poros de mayor diametro.

Determinacion del exponente de cementacion, m
En el Anexo | se encuentra el calculo por el cual se puede hallar el factor de

formacion (FF) de cada muestra analizada.
En la tabla 16 se encuentran los datos obtenidos a partir del analisis, presentando

de estos factor de formacion (FF) y porosidad (@) los cuales son funcién para la

obtencion del calculo del exponente de cementacion.

59



Tabla 16. Datos FF vs. @

Muestras FF Porosidad
4140,1 320,04 0,0354
4065,25 90,76 0,0641
4066,17 47,16 0,1241
4064,54 30,62 0,1479
4060,17 18,11 0,1709

La grafica de la figura 19 corresponde a los resultados mostrados en la tabla 16.

Figura 18. FF vs. @
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Fuente: Autores

e Las muestras con mayor factor de resistividad de la formacién (FF), indica una

baja porosidad o una baja saturacién de agua.
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e Los valores bajos del exponente de cementacién indican una saturacion de agua
pequefia, alta permeabilidad y una tortuosidad muy baja, o que conlleva a
determinar que tiene una buena capacidad de almacenamiento

e Los valores altos en el factor de cementacion indican poca capacidad de
almacenamiento.

e Un factor de cementacion de 1,7 indica que la muestra esta bien cementada lo
cual se puede corroborar con la prueba de permeabilidad, donde al aumentar la
presion de confinamiento las muestras no presentan cambios significativos en
su permeabilidad

e El factor de cementacién (m) es un parametro de gran relevancia para el calculo
de reservas.

e El valor de la constante a indica que es una roca no Archie
Determinacion coeficiente de saturacion, n:
En el Anexo | se encuentra el célculo para obtener el indice de Resistividad para

cada muestra analizada.

Las graficas (19, 20, 21,22 y 23) pertenecen a las graficas de IR vs Sw para la

determinacioén del coeficiente de saturacion.

61



Figura 19. IR vs Sw (Col-4140,1 ft)
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Figura 20. IR vs Sw (Col-4065.25 ft)
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Figura 21. IR vs Sw (Col-4066.17 ft)
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Figura 22. IR vs Sw (Col-4064.54 ft)
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Figura 23. IR vs Sw (Col-4060.17 ft)

Indice Resistividad Vs Saturacion Agua

= 100.00

T = AT

-g g ..."o

- .

2 O ®ee Colorado
o G = 12.034x°2517 o

» & y 03 4060.17(ft)
&J Q 10.00

o § e e ¢ o o Potencial
L2 T (Colorado
T8

= 4060.17(ft))

H
fan)
P

0.300 Saturacion Agua(fraccion)

Fuente: Autores

El coeficiente de cementacion tiene efecto sobre la resistividad al desaturar la

muestra; a medida que esta disminuye su saturacion la resistencia aumenta.

En las rocas con minerales conductores, tales como las arenas arcillosas el
coeficiente de saturacion (n) se vuelve cada vez mas bajo conforme la saturacion

de agua se reduce.

A mayor porosidad menor sera la resistividad.

Para los exponentes de saturacion (n) que estan en funcién de la mojabilidad se
suele utilizar un valor mayor a 2 para rocas mojadas por aceite y cercano a 2 para
rocas mojadas por agua, m y n siempre son diferentes de cero y no tienen que ser

iguales esto depende del tipo de mojabilidad y tortuosidad del flujo.

Las ecuaciones empiricas de Archie son utilizadas para estimar hidrocarburo en

Sitio, pero es necesario usar correcciones de estas ecuaciones teniendo en cuenta
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la geometria de poro y el andlisis de campos electrostaticos en regiones libres de
carga. La solucion permite el calculo de las resistividades equivalentes (resistencias
normalizadas) para tomar ventaja de las relaciones eléctricas establecidas. Las
ecuaciones adicionales calculan los exponentes, variables y coeficientes de la
ecuacion de Archie en cada profundidad. Por lo tanto, se consiguen mejores
calculos de hidrocarburos en sitio.

Correlaciones geoldgicas verdaderas pueden obtenerse utilizando angulos de
esquina y de divergencia equivalentes. La necesidad del trabajo forzoso,
coeficientes constantes (igual a 1, 0,81, 0 0,62) o exponentes ha terminado. De esta
manera, los resultados no estan distorsionados por correlaciones matematicas

inducidas3?: 32. 33

Correlacion para la estimacién de la permeabilidad

La correlaciéon mas conocida y utilizada para la determinacion de la permeabilidad
se conoce como la ecuacion de Timur para areniscas, basada en 155 medidas
tomadas en diferentes Campos en el mundo.

k1/2 _ 100(252'25

wirr

(Ecuacion 25)

Teniendo la ecuacion 25 se encuentran los siguientes resultados:

31 HARO, Carlos. The Equations Archie Forgot: Anisotropy of the Rocks. SPE, Octubre 2009.
32 HARO, Carlos. The Perfect Permeability Transform Using Logs and Cores. SPE, Septiembre, 2004.

33 TOUMELIN, E y TORRES, Verdin. Influence of Oil Saturation and wettability on Rocks Resistivity
Measurements: A Uniform Pore- Scale Approach. SPWLA, Junio 2005.
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Tabla 17. Permeabilidad obtenida por la correlacion de Timur

Muestra Profundidad Swirr Porosidad | K (Timur)
(ft)
Colorado 3 4060.17 0.455 0.1709 7,365
Colorado 3 4064.54 0.603 0.1479 3,45
Colorado 3 4065.25 0.844 0.0641 0,011
Colorado 3 4066.17 0.582 0.1241 0,467
Colorado 26 4140.1 0.564 0.0354 0.0008
Berea 41 - 0.188 0.2002 33,178

Otras correlaciones de interés representan la ecuacion 26 (Coates, 1981),

Ecuacion 27 (Tixier, 1949)

k= \/11)0

k =

*

02 (1-Swirr)
Swirr

250+p3

Swirr

(Ecuacion 27)

(Ecuacioén 26)

Tabla 18. Permeabilidades obtenidas por las correlaciones de Coates y Tixier

Muestra Profundidad | Swirr | Porosidad | K (Coates) | K (Tixier)
(ft)
Colorado 3 4060.17 0.455 0.1709 10,111 6,79
Colorado 3 4064.54 0.603 0.1479 3,68 2,305
Colorado 3 4065.25 0.844 0.0641 0,06 0,011
Colorado 3 4066.17 0.582 0.1241 0,44 0,467
Colorado 26 4140.1 0.564 0.0354 0,038 0,0008
Berea 41 - 0.188 0.2002 210,056 85,745

Siendo la ecuacién de Timur la mas ideal entre las ecuaciones anteriormente

mostradas por su extenso estudio y particular uso en los andlisis petrofisicos.
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Correlaciones para la calidad del yacimiento y saturacion de agua

La definicion de unidad de flujo asume que los yacimientos son sistemas
heterogéneos y no uniformes. Las variaciones en los atributos geométricos define
la existencia de zonas hidraulicas distintas con caracteristicas similares de flujo de
fluidos. En estas zonas, para cada valor de porosidad, el valor de la permeabilidad
puede variar en varios ordenes de magnitud, lo que indica la existencia de varias

unidades de flujo34.

Una unidad de flujo se define como un volumen especifico del yacimiento que esta
compuesta por una o mas litologias que pueden o no tener calidad de yacimiento
dentro de ese mismo volumen, asi como los fluidos que se contienen. Es decir que
se identifican de acuerdo a una combinacién de propiedades, que incluye: facies

geoldgicas cualitativas y propiedades del yacimiento cuantitativas.®

Dentro de los modelos petrofisicos a considerar se encuentra el de kozeny-Carmen,
cuyo objetivo es expresar la permeabilidad en términos de propiedades medibles de

la roca.
Se escoge la relacion propuesta por Amafeule et al., que consiste en determinar el

indicador de zona de flujo (FZI), con ayuda de los siguientes parametros que Si

consideran la heterogeneidad de las zonas de flujo

RQI = 0.0314 = \/@z (Ecuacion 28)

3 AMAEFULE, Jude. ALTUNBAY, Mehmet. TIAB, Djebbar. KERSEY, David y KEELAN, Dare. Enhanced
Reservoir Description: Using Core Data and Log Data to Identify Hydraulic (Flow) Units and Predict Permeability
in Uncored Intervals/Wells. SPE, Octubre 1993.

35 SLAT.M. Roger. Stratigraphic reservoir characterization for Petroleum geologists, geophysicists and
Engineers. Handbook of Petroleum exploration and production. University of Oklahoma.ELSEVIER.2006
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@, = (&) (Ecuacion 29)
1-0

_ 1 _ RQI .
FZI1 = (\/F_Ztsg) = 2 (Ecuacion 30)

Para calcular la saturacion de agua irreducible se utilizaron los modelos de

Amafeule y de Aristobulo:

Amafeule. La relacién entre la saturacién de agua irreducible y el FZI se representa

matematicamente por la siguiente ecuacion:

1

m] (Ecuacién 31)

SW=1—[

En donde a= 1.12, b=0,5634, c= 1,44 y r2= 0,998.

Aristébulo Bejarano®. La ecuacion que la representa es la siguiente:

1  ,
w = Tipzn (Ecuacién 32)

Esta ecuacién demuestra que para bajos valores de FZI, la saturacion de agua sera

cercana a 1y para altos valores la saturaciéon sera cercana a 0.

Los calculos de calidad del yacimiento (RQI), unidades de flujo hidraulico (FZI), Swr
Amafeule y Swr Aristobulo, se muestran en la tabla 19 y 20. Al realizarlos, se hizo

la siguiente suposicion:

e Se utiliza una permeabilidad absoluta promedio para cada muestra

36 Bejarano. A. Comunicacion verbal
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Tabla 19. RQI, ¢z y FZI para las muestras seleccionadas

Colorado 3 - 0,25 0.9 3,59
Colorado 3 4060.17 0,206 0.224 1,088
Colorado 3 4064.5 0,173 0.152 0,877
Colorado 3 4066.17 0.141 0.061 0.431
Colorado 26 4140.1 0.036 0.057 1.575
Berea 41 4065,3 0.068 0.041 0,6

Tabla 20. Swr Amafeule, Swr Aristobulo para las muestras seleccionadas

Colorado 3 4060.17 0.3820 0.4787 0.455
Colorado 3 4064.54 0.4445 0.5326 0.603
Colorado 3 4065.25 0.5645 0.6247 0.844
Colorado 3 4066.17 0.6686 0.6986 0.582
Colorado 26 4140.1 0.2919 0.3883 0.564

Berea 41 - 0.1726 0.2175 0.188

Los valores bajos de FZI reflejan la baja permeabilidad de las muestras colorado 3
(4065,25), colorado 3 (4066,17), colorado 3 (4064,54), colorado 3 (4060,17),

colorado 26 (4140,1) y la berea 41 teniendo mejores propiedades entre las

analizadas modela el mejor valor de FZI.
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4. CONCLUSIONES

Los valores de permeabilidad de las muestras utilizadas del Campo Colorado
varian entre 0,11 y 8,54 mD, siendo estas de muy bajas permeabilidades; y
la muestra Berea 41 tiene una permeabilidad de 164,5 mD lo que indica una
buena permeabilidad.

Los valores de porosidad de las muestras analizadas varian entre 3.54% y
17.09%.

La muestra Berea tiene una permeabilidad (164,5mD) y una porosidad de
20,2(%) definiéndola como la muestra mas homogénea analizada en este
estudio. Este tipo de muestra es lo que puede ser considerada una roca
Archie.

Los exponentes de saturacibn mayores a 2 se ven reflejados en las altas
saturaciones de agua irreducibles en las muestras que se ajustaron a la
prueba de presién capilar.

El modelo empirico que mejor se ajusta para las estimaciones de
permeabilidad es el de Coates.

El modelo empirico que mejor se ajusta para las estimaciones de la

saturacion de agua irreducible es el de Aristébulo Bejarano.
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5. RECOMENDACIONES

Se debe tener poco contacto con las muestras para disminuir las pérdidas de
granos, ya que esto generaria una peérdida de peso y causaria una estimacion

errénea de la saturacion de las muestras

En estudios similares se recomienda correlacionar los datos experimentales con

registros eléctricos o pruebas de pozos.

Se recomienda hacer un analisis mineraldgico con difraccion de rayos x (DRX) o de
tomografia computarizada para obtener una mejor descripcién de los minerales

arcillosos presentes en la roca
Se recomienda hacer prueba de mojabilidad a las muestras para tener un estudio

mas completo y poder tomar decisiones acertadas que optimicen la productividad y

el recobro del yacimiento
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ANEXOS

Anexo A. Tabla de temperatura para horno de secado segun el tipo de roca

TIPO DE ROCA METODO TEMPERATURA
°C
Arenisca (bajo contenido Horno convencional u 116
de arcilla horno al vacio
) 90
Arenisca (alto contenido de Horno de humedad, 63
arcilla) humedad relativa 40 %
Carbonato Horno convencional u 116
horno al vacio
90
Con yeso Horno de humedad, 60
humedad relativa 40 %
Shale u otra roca con alto Horno humedad,
contenido de arcilla humedad relativa 40 % 60

Horno convencional
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Anexo B. Protocolo experimental para la determinacion de la porosidad por el

meétodo del porosimetro de Boyle

Chequeo de fugas. Aplique vacio a todo el sistema incluyendo la celda de
referencia y la camara de muestra. Cierre la valvula de vacio y monitoree la
presion en el transductor. Si no observa cambios en la lectura de presion durante

dos minutos, se asume que el sistema no tiene fugas.

Determinacion del volumen de conexiones V2. Corresponde al sistema donde

se alojara la muestra.

Coloque todos los discos calibrados dentro de la camara.

Abra las véalvulas de la celda de referencia V7 y la cAmara de las muestras V11.

Aplique vacio a todo el sistema con V4 en la posicion vacuum. Cierre la V4. Una

vez estabilizada la lectura en el transductor registre la presion como Pv.

Cierre la valvula de la camara de muestra (v11)

Utilice el regulador y permita el suministro de 100 psia de Helio.

Permita la entrada de Helio al porosimetro; para ello V4 debe estar en la posicion

Helium y V7 en la posicion ON. Observe que la temperatura aumenta

aproximadamente 2 °C, por lo tanto se debe esperar a que descienda y una vez

estabilizada la lectura de la presién en el transductor, registre la presibn como

Pi.

Cierre la valvula V4.

76



Abra la vélvula de la camara de muestra (V11) y permita que el helio se expanda.
Una vez estabilizada la presion, registrela como Pf.

Libere la presion del sistema por la valvula de desfogue.

Determine el volumen de conexiones y de las celdas de muestras, registre ese

valor como V2.

Determinacion del volumen de granos

Use guantes desechables para manipular la muestra. Determine sus
dimensiones; didmetro y longitud, con el calibrador digital disponible en el
laboratorio. Registre los datos en el formato. Calcule y registre el volumen total
de la muestra, Vb

Coloque en la cadmara de muestras, el plug al cual se le va a determinar la
porosidad. Retire de la cAmara porta-muestras los discos que mas se ajusten a
la longitud de la muestra y registre el nimero de los discos como DNU (Discos

no utilizados)

Ajuste la matrixcup con el tornillo ubicado en la parte superior.

Con la vélvula V4 en la posicién vacuum, aplique vacio a todo el sistema, deben

estar abiertas las demas valvulas. Después de 4 minutos, cierre la valvula V4 y
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espere a que se estabilice la lectura de presion en el transductor. Registre el
dato como Pv.

e Cierre la valvula de la cAmara de muestras V11.

e Mueva la valvula V4 a la posicion Helium. Observe el aumento que ha sufrido la
temperatura, espere a que regrese al valor de inicio de la prueba. Coloque la V4
en la posicion OFF y una vez estabilizada la presién de Helio, registre el dato

como Pi.

e Abra la valvula de la camara de muestra V11 y espere a que la presion se

estabilice. Registrela como Pf.

e Libere la presion del sistema por la valvula de desfogue. Saque la muestra y

calcule el volumen de granos de acuerdo a las siguientes ecuaciones:

V,=VDNU-X (a)

v' Célculos de porosidad
Célculo del volumen de conexiones:
Con los datos obtenidos en la primera parte de las lecturas de presiones, sin la
muestra dentro de la matrixcup. Calcule el volumen de conexiones asi:

(b)

_ (Pi-P)*(V1+V3)
o Pf—Pv

Vv,

Donde,

V2: Volumen de conexiones, en cm3
V1: 40.66 cm3

V3:7.70 cm3

Pi: Presion inicial, en psi
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Pf: Presion final, en psi
Pv: Presion de vacio, en psi

v' Calculo del volumen de granos:
Con el dato del volumen 2, se calcula x que representa el volumen de espacios
vacios contenidos entre el volumen de los discos y el volumen de la muestra.

Entonces X se calcula asi:

X (Pi—Pf)*(V1+V3)+V2+(Pv—Pf) ©)
Pf—PV

Dénde,
VQ: Es el volumen de granos
VDNU: El volumen de discos no utilizados. En la Tabla 2, se observan los volimenes

de los dichos.

Tabla 1. Volumen de los discos del porosimetro de Boyle.

1.0 Pulgadas 1.5 Pulgadas
1 14.314 43.293
2 11.337 28.960
3 6.462 21.760
4 6.434 7.2817
5 4.899 -
6 1.739 -

Célculo de la porosidad

Al final la porosidad por el método del porosimetro de helio, se calcula asi:
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D= [1—"—9]*100 (d)

Vb

Vy=mx*xr?xL (e

Donde,
®: Es la porosidad expresada en porcentaje

VQ: Es el volumen de granos
Vb: Es el volumen total de la muestra que se determina en base a sus dimensiones.
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Anexo C. Protocolo experimental para la determinacion de la permeabilidad

por medio del Permeametro “Core Pet”

1. ENCENDIDO DEL PERMEAMETRO

e Encender el computador asociado al permeametro

e Encender el permeametro conectandolo a la corriente eléctrica, y con el switch
localizado en la parte superior izquierda del panel

¢ Iniciar el software de permeabilidad y cargar los datos de la muestra solicitados
por el software

e Asegurar que el conector rapido que lleva el nitrégeno al equipo esta conectado

e Abrir la valvula del cilindro de nitrégeno y ajustar el regulador de salida del
cilindro entre 80 y 100 psi

e Con el regulador del equipo ajustar 100 psi

e Registrar los datos FOO05.

2. CARGA DE LA MUESTRA

e Abrir la valvula manual para baja presion y asegurar que la de alta presion esté
cerrada.

e Mueva la valvula de overburden a la posicion vacuum. Realizar vacio verificando
el ingreso de la muestra.

e Cerrar la valvula de baja presion. Apagar la bomba de vacio, y cargar la muestra

por el extremo inferior del portamuestras.
e Armar nuevamente el portamuestras. Abrir la valvula de baja presién. Mover la

valvula de overburden a la posicion pressure. Encender la bomba de vacio hasta

una presion de treinta libras.
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Cerrar la valvula de baja presion y abrir la valvula manual de alta presion. Llevar
a la presion de sobrecarga deseada con la bomba manual.

Cerrar la valvula.

. CONTROL CALIDAD

Determinar permeabilidad a la muestras patron (Permeabilidad conocida) de

manera que se verifique el estado del equipo.

DETERMINACION DE PERMEABILIDAD

Seleccionar en el software si es permeabilidad al aire o Klinkenberg
Revisar el comportamiento de la muestra

Registrar los datos obtenidos en el formato (FO05)

. DESCARGUE DE LA MUESTRA

Abrir la valvula de alta presién. Permitir el bypass del aceite de confinamiento en
la bomba manual para aliviar la presion.
Abrir la valvula manual para baja presion y asegurarse que la de alta presién

esté cerrada.

Mover la valvula de overburden a la posicibn vacuum. Hacer vacio por dos
minutos.
Cerrar la valvula de baja presion. Apagar la bomba de vacio. Sacar la muestra

por el extremo inferior del portamuestras.
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Anexo D. Preparacion de la salmuera

Teniendo en cuenta los datos obtenidos en la tesis®’ el contenido de los aniones de
cloruro en el agua de formacion en esta zona es de un promedio de 25000 mg/l, por
tanto la concentracion de la solucion NaCl con la cual se trabajara serda de
60000ppm

60000 ppm NaCl= 60000 (%):(m;Tgmg):eo INaCl  (f)

Conocida la concentracion de la solucion NaCl especificada para la prueba, proceda
a preparar la solucién teniendo en cuenta:

Se necesitan 60 gramos de salmuera por cada litro de agua desmineralizada a usar.
Para el procedimiento, se prepararon 5L de salmuera. Luego, se midid la
conductividad de la salmuera: 84.04 mS/cm, en unidades que reporta el equipo

convirtiendo a unidades del SI: 0.119 O*m

e El agua para la solucién debe ser desionizada y desmineralizada.
e El Soluto NaCl debe ser de alta pureza y no la sal convencional.
e Agite el tiempo necesario para conseguir una solucion homogénea.

e Determine la densidad de la salmuera:

El picndmetro es un matraz de precision que puede ser llenado con un volumen
conocido de liquido. El peso especifico del liquido se define como el residuo entre
el peso de un volumen de liquido con el peso de un volumen igual de agua a la
misma temperatura. Ambos pesos deben ser corregidos por flotabilidad (debido al

aire) si se requiere un alto grado de precision. La relacion de las diferencias entre

37 SIMANCAS, D. & VILLABONA,C.(2012). Disefio y evaluacion de un fluido para la remocion de escamas de
carbonato de calcio a partir de una solucion de EDTA. Caso aplicado Campo Colorado (tesis de grado). UIS,
Bucaramanga, Colombia
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los pesos del matraz lleno de liquido y el peso vacio, con el peso del recipiente lleno
de agua destilada y el peso vacio, es el peso especifico del liquido desconocido. El

agua y el liquido deben estar a la misma temperatura.

La densidad de la salmuera usando un picnémetro en el laboratorio, el valor fue de:
1.0395 g/ml.

e Una vez obtenida la solucion a la concentracion deseada, se desairea un
tiempo prudente dependiendo del método usado para luego saturar las
muestras.

e Se someten las muestras a saturacion durante 4 dias para cumplir con la
norma RP40, las muestras debe quedar estar saturadas idealmente al 100
%.
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Anexo E. Tabla Schlumberger Resistivity of NaCl Solutions.
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Anexo F. Protocolo saturacion

e Utilice guantes desechables para manipular la muestra. Seleccione la muestra
de forma regular y registre su peso seca y limpia como Wmd.

e Determine las dimensiones de la muestra. Tome 6 datos del diametro y 6 de la
longitud y halle sus promedios por medio del céliper digital disponible en el
laboratorio.

e Describa brevemente la litologia de la muestra:

Grado de compactacién: consolidada, regularmente consolidada o friable
Tamafio de los granos: grandes (>0.5 mm), medianos (entre 0.25 y 0.5 mm) y
pequefios (<0.25 mm)

Presencia o no de hidrocarburos

Caracteristicas de la matriz (material de menor tamafio y que esta presente entre
los espacios porosos): Arenosa, Lodosa, Areno-lodosa, Areno-gravosa, Gravo-
areno-lodosa (caso muy especial y se observa solo cuando hay presencia de
materiales de tamafio muy grueso.

e Cologue la muestra en la cAmara de vacio y aplique alto vacio por un tiempo
no inferior de 8 horas. Para muestras de baja permeabilidad el tiempo debe
ser entre 12 y 18 horas.

e El periodo de evacuacion puede ser seguido de una inyeccién de CO2 para
retirar el aire absorbido en la roca. Se pueden requerir varios ciclos de
evacuacion y de inyeccion de CO2 para muestras de baja permeabilidad. Se
requiere un mayor tiempo de contacto con CO2 y ciclos de vacio mas largos
para desplazar el N2 en rocas mas apretadas.

e Elimine el aire del liquido que va a saturar la muestra. Para ello coloque el
fluido en un erlenmeyer con desprendimiento lateral y llévelo a una plancha

con agitacidon magnética. Al tiempo que agita, extrae el aire con una bomba
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de vacio. Traslade el liquido al embudo de decantacion derramandolo por las
paredes teniendo cuidado de que no vuelva a tomar aire.

Luego del periodo de evacuacion, permita que el liquido que se encuentra en
el embudo de decantacién, ocupe los espacios porosos de la muestra, para
ello abra la valvula del embudo tal que permita el paso del liquido a la cAmara
de vacio muy lentamente hasta que quede la muestra totalmente sumergida
en el liquido y no haya burbujas de aire. Cierre la valvula del embudo sin
interrumpir el vacio.

Abra un poco la valvula del embudo y permita que la presion atmosférica
actué lentamente, espere unos minutos antes de manipular la muestra.
Saque la muestra, eliminele de forma rapida el liquido saturante sobrante se
debe rodar la muestra sobre un trapo libre de pelusa o sobre una toalla de
papel mojada con el liquido saturante, o limpiarla cuidadosamente con el
trapo humedecido o los dedos son técnicas adecuadas para remover el
exceso de liquido. Este procedimiento debe hacerse con la precaucion de no
extraer fluido contenido en los poros de la muestra, por tal razén no es posible
hacerlo con material absorbente. Pese la muestra y registre el dato como
Wms.

Determine el volumen poroso de la muestra mediante la diferencia de la
muestra saturada y la muestra limpia y seca y dividiendo el resultado en la
densidad del liquido saturante. Con la porosidad de la muestra determinada
en el porosimetro de helio, determinar el volumen poroso y verificar que la
muestra ha quedado saturada por lo menos en un 95%.

Saturar los platos porosos: Con la salmuera desairada, se coloca sobre la
celda cubriendo el plato que se va a saturar. Se aplica una presiéon de 10 psi
para el plato de 1 bar o de 20 psi en el caso del plato de 15 bars. Se desplaza

la salmuera y se deja sumergido en salmuera, mientras se va a utilizar.
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Céalculos de saturacién

0= Z—p Despejando Vp (volumen poroso)
t

Ecuacion (g)
V, = @ =V, , Donde Vt es el volumen de la muestra
Ecuacion (h)
Peso Saturado — Peso Seco = Liquido Saturado (g)
Ecuacion (i)

Liquido Saturado

G- Volumen de saturacion
Densidad del liquido (W)

Ecuacion (j)

) Volumen de saturacion
% Saturacion = Volumon Poroso * 100

Ecuacion (k)
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Anexo G. Presion capilar

e Sature 100% la muestra con salmuera sintética o agua de formacién utilizando
cualquiera de las técnicas existentes; desplazamiento miscible 6 saturacion al
vacio.

e Pese las muestras 100% saturadas, compare el resultado con el volumen poroso
obtenido en el porosimetro de helio. Ellas deben quedar saturadas como minimo
en un 95%.

e Coloque el plato de 1 bar en la celda. Asegurese de que el plato esté saturado.

e Coloque en su superficie las muestras de roca. Procure hacer paquetes de
muestras con permeabilidades semejantes. Para asegurar un buen contacto con
el plato, utilice una capa muy fina de tierra diatoméacea en la superficie de un
papel Kleenex y adhiéralos a la muestra. Esto asegura un excelente contacto
con el plato poroso.

e Cierre la celda herméticamente. Verifiqgue que haya suficiente agua en el
saturador.

e Abra la fuente de aire y permita el paso al regulador de alta mediante la valvula
V1.

e Opere el regulador de alta presion para que permita el paso de 20 psi a través
de la valvula V2, al regulador de baja presion. La otra valvula debe estar cerrada.
Asegurese de que el regulador de baja presion no permita el paso aguas abajo.

e Manipule el regulador de baja presion y permita el paso de aire a la presion
capilar fijada. Se recomienda al menos valores de 1, 2, 5y 10 psi.

e Abra la valvula V3. para permitir el paso del aire del regulador de baja presion al
saturador y luego a la celda.

e Coloque un recipiente graduado al otro extremo de la celda con aceite como
interfase de sello.

e Dos veces al dia haga las lecturas del nivel de agua desplazado. Si se observa

paso de fluido no mojante (aire), suspenda la prueba y sature el plato. Cuando
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por dos dias se obtenga la misma lectura, desmonte las muestras y péselas.
Registre los pesos obtenidos en cada incremento de presion al igual que el agua
desplazada de las muestras. Pase al siguiente punto de presion y repita el

procedimiento.

USO DEL PLATO POROSO DE ALTA PRESION (15 BARES).

e Coloque el plato de 15 bares en la celda. Asegurese de que el plato este
saturado. Coloque en su superficie muestras de roca, de la misma forma
como se explicd en el punto anterior. Procure hacer paquetes de muestras
con permeabilidades semejantes. Cierre la celda herméticamente. Verifique
gue haya suficiente agua en el saturador.

e Abra la fuente de aire y de paso al regulador de alta mediante la valvula V1.

e Opere el regulador de alta presion y permita el paso de 250 psi, al regulador
de baja presién por medio de la valvula V2. La valvula situada en el mismo
bloque debe estar cerrada. Asegurese de que el regulador de baja presion
no permita el paso aguas abajo.

e Opere el regulador de baja presion y permita el paso del aire al equipo de
presién capilar. Se recomienda valores de 20, 25, 30, 35, hasta 200 psi, si la
muestra lo requiere. Regularmente el punto final se encuentra muy por
debajo de 200 psi.

e A cada incremento de presion, abra la valvula V3 para permitir el paso del
aire del regulador de baja presién al saturador y luego a la celda.

e Coloque un recipiente graduado al otro extremo de la celda con aceite como
interface de sello. Dos veces al dia haga las lecturas del nivel de agua
desplazado. Cuando por dos dias se obtenga la misma lectura, desmonte las
muestras y péselas. Registre los pesos al igual que el volumen de agua

recuperada.
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Anexo H. Célculo de la altura sobre el nivel de agua libre, (H)

Para determinar la altura sobre el nivel de agua libre de cada una de las muestras,

es necesario conocer las tensiones interfaciales agua-gas y agua aceite.

El valor de la tension interfacial agua-aceite se encuentra entre 20 y 30 dinas/cm.

La tension interfacial agua-gas es aproximadamente igual a 72 dinas/cm.

a. Convierta las presiones capilares tomadas en laboratorio a condiciones de

0

yacimiento asi:

o

Pcr = PeL * ( 2
’ ’ O-W,g

Donde:

Pcr : Presion capilar a condiciones de yacimiento, en psi

PcL: Presion capilar a condiciones de laboratorio, en psi

ow,o: Tension interfacial de ocurrencia en el yacimiento. En este caso, agua aceite,

en un yacimiento de aceite y en toda la zona por debajo de la capa de gas, en
Dynas/cm

owg- Tension interfacial a condicion de laboratorio. En el caso de la presion capilar

por plato poroso por inyeccién de aire, agua-aire, en Dynas/cm

Las tensiones interfaciales agua-petréleo estan entre 20 y 30 Dynas/cm, y la tension
interfacial agua-gas (el gas, aire, también llamada tension superficial) es

aproximadamente 72 Dynas/cm a 20 °C.

b. Calcule la altura (H), sobre el nivel de agua libre, para cada una de las

presiones capilares con la siguiente ecuacion:

144%P,
(Pw—Po)

91



Dénde:

H: Altura sobre el nivel de agua libre, en ft

Pc: Presion capilar a condicion de yacimiento, en psi

pw . Densidad del agua, en Ib/ft3

po: Densidad del aceite a condiciones de yacimiento, en Ib/ft3
Figura. H vs Sw (partes)

Figura 1. Grafico altura Vs saturacion de agua

= . Transicion Capilar

Sw

Fuente: http://www.inLab.Soluciones integrales para ingenieria de reservorios
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Anexo |. Determinacion del exponente de cementacion, m.

a. Célculo de latemperatura del yacimiento: Si no se tiene el dato de la temperatura

del yacimiento, utilice la siguiente ecuacion empirica desarrollada por el ICP.

Tr = 0,01649 = depth + 88,8896 (n)

Dénde:
TR: Temperatura del yacimiento, en °F

Depth: Profundidad del yacimiento, en ft

b. Correccion de la resistividad del agua a temperatura de yacimiento: Determinar
la resistividad del agua a temperatura del laboratorio y corregirla a temperatura

de yacimiento mediante la siguiente ecuacion:

_ (TL+6,77)
Ryr =Ry, * (Tet677) (0)

Donde:

Rw,R : resistividad a temperatura de yacimiento, en ohm-m
Rw,L: resistividad a temperatura de laboratorio, en ohm-m
TL: temperatura de laboratorio, en °F

TR: temperatura de yacimiento, en °F
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c. Célculo del factor de resistividad de la formacion (FF o FR): Calcule el factor de
formacién para muestras diferentes del mismo yacimiento, aplicando la siguiente

ecuacion:

Doénde:
FF: factor de formacion, adimensional
Ro: resistividad de la roca 100% saturada con agua, en ohm-m

Rw: resistividad del agua de formacién a temperatura de yacimiento, en ohm-m

d. Construccién de la gréafica del exponente de cementacion (m): Grafique en
coordenadas log — log los datos obtenidos de factor de formacion (eje Y), versus
porosidad de las muestras y determine el exponente de cementaciéon mediante
la regresion exponencial de la serie de puntos para todas las muestras. La

pendiente es el valor de m

Determinacion del exponente de saturacién, n.

a. Calculo de la resistividad de la muestra saturada 100 % de salmuera: Mediante
las dimensiones de la muestra, determine el area transversal. Calcular Ro, con

la siguiente ecuacion:

Dénde:
Ro: Resistividad de la muestra 100% saturada, en ohm-m

r : Resistencia de la muestra, en ohm

94



A: Area transversal de la muestra, en m2

L: Longitud de la muestra, en m

b. Calculo del indice de resistividad (IR 6 RIl): Cada vez que halle la saturacion de
la muestra para cada nivel de presion en el equipo de presion capilar, determine

el indice de resistividad aplicando la siguiente ecuacion:

RI = g—;(r)

Dénde:
RI: indice de resistividad, adimensional
Rt: Resistividad de la roca en cada valor de saturacion, en ohm-m

Ro: Resistividad de la muestra 100% saturada de salmuera, en ohm-m

c. Construccion de la gréafica de IR en funcion de la saturacién de agua: Grafique
en coordenadas log — log los datos obtenidos de indice de resistividad (eje Y) en
funcion de la saturacién de agua de la muestra y determine el exponente de
saturacion por medio de la regresién exponencial de los datos obtenidos. La

pendiente es el valor de n
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Anexo J. Métodos de ensayo y procedimientos utilizados en la evaluacion de

las propiedades petrofisicas basicas y especiales en nucleos de perforacion.

e POROSIDAD

Métodos de determinacion de la porosidad en laboratorio

Medicién de la porosidad mediante un andlisis de rutina del nucleo: Las
técnicas de medicién en el laboratorio consisten en determinar dos de los tres
parametros basicos de la roca (volumen total, volumen poroso y volumen de los

granos).

Para ello se utilizan nucleos de roca, los cuales son obtenidos durante la etapa de

perforacion del pozo.

La medicion de la porosidad es realizada generalmente en tapones de nucleos, los
cuales son muestras de diametro pequefio (entre 25-40 mm) extraidas del nicleo,

utilizando herramientas de corte especiales.

Determinacion del volumen total: El volumen total puede ser calculado por
medicion directa de las dimensiones de la muestra utilizando un vernier. Este
procedimiento es util cuando las muestras presentan formas regulares debido a su

rapidez.

Para muestras de volumenes irregulares el procedimiento utilizado usualmente
consiste en la determinacion del volumen de fluido desplazado por la muestra.
Algunos de los métodos utilizados para determinar el volumen del fluido desplazado

son:
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Métodos gravimétricos: El volumen total se obtiene observando la pérdida de peso
de la muestra cuando es sumergida en un liquido, o por el cambio en peso de un
picndmetro cuando se llena con mercurio y cuando se llena con mercurio y la

muestra.
Los métodos gravimétricos son:

¢ Recubrimiento de la muestra con parafina e inmersion en agua
e Saturacion de la muestra e inmersion en el liquido saturante.

e Inmersién de la muestra seca en mercurio

Métodos volumétricos: los métodos utilizados son el del picnébmetro y la inmersion

de una muestra saturada.

El método del picnbmetro de mercurio consiste en determinar el volumen de un
picnémetro lleno con mercurio hasta una sefial. Luego se coloca la muestra y se
inyecta mercurio hasta la sefial. La diferencia entre los dos volumenes de mercurio

representa el volumen total de la muestra.

El método de inmersion de una muestra saturada consiste en determinar el
desplazamiento volumétrico que ocurre al sumergir la muestra en un recipiente que

contiene el mismo liquido empleado en la saturacion.

El método de desplazamiento con mercurio es practico para determinar el volumen
total de muestras cuando se encuentran bien cementadas, de lo contrario debe

emplearse el método de inmersion de una muestra saturada.
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Determinacion del volumen de los granos: en estos métodos se utilizan muestras
consolidadas y se le extraen los fluidos con un solvente que posteriormente se

evapora. Los principales métodos utilizados son:

Metodo de Melcher-Nuting: El método de Melcher-Nuting consiste en determinar
el volumen total de la muestra y posteriormente triturarla para eliminar el volumen

de espacios vacios y determinar el volumen de los granos.

Método del porosimetro de Stvens: El método de Stevens es un medidor del
volumen efectivo de los granos. El porosimetro consta de una camara de muestra
gue puede ser aislada de la presién atmosférica y cuyo volumen se conoce con
precision. El nucleo se coloca en la cAmara, se hace un vacio parcial por la
manipulacion del recipiente de mercurio, con esto se logra que el aire salga de la
muestra y es expandido en el sistema y medido a la presion atmosférica. La
diferencia entre el volumen de la camara y el aire extraido es el volumen efectivo de

los granos.

Densidad promedio de los granos: Tomando la densidad del cuarzo (2.65 g/cm)
como valor promedio del grano, el volumen de los granos puede ser determinado
con el peso de la muestra. Este método se utiliza en trabajos que no requieren gran

exactitud.

Determinacion del volumen poroso efectivo: Todos los métodos utilizados para
determinar el volumen poroso miden el volumen poroso efectivo, y se basan en la

extraccién o introduccién de fluidos en el espacio poroso.
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A continuacion se presenta un resumen de algunos usados para determinar el

volumen poroso efectivo

Método de inyeccion de mercurio: consiste en inyectar mercurio a alta presion en
los poros de la muestra. El volumen de mercurio inyectado representa el volumen

poroso efectivo de la muestra.

Método del porosimetro de helio: su funcionamiento esta basado en la Ley de
Boyle, donde un volumen conocido de helio (contenido en una celda de referencia)
es lentamente presurizado y luego expandido isotérmicamente en un volumen vacio
desconocido. Después de la expansion, la presion de equilibrio resultante estara
dada por la magnitud del volumen desconocido; esta presién es medida. Usando
dicho valor y la Ley de Boyle, se calcula el volumen desconocido, el cual representa

el volumen poroso de la muestra.

Método de saturacién de Barnes: Este método consiste en saturar una muestra
limpia y seca con un fluido de densidad conocida y determinar el volumen poroso

por ganancia en peso de la muestra.

e PERMEABILIDAD

La permeabilidad de una muestra de formacion es la medida de su capacidad para
permitir el transito de fluidos. La permeabilidad consiste en la medicién de la tasa
de flujo de un fluido de viscosidad conocida a través de una muestra bajo un
diferencial de presion. El aire es el fluido utilizado normalmente debido a su

conveniencia, disponibilidad, y la relativa inercia hacia el material del nucleo. Las
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mediciones de permeabilidad con aire y con otros gases, se corrigen a un

"equivalente” de la permeabilidad de los liquidos mediante el uso de la conocida

correccion Klinkenberg.

Figura. Correccion Klinkenberg con diferentes gases
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Fuente: Articulo, propiedades de rocas de yacimiento, ICP

PRUEBA DE LA PERMEABILIDAD ABSOLUTA AL GAS (PERMEAMETRO
RUSKA; API RP-40)

EQUIPOS Y ELEMENTOS:

Desecador de vidrio

Permeametro Ruska

Calibrador digital

Cilindro de nitrégeno o de aire comprimido

Corazoén de andlisis
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e Guantes desechables

Fuente: Laboratorio de Petrofisicos EIP. Permeametro al gas Ruska

PROCEDIMIENTO

Procedimiento para el andlisis de la permeabilidad al gas.

101



4 3\

Tomar dimensiones
de la muestra

Llevar la muestra al
permedametro

Medir caudal y
temperatura del gas

. J/

Calcular
permeabilidad

Con la muestra debidamente limpia, seca y preservada en un desecador de
vidrio, determine sus dimensiones utilizando el calibrador digital disponible
en el laboratorio. Manipule las muestras usando guantes desechables para

gue la grasa de las manos no altere la masa y los poros de la muestra.

Describa brevemente la litologia de la muestra:

Grado de compactacion: consolidada, regularmente consolidada o friable
Tamafio de los granos: grandes (>0.5 mm), medianos (entre 0.25y 0.5 mm)
y pequefios (<0.25 mm)

Presencia o no de hidrocarburos

Caracteristicas de la matriz (material de menor tamafio y que esta presente
entre los espacios porosos):Arenosa, Lodosa, Areno-lodosa, Areno-gravosa,
Gravo-areno-lodosa (caso muy especial y se observa solo en materiales de

tamafio muy grueso).
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3. Inserte la muestra en el receptor de caucho y verifigue que quede
debidamente confinada.

4. Lleve el conjunto muestra—receptor de caucho, al coreholder y ajuste todo al

equipo.

5. Lleve la valvula selectora de los rotametros a la posicidon “LARGE”. Ajuste al
sistema una presion de 0.25 atmaosferas y verifique que la lectura de flujo esté

entre 2y 14 cm.

6. Con la lectura del rotametro en cm, remitase a la grafica de calibracion y

traduzca esa lectura a cm3/segundo.

7. Silalectura en el rotametro es inferior a 2 cm, lleve la valvula a la posicion
“MEDIUM” y eleve la presion a 0.5 atmésferas. Sl de nuevo la lectura en el
rotdmetro respectivo es aun menor de 2 cm, lleve la valvula selectora a la
posicion “SMALL” y eleve la presion a 1.0 atmdsferas. La lectura en el

rotametro representa un caudal en cm3/segundo en la gréfica de calibracion.
8. Registre la temperatura del gas (aire o Nitrdgeno), en el termémetro del
equipo. Con esa lectura determine la viscosidad del gas en centipoises (cP),
por medio de la gréfica de temperatura Vs viscosidad disponible en el

catalogo del permeametro.

9. Calcule la permeabilidad al gas de la muestra usando la ecuacion de Darcy.

Registre el dato en miliDarcys.

Calculo De La Permeabilidad Al Gas.
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Permeadmetro Ruska.

Calculo de la permeabilidad (K), en miliDarcys.

K, = (%g) + 1000 (mili[}arcys)|

Dénde:

Kg: Permeabilidad de la muestra, en milidarcys

Q: Caudal del gas a través de la muestra, en cm3/segundo. (Figura 11)
Mg: Viscosidad del gas, en cp. (Figura 12)

L: Longitud de la muestra, en cm.

A: area transversal de la muestra, en cm2.

Ap: Delta de presion, en atmésferas.

Verificacion del estado de la muestra: Verifique posibles fracturas inducidas,
causadas por la manipulacion de la muestra. Si esto ha ocurrido, deseche la

muestra y rotulela de nuevo con la inscripcion “muestra fracturada”.
Repetitividad: Determine de nuevo la permeabilidad de la muestra y compare el

resultado con el anterior. La repetitividad no puede ser superior al 5 %, de lo

contrario repita el procedimiento hasta que sea inferior a dicho porcentaje.
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GRAFICA CALIBRACION DE LOS ROTAMETROS (Q Vs. Cm)
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Fuente: Catélogo del permeametro Ruska. Viscosidad del Aire y del Nitrégeno en

funcion de la temperatura

Fuente: Catdlogo del permeametro Ruska. Carta de calibracion de los rotAmetros

del permeametro al gas Ruska.
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Analisis E Interpretacion De Resultados. Permeabilidad Al Gas

(Permeametro Ruska).

Analisis de resultados.

Compare la permeabilidad calculada con la descripcion litolégica de la
muestra. Por ejemplo; Una muestra friable debe mostrar una alta
permeabilidad y viceversa; una muestra consolidada mostrara una baja

permeabilidad.

Si la muestra es muy consolidada y registra una permeabilidad alta, es
posible que hayan sucedido dos cosas: que la muestra se haya fracturado, o
que haya canalizacion de fluidos por mal confinamiento de la muestra. Repita
la prueba verificando que la muestra quede bien confinada, si sigue
presentando alta permeabilidad, compare el dato de permeabilidad con una
muestra del mismo segmento de corazén; Si la diferencia es apreciable, la
muestra esta fracturada. Reporte el incidente y rotule la muestra como

“muestra fracturada”.

Si la muestra es friable y registra una permeabilidad baja, probablemente ha
sufrido arrastre de finos por tasas de fluidos superiores a la tasa critica.
Compare la permeabilidad con la de otra muestra similar y del mismo
segmento de corazén. Reporte el incidente y rotule la muestra como “muestra

canalizada”.

Clasifique la permeabilidad obtenida como:

Alta permeabilidad K > 250 milidarcys,
Aceptable para 100 < K (md) < 250
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Regular para 50 < K (md) < 100.
Mala para 1 < K (md) < 50.

Muy mala si K <1 md.

PRUEBA DE LA PERMEABILIDAD ABSOLUTA AL LIQUIDO
(PERMEAMETRO RUSKA)

EQUIPOS Y ELEMENTOS:

e Desecador de vidrio

e Permeémetro al liquido Ruska

e Calibrador digital

e Cilindro de nitrégeno o de aire comprimido
e Corazoén de andlisis

e Guantes desechables

e Liquido saturante

Fuente: catdlogo del permeametro Ruska.
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Tomar dimensiones de la muestra

Llevar la muestra al permedmetro

( \

Medir presion y caudal del liquido a

través de la muestra

Calcular permeabilidad al liquido

PROCEDIMIENTO
Procedimiento para el analisis de la permeabilidad al liquido.

1. Con la muestra debidamente limpia, seca y preservada en un desecador de
vidrio, determine sus dimensiones utilizando el calibrador digital disponible
en el laboratorio. Manipule las muestras usando guantes desechables para
evitar que la grasa de las manos altere la masa y los poros de la muestra.

2. Describa brevemente la litologia de la muestra:

Grado de compactacion: consolidada, regularmente consolidada o friable Tamafio

de los granos: grandes (>0.5 mm), medianos (entre 0.25 y 0.5 mm) y pequefios
(<0.25 mm)
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Presencia o no de hidrocarburos

Caracteristicas de la matriz (material de menor tamafio y que esté presente entre
los espacios porosos): Arenosa, Lodosa, Areno-lodosa, Areno-gravosa, Gravo-
areno-lodosa (caso muy especial y se observa solo en materiales de tamafio muy

grueso)

3. Lleve la muestra a la camara de vacio disponible en el laboratorio.

4. Coloque el liquido de prueba (salmuera, queroseno, diesel o aceite minera),
en un erlenmeyer con desprendimiento lateral, llévelo a una plancha con
agitacidon magnética y elimine del liquido saturante todo el aire usando una

bomba de vacio.

5. Coloque el liquido desaireado en el embudo saturador de la cAmara de vacio
y lleve las muestras al interior del recipiente para empezar el proceso de

saturacion.

6. . Haga vacio por minimo 8 horas. Si la muestra es muy consolidada, haga
vacio por un tiempo entre 12 y 18 horas.

7. El periodo de evacuacion puede ser seguido de una inyeccion de CO2 para
retirar el aire absorbido en la roca. Se pueden requerir varios ciclos de
evacuacion y de inyeccién de CO2 para muestras de baja permeabilidad. Se
requiere un mayor tiempo de contacto con CO2 y ciclos de vacio mas largos

para desplazar el N2 en rocas mas apretadas.
8. Permita el ingreso del liquido saturante lentamente al interior de la camara y

verifique que la saturacibn de la muestra se estd llevando a cabo

adecuadamente. La saturacion termina cuando la muestra quede
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completamente sumergida en el liquido saturante y no muestre bubujas de

aire.

9. Abra lentamente la valvula y permita que la presion atmosférica actie sobre

la muestra.

10.Manipule la muestra con guantes desechables y llévela al receptor de

caucho, luego al coreholder metalico y después ajustelo al permeametro.
11.Permita el llenado de la probeta volumétrica del permeametro.

12. Ajuste la presion de acuerdo al tipo de muestra analizada en el paso 2. Esto
es; en muestras friables utilice bajas presiones y en muestras consolidadas
la rata de liquido no debe superar la tasa critica. Si no se conoce la tasa
critica para el tipo de muestra; permita que el caudal sea de

aproximadamente 0.1 cm3/minuto.

13.Registre el tiempo que gasta el volumen de liquido en atravesar la muestra,

en segundos.

14.Calcule la permeabilidad al liquido de acuerdo a la ecuacion de Darcy.

Caélculo De La Permeabilidad Al Liquido (Permeametro Ruska)

Célculo de la permeabilidad al liquido (KI), en miliDarcys.
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Ky = (txg,‘ﬂp #* 1000 (miliDarcys)

Dénde:

KL: Permeabilidad al liquido de la muestra, en milidarcys

VL: Volumen de liquido segun la capacidad de la probeta, en cm3. 75
pL: Viscosidad del liquido, en cP.

L: Longitud de la muestra, en cm.

t : Tiempo de flujo, en segundos

A: area transversal de la muestra, en cm2.

Ap : Delta de presion, en atmosferas.

Verificacion del estado de la muestra: Verifique posibles fracturas inducidas,
causadas por la manipulaciéon de la muestra. Si esto ha ocurrido, deseche la

muestra y rotulela de nuevo con la inscripcion “muestra fracturada”.

Repetitividad: Determine de nuevo la permeabilidad de la muestra y compare el
resultado con el anterior. La repetitividad no puede ser superior al 5 %, de lo

contrario repita el procedimiento hasta que sea inferior a dicho porcentaje.

Andlisis e Interpretacion De Resultados.

Permeémetro Al Liquido Ruska.

o Compare la permeabilidad calculada con la descripcion litologica de la
muestra. Por ejemplo; Una muestra friable debe mostrar una alta
permeabilidad y viceversa; una muestra consolidada mostrara una baja

permeabilidad.
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o La medida de la permeabilidad al liquido debe ser muy inferior a la

permeabilidad al gas; si es superior; el caudal de liquido no es el real.

Verifique que esté bien confinada la muestra.

Si la muestra es muy consolidada y registra una permeabilidad alta, es
posible que la muestra se haya fracturado. Compare el dato de permeabilidad
con una muestra similar y del mismo segmento de corazén. Si hay
incertidumbre, observe la litologia de la muestra y tome una decisién al
respecto de acuerdo a los conocimientos adquiridos. Reporte el incidente y

si hay fractura, rotule la muestra como “muestra fracturada”.

Si la muestra es friable y registra una permeabilidad baja, probablemente la
muestra ha sufrido arrastre de finos por tasas de fluidos superiores a la tasa
critica. Compare la permeabilidad con la de otra muestra del mismo
segmento de corazén. Reporte el incidente y rotule la muestra como “muestra

canalizada”

- Clasifique la permeabilidad obtenida como:

- Alta si K > 250 milidarcys,

- Aceptable para 100 < K (md) < 250
- Regular para 50 < K (md) < 100.

- Mala para 1 < K (md) < 50.

- Muy mala si K <1 md.

PROPIEDADES ESPECIALES

PRESION CAPILAR

Existen varios métodos experimentales para obtener los datos necesarios para

construir las curvas de presion capilar en funcion de la saturacion.
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Método de Inyeccion de Mercurio

Este método es mas sencillo y rapido; para su aplicacion se somete una muestra
pequefia y homogénea con alta presion de vacio, considerando al mercurio liquido
como la fase no mojante y los vapores del mercurio junto con el gas residual en la
muestra, como la fase mojante. El método consiste en inyectar lentamente el
mercurio liquido a la muestra, hasta que cesa su admisidbn a una presion
determinada. La saturacion de mercurio se determina por el cociente del volumen
inyectado de mercurio entre el volumen de poros de la muestra. Posteriormente se
incrementa la presion predeterminada inyectando mercurio de nuevo hasta que deja
de admitir; este paso se repite varias veces hasta alcanzar la Ultima presion
programada, pudiendo definirse a partir de estos resultados el comportamiento

presién capilar-saturacion

La presion capilar dinAmica puede ser determinada por una modificacion a la
técnica de Hassler para la medicion de la permeabilidad relativa. En este método
ambas fases son permitidas o son dejadas fluir a través del nucleo con un control
ejercido sobre la diferencia de presion existente entre ellos. Al llegar al equilibrio las

dos fases contintan el flujo pero su respectiva saturacion no cambia.

Aungue la técnica de restauracion de estado es probablemente el método mas
usado y es considerado el mas confiable, la técnica de inyeccién de mercurio tiene
la ventaja de ser més répido. Ya que los fluidos similares a aquellos encontrados
en los yacimientos pueden ser usados en la determinacion del método de
restauracion de estado, los resultados son usualmente mas directamente aplicables
a los problemas de los yacimientos; los resultados del método de Inyeccién de
Mercurio por otro lado pueden ser convertidos por medio de un factor de conversion
a los de presion capilar los cuales podrian ser obtenidos con los fluidos del

yacimiento.

Ventajas:
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1. Es un método rapido. En general la medicién (sobre muestras previamente

acondicionadas) requiere entre 1y 2 hs.

2. La elevada tension superficial del mercurio permite obtener mayor sensibilidad
que con otras metodologias para caracterizar presion umbral o detalles "finos" de la
estructura de poros.

3. Se puede aplicar a muestras mal conformadas.
4. Permite desarrollar elevadas presiones capilares.

5. Permite caracterizar el medio poroso en funcion de la distribucion de. didmetros

de gargantas de poro
Desventajas:

1. No permite obtener valores de Swirr ( saturacion de agua irreductible). 2.8.3
Método Dinamico en Régimen Permanente La presion capilar se evalia como la
diferencia de presiones existente entre el agua y el gas en la cara de entrada de
flujo, en una muestra porosa colocada en una celda tipo Hassler, con una membrana
semipermeable en cada uno de sus dos extremos, en la cual el flujo se mantiene en
régimen permanente, considerando condiciones de régimen permanente cuando la
diferencia de presiones entre ambas fases es la misma en ambas caras, 0 sea
cuando el gasto de ambas fases es constante. La saturacion de la muestra porosa
se determina por el cociente del peso del agua, obtenido de la diferencia entre los
pesos de la muestra, cuando esta saturada 100% de agua inicial, menos el peso
de la muestra después de determinar el valor de la presion capilar para un gasto
estabilizado de ambas fases, entre el peso del agua inicial que satura la muestra
100%. Repitiéndose el proceso varias veces con diferentes gastos de las fases en

cada ocasion, se define un comportamiento de presion capilar-saturacion.

Aufricht y cols. (1957) comentan que para los ingenieros de yacimientos y de
produccion, la aplicacion principal de los comportamientos de presion capilar-

saturacion (transformados en distribucion de la fase mojante en columnas con
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variacion de su saturacion), es determinar la distribucion inicial de fluidos y su
movilidad en el yacimiento; la distribucion se refiere a la magnitud de las
saturaciones de aceite y agua en equilibrio capilar en todo el yacimiento, como
resultado de las propiedades de la roca, de su cercania al contacto aceite-agua y
de su posicion en el yacimiento, lo cual es de gran importancia para su explotacion
y para los calculos de comportamiento y procesos de recuperacion secundaria. La
presion capilar se transforma en altura de la columna agua-aceite, usando valores
promedio de tension interfacial, angulo de contacto y densidades del agua y aceite
del yacimiento, tomando como plano de referencia el nivel al cual se obtiene una
produccion del 100% de agua o aquel en donde la saturacion del aceite es 0%. Esta
forma de presentar los datos de la presion capilar en funcién de la variacion de las
saturaciones, permite correlacionar la profundidad con datos determinados de
nucleos, la permeabilidad al gas, porosidad, saturacion de agua irreducible y el corte
de agua determinado con permeabilidades relativas.  Arps (1964) presenta una
forma de emplear los datos de presion capilar en combinacion con las curvas de
permeabilidades relativas, para definir la distribucion de fluidos en el
yacimiento. Los métodos previamente discutidos para determinar la presién
capilar, emplean muestras pequefias, o sea consideran esencialmente el efecto
predominante de matriz, midiendo la presion directamente o a través de algun
parametro fisico; algunos requieren tiempos grandes de prueba, o la presion de
prueba es pequefa, otros emplean equipo sofisticado siendo dificil la interpretacion

de los datos registrados o de alto costo y/o riesgo de operacion.

Método Centrifugo

Este método emplea una centrifuga de alta velocidad para aumentar la diferencia
de presién entre las fases y de esta manera medir el promedio del fluido de
saturacién en un nucleo en equilibrio, durante la rotacién a varias velocidades
angulares (©). Manteniendo en sujecién a la muestra, la aceleracién de la centrifuga

incrementa el campo de fuerza sobre los fluidos, teniendo con ellos un incremento
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en la fuerza gravitacional que obliga a los fluidos a desplazarse al nucleo. La
velocidad de rotacion se mantiene constante y es convertida en unidades de fuerza
gue actuan en el centro de la muestra. El fluido desplazado es leido visualmente por
el operador. Cuando la muestra es sometida a diferentes velocidades de rotacion,

es posible obtener una curva completa de presion capilar.
Ventajas:
1. Es un método rapido.

2. El instrumental es méas elaborado pero no es necesario asegurar contactos

capilares. El drenaje de la fase desplazada es directo.
3. Permite hacer mediciones de Drenaje e Imbibicién.
4. Permite definir perfectamente la presion umbral de muestras poco permeables.

5. Permite alcanzar presiones capilares mas elevadas que con el método de

Restauracion de Estado.

6. Compara favorablemente con el método de Restauracion de Estado en todo el

rango de saturaciones.
Desventajas:

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

e PROPIEDADES ELECTRICAS

Las propiedades eléctricas de una formacion son llevadas a cabo en el laboratorio
con el proposito de calibrar los registros eléctricos utilizados en el campo y al mismo
tiempo para profundizar en el estudio de la roca contenedora de hidrocarburos. La

exactitud de los registros en determinar la saturacion de agua, depende en la
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exactitud de la medida del laboratorio al determinar el factor de formacion (FF) y

exponente de saturacion (n).

Las propiedades eléctricas de la roca, dependen de la geometria de los poros y de
los fluidos que llenan esos poros. Los fluidos de interés en los yacimientos de
petrdleo son el aceite, el gas y el agua. El petréleo y el gas son no conductores,
pero el agua es conductora de electricidad cuando contiene sales disueltas. La
corriente es conducida en agua debido al movimiento de iones y por lo tanto se le
puede denominar, conduccion electrolitica. La resistividad de un material es el
reciproco de la conductividad y cominmente se usa para definir la habilidad del

material para conducir la corriente.

La definicion del factor de resistividad de la formacion, es tal vez, el concepto més
importante al considerar las propiedades eléctricas de las rocas. El factor de
resistividad de formacion (FFo FR), algunas veces es funcidon de la geometria
interna de la roca, de acuerdo a la ecuaciéon; FR = K¢-m. Donde K, es algunas veces
es funcioén de la tortuosidad y m (exponente de cementacioén,) es funcion del numero
de reducciones en el tamafio de poros intercomunicados o de canales cerrados.
Esto sugiere que K debe ser 1 o mayor, y el valor de m, segun la teoria, se encuentra
entre 1y 2.Para minimizar los errores en el laboratorio en la determinacién del factor
de formacién y el exponente de saturacidén de los corazones, se deben establecer
normas especificas para el adecuado manejo de los plugs, la saturacion completa
del volumen poroso y la desaturacién apropiada del corazén.

Debido a que la mayor pérdida de los granos ocurre por la manipulacién de los
corazones, se debe minimizar el contacto con las muestras. La manipulacion es a
menudo necesaria cuando la muestra es removida de la celda de resistividad
eléctrica para la determinacion de saturacién durante el proceso de saturaciéon y
desaturacion. La técnica de desaturacién usada en el laboratorio de petrofisicos de

la Escuela de Ingenieria de petréleos, es el plato poroso y el método gravimeétrico.
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Cuando hay pérdida de granos, la interpretacion de los resultados se complica.Para
minimizar la histéresis y la deformacion irreversible del corazén, debe tenerse
extremo cuidado cuando los plugs de corazones estan por fuera de un vaso
presurizado durante la saturacion o el procedimiento de desaturation. La
evaporacion de la salmuera también debe minimizarse reduciendo la cantidad de

tiempo que la muestra de corazén se expone al aire e impidiendo la excesivas

Permeabilidad relativa

FLUJO DE FLUIDOS

El flujo de fluidos es el proceso de transporte de mayor importancia en la
recuperacion de aceite, gas, y agua de formacion asociada de un yacimiento
petrolero. La permeabilidad relativa es importante para comprender, pronosticar y
controlar la produccién. Permeabilidad relativa es el concepto que se usa
regularmente para describir el flujo de fluidos inmiscibles de dos o tres fases a través

del medio poroso de rocas sedimentarias.

La permeabilidad es conocida como una medida de la habilidad de una roca porosa
de permitir la conduccion de fluidos. Si se encuentra un solo fluido en los intersticios,
este coeficiente de transporte se denomina permeabilidad especifica o
permeabilidad absoluta, y se conoce como permeabilidad efectiva, a la determinada
cuando en el espacio poroso esta presente mas de un fluido. La permeabilidad
relativa es la relacion entre la permeabilidad efectiva y la permeabilidad especifica
(también llamada permeabilidad absoluta). Entonces la permeabilidad especifica o

absoluta es el coeficiente de transporte en la ecuacion de Darcy para una sola fase.

Las técnicas de medicién para la determinacion de la permeabilidad relativa son de

dos clases. En el método llamado estado estacionario, la permeabilidad efectiva en
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funcién de la saturacién es calculada de los datos de flujo obtenidos. La cuestién es
hacer mediciones directas de variables como las tasas de flujos volumétricos, las
caidas de presion y los niveles de saturacion de fluidos. Los métodos de estado no
estacionario se basan en la sumatoria de los datos obtenidos para cada uno de los
fluidos. La idea es observar las consecuencias,(es decir, los resultados en términos
de la produccion acumulada), de experimentos de desplazamiento multifasico
controlado y luego volver a calcular los valores de permeabilidad relativa que sean
consistentes y sirvan para calcular los resultados. Los datos de produccion
acumulativa son procesados para proveer una base para el calculo de los niveles
de saturacion promedio asociados con los valores de la permeabilidad relativa. Se
ha determinado que los métodos de estado estacionario consumen mas tiempo que
los métodos de estado no estacionario y los datos son casi tan exactos como los
obtenidos con el método estacionario, sobre todo si se toman medidas para reducir

al minimo los efectos capilares finales.

Método de estado no estacionario JBN.

El método que implementaron Johnson, Bossler y Naumann, se fundamenta en la
teoria de Buckley-Leveret-Welge. La teoria asume dos condiciones que se deben
llevar a cabo antes de aplicar el método y ellas son; que la velocidad de flujo sea lo
suficientemente alta para alcanzar un desplazamiento estabilizado y que
lavelocidad del flujo sea constante en toda la seccion transversal del medio poroso
lineal. Un desplazamiento estabilizado, asegura un gradiente de presion alto
comparado con la diferencia de presion capilar entre las fases. Un delta de presion
elevado, hace que la parte del nucleo donde predominan los efectos capilares
(tamafio de garganta de poros reducida), se disminuyan a una fraccion despreciable
con respecto al espacio poroso total del nacleo. Como se requiere que las fases
sean fluidos inmiscibles e incompresibles, se espera una velocidad de flujo

constante en toda la seccién transversal. Si una de las fases es gas, el mantener la
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presion alta durante la prueba, hace que la expansion del gas ocasionado por la

caida de presion llegue a ser despreciable.

PRUEBA DE PERMEABILIDADES RELATIVAS (METODO NOESTACIONARIO)

EQUIPOS Y ELEMENTOS:

e Equipo de desplazamiento con todos los equipos accesorio.

e [JEquipo de vidrio; probetas, receptores aforados, butirbmetros, etc
e Calibrador digital

e [JHorno convencional y horno de humedad controlada

e Balanza analitica. Con resolucion en milésimas.

e Core-holder tipo Hassler

e Corazones de analisis

e Guantes desechables

PROCEDIMIENTO
La Figura 36 describe el procedimiento para el andlisis de las permeabilidades

relativas por el método JBN.

Figura 36. Procedimiento para el analisis de las permeabilidades relativas.
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Tomar dimensiones de la muesira
¥

Determinar la porosidad por ley de Boyle

!

Restaurar la mojabilidad de la muesira

v

Llevar la muestra al equipo & inyectarle aceite mineral.
Determinar la permeabilidad efectiva al aceite.

4

Disminuir la presion y empezar el desplazamiento de la
salmuera. Tomar datos de agua vy aceite producidos, delta de
e

Cuando no haya mas produccion de aceite, determinar la
permeabilidad efectiva al agua

k.
Registrar los datos y determinar Kro, Krw, Sw2 y Graficar

1. Restauracion del nucleo:Haga restauracion de la muestra de corazon de la

siguiente manera:

Sature la muestra con una salmuera de composicion y propiedades
eléctricas iguales al agua de formacion. Determine la permeabilidad absoluta
de la muestra, Ka.

Desplace aceite mineral de viscosidad parecida a la del crudo a temperatura
de yacimiento hasta que la muestra quede a condicion de saturacion de agua
irreducible.

Inyecte crudo a la muestra y desplace el aceite mineral. Vuelva a calcular
Swirr. Mida la permeabilidad efectiva al aceite. Registre como Keffo.

Lleve la muestra al core-holder, el cual esta con crudo del yacimiento, cierre
herméticamente e instale el conjunto en un horno a temperatura de

yacimiento por un tiempo no inferior a 300 horas.

2. Después de restaurar la mojabilidad de la muestra, inyecte aceite mineral

para desplazar el crudo presente en la muestra. Determine la permeabilidad
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efectiva al aceite mineral después de haber restaurado la mojabilidad de la

muestra. Registre con Keff,om.

Disminuya la presion del sistema de inyeccion obedeciendo los siguientes

criterios:

Si Ka> 600 md, bajar la presion de inyeccion o el delta de presién a 1/3

Si Ka esta entre 150 y 600 md., bajar la presion de inyeccion ¢ el delta de
presion a ¥., Y

Si la Ka< 150 md. , bajar la presion de inyeccion o el delta de presién a 2/3.
Prepéarese para empezar el desplazamiento de agua y la toma de datos de

agua y aceite producidos, delta de presion, caudales y tiempo.

Sitle los elementos de vidrio de forma adecuada, tal que permitan la
medicion exacta del liquido desplazado. Instalelos muy cerca de la cara
extrema del nucleo. Verifigue que estan limpios y secos. La linea de
produccién debe caer en el fondo de los primeros tubos, pues inicialmente

se mide volumen de agua recuperada.

Empiece el desplazamiento de salmuera dependiendo de la permeabilidad
de la roca; para una muestra con alta permeabilidad, a una tasa de entre 0.8
y1.5 cm3/min.La tasa de flujo para una muestra de baja permeabilidad, entre
1.0 y2.5 cm3/min. Es importante que la irrupcién de agua ocurra lo antes

posible sin ocasionar arrastre de finos.

. Coloque en cero el cronometro. Empiece a medir el tiempo desde
gueempieza a desplazar el agua.Cuando ocurra la ruptura del agua, mida en
el recipiente de 3 ml., con una resolucion de 0.01 ml., el agua y el aceite

recuperados, lacaida de presion y tasa de desplazamiento.
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8. Después instale el tubo de vidrio de 2 ml. Con resolucion de 0.2 ml. Registre

el agua y aceite recuperados, la caida de presion y tasa de inyeccion.

9. Tome las mismas lecturas en los respectivos elementos de vidrio asi: 3, 2,
3,5, 10, 25, 50, 100 y 200 ml con las caidas de presion y tasas de
desplazamiento en cada etapa. Si en el Ultimo recipiente, la lectura de
aceite,es superior a 0.1 cma3., coloque de nuevo un recipiente de 10, o de 25,

de 50, o de 100 cm3 hasta que no haya produccion de crudo.

10.Cuando la muestra no permita el desplazamiento de mas aceite, es decir, la
roca ha quedado en saturacibn de aceite residual. Determine la

permeabilidad efectiva al agua. Registrela como Keff,w
11.Tome todas las medidas con la mayor exactitud posible. Siga el método JBN
y grafique los datos.
Calculo De Saturacion Y Permeabilidad Efectiva
1. Determinacién de la permeabilidad absoluta, Ka: Determine la
permeabilidad absoluta de la roca. Para ello la muestra debe estar saturada
100 % con el liquido de prueba. Siga el procedimiento de permeabilidad

absoluta al liquido consignada en el capitulo 3 de éste trabajo, y aplique la

siguiente ecuacion:
K, = (M) +1000 (miliDaycys)

t=AxAD

Dénde:
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Ka: Permeabilidad absoluta, en miliDarcys

VL: Volumen de liquido que atraviesa la muestra, en cm3

pL: Viscosidad del liquido, en cP

L: Longitud de la muestra, en cm

t: Tiempo que tarda el volumen de liquido en pasar a través de la muestra, en

segundos
A: Area transversal de la muestra, en cm2
Ap: Delta de presion, en psi

2. Célculo del volumen total y del volumen poroso de la muestra:

a. Calcule el volumen total de la muestra con las dimensiones de la muestra

asi:

Vh=1'r*r2*L

Donde:
Vp : volumen poroso, en cm3

Vb : volumen total de la muestra, en cm3

@ : porosidad, en fraccidon

3. Calculo de las permeabilidades relativas por el método JBN:

a. Asegurese de tener todos los datos requeridos de la muestra, tales como:

volumen poroso, longitud, saturacion de agua inicial, permeabilidad absoluta,
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porosidad; de los fluidos, viscosidad del agua, viscosidad del aceite y caida

de presion.

b. Calculo de la saturacion de agua promedio. Debido a que la presion de
inyeccion sera relativamente alta, el fluido se comporta como incompresible.

La saturacion de agua promedio, después de que ocurra la erupcién, se

calcula asi:
S MW L g
W, prom Vp wi
Doénde:

Swprom : saturacion de agua promedio, en fraccion
Wi : volumen de agua inyectad, en cm3
Wp : volumen de agua producida, en cm3

Vp : volumen poroso, en cm3

c. Calculo del volumen poroso de agua inyectada, Qi: Se aplica la siguiente

ecuacion:
Wi
Q; Ve
Dénde:

Qi : volumen poroso de agua inyectada, en fraccion.

Wi : agua inyectad, en cm3
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Vp: volumen poroso en cm3

En la Tabla 7 se registran los datos de la prueba de desplazamiento inmiscible por

el método de Johnson, Bossler y Naumann (JBN).

Tabla 7. Datos de la prueba de desplazamiento con agua.

Tiempo Wi Np AP Swprom Qi=Wilvp
{min.) {cm3) {cm3) ipsi) (fraccion) | (fraccion)

d. Calculo del flujo fraccional de aceite, fo:Se determina solo después de la

erupcion de agua, asl:

_ NS
°  AQp

Dénde:

fo: flujo fraccional de aceite
ASw: cambio en la saturacion de agua, en fraccion

AQi: cambio en el volumen poroso de agua inyectad, en cm3

e. Calculo del flujo fraccional de agua actual, fw.

fow = (1 —1f;)
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Dénde:

fw : flujo fraccional de agua, en fraccion

fo : flujo fraccional de aceite, en fraccion

En la Tabla 8.Se registran los célculos de flujos fraccionales de aceite y agua.

Tabla 8. Célculo de los flujos fraccionales de agua y aceite.

ASwprom AWI AQI=WINp fo
(fraccion) | (cm3) | (fraccion) | (fraccion)

T
(fraccion)

S"Illlz
(fraccion)

f. Calculo de la saturacion de agua actual, Sw2: Las curvas de permeabilidades
relativas calculadas por el método JBN, se reportan como una funcién de las

saturaciones de agua puntuales, Sw2, no de los valores de saturacion

promedios.

Sw2z = Sw,prom + (Q; * fo2)

Dénde:

Sw2: saturaciénde agua actual, en fraccion
Swprom : saturacién deagua promedio, en fraccién
Qi: volumen poroso de agua inyectada, en fraccion

fo2 : flujo fraccional de aceite actual, en fraccion
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g. Calculo de la inyectividad relativa, Ir: La Ir es la variacién de la movilidad del

agua en el nacleo cuando se continda con la inyeccion.

Donde:

Ir: inyectividad relativa, en fracciéon

AWi : Cambio de la inyeccion de agua, en cm3
At : cambio de tiempo, en min

Ati : delta de tiempo inicial, en min.

En la Tabla 9 se registran los calculos de inyectividad relativa obtenidos.

Tabla 9. Célculo de la inyectividad relativa.

fo fw Sws AWilAL Ir

(fraccion) | (fraccion) | (fraccion) | {cm¥min.)

h. Calculo de la permeabilidad relativa al aceite y al agua, Kro y Krw:A la
saturacion de agua irreducible, la Kro es igual a 1.0 y la Krw es cero. Las
permeabilidades relativas a Sor son, la Kro es igual a cero y la Krw es igual
a su maximo valor. Use las siguientes ecuaciones para el calculo de la

permeabilidades relativas:
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Kro = fo * 1
M)
(1—f5) Hyy
K., 6 =-—2 WK
T fﬂ| I'-I ro
Doénde:

Kro: permeabilidad relativa del aceite, en fraccion
fo : flujo fraccional de aceite, en fraccion

Wi : volumen de agua inyectada, en cm3

Ir : inyectividad relativa, en fraccion

Krw: permeabilidad relativa del agua, en fraccion
Mw : viscosidad del agua, en cP

Mo : viscosidad del aceite, en cP

En la Tabla 10, se tabulan los calculos de las permeabilidades relativas al aceite y

al agua.

Tabla 10. Permeabilidades relativas

A[1/Wi)
1Witlr | APTWiIr) [ 10 - ATWIIrY A 1Wi) Kro Krw
{cm imin.)

i. Calculo de la permeabilidad efectiva al agua: Calcule la permeabilidad
efectiva al agua cuando la muestra esté en saturacion de aceite residual
(Sor), es decir, al final de la inyeccion de gua, cuando no se produzca mas
aceite. La permeabilidad efectiva al aceite se realiza cuando la saturacion de
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agua es irreducible, Swiir (antes de la erupcion del agua en la prueba de
inyeccion).

Esta es la ecuacion general:

K _ Qpgy*L
efffw.o) — A+Ap

Dénde:

Keff(w,0): permeabilidad efectiva al agua o al aceite, en Darcy’s
Q : caudal del fluido a través de la muestra, en cm3/seg

ML : viscosidad del fluido respectivo, en cP (centipoises)

L : longitud de la muestra, en cm

Ap : Caida de presion, en psi

A : area transversal de la muestra, en cm2
4. Construccion de la gréfica Kr(w,0) Vs Sw:Construya la gréfica de
permeabilidades relativas versus saturacion de agua, a partir de los célculos

realizados en los pasos anteriores.

La Tabla 11.Muestra los célculos obtenidos de saturaciéon de agua actual y

permeabilidades relativas en cada punto, por el método JBN

Tabla 11.Resultados finales de Sw,Kro y Krw por el método JBN

Sw2 Kro Krw

{fraccion) fraccion) {fraccion)
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Analisis E Interpretacion De Resultados De La Prueba De
Permeabilidades Relativas.

-De acuerdo a los datos obtenidos durante el desplazamiento de agua, si el
intercepto de las curvas de la permeabilidad relativa al aceite y la
permeabilidad relativa al agua, ocurre por encima del 50 % de Sw, la muestra
es preferiblemente mojada por agua (Figura 37 a). Por el contrario, si el
cruce ocurre por debajo del 50 % de Sw, la muestra es preferiblemente
saturada por aceite (ver Figura 37b), y si la muestra registra que el cruce de
las permeabilidades relativas, ocurre muy cerca al 50 % de Sw, la muestra
se comporta como neutra, es decir, no tiene una preferencia definida a ser

mojada por uno de los dos fluidos.

Figura 37. Curvas de permeabilidades relativas; a) yacimiento mojado por agua y b)

yacimiento mojado por aceite.
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Permeabilidaes mlativas, Kro (azull, Krw
(roja)
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En muestras muy permeables, la curva de presiones capilares versus
saturacion de agua, muestran una rapida caida. El sistema de puntos deben
trazar una linea casi recta, de pendiente negativa para las Kro, y de

pendiente positiva para las Krw. En éste caso se dice que predominan las

fuerzas gravitatorias.

132




Una prueba donde ocurran sobresaltos de presion muy pronunciados, debe
ser objeto de revision. Esos baches pueden ser el producto de una bomba

en mal estado o de taponamientos en las lineas de inyeccion.

Construccion de la gréafica de fw, versus Sw para evaluar proyectos de
inyeccion de agua: Los datos de permeabilidades relativas, son de gran
importancia en los proyectos de inyeccién de agua. Con ellos se puede encontrar el
flujo fraccional de agua a través de la zona de interés y determinar otros parametros
gue ayudan en la determinacion de la viabilidad econémica del proyecto. Para el

calculo de flujo fraccional, se usa la siguiente ecuacion:

0.001127sK , A [P . .
~ HthM[T:_U'Mb%‘ Puw—Po)sin al

fw 14 o Bro

Ho Krw

Al suponer que no hay cambios en la presion capilar y que la influencia de la

gravedad es nula, la ecuacion simplificada queda asi:

f‘-"'-" = 1 Py Ky
Mo Brw
Dénde:

fw : flujo fraccional de agua, en fraccion
Mw : viscosidad del agua, en cP
Mo : viscosidad del aceite, en cP

Kro : permeabilidad relativa del aceite, adimensional
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Krw : permeabilidad relativa del agua, adimensional

A continuacion se muestra la gréafica de flujo fraccional en funcién de la saturacion
de agua (curva de color amarillo), a partir de los datos de permeabilidades relativas
(ver Figura 38). Observe que las curvas comienzan cuando la saturacion de agua
es de 0.35, que es la saturacion de agua irreducible (Swirr), y terminan en una
saturacion de agua igual a 0.8, que pertenece a la saturacion de aceite residual
(Sor).

Figura 38. Curvas tipo de permeabilidades relativas y flujo fraccional de agua.

Curvas de flujo fraccional de agua (fw) y permeabilidades
relativas en funcion de Sw
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En la Tabla 12. Se muestran las variables necesarias para realizar todos los

calculos en un proyecto de waterflooding.

134



hMN dift) Kabs 1T Bo Area
Swi | Sor X (ft) | distancia |qt(BPFD) o] transversal
(ft) e {md]) {zP) | (RE/STE) (ft2)
0.3 02| 70 | 1300 500 200 1wy |02| 6 1.125 35000

En la Tabla 13. Seregistran los resultados obtenidos con base en los datos de la

tabla anterior y con la aplicacion de cada una de las ecuaciones.

Tabla 13. Célculospara un proyecto de inyeccion de agua.

No - (il
(dias) qw (bls) | gqo (bls) | RAP cw | Swp Mp (bls) | fwx dswv:]rg Wp (bls)
1 257 0.0:0 200.00 0.00 | 000]| 067 11383.24 | 079 | 2.73
2 554 0.0:0 200.00 0.00 | 0.00| 067 | 105600000 | 079 | 2.73
3| 1182 0.00 200.00 0.00 | 000| 067 | 211200000 | 079 | 2.73
4 | 1483 0.0:0 200.00 0.00 [000]| 066 | 5595013 | 079 | 2.73
5 [ 1485 0.0:0 200.00 0.00 [ 0.00]| 067 | 26400000 | 079 | 2.73
6 | 1782 0.00 200.00 0.00 | 000| 067 | 31680000 | 079 | 2.73
7 | 2873 0.00 200.00 0.00 | 0.00| 067 | 475200000 |0.79| 2.73
B | 2966 | 15791 | 3741 4322 |081| 067 | 52728885 |079| 273
9 | 37263 | 16358 | 3641 443 | 0.82| 067 |537677.06 |0.82| 248 | 652600
10 | 21873 | 137.54 2.06 36.09 | 0595 | 0.76 | 669606.27 | 0.9% | 037 | 4375800

De la Tabla 13 se puede deducir lo siguiente:

El tiempo de ruptura (fila 8, segunda columna) es de 2966 dias,
aproximadamente 8 afios. Empieza la irrupcion de agua en el pozo productor
y como se observa, algunas condiciones que inicialmente eran constantes
como la saturaciéon de agua promedio y el corte de agua, ahora varian con

el tiempo.
El tiempo limite econdmico (fila 10, segunda columna) es de 21879 dias (60

afios), cuando se alcanza una relacién agua-petroleo del 96.09 %. Cuando

esto ocurra, el proyecto de inyeccion de agua deja de ser rentable.

135



Como la saturacion de agua inicial es igual a la saturacion de agua
irreducible, antes de la ruptura no hay produccion de agua como se observa
en la udltima columna a la derecha, lo que quiere decir que solo hay

produccién de petroleo.

La maxima pendiente de la grafica de flujo fraccional contra saturacion de
agua en este caso, es de 2.73 (generalmente esta entre 2.0 y 4.0). En base

a la maxima pendiente, se determina el tiempo de ruptura con la siguiente

ecuacion:
b= AxB+L
E — afwr
Dénde:

tR : tiempo de ruptura, en dias

A : area transversal, en ft2

L : distancia entre pozos, en ft

gt : caudal de inyeccion de agua, en BAPD

dfw/osw: la maxima pendiente de la grafica de fw Vs. Sw. 5.615: factor de

conversion, ft3/barril.

Las anteriores observaciones muestran la gran cantidad de informaciéon que se
puede obtener de las curvas de permeabilidades relativas. De la adecuada
realizacion de las pruebas, el debido andlisis de resultados y su interpretacion,

depende el éxito o fracaso de un proyecto de inyeccién de agua.
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