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Resumen. La caracterizacion de yacimientos es de vital importancia a la hora de
emplear un método de recuperacion mejorada, en ésta uno de los pardmetros mas
importantes a evaluar es la mojabilidad, ya que proporciona informacion valiosa en
cuanto a como se distribuyen los fluidos en el medio poroso del yacimiento, por lo
que la incorrecta estimaciéon de la misma repercute en la toma de decisiones poco
ajustadas a la realidad del activo, acarreando altas inversiones en tiempo y dinero. En
este orden de ideas, se planted el objetivo de la presente investigacion, en la cual se
evalla dicha propiedad considerando diferentes periodos de afiejamiento (0, 15, 30 y
45) dias e inclusive sistemas en estado nativo, con el propésito de analizar el efecto
sobre la condicion de mojado y como es afectada la saturacion de petroleo residual en
tapones de yacimiento a lo largo de los diferentes tiempo de envejecimientos para
crudos muertos de la FPO. Para el estudio se emple6 el método cuantitativo de
Amott-Harvey modificado y un equipo manual de laboratorio en el que se llevaron a
cabo procesos de desplazamientos forzados de fluidos (drenaje e imbibicion), que
posteriormente permitieron construir las curvas de permeabilidad relativa
correspondientes mediante el modelo hibrido JBN — Corey & Asociados con las que
fueron inferidas las condiciones de mojado para los sistemas de la FPO evaluados, a
su vez validando los resultados obtenidos por el método de Amott. Los indices de
Amott estuvieron en un rango de 0,02 a 0,11, lo cual indica que los sistemas

vii



estudiados presentaron una mojabilidad intermedia con preferencia al agua, validando
de esta manera los resultados obtenidos mediante la interpretacion de las curvas de
permeabilidad relativa generadas. Asi mismo, se pudo apreciar que para los distintos
tiempos de afiejamiento estudiados no hubo un cambio de condicion de mojado, tan
solo pequefias variaciones, y con respecto a las muestras en estado nativo tampoco se
evidencio un cambio en su mojabilidad al compararse con el estado restaurado de las
mismas. Por otra parte si fue observado que tanto en las muestras en estado
restaurado-envejecido como en estado nativo, la cantidad de petroleo que quedd en el
medio poroso fue mayor con respecto a la cantidad en estado restaurado. En general
se puede concluir que para los sistemas estudiados los periodos de afiejamiento no

representaron un factor determinante en el cambio de la condicion de mojado.
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INTRODUCCION

A nivel mundial se han presentado notables descubrimientos de fuentes de energias
alternas, sin embargo, el petroleo sigue siendo de vital importancia para la
humanidad. Este, es un hidrocarburo no renovable que segin sus grados API
(American Petroleum Institute), se puede clasificar en crudo liviano, mediano, pesado
y extrapesado, siendo el de mayor interés el crudo liviano, debido a que no necesita
pasar por muchos procesos de refinacion para su posterior venta comercial, lo que lo
hace econdmicamente atractivo. Pero dado el hecho que las reservas de este tipo de
crudo actualmente estan practicamente agotadas, es necesario recurrir a crudos mas
pesados, los cuales generalmente poco se extraen y no se refinan tan facilmente como

los livianos y medianos.

Venezuela cuenta con una importante reserva de crudos pesados y extrapesados,
encontrandose la mayor cantidad de estos crudos en la Faja Petrolifera del Orinoco
(FPO), la cual abarca una extension de 55.314 km? y el Petr6leo Original En Sitio
(POES) alcanza un volumen de 1.360 MMMBIs de crudo. Vale destacar que, segun
PDVSA los yacimientos de esta zona se caracterizan por poseer crudos de
viscosidades entre 1000 y 7000 cP y muestran gravedades por debajo de 10 °API, lo
que hace dificil el flujo de los fluidos a través del medio poroso constituido por la

roca yacimiento.

Es por esto que, surge la necesidad de caracterizar de manera detallada los sistemas
de yacimientos presentes en la FPO, por lo cual actualmente se dedican grandes
esfuerzos en realizar estudios a propiedades intrinsecas de la roca como porosidad y
permeabilidad y propiedades que surgen de la interaccion de la roca con los fluidos
como mojabilidad y permeabilidad relativa, con la finalidad de emplear nuevas
tecnologias que garanticen una maxima eficiencia en el aprovechamiento de estos

yacimientos y un mejor procesamiento del crudo pesado y extrapesado.



En el estudio de los sistemas de yacimiento es primordial contar con los elementos
que lo componen, entre ellos la muestra de roca y los fluidos alli contenidos, los
cuales con la aplicacién de las metodologias de estudio adecuadas, arrojaran una
acertada representacion del flujo de fluidos en el medio poroso a las condiciones
particulares de cada sistema. En especifico, para el caso de las muestras de roca de
yacimiento es necesaria la realizacion de un buen muestreo, asi como de una
adecuada preservacion de las muestras, ya que sufren alteraciones que pueden
modificar sus propiedades de interaccion con los fluidos obteniéndose resultados que
conllevan a interpretaciones erroneas de los sistemas, es por esto que es tan
importante, antes de iniciar algun ensayo, garantizar que la condicion inicial de las

muestras sea la mas representativa del yacimiento.

En el siguiente trabajo especial de grado (TEG) se pretende analizar el efecto que
tiene el tiempo de envejecimiento de las muestras de roca en los fluidos de
yacimiento (crudo extrapesado y agua de formacion) sobre su condicién de mojado
original, a fin de analizar si se presentan variaciones en dicha condicion al estudiar las
muestras en estado nativo, restaurado y restaurado-envejecido manteniendo el resto
de parametros o condiciones de ensayo similares. En esta investigacion se aplicara el
método de Amott-Harvey modificado mediante desplazamientos espontaneos
realizados en celdas de imbibicion y drenaje espontaneo y desplazamientos forzados
de fluidos en medio poroso realizados en un equipo manual de laboratorio, en el cual
se controlan variables como presion de confinamiento, caudal de inyeccion,
temperatura, diferenciales de presion, entre otras, con el fin de generar curvas de
permeabilidad relativa y poder estimar la condicion de mojado mediante su

interpretacion.

En base a los planteamientos anteriores, la investigacion se desarrollo en cuatro

capitulos, los cuales se mencionan a continuacion:

Capitulo I: En esta seccion se establece la problemaética existente, el objetivo general
y los especificos, la justificacion de la investigacion, el alcance y las limitaciones

experimentales de la investigacion.



Capitulo I1: En esta seccion se describen los trabajos previos (antecedentes), que
forman parte importante en la investigacion y las bases tedricas necesarias para llevar

a cabo el desarrollo de dicha investigacion.

Capitulo I1l: En este capitulo se describen los aspectos relacionados con la
metodologia de la investigacion, poblacion y muestra, técnicas de recoleccion y
procesamiento de datos, y la metodologia experimental a seguir en cada una de las

fases del estudio.

Capitulo IV: En esta seccion se presentan los resultados obtenidos con el respectivo
analisis.

Finalmente, se plantean las conclusiones y recomendaciones, asi mismo los apéndices

y la bibliografia consultada.



CAPITULO |
EL PROBLEMA

1.1 Planteamiento del problema

Venezuela es un pais latinoamericano perteneciente a la Organizacion de Paises
Exportadores de Petroleo (OPEP) que cuenta con una de las mas importante reservas
de hidrocarburos a nivel mundial, lo que convierte la explotacion de petroleo en la
principal actividad econdmica del pais. Debido a la alta demanda presente en el
mercado petrolero, los crudos livianos se han ido agotando y la problemaética radica
en que las reservas que quedan son de crudos altamente viscosos y extrapesados por
lo que no fluyen facilmente, lo que hace que el proceso de extraccién y refinacion se

torne bastante complejo y costoso.

Gran parte de estas reservas se encuentran en la Faja Petrolifera del Orinoco (FPO),
por lo que se hace necesario contar con una buena caracterizacion de los yacimientos
no convencionales presentes en dicha area, dado que para emplear cualquier
tecnologia de recuperacion secundaria o terciaria, es preciso un buen estudio de la

zona a explotar.

Uno de los parametros mas importantes a la hora de caracterizar un yacimiento y
tomar decisiones en cuanto al método de recuperacion a aplicar, es la mojabilidad,
que se define como la tendencia de un fluido a adherirse a las paredes del yacimiento

en presencia de otros fluidos.

Una mala estimacion de la mojabilidad puede originar como resultado una validacion
incorrecta en las propiedades roca-fluido, tal como la permeabilidad relativa,
arrojando asi un error en el potencial de recobro que pueda presentar determinado
yacimiento, lo que a su vez, implica un mal manejo durante la explotacion del mismo.
Por tal motivo, se destaca la importancia de una buena caracterizacion de la
mojabilidad, entre otras propiedades de la interaccién roca-fluidos, mediante la

aplicacién de procedimientos adecuados.



De igual manera hay que recalcar la importancia de las condiciones iniciales del
yacimiento, como lo son la presion, la temperatura, saturaciones de agua y petroleo,
entre otras, las cuales son importantes que sean tomadas en consideracién al momento
de realizar los experimentos a nivel de laboratorio, ya que brindan una mejor

aproximacion de la realidad del yacimiento (medio poroso-fluidos).

En este trabajo se estudia la variable de afiejamiento o envejecimiento de las muestras
de roca y fluidos provenientes de diferentes areas de la FPO, con el propdsito de
evaluar la influencia sobre la condicién de mojado original de dichos sistemas, a fin
de estimar la pertinencia de esta etapa previo cualquier experimento en el que se

pretenda reproducir las condiciones iniciales del sistema.

De acuerdo a lo mencionado, en la presente investigacion se lleva a cabo el analisis
de muestras nativas (condiciones originales del yacimiento), restauradas ( muestras
que son sometidas a un proceso de limpieza con algun solvente) y envejecidas
(muestras restauradas que luego se dejan envejeciendo por distintos periodos de
tiempos, para el caso en estudio seran 0, 15, 30 y 45 dias a las condiciones del
yacimiento), las cuales posteriormente seran analizadas en un equipo manual de
laboratorio en el que se ejecutaran pruebas de desplazamientos de fluidos en medios
porosos que permitiran obtener los indices de mojado mediante la aplicacion del
método de Amott-Harvey modificado y ademas generar los datos experimentales

necesarios para construir las curvas de permeabilidad relativa correspondientes.
1.2 Objetivos de la investigacion
1.2.1 Objetivo general

Evaluar el efecto del tiempo de envejecimiento sobre la condicién de mojado original
en sistemas de yacimientos de arenas no consolidadas y crudos extrapesados de la

Faja Petrolifera del Orinoco.
1.2.2 Objetivos especificos

e Seleccionar muestras de arenas no consolidadas y fluidos de yacimientos de

diferentes areas de la Faja Petrolifera del Orinoco.



e Caracterizar petrofisicamente mediante un equipo de laboratorio (CMS-300)

las muestras de arenas no consolidadas seleccionadas.

e Ejecutar pruebas de desplazamiento forzado de fluidos en medios porosos a
diferentes condiciones (estado nativo, restaurado, restaurado/envejecido)
empleando un equipo manual de laboratorio a las condiciones de yacimientos

de cada sistema a estudiar.

e Estimar la condicion de mojado de cada sistema evaluado en las pruebas de
desplazamiento de fluidos en medios porosos aplicando el método de Amott-
Harvey modificado para las diferentes condiciones iniciales de las muestras

(estado restaurado y restaurado/envejecido).

e Construir las curvas de permeabilidad relativa de cada sistema a partir de los
datos experimentales generados en las pruebas de desplazamiento de fluidos

en medios porosos ejecutadas.

e Cotejar la condicion de mojado de cada sistema estudiado (a diferentes
condiciones de estado de las muestras: restaurado, restaurado/envejecido)
estimada con la aplicacion del método de Amott-Harvey modificado y la
obtenida a partir de las curvas de permeabilidad relativa.

e Estimar la influencia del estado de las muestras (estado nativo, restaurado,
restaurado/envejecido a diferentes periodos) sobre la condicion de mojado

original de los sistemas de yacimientos de la FPO.

1.3 Alcance de la investigacion

En esta investigacion se pretende identificar el efecto que puede originar el tiempo de
envejecimiento sobre la condicion de mojado original para diferentes areas de la Faja
Petrolifera del Orinoco. Para ello, se llevaran a cabo pruebas de desplazamiento



forzado de fluidos en medios porosos en un equipo manual de laboratorio, las cuales
arrojaran los datos experimentales requeridos para el célculo de indices de mojado
aplicando el método Amott-Harvey modificado y curvas de permeabilidad relativa,

con las que se caracterizaran los sistemas a estudiar.

1.4 Justificacion de la investigacion

La extraccion de crudos extrapesados de los yacimientos de la Faja Petrolifera del
Orinoco (FPO) no es una tarea facil, las empresas operadoras en dicha region se ven
en la necesidad de emplear técnicas de recuperacién mejorada que permitan aumentar
el factor de recobro de estos yacimientos, lo que hace indispensable un conocimiento
detallado sobre las propiedades de la roca y las propiedades de interaccion roca-fluido
asociadas, para asi de esta manera, poder definir cual es la tecnologia que mejor se

adapta a las caracteristicas del yacimiento que se esté estudiando.

Una de las caracteristicas mas importantes y necesarias de conocer, dado que brinda
valiosa informacion del comportamiento y distribucion de los fluidos en el medio
poroso es la mojabilidad, por lo que siempre representa un factor de interés durante
los estudios de caracterizacidon de yacimientos que contribuye de gran manera en la
eleccion del mecanismo de recobro mas Optimo para aumentar la rentabilidad del

yacimiento.

Debido a lo antes expuesto y siempre en pro de mejorar la caracterizacion de las areas
tradicionales y no tradicionales como la FPO de gran interés hoy en dia para la
industria petrolera, la Gerencia Técnica de Estudios de Yacimientos de PDVSA
INTEVEP, en esta oportunidad, se plantea analizar el efecto que tiene el tiempo de
envejecimiento sobre la condicién de mojado de sistemas de yacimientos asociados a

la FPO compuestos de arenas no consolidadas y crudos extrapesados.



1.5 Limitaciones de la investigacion

El presente TEG se encuentra enmarcado en las siguientes limitaciones:

e Disponibilidad del equipo manual de laboratorio para realizar
desplazamientos forzados de fluidos debido al uso del mismo por parte de

otros proyectos de investigacion.
e Carencia de solventes y demas materiales para llevar a cabo el proyecto.

e Correcto funcionamiento y manipulacion de los equipos e instrumentos del

laboratorio.

¢ Insuficiencia de muestras para la realizacién de un estudio mas detallado.



CAPITULO 1
MARCO TEORICO

2.1 ANTECEDENTES DE LA INVESTIGACION

Romero Yessica (2008) en el trabajo titulado “Curvas de permeabilidad relativa en
arenas asociadas a sistemas no consolidados del Campo Bare, Faja Petrolifera del
Orinoco”, se estudio la influencia del tiempo de afiejamiento sobre las curvas de
permeabilidad relativa, considerando diferentes tiempos de afiejamiento 0, 15 y 45
dias. En esta investigacion los resultados sugirieron que no existia una perturbacion
significativa en las curvas para estos sistemas en particular, luego debido a las altas
viscosidades del crudo empleado (32535 cP), se realiz el acondicionamiento en
términos de operatividad del simulador fisico para la ejecucion de las pruebas.
Finalmente, las muestras para este campo de arenas asociadas a un sistema no

consolidado arrojaron una estimacion de la condicion de mojado original al crudo.

Dongmei Wang (2012) plantea en su investigacion identificar si la mojabilidad
puede ser alterada usando formulaciones de surfactantes, ademas de probar el
potencial de estas formulaciones en la recuperacion de petroleo de una formacion de
esquistos. Para evaluar el estado mojabilidad de los tapones de nicleos, llevaron a
cabo determinaciones del indice de Amott-Harvey, utilizando un tiempo de
imbibicién espontanea de 24 horas y para calcular las saturaciones de petroleo
residual (Sor) y de agua irreducible (Swirr), hicieron uso de la centrifuga durante un
periodo de tiempo de 48 horas. Es importante mencionar que en algunas de las
pruebas realizaron una modificacion en el método mencionado, ya que en vez de
utilizar la centrifuga para calcular las saturaciones efectuaron la inyeccion forzada de
fluidos dejando pasar de 20 a 30 volumenes porosos por cada tapon de nucleo en un
equipo de desplazamiento, a lo cual denominaron método modificado de Amott-
Harvey. Esta metodologia la aplicaron en sistemas de roca consolidados y crudos



livianos. Las pruebas se realizaron con la finalidad de evaluar el método mas 6ptimo
0 por lo menos se espera de este trabajo que los resultados sean consistentes, ya que
se presentaron problemas en mantener las temperaturas requeridas en la centrifuga.
En las formulaciones de surfactantes probadas fue obtenido, como se esperaba, un
cambio en el estado de mojabilidad de los tapones de nucleos de mojados por
petréleo a mojados por agua. De esta forma, las formulaciones de surfactantes tienen
un sustancial potencial en mejorar la recuperacion de petréleo en la formacién de
esquistos. Los métodos usados tienen aspectos positivos y negativos, entre los
aspectos negativos cuando se trabajaba con la centrifuga no se podia realizar a
temperaturas de yacimiento, y para el caso de pruebas realizadas por desplazamiento
se obtuvieron errores asociados a las pérdidas de masa en el proceso, sin embargo,

para este segundo proceso se puede emular las condiciones reales del yacimiento.

Suérez Deivis (2012) realiz6 un trabajo enfocado en estudiar la alteracion del estado
de mojabilidad en medios porosos inducidos por la inyeccién de surfactantes
formulados en agua de produccion provenientes de yacimientos de crudos pesados y
extrapesados de campos de Cabrutica y Petrocedefio. El estado de mojabilidad inicial
se establecié mediante el proceso de envejecimiento en crudo de placas de silice y se
cuantifico6 mediante el método del angulo de contacto dando como resultado que
todas las placas son mojadas al crudo. En el presente estudio se obtuvo que las
formulaciones de surfactantes realizadas modifican el estado de mojabilidad inicial y

mejoran los procesos de estimulacion y recuperacion de petroleo.

Diaz Lilibeth (2014) en su trabajo especial de grado realizé la evaluacion de la
mojabilidad de sistemas no convencionales asociados a crudos pesados Yy
extrapesados aplicando el método dindmico de las curvas de permeabilidad relativa
obtenidas mediante la aplicacion de los modelos mateméaticos JBN, JBN-Corey &
Asociados y JBN-Willie para los procesos de imbibicion y drenaje. Las pruebas de
desplazamiento de los fluidos se realizaron con arenas sintéticas y arenas reales de un
yacimiento de la Faja Petrolifera del Orinoco. En sus pruebas de desplazamiento hizo

variaciones en algunos parametros como lo son la temperatura, contrapresion, caudal
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de inyeccion y tiempo de envejecimiento para observar el efecto sobre las curvas de
permeabilidad relativa. De los tres modelos matematicos, el Unico que no dio
resultados concretos para inferir la condicion de mojabilidad de la roca fue el método
JBN, ya que este no presentaba la interseccion de sus respectivas curvas. En cuanto a
la temperatura concluyo, que la temperatura mas éptima para realizar las pruebas de
desplazamiento, es aquella a la cual la viscosidad del crudo es igual a la viscosidad
reportada para el yacimiento, emulando asi las condiciones dindmicas reales del
yacimiento. Asi mismo, el caudal de inyeccidn optimo se encontrd en el rango de
0,01- 0,03 cc/min, por otro lado el valor de la contrapresion con el que se trabajo
estuvo en el rango de 100 a 14,69 psi sin observar diferencias significativas, por tanto
para valores de presion de poro menores de 100psi no afectan de forma significativa
las curvas de permeabilidad relativa. Por dltimo, se evalu6 el tiempo de
envejecimiento el cual no tuvo ningun efecto sobre las curvas de permeabilidad
relativa. Para concluir, el estado de mojabilidad de la roca para este sistema no
convencional dio como resultado una condicion de mojado preferencialmente por

agua.

Avendanio y Pimentel (2015) en el trabajo titulado “Evaluacion de la mojabilidad de
crudos pesados y extrapesados de campos de la faja petrolifera del Orinoco mediante
el método de Amott-Harvey modificado” platean una metodologia representativa para
la obtencion de la condicién de mojado de sistemas de arenas no consolidadas y
crudos pesados y extrapesados, adaptando el método de Amott-Harvey modificado a
los procesos de drenaje e imbibicion forzado mediante un simulador fisico de
yacimiento en estado dinamico, con el cual simultineamente se construyen las curvas
de permeabilidad relativa (Kro), y se obtienen los valores de saturacion agua
irreducible (Swirr) y saturacion residual de crudo (Sor). Siendo estos dos ultimos
valores especificos y necesarios para estimar los indices de Amott-Harvey aunados a
los valores de saturacion obtenidos en los procesos de drenaje e imbibicion
espontaneos. De los resultados, se observd un mejor ajuste para las curvas de

permeabilidad relativa obtenidas mediante el modelo hibrido JBN — Corey &
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Asociados que con el modelo hibrido JBN-Willie. Concluyeron que los sistemas
estudiados presentan una condicion de mojado al agua con valores de Swirr mayor al
20%, un punto de interseccion de las curvas mayor al 60%, de saturacion de agua en
todos los casos y el Sor en promedio dio por debajo del 15%. El indice de Amott-
Harvey calculado de acuerdo a la metodologia modificada arrojé un valor promedio
para los campos de la FPOHCF de | = 0.1 aproximadamente, que hace referencia a
una condicion de mojado preferencialmente al agua. Por ultimo refieren a Amott-
Harvey modificado como un modo novedoso Yy eficiente para evaluar la condicién de

mojado en sistemas petroliferos asociado a crudos pesados y extrapesados.

2.2 BASES TEORICAS
Las bases tedricas que se presentan a continuacion describen los principios en los
cuales esta basada la investigacion con la finalidad de conocer las teorias que la

sustentan y los conceptos basicos bajo los cuales se rige la misma.

2.2.1 Yacimiento

Un yacimiento puede ser definido como una unidad geoldgica de volumen limitado,
porosa y permeable, capaz de contener hidrocarburos liquidos y/o gaseosos, a través
de la cual estos fluidos pueden desplazarse para ser recuperados, bajo presiones
existentes o aplicadas externamente. Esta constituido por dos elementos
fundamentales: el medio recipiente y los fluidos almacenados en ese medio (Paris,
2009).

2.2.2 Fluidos contenidos en un yacimiento

Los fluidos existentes en un yacimiento son: el agua y los hidrocarburos en estado
liquido (petrdleo) o en estado gaseoso (gas natural). El gas, por ser mas liviano se
entrampa en la parte mas alta de la estructura, directamente por debajo de los
hidrocarburos esta la zona de agua de fondo, la cual coincide generalmente con la
superficie de un acuifero denominada contacto agua-petréleo, CAP. Cuando en una
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misma trampa se encuentran una acumulacion segregada de gas y otra de petréleo, el
limite entre ellas es una superficie teéricamente horizontal, el contacto gas-petroleo,
CGP. En la figura 2.1 se muestra dicha distribucién (Paris, 2009).

Cresta

e — i S e o —— ——

. Punto de
derrame

Figura 2.1. Yacimiento y fluidos

Fuente: Paris, 2009.

2.2.2.1 Hidrocarburos

Los fluidos contenidos en las rocas son una serie de compuestos organicos que
consisten exclusivamente de Carbono (C) e Hidrégeno (H), denominados
hidrocarburos que tienen la habilidad de formar largas y continuas cadenas que
originan diferentes compuestos. Estos, a menudo dificiles de separar, constituyen lo
gue se conoce como petrdleo crudo, a partir del cual se obtienen diversos productos,
como: gases licuados del petrdleo, gasolinas, kerosene, combustibles residuales,
aceites lubricantes, parafinas y otros. Existen también otros elementos que, por estar
presentes en muy pequefias cantidades, pueden ser ignorados, pero algunos de ellos
como el azufre (S) tienen un efecto dafino en la calidad de los productos (Paris,
2009).
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Segun la gravedad API, los crudos se clasifican de acuerdo a la siguiente tabla:

Tabla 2.1. Calidad de petroleo
Fuente: Araujo, 2004.

Tipo de Crudo °API
Extra-pesados <10,0
Pesados 10,0 - 22,3
Medianos 22,3-31,1
Livianos 31,1-39
Condensados >39

2.2.2.2 Agua de formacion

Es un fluido que normalmente encontramos asociado a las acumulaciones de petroleo
Yy, por eso, pocas veces se obtiene produccion de petroleo sin la produccién de agua.
De hecho, en muchos casos el volumen de este fluido asociado a los yacimientos de
hidrocarburos excede el de la acumulacién del petrleo y, por consiguiente, el
volumen total de produccién de agua también es mayor que la produccion de petréleo
(De Ferrer, 2009).

En general, todas las aguas de formacion contienen solidos disueltos, principalmente
cloruro de sodio. Por esta razén, se les denomina algunas veces como salmuera,
aungue no existe relacion entre el agua de formacion y el agua de mar, ni en la
concentracion de solidos, ni en la distribucion de iones presentes. Los cationes
disueltos mas comunes en las aguas de formacion son: Na®, Ca™ y Mg™.
Ocasionalmente K*, Ba*™, Li*, Fe™* y Sr™. Los aniones CI~, SO, y HCO; aunque

COs%* NOg, Br_, I, BOs y S* a menudo estan presentes. En estas salmueras tan
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complejas, pueden encontrarse con frecuencia rastros de mas de 30 a 40 iones (De
Ferrer, 2009).

2.2.3 Estructura del medio poroso

Un yacimiento esta constituido principalmente por una roca porosa y permeable y los

fluidos de interés contenidos en su volumen poroso.

El medio poroso es una red tridimensional de oclusiones interconectadas de tamafios
y formas diferentes, insertada en una matriz de particulas sélidas. Su morfologia se

relaciona con su origen, siendo en el caso general altamente desordenada.

Para estudiar con detalle el medio poroso constituido por las rocas del subsuelo que
contienen los fluidos de interés, durante la perforacion de un pozo se toman muestras
de roca y de los fluidos contenidos en ella. Las muestras se someten a una evaluacion
rigurosa, que comienza con la medicion de sus propiedades bésicas a través de los

Ilamados andlisis convencionales.

Los andlisis convencionales de nucleo se realizan con el fin de obtener informacién
acerca de la capacidad de almacenar, permitir el flujo y cuantificar los diferentes

fluidos presentes en un medio poroso.

Estos pardmetros que corresponden a la porosidad, permeabilidad y saturacion de
fluidos respectivamente son necesarios para formular las estrategias Optimas de
recuperacion. Dichos datos son aportados generalmente por los nucleos extraidos del
subsuelo y son fundamentales en el disefio de programas futuros de exploracion para

la evaluacion de formaciones y de construccion de pozos.

Las muestras de roca extraidas de un yacimiento pueden ser de pared, de canal o
nucleo. Deben ser preservadas, aislandolas del medio exterior para evitar que sean
alteradas las condiciones naturales de la roca y de los fluidos que ellas contienen
tomando en cuenta el objetivo para el que fueron tomadas. Se utiliza comunmente a)
bolsas plasticas y de papel resistente (muestras de canal), b) pelicula plastica inerte,

papel de aluminio, material aislante y cajas plasticas (muestras de pared y nucleos
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convencionales) y c) congelado con hielo seco y nitrogeno (nucleos presurizados).

(Johnson, Bossler, y Naumann, 1959)

2.2.3.1 Porosidad

La porosidad es una medida del espacio vacio existente entre granos dentro de la roca
expresada como una fraccion (o porcentaje) del volumen total de la roca. Representa
el porcentaje del volumen total de la roca que esta constituido por el espacio poroso

(Villa, 2006). Matematicamente se expresa como:

_Vt-vg _Vp o
Q= = 100% Ec.2.1

Doénde:

@: Porosidad (%)

Vt: Volumen total de la roca

Vg: Volumen ocupado por los granos

Vp: Volumen poroso.

2.2.3.1.1 Clasificacién geoldgica de la porosidad

A medida que los sedimentos se depositaron en los mares antiguos, el agua fue el
primer fluido que llend el espacio poroso. Esta agua es conocida como agua connata.
Un método comun de clasificacion de la porosidad puede basarse en dos condiciones:
si la porosidad se formé inicialmente o si fue producto de una diagénesis subsiguiente

(dolomitizacidn), catagenesis, campo de esfuerzos o percolacion de agua.

e Porosidad primaria o intergranular: La cual se desarrollé al mismo tiempo que

los sedimentos fueron depositados. Rocas sedimentarias con este tipo de
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porosidad son: areniscas (detriticas o clasticas) y calizas (no detriticas)
(Escobar, s.f).

e Porosidad secundaria, inducida o vugular: Ocurre por un proceso geologico o
artificial subsiguiente a la depositacion de sedimentos. Puede ser debida a la
solucion o fractura (artificial o natural) o cuando una roca se convierte en otra

(caliza a dolomita) (Escobar, s.f).

2.2.3.1.2 Tipos de porosidad

Durante el proceso de sedimentacion y mitificacion, algunos de los poros que se
desarrollaron inicialmente pudieron sufrir aislamiento debido a varios procesos
diagenéticos o catagénicos, tales como cementacion y compactacion. Por ende,
existirin poros interconectados y otros aislados. Esto conlleva a clasificar la
porosidad en absoluta, efectiva y no efectiva dependiendo de qué espacios porosos se

midan durante la determinacion del volumen de estos espacios porosos (Escobar, s.f)

— Grano de arena

Material cementante

fectiva o

interconectada
25% Porosidad
absoluta

No efectiva
0 aislada
5%

Figura 2.2. Porosidad efectiva, no efectiva y porosidad total.

Fuente: Paris, 2009.
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e Porosidad absoluta:

Es el porcentaje de espacio poroso total, con respecto al volumen total de la roca,
considerando los poros que estén o no interconectados entre si. Una roca puede tener
una porosidad absoluta considerable y aun asi no tener conductividad a los fluidos

debido a la falta de comunicacion entre los poros (Villa, 2006).

e Porosidad efectiva:
Es el porcentaje de espacio poroso intercomunicado con respecto al volumen total de
la roca. Por consiguiente, es una indicacion de la facilidad a la conductividad de los
fluidos por la roca, aunque no es una medida cualitativa de éste, es decir, que no se
utiliza como parametro para determinar la capacidad de conductividad de los fluidos
dentro del yacimiento. La porosidad efectiva es una funcion de varios factores
litologicos. Los méas importantes son: tamafio y empaque de los granos, cementacion,
meteorizacion y lixiviacion, cantidad y clases de arcillas, y estados de hidratacion de
las mismas. Entre ambas porosidades, la porosidad efectiva es la que se reporta tanto
en las investigaciones como en los datos de yacimiento, debido a que es la que
representa realmente la porosidad del yacimiento, y es la que va a permitir la

extraccion de los fluidos presentes en el mismo (Villa, 2006).

Tabla 2.2. Calidad de la porosidad
Fuente: Paris, 2009.

Calidad Porosidad (%)
Muy buena > 20
Buena 15-20
Moderada 10-15
Pobre 5-10
Muy pobre <5
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e Porosidad no efectiva:
Es la diferencia que existe entre la porosidad absoluta y efectiva (Escobar, s.f). La
porosidad no interconectada o no efectiva es aquella que representa la fraccion del
volumen total de la roca que esta conformada por los espacios que pueden contener

fluidos pero no estan comunicados entre si.

2.2.3.2 Saturacion

La saturacion de un fluido es la fraccion del volumen poroso ocupado por cada uno
de los fluidos presentes. Matematicamente, esta propiedad se expresa por la ecuacion
2.2.

Sf = % 100% Ec.2.2

Donde:

Sf: saturacion del fluido (%)

Vf: volumen del fluido dentro del espacio poroso
Vp: volumen poroso

El rango de saturacion de cada fase individual oscila entre 0 y 100 por ciento. Por

definicion, la suma de las saturaciones es igual a 1, ecuacion 2.3.

So+Sg+Sw=1 Ec.2.3
Donde:
So: saturacion de petrdleo
Sg: saturacion de gas

Sw: saturacion de agua
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2.2.3.3 Permeabilidad

La permeabilidad es la propiedad que posee la roca de permitir que los fluidos se
puedan mover a través de la red de poros interconectados. Es un factor muy
importante en el flujo de los fluidos en un yacimiento, representa la facilidad con que
los fluidos se desplazan a través del medio poroso, no obstante, no existe una
determinada relacion de proporcionalidad entre porosidad y permeabilidad (Rivera,
2004).

La permeabilidad se mide en unidades Darcy, en honor al ingeniero hidraulico
francés Henry Darcy, quién formuld la ecuacion que lleva su nombre, la cual dice: “la
velocidad del flujo de un liquido a través del medio poroso, debido a la diferencia de
presion, es proporcional al gradiente de presion en la direccion del flujo” (Ver figura
2.3) En la industria petrolera, las normas API para determinar la permeabilidad (K) de
las rocas definen permeabilidad como “el régimen de flujo en mililitros por segundo
de un fluido de 1 centipoise de viscosidad que pase a través de una seccién de 1 cm?
de roca, bajo un gradiente de presion de una atmosfera (760mm Hg) por centimetro

cuadrado, y en condiciones de flujo viscoso” (Rivera, 2004).

o
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Figura 2.3. Representacion de la Ley de Darcy
Fuente: Rivera, 2004.
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La permeabilidad (K) se representa de la siguiente manera:

~

K Qu

AP

BN

Dénde:

K: permeabilidad (Darcy).

Q: tasa de flujo (cm¥/s).

: viscosidad del fluido (cP).
L: longitud de la muestra (cm).
A: érea transversal (cm?).

AP: diferencial de presion (P,-P;) (atm).

2.2.3.3.1 Tipos de permeabilidad

La permeabilidad se clasifica en absoluta, efectiva y relativa (Rivera, 2004).

Ec.2.4

e Permeabilidad absoluta: Es aquella permeabilidad que se mide cuando un

fluido satura 100 % el espacio poroso. Normalmente, el fluido de prueba es

aire o agua.

e Permeabilidad efectiva: Se define como la capacidad que tiene la roca para

permitir el movimiento de un fluido cuando la saturacién de este sea menos

del 100%. Esta propiedad se designa como: Ko, Ku,Ky que representa la

permeabilidad efectiva del petroleo, al agua y al gas respectivamente. La suma

de las permeabilidades efectivas siempre es menor que la permeabilidad

absoluta.

e Permeabilidad relativa. Cuando dos o mas fluidos fluyen al mismo tiempo en

el medio poroso, la permeabilidad de cada fase a una especifica saturacion
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equivale a la razén entre la permeabilidad efectiva de dicha fase y la
permeabilidad absoluta, permeabilidad relativa del crudo (Ecuacion 2.5),
permeabilidad relativa del agua (Ecuacion 2.6) y permeabilidad relativa del

gas (Ecuacion 2.7):

Kro =— Ec.2.5
K

Krw = X% Ec.2.6
K

Krg = % Ec.2.7

Donde:

K = Permeabilidad absoluta

Kro = Permeabilidad relativa al petréleo
Krw = Permeabilidad relativa al agua
Krg = Permeabilidad relativa al gas

Ko = Permeabilidad efectiva al petréleo
Kw = Permeabilidad efectiva al agua

Kg = Permeabilidad efectiva al gas

2.2.3.3.2 Permeabilidad a dos fases

Cuando una fase mojante y otra no mojante fluyen simultaneamente en un medio

poroso, cada una de ellas sigue un camino separado y distinto de acuerdo con sus
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caracteristicas humectantes, lo cual da como resultado la permeabilidad relativa para
la fase mojante y la no mojante. Considerando el modelo capilar mostrado en la
Figura 2.4, se observa que las fuerzas capilares hacen que la fase mojante se
encuentre dentro del espacio poroso cercano a las paredes, ocupando los canales de
flujo de los poros mas pequefios. Estos canales no contribuyen al flujo, y por lo tanto,
la presencia de saturaciones bajas de la fase mojante afectara la permeabilidad de la

fase no mojante sélo hasta cierto punto (Paris, 2009).

r

Sﬁ*‘ Sw =1 Paredes

MV\_N‘-" oel capﬂar
Agua

Figura 2.4. Modelo capilar en un sistema mojado por agua

Fuente: Paris, 2009.

Si la fase no mojante se localiza en la parte central, ocupa el espacio poroso mas
grande, contribuyendo asi al flujo del fluido a través del yacimiento y, por lo tanto,
las bajas saturaciones de la fase no mojante podran reducir drasticamente la
permeabilidad de la fase mojante. La figura 2.5 presenta un par de curvas tipicas de
permeabilidades relativas para un sistema agua-petroleo, considerando el agua como

la fase mojante.
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Figura 2.5. Comportamiento tipico de las curvas de permeabilidad relativa para el

flujo de dos fases

Fuente: Paris, 2009.

Punto 1: en la curva de permeabilidad relativa de la fase mojante muestra que
una saturacion pequefia de la fase no mojante reducira drasticamente la
permeabilidad relativa de la fase mojante. La razon de esto es que la fase no
mojante ocupa los espacios de los poros méas grandes, lo cual facilitara el flujo
de dicha fase.

Punto 2: en la curva de permeabilidad relativa de la fase no mojante muestra
que esta comienza a fluir a saturaciones relativamente bajas. En el caso de que
ésta sea petrdleo, la saturacidn en este punto se denomina saturacion residual
de petroleo (Sor).

Punto 3: en la curva de permeabilidad relativa de la fase mojante muestra que

esta cesa de fluir a saturaciones relativamente grandes. Esto se debe a que
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dicha fase ocupa preferencialmente los espacios porosos mas pequefios, donde
las fuerzas capilares son mayores. La saturacion de agua en este punto se
refiere como a saturacion de agua irreducible (Swirr).

Punto 4: en la curva de permeabilidad relativa de la fase no mojante muestra
que, a bajas saturaciones de la fase mojante, los cambios en la saturacion de
esta Ultima tienen poco efecto en la magnitud de dicha curva. La razon es que,
a bajas saturaciones, el fluido de la fase mojante ocupa los espacios porosos
mas pequefios y materialmente no contribuye al flujo y, por lo tanto, al
cambiar la saturacion de estos su efecto en el flujo de la fase no mojante es
minimo. Esto indica que una porcion del espacio poroso disponible, aunque

interconectado, contribuye poco a la capacidad conductiva de los fluidos.

Este proceso puede visualizarse en reverso. En la figura anterior, se ha considerado

que la fase no mojante es el petrdleo y la fase mojante es el agua. Las curvas

mostradas, que son tipicas para las fases mojante y no mojante, se pueden invertir

para visualizar el comportamiento de un sistema donde el petréleo sea la fase mojante
(Paris, 2009).

Ademas, existen 3 zonas caracteristicas, zona A, zona B y zona C representadas en la

figura anterior:

Zona A: representa el valor de la saturacion de agua que varia desde cero a la
saturacion de agua irreducible (Swirr) o saturacion de agua connata (Swc),
valor minimo de saturacion de agua que podemos encontrar en un yacimiento.
Zona B: varia entre la Swirr y 1-Sor, mostrando la relacion existente entre
ambas fases, en esta zona la suma de la permeabilidad relativa al petréleo y la
permeabilidad relativa al agua es menor que uno, ya que cuando hay dos fases
inmiscibles en un medio poroso se obstaculizan en flujo entre ellas.

Zona C: representa la Sor, muestra el petréleo que queda atrapado en la roca
después de un flujo normal inmiscible en un sistema agua/petréleo durante un

proceso de desplazamiento.
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Existen dos tipos de procesos de saturacion de la fase mojante, los cuales son los
siguientes:

o Desplazamiento por drenaje: en el cual la saturacion de la fase mojante
disminuye durante el proceso. Es un proceso forzado. Fuerzas capilares
retienen la fase mojante. Existe presion de umbral.

e Desplazamiento por imbibicion: en el cual la saturacion de la fase mojante
aumenta durante el proceso. Es un proceso espontaneo. No hay presion de
umbral.

Por lo que hay una relacién funcional inversa entre la presion capilar y la saturacion
de la fase mojante, también se puede decir que cuando se tiene una saturacion muy
pequefia se tendra el mas pequefio radio de curvatura y la fase mojante ocupard o
existira en los poros mas pequefios del sistema, dejando los poros mas grandes para la
fase no mojante (ver figura 2.6) (Delgado, 2010).

f.- Curva de drenaje
Presién de
desplazamients

Curva de imbibicion

— e —

5y — 1.0

g

Figura 2.6. Curvas de drenaje e imbibicion

Fuente: Forrest, 1982.
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2.2.3.3.3 Factores que afectan las curvas de permeabilidad relativa

La permeabilidad relativa es una propiedad microscépica de flujo y depende de las

propiedades del medio poroso, la mojabilidad y la historia de saturacion, entre otros
(Garcia, 2002).

Propiedades del medio poroso: La relacion entre la permeabilidad relativa y la
saturacion no es igual para todos los yacimientos, y puede variar de una
formacion a otra, y de una porcion a otra dentro de la misma formacion. Se ha
demostrado que la relacién kr/S, varia de acuerdo a los diferentes tamafios y
tipos de granos utilizados en los experimentos. Este hecho permite concluir
que, el efecto de la distribucidn del tamafio de grano no se puede despreciar al
realizar las pruebas de permeabilidad relativa. Entonces, la esfericidad,
angularidad y orientacion de los granos tiende a influir sobre la forma de la
curva de permeabilidad relativa (Garcia, 2002).

Mojabilidad: A una saturacion de agua dada, la permeabilidad relativa del
agua, para un sistema mojado por agua, €s menor gque para uno mojado por
petréleo. Esto ocurre porgue, en una roca mojada por agua, los glébulos de
petréleo residual en los canales largos, obstruyen el flujo de agua y causan un
valor bajo de permeabilidad relativa al agua. Asi mismo, en una roca mojada
por petroleo, el petrdleo ocupa los canales de flujo pequefios, causando una
interferencia minima al flujo de agua, generando altos valores en la
permeabilidad relativa al agua. El punto de interseccion de las curvas de
permeabilidad relativa del agua y del petrdleo es un buen indicador de la
mojabilidad de la roca (Garcia, 2002). Si las muestras estan preservadas y/o
limpias, las curvas de permeabilidad relativa también se veran afectadas (ver
Figura 2.7).
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Figura 2.7. Variacion en curvas de permeabilidad relativa
Fuente: Araujo Y., (2005).

Historia de saturacién: El efecto de la historia de saturacion (histéresis) sobre
la permeabilidad relativa se observa claramente en la Figura 2.8. EI medio
poroso esta inicialmente saturado con la fase mojante y los datos de
permeabilidad relativa se obtienen disminuyendo la saturacion de la fase
mojante mediante el desplazamiento con la fase no mojante. Este proceso se
denomina Drenaje (ejemplos: desplazamiento de agua por petréleo o de
petréleo por gas). Si los datos de permeabilidad relativa son obtenidos
aumentando la saturacion de la fase mojante, el proceso se denomina
Imbibicion (ejemplos: desplazamiento de petroleo por agua o de gas por
petréleo). Los valores de permeabilidad relativa a la fase mojante en un
proceso de imbibicién son menores que en uno de drenaje (Figura 2.8). Esto
se debe al entrampamiento de la fase no mojante por parte de la mojante. La

fase no mojante es dejada en los poros en forma discontinua e inmavil.

La histéresis de las curvas de permeabilidad relativa a la fase mojante es mucho

menor que a la no mojante ya que el entrampamiento de la fase mojante en este caso

es mucho menor.
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En conclusion, la historia de saturacion es un factor muy importante que debe tenerse
presente cuando se va a estudiar: conificacion de agua y/o gas, inyeccion de agua en

presencia de gas libre, efecto del gas atrapado sobre la saturacion residual de petréleo
e inyeccion de tapones alternados de agua y gas.
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Figura 2.8. Efectos de la histéresis en las permeabilidades relativas

Fuente: Paris, 2009.

2.2.3.3.4 Correlaciones para curvas de permeabilidad relativa

Para determinar las curvas de permeabilidad relativa se presentan los siguientes

métodos los cuales presentan consideraciones aplicables para el sistema de la
investigacion.
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e Método JBN (Glover, 2013)

El método JBN desarrollado por Johnson, Bossler y Nauman, basandose parcialmente

en un trabajo previo de Welge, asi como en la conocida teoria de Buckley y Leverett

para el desplazamiento de dos fluidos incomprensibles e inmiscibles a través de un

medio poroso homogéneo, es un modelo matematico que determina las

permeabilidades relativas y comprende un conjunto de ecuaciones que se obtienen a

partir de principios de conservacién y de leyes béasicas, como el principio de

conservacion de la masa y la Ley de Darcy, los cuales se combinan con la teoria de

desplazamiento de Buckley y Leverett. Las ecuaciones de JBN son las siguientes:

Saturacion de agua irreducible (Swirr)

Vp—Vad
Vp

Swirr =

Donde:

Vp = Volumen poroso
Vad = Volumen de agua desplazado

Saturacion de agua promedio (Swp)

Swp = Z—: + Swirr

Do6nde:
Vo = Volumen de crudo
Vp = Volumen poroso
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Agua inyectada acumulada (WID)

wip =2 Ec.2.10
Vp
Donde:
Vo = Volumen de crudo
Vp = Volumen poroso
Radio de inyeccién (Ig)
Api
IR=-"2 Ec.2.11
Ap

Doénde:
Api = Diferencial de presion en las condiciones iniciales

Ap = Diferencial de presion en cada fraccion

Delta 1 (4,)

A = — Ec.2.12

Delta 2 (4,)

AZ ==
WID,,

* IRN Wb [Rno Ec.2.13
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Flujo fraccional de crudo ( f, )

1

fo=—%
1+L*p'0
Kro*uw

Saturacion de agua final (S,,)
Sw = Swp — (fo *x WID)
Permeabilidad relativa al crudo (K., )
A
K., =f %=
ro fO Al

Permeabilidad relativa al agua (K ,,)

w*(1—fo)
K. =K. stwi"Jo)
rw Ko*fo

e Correlaciones de Willie (Escobar, s. f.)

Ec.2.14

Ec.2.15

Ec.2.16

Ec.2.17

Presenta un conjunto de ecuaciones para el calculo de las permeabilidades relativas

del petrdleo y del agua, en funcion a la saturacion de la fase mojante. Las ecuaciones

expuestas por Willie poseen una serie de potenciales cuyos nimeros estan asociados a
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sistemas de arenas no consolidadas con grano pobremente clasificado y se presentan a

continuacion.

Saturacion (S)

Sw—Swi
S == Ec.2.18

1-Swirr

Permeabilidad relativa al crudo (K,,)

K., = (1—5)2 Ec.2.19

Permeabilidad relativa al agua (K,.,)

K., = S35 Ec.2.20

e Correlaciones de Corey& Asociados

Corey propuso una expresion matematica para generalizar los datos de
permeabilidades relativas. Estas ecuaciones fueron deducidas a partir de las curvas de
Burdine donde determinan permeabilidades relativas a dos fases de las curvas de
presion capilar. Las cuales a su vez fueron generalizadas a partir de las ecuaciones de
Kozeny — Carman. Las ecuaciones desarrolladas para sistemas de arenas no

consolidadas fueron las siguientes (Rivera, 2004):
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Drenaje

Saturacion (S)

S = So .
1-Swi
Permeabilidad relativa al agua (Krw )
Krw = (1 —5)?
Permeabilidad relativa al crudo (Kro )
Kro = (S)3
Imbibicién
Saturacién (S)
S = SW—SVl{iT'T'
1-Swirr
Permeabilidad relativa al agua (Krw )
Krw =583
Permeabilidad relativa al crudo (Kro)
Kro=(1-95)3
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e Modelos Hibridos

Marquez y colaboradores (2014) en su trabajo, realizaron pruebas de desplazamiento
para la obtencion de curvas de permeabilidad relativa para sistemas de crudos
pesados y extrapesados asociados a yacimientos no consolidados. En su investigacion
realizaron un ajuste en las correlaciones de Willie y Corey & Asociados, con la
finalidad de obtener un mejor comportamiento de las curvas de Kr, para ello
implementaron un modelo matematico hibrido, partiendo de las saturaciones de agua
obtenidas mediante la ecuacion del método JBN (Ecuacién 2.15) que toma en cuenta
el comportamiento del flujo fraccional de los fluidos, logrando asi definir un perfil de
saturacion mas cercano a la realidad del yacimiento y obteniendo las permeabilidades
relativas haciendo uso de las mencionadas correlaciones, razéon por la cual se
introduce el término de modelo hibrido JBN-Willie y JBN-Corey & Asociados

(imbibicién y drenaje) para el procesamiento de los datos experimentales.

El procedimiento para la obtencion de las permeabilidades relativas al agua y al crudo
mediante los modelos hibridos JBN-Willie y JBN-Corey & Asociados, se describe a
continuacion:

Mediante el método de JBN, se calcula la saturacién de agua final (Sw) usando de la
ecuacion 2.15.

La Sw obtenida anteriormente se sustituye en la ecuacion 2.18 y 2.24 para obtener la
saturacion (S) de los modelos hibridos JBN-Willie y JBN-Corey & Asociados
respectivamente.

Con la saturacién (S) se calculan las permeabilidades relativas al agua y al petréleo,
por medio de las ecuaciones 2.19 y 2.20 para el caso del modelo matematico hibrido
JBN-Willie y por las ecuaciones 2.25 y 2.26 para el caso del modelo matematico
hibrido JBN-Corey & Asociados. El uso de una correlacion en particular dependera
de las caracteristicas del yacimiento estudiado.

Luego se grafican las Kr calculadas en funcion de la saturacion de agua final (Sw)

obtenida por el metodo JBN.
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2.2.3.4 Mojabilidad

La mojabilidad se define como la tendencia relativa que posee un fluido, a adherirse a
una superficie solida en presencia de otros fluidos inmiscibles, tratando de ocupar la
mayor area de contacto posible de dicho sélido. Esta es una propiedad caracteristica
de los sistemas roca-fluido que afecta directamente otras propiedades del sistema
cuya evaluacion es critica en analisis de ingenieria de yacimientos (Araujo y Araujo
p.p307). Estas propiedades incluyen: presion capilar, permeabilidad relativa,
comportamiento del sistema bajos procesos de inyeccion de agua, saturacion
irreducible de agua, saturacion residual de petroleo y propiedades eléctricas. Esta
propiedad también es muy importante en procesos de recuperacion terciaria.

En la figura 2.7 se muestra lo que seria una vista de una roca que tiene diferente
mojabilidad. Puede observarse para el caso (a) que la fase continua en la superficie de
la roca es el crudo por lo que representa a una roca mojada por crudo en donde el
fluido que se movera con mayor facilidad sera el agua y en el caso (b) existe una
mojabilidad al agua en el que la fase continua es el agua y en la cual el aceite tendra
mayor facilidad para moverse, en ambos casos los poros méas pequefios tienden a estar

Ilenos con el fluido mojante (Trejo, 2010).

[:3 Espacio de poro lleno de agua. (:I Espacio de poro lleno de agua.
Matriz de la roca. Matriz de la roca.
- Espacio de poro lleno de aceite _ Espacio de poro lleno de aceite

(a) (b)

Poro idealizado de una roca del yacimiento.
(a) Roca mojada por aceite. (b) Roca mojada por agua.

Figura 2.9. Esquema de mojabilidad de una roca
Fuente: Trejo, 2010.
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2.2.3.4.1 Tipos de Mojabilidad

Las caracteristicas de mojado de una superficie mineral, depende de la composicion
quimica del crudo, presion, temperatura, naturaleza de las paredes de los poros de las
rocas, quimica del agua y la presencia de componentes activos en la superficie. Existe
un amplio espectro de condiciones de mojado el cual incluye las siguientes

condiciones de mojabilidad (Araujo, 2004):

Mojabilidad completa o uniforme: comprende superficies minerales que presentan
una afinidad marcada por un fluido. El fluido mojante se distribuye en el espacio

poroso entre la superficie de los poros y la fase no mojante.

Mojabilidad débil: se presenta en superficies minerales que no poseen una afinidad
muy marcada por un fluido, pero significativa si se compara con la afinidad hacia

otros fluidos.

Mojabilidad intermedia o neutra: comprende superficies minerales que no

presentan preferencia marcada a un fluido u otro.

Mojabilidad fraccionada: una porcion de roca es fuertemente mojada por agua,
mientras que la restante es mojada al petréleo. En este caso los componentes del
crudo son fuertemente absorbidos en ciertas areas de la roca, mientras que el resto

presenta fuerte mojabilidad al agua.

Mojabilidad mixta: las zonas de la roca mojadas por petr6leo forman partes
continuas a través de los poros grandes, mientras que los poros pequefios permanecen

mojados por agua.

Mojabilidad dalmatiana: este es un tipo de mojabilidad fraccional a escala de

segmento de poro.
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2.2.3.4.2 Métodos para la determinacion de la mojabilidad

Para determinar la mojabilidad de la roca de una manera exacta se han propuesto a
través de los afios muchos métodos, lo cuales se clasifican en métodos cuantitativos y

métodos cualitativos (Araujo, 2004):

e Métodos cuantitativos
Dentro de los métodos cuantitativos convencionales utilizados para determinar la
mojabilidad de un sistema se tienen: método del angulo de contacto, método de
Amott, método U.S.B.M., método combinado Amott-U.S.B.M. (Araujo, 2004).

Medidas de &ngulos de contacto

Es probablemente la usada con mayor frecuencia. Aunque existen ciertas dificultades
asociadas con la medicién y la interpretacion de los angulos de contacto, es uno de
los métodos mas comunes para obtener la mojabilidad. Cuando se realizan en forma
correcta, las mediciones de los angulos de contacto son simples y proporcionan
informacion muy valiosa. La figura 2.12 muestra varias condiciones de mojado para

sistemas agua/petroleo medidas mediante angulos de contacto (Araujo, 2004).

Mojado al agua
0<0<70

Mojado neutro
70<0<110

Mojado al petroleo
110<0<180

Figura 2.10. Medidas de angulos de contacto en sistemas agua/petroleo

Fuente: Araujo, 2004.
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La forma mas comudn para medir angulo de contacto en el laboratorio consiste en
tomar dos placas de cristal pulimentadas, constituidas por el material predominante
de la roca yacimiento y entre ellas se coloca una gota de petréleo y se sumerge en una
muestra de agua de formacion, las dos placas son desplazadas con respecto a su
posicién inicial con este desplazamiento, el agua ocupard una porcion del cristal
previamente cubierta con petréleo. El dngulo de contacto 6 de la nueva superficie
expuesta al agua, se mide en funcion del tiempo, hasta que la gota de petrdleo alcance
el equilibrio. La desventaja de este método es que el alcanzar el equilibrio requiere de

muchas horas (Araujo, 2004).
Pruebas de imbibicion de agua o petroéleo

El método propuesto por Amott-Harvey en 1959, para determinar la mojabilidad de
rocas de yacimiento, combina imbibicién espontanea con desplazamiento forzado
para inferir la mojabilidad de una muestra de roca. Se basa en el hecho de que un
fluido mojante serd embebido en forma espontanea, desplazando a otro fluido no

mojante.

La metodologia Amott para las pruebas de laboratorio consiste inicialmente en
centrifugar la muestra saturada 100% de crudo dentro de agua de formacion hasta
alcanzar la condicion de saturacion de petroleo residual. Posteriormente se sumerge la
muestra en un recipiente con crudo, transcurrido un periodo de aproximadamente 20
horas (Trejo, 2010), se mide el volumen de agua desplazado por imbibicién
espontanea del crudo dentro de los poros de la muestra (Vwsp), a continuacién se
centrifuga la muestra en crudo hasta alcanzar la condicién de saturacion de agua
irreducible y se mide la cantidad de agua desplazada incluyendo el volumen por
imbibicion espontanea (Vwt). Después de esta etapa se sumerge la muestra en un
recipiente de agua de formacion y después de 20 horas de inmersion (Trejo, 2010) se
mide el volumen de crudo desplazado espontaneamente por la imbibicién de agua
dentro de los poros (Vosp), se centrifuga la muestra en agua de formacién hasta

alcanzar la saturacion de petroleo residual y se mide entonces el volumen total
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desplazado de crudo (Vot). Para analizar los resultados de las pruebas se utilizan las
relaciones de desplazamiento por crudo y la relacion de desplazamiento por agua que

se definen de la siguiente manera:

Relacion de desplazamiento por crudo:

__ Vwsp

00 = Ec.2.27
Vwt
Relacion de desplazamiento por agua:
1%
w = —=F Ec.2.28
Vot

Amott determind que en las rocas que son mojadas preferiblemente por agua la
relacion de desplazamiento por agua tiene un valor positivo, mientras que la relacién
de desplazamiento por aceite tiene un valor de cero, para el caso de unas rocas que
son mojadas preferentemente por crudo se tienen valores positivos en la relacion de
desplazamiento por crudo y la relacién de desplazamiento por agua vale cero. Los
valores de ambos factores de desplazamiento son cero en nudcleos con mojabilidad

neutra.

Los trabajos de Boneau (1977) y Tranrham (1977) reportan una modificacion a la
técnica de original de Amott, conocida esta como el método de Amott-Harvey, en el
cual se comienza la prueba centrifugando la muestra con agua de formacion y se
desplaza posteriormente con crudo para llevarla a saturacion de agua irreducible,
después de esto se aplica el método de Amott antes descrito y se calculan las

relaciones de desplazamiento.
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En este método de Amott-Harvey se define un indice de mojabilidad (I) y se calcula

de la siguiente manera:
I = ow — oo Ec.2.29

La ecuacion combina las dos relaciones de desplazamiento dentro de un solo indice
de mojabilidad el cual varia de +1 para una mojabilidad al agua a -1 para una

mojabilidad al aceite.

Cuiec (1984) propuso los rangos para clasificar la mojabilidad de las rocas de acuerdo

al indice de Amott-Harvey, los cuales se pueden observar en la tabla 2.3.

Tabla 2.3. Clasificacion de Cuiec de la mojabilidad para indice de Amott-Harvey

Fuente: Cuiec, 1984.

indice de Amott-Harvey | Condicion de mojado
Q)
03<I<I1 Mojado al agua
0,1<1<0,3 Ligeramente mojado por
agua
-0,1<1<0,1 Mojabilidad intermedia
-0,3<1<-0,1 Ligeramente mojado por
aceite
-1<1<-0,3 Mojado por aceite
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e Métodos cualitativos
El objetivo de todo método cualitativo, usado para evaluar la mojabilidad de un
sistema, es determinar la preferencia de la roca a ser mojada, bien sea por agua o por
el crudo, sin indicar los limites cuantitativos de esta preferencia. Los principales
métodos usados para medir cualitativamente la mojabilidad son los siguientes
(Araujo, 2004):

Pruebas de adhesion

El contacto intimo entre el crudo y una superficie mineral en un yacimiento, depende
de la estabilidad de las peliculas de agua entre el crudo y la superficie mineral. Las
pruebas se realizan en las mismas celdas utilizadas para medir angulos de contacto,
después de medir &ngulos de contacto, la gota de crudo se succiona con una bureta

monitoreando el angulo de contacto de avance del agua y midiéndolo.

Este proceso se lleva a cabo hasta que la gota se desprende de la superficie, pudiendo
ocurrir cualquiera de los tres comportamientos siguientes: adhesion permanente, no
adhesion y adhesion temporal, donde la gota se desprende al final y flota en el agua

de formacion (Araujo, 2004).

Meétodos de curvas de permeabilidad relativa

Existen varios métodos basados en los efectos de la mojabilidad sobre las curvas de
permeabilidad relativa. Estos métodos utilizan las reglas de Craig (Craig, 1971) para
diferenciar entre nucleos fuertemente mojados por agua y fuertemente mojados por

crudo. En la tabla 2.4 se muestran dichas reglas.

42



Tabla 2.4. Reglas de Craig para curvas de permeabilidad relativa

Fuente: Craig, 1971.

Mojado al petroéleo Mojado al agua
Saturacion de <15% >20%
agua irreducible,
Swirr
Sw del Punto de <50% >50%
interseccion
Krw @ Sor > 0,5y acercandose a 1 Generalmente <50%

2.2.4 Faja Petrolifera del Orinoco

La Faja Petrolifera del Orinoco fue descubierta en el afio 1936. Ubicada al norte del
rio Orinoco, suma més de 70000 km? y un area de explotacion actual de 16.000 km?,
ubicada al norte del rio Orinoco, abarca los estados venezolanos Guérico,
Anzoategui, Monagas y Delta Amacuro, desde el suroeste de la ciudad de Calabozo,
en Guérico, hasta la desembocadura del rio Orinoco en el océano Atlantico. Forma
parte de la cuenca sedimentaria oriental de Venezuela y por las magnitudes de los
yacimientos de petréleo y gas, constituye una subcuenca por si misma. Representa el
escenario mas dindmico de la industria petrolera mundial, por ser la provincia de
crudo con mayores reservas del planeta, equivalentes a 258 mil 809 millones de
barriles de petrdleo, que integran los 298 mil 353 millones de barriles de reservas con

los que cuenta la Republica Bolivariana de Venezuela.

Esta region petrolera fue dividida en cuatro grandes areas, siendo éstas de oeste a
este: Boyaca, Junin, Ayacucho y Carabobo, y a su vez fue segmentado en 29 bloques
de 500 km? cada uno aproximadamente con la finalidad de optimizar los planes de
explotacion de petréleo (PDVSA, 2015).
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La distribucidn de los bloques en cada campo es el siguiente:

Boyaca: 7 bloques
Junin: 11 bloques
Ayacucho: 8 bloques

Carabobo: 3 bloques
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CAPITULO 111
MARCO METODOLOGICO

La siguiente investigacion estd orientada a estudiar el efecto del tiempo de
envejecimiento sobre la condicién de mojado en sistemas de arenas no consolidadas y
crudos extrapesados de la Faja Petrolifera del Orinoco, a partir del método de Amott-
Harvey modificado y de la interpretacion de las curvas de permeabilidad relativa. A
continuaciéon se describen el tipo y disefio de la investigacion, las actividades
realizadas, las muestras seleccionadas, instrumentos y técnicas empleadas en la
recoleccion de datos, y finalmente la descripcion explicita de cada actividad

ejecutada.

3.1 Tipo de investigacion

El siguiente estudio es considerado de tipo descriptivo. Segun Landeau (2007), los
estudios descriptivos buscan medir conceptos o variables; asi como, evaluar diversos
aspectos del universo, con la finalidad de identificar caracteristicas o establecer

propiedades importantes que permitan informar sobre el fendmeno estudiado.

De acuerdo a lo citado anteriormente, la presente investigacion estuvo basada en
estudiar la variable de mojabilidad de los sistemas de arenas no consolidadas y crudos
extrapesados de la FPO, con la finalidad de evaluar el efecto que tiene el tiempo de

envejecimiento sobre dicha variable.

3.2 Disefio de investigacion

El disefio de la siguiente investigacion es de caracter experimental. Segin Gomez
(2006), una investigacion experimental se refiere a un estudio en el que se manipulan
intencionalmente una o mas variables independientes para analizar las consecuencias
que la manipulacion tiene sobre una o mas variables dependientes, dentro de una

situacion de control creada por el investigador.

Para el caso estudiado la variable independiente fue el tiempo de envejecimiento, la

cual fue manipulada de manera tal; que permitié analizar las consecuencias y el
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efecto que tiene dicha variable sobre la condicién de mojado de sistemas de arenas no
consolidadas y crudos extrapesados de la FPO a diferentes tiempos (0,15,30 y 45)
dias.

3.3 Poblacién y muestra
La poblacion de trabajo esta representada por muestras de arenas no consolidadas de
dos bloques de la FPO, el bloque Junin y el bloque Carabobo.

Las muestras seleccionadas son las mas representativas de la poblacién total de
nucleos, se tomaron 6 para el bloque Junin y 2 para el blogue Carabobo, para un total
de 8 muestras y 2 tipos diferentes de fluidos de yacimiento (agua de formacion y

crudo).

3.4 Fases de la investigacion

3.4.1 Obtencion de muestras de roca y fluidos de yacimiento

Las muestras estudiadas en el presente TEG fueron tapones de nucleos
proporcionados por las empresas que operan en el bloque Junin y en el bloque
Carabobo de la FPO, dichas empresas son Petromiranda y Petrocarabobo
respectivamente, de igual manera suministraron el crudo y la formulacion de la

salmuera respectiva para cada bloque en estudio.

3.4.2 Preparacion de las muestras
3.4.2.1 Limpieza de muestras

Al llegar las muestras a los laboratorios de la Gerencia de Yacimientos de PDVSA
INTEVEP lo primero que se realiza es la limpieza de las mismas, esto con la
finalidad de asegurar la remocion completa de fluidos residuales o contaminantes

presentes en ellas.

Para esto se aplica el método de Destilacion-Extraccion, usando el equipo Dean-Stark
(Figura 3.1)
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Figura 3.1. Equipo de extraccion Soxhlet o Dean-Stark
Fuente: Propia

El procedimiento es el siguiente: Se introduce el solvente a utilizar en el balon de
destilacién, en este caso se empled Diclorometano, posteriormente este balon se
coloca sobre una manta de calentamiento y luego se procede a introducir los tapones
de nucleos en el recipiente Soxhlet, el cual va conectado a dicho balon, seguidamente
se coloca la trampa sobre el Soxhlet y por ultimo el condensador. El proceso de
limpieza consiste basicamente en el lavado repetitivo de las muestras mediante la
accion del solvente, el cual se evapora pasando a través de las muestras, se condensa,
cae a la trampa y luego nuevamente a las muestras para finalmente depositarse en el
balon aforado, extrayendo de esta manera las impurezas, residuos de crudo y otros
fluidos presentes en las muestras. El ciclo de limpieza finaliza cuando se observa que

el solvente que sale por el fondo de la columna es cristalino.

El proceso de lavado para el caso es estudio tuvo una duracion aproximada de 8 0 9
horas, esta duracion depende de la saturacion y el tipo de fluido presente, asi como de

la estructura interna de las muestras.

Vale acotar que la limpieza se realiz6 en primera instancia solo a los tapones del

bloque Junin, ya que los del blogue Carabobo fueron introducidos en un congelador
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de manera tal de mantener preservadas sus propiedades con las que viene del
yacimiento, esto con la finalidad de realizar pruebas de desplazamiento a tapones en

estado nativo, ya luego de la prueba si se procedié a la realizacion de la limpieza.

3.4.2.2 Secado de muestras

Una vez que las muestras se encuentran libres de impurezas son colocadas dentro de
un horno para eliminar cualquier cantidad de solvente que todavia esté presente en
ellas. El horno usado es un modelo Memmert UFP 800 (apreciacion +/- 1°C) ajustado
a una temperatura de 80°C (Ver figura 3.2). El proceso de secado dura

aproximadamente 48 horas.

Figura 3.2. Horno de secado de muestras. Muestras secandose.

Fuente: Propia

3.4.2.3 Confinamiento de muestras

El procedimiento consiste en introducir la muestra en una manga de goma, la cual es
colocada en una celda triaxial (Figura 3.3); dicha celda esta conectada a una bomba
de confinamiento marca Isco Teledyne (modelo 500D), lo que se hace es inyectar

agua destilada entre la celda y la goma (la muestra nunca esta en contacto con el
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agua), hasta alcanzar la presion de confinamiento, para el caso de las muestras en
estudio, la presion fue de 800 psi, esto con la finalidad de compactar la muestra y
simular la presion de sobrecarga que dicha muestra esta sintiendo a la profundidad de
yacimiento a la cual fue tomada.

Figura 3.3. Celda de confinamiento.
Fuente: Propia

3.4.3 Caracterizacion de las muestras

3.4.3.1 Identificacién de las muestras

Es importante colocarle una identificacion a cada muestra con su respectivo nombre
para que no se vayan a extraviar o confundir con otras, también se debe identificar
cada cara de la muestra, ya que sera de gran importancia en los experimentos

posteriores.
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Figura 3.4. Muestras identificadas.

Fuente: Propia

3.4.3.2 Determinacion de peso, longitud y diametro de las muestras

Para la determinacién de la longitud y el didmetro se realizaron tres o cuatro
mediciones para cada muestra, con un vernier digital, marca Fowler Sylvac
(apreciacion +/-0,01mm), si los valores difieren se saca un promedio con las demas
mediciones. Con respecto al peso se emple6 una Balanza digital de marca Mettler PE
3600 (apreciacion +/-0,01g). (Ver figura 3.5)

Figura 3.5. Vernier digital y Balanza digital.

Fuente: Propia
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3.4.3.3 Determinacion de volumen poroso, porosidad y permeabilidad absoluta

de los tapones de nucleo

En esta parte es empleado el equipo poro-permeédmetro automatizado CMS (Core
MeasurementSystem / Sistema de Medicién de Nucleos) modelo 300 (Figura 3.6)
dicho equipo esta conformado por un porta-ndcleos, un panel donde se registran las
lecturas, un conjunto de valvulas y bombonas que controlan el suministro de gas helio
y gas nitrogeno, y un computador que contiene el software Core Measurement
System — Version 3.88.

El equipo se basa en la determinacién de dos propiedades petrofisicas de las roca
yacimiento (porosidad y permeabilidad), se fundamenta en la Ley de Boyle para la
porosidad, la cual plantea la inyeccion de un volumen conocido de helio (contenido
en una celda de referencia) en una muestra tipo tapon previamente caracterizada
(longitud, didmetro y masa), el cual es lentamente presurizado para posteriormente
ser expandido isotérmicamente en un volumen vacio desconocido (volumen poroso

interconectado) y la Ley de Darcy para el calculo de permeabilidad.

El procedimiento a seguir es el siguiente: Se ingresa al sistema la cantidad de
muestras a medir, junto con las caracteristicas de cada una (longitud, didmetro y
peso), seguidamente, se debe indicar la presion a la cual se realizaran las mediciones,
luego colocar una a una las muestras en el porta-nucleos, esperar que el equipo realice
las mediciones y una vez que éstas hayan finalizado automaticamente se detiene el
ensayo. Luego, se extrae del computador el reporte con los resultados de volumen

poroso, porosidad, permeabilidad al aire y permeabilidad corregida por Klinkenberg.
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Figura 3.6. CMS (Core Measurement System / Sistema de Medicién de NUcleos).

Fuente: Propia

3.4.4 Preparacion del agua de formacion sintética

La preparacion del agua de formacion para cada bloque de la faja, consistié en la
disolucién de sales inorganicas en agua destilada segin la composicion del
reservorio. Para la preparacion de dos litros de agua de formacién sintética, primero
se agregan en un balén aforado 1,5 litros de agua destilada aproximadamente, luego
se somete a agitacion y simultaneamente se le hace burbujear diéxido de carbono
(CO2) por media hora, al cabo de ese tiempo se agregan las sales en el orden
adecuado para evitar su precipitacion. Al finalizar la disolucion de las sales se agrega
agua destilada hasta el aforo del balon y se sigue burbujeando diéxido de carbono por
30 min mas para favorecer el equilibrio de las sales en solucion (ver figura 3.7). Este
procedimiento se realizO varias veces ya que segun Carrero (2011) el agua de
formacion sintética se mantiene estable por un periodo maximo de 6 semanas debido
a la pérdida de condiciones 6ptimas de la disolucién.
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Figura 3.7. Preparacion de agua de formacion sintética

Fuente: Propia

La proporcion de las sales presentes en cada agua de formacion utilizada en esta

investigacion es la siguiente:

Tabla 3.1. Agua sintética de formacion Blogue Junin

Fuente: Propia

Aditivos Gramos por dos litros de solucién
NaHCO; 8,37
Na,SO4 0,16
NaCl 2,45
CaCl,x2H,0 0,73
MgClx6H,0 0,85
BaCl, x2H,0 0,36
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Tabla 3.2. Agua sintética de formacion Blogue Carabobo

Fuente: Propia

Aditivos Gramos por dos litros de solucién
NaHCO; 8,13
NaySO4 0,01
NaCl 31,07
CaCl,x2H,0 1,76
MgCl,x6H,0 2,63
BaCl, x2H,0 0,36

3.4.5 Caracterizacion de los fluidos de yacimiento

3.4.5.1 Densidades del agua sintética de formacion y de los crudos

Para medir la densidad de los fluidos se emplea el densimetro DMA 4500 M, Anton
Paar el cual se observa en la figura 3.8. El procedimiento para el uso del densimetro
es el siguiente: inicialmente se debe seleccionar el método segun las caracteristicas
del fluido que se va a medir, seguidamente se ajusta la condicién de temperatura,
luego se procede a limpiar el canal por donde se va a inyectar el fluido, inyectando
agua destilada y aire, finalmente se inyecta el fluido en estudio y se procede a medir
la densidad, se realizan aproximadamente 10 mediciones para asi promediar y obtener

un valor éptimo.

Para medir la densidad del agua, se programa en el Método “Density” el cual es
empleado para fluidos con bajas viscosidades, arroja los resultados de densidad en
gr/lcm3, gravedad especifica del agua y ademéas la temperatura a la cual se esta

realizando la medicion.
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Las mediciones se realizaron a dos temperaturas diferentes, la variacion se debe a que
la primera de ellas corresponde a la temperatura real del yacimiento y la segunda, la
temperatura a la cual se realizaron los experimentos en el laboratorio. Posteriormente,

se detallaran los motivos de esta diferencia de temperatura.

Para medir la densidad de los crudos extrapesados, se programa el equipo en el
Método “CrudeOil”, el cual mide la densidad del fluido en gr/cm3, la gravedad
especifica del fluido a 15 °C y la densidad APl a 15 °C. La muestra de crudo fue
ingresada al sistema de medicion, el método realiz6 la medicion de la densidad a una
temperatura especifica con correcciones a 15 °C, arrojando valores de °APl y
densidad del fluido, esto se realizd con las variaciones de temperaturas mencionadas

anteriormente.

Figura 3.8. Densimetro DMA 4500 M.

Fuente: Propia
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3.4.5.2 Viscosidades del agua sintética de formacion y crudos

Para la medicion de la viscosidad del agua, se utiliza un equipo predeterminado para
bajas viscosidades, el viscosimetro CANNON V-2000 series Il ROTARY
VISCOMETERS (Figura 3.9), se coloca el agua sintética a estudiar en un cilindro, el
cual se adapta al cabezal del equipo con el cilindro adaptador para bajas viscosidades
a una determinada velocidad de rotacion (generalmente baja), se coloca el sistema a
la temperatura requerida empleando para ello un bafio termostatizado, luego el valor
de la medicién se refleja en la pantalla del equipo, el cual finalmente debe ser
multiplicado por el factor de correccion correspondiente al cilindro empleado en la

medicion.

Figura 3.9. Viscosimetro CANNON V-2000.

Fuente: Propia

Para medir los valores de la viscosidad de los crudos pesados y extrapesados se
utiliza el viscosimetro HAAKE (ver figura 3.10). Se vierte crudo en el cilindro
graduado hasta la marca que posee el mismo, luego se lleva al horno hasta alcanzar la
temperatura a la cual se realizard la medicion (por un periodo aproximado de una
hora), seguidamente el cilindro se instala en el rotor del equipo y se deja estabilizar
por un tiempo de 20-30 minutos con el fin de ajustar la temperatura en el sistema,
finalmente se da inicio a la medida para lo que el equipo arroja los valores de

viscosidad en pantalla. Se debe realizar la determinacion varias veces a distintas
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temperaturas para el mismo crudo, con el fin de obtener varios puntos de viscosidad y
temperatura, con lo cual se hace un grafico Temperatura vs Viscosidad. El

procedimiento se repite para cada tipo de crudo.

Figura 3.10. Viscosimetro HAAKE C.
Fuente: Propia

3.4.6 Saturacion de muestras de roca de yacimiento

Una vez que ya estan caracterizadas las muestras se procede a la saturacion de la
mismas, para esto se coloca agua de formacion sintética en un beaker suficientemente
grande, de manera tal que al introducir las muestras queden totalmente sumergidas en
el agua, seguidamente se coloca el beaker dentro de una cAmara de vacio (ver figura
3.11), y se enciende la bomba de vacio, esto con la finalidad de extraer el aire
presente en las muestras y al mismo tiempo llenar estos espacios vacios con agua,
este proceso dura aproximadamente 20 min, luego se apaga la bomba y se deja la
muestra reposando dentro de la camara de vacio, aproximadamente 30 min,
seguidamente se saca el beaker y vamos a la balanza para pesar la muestra, se seca el
exceso de agua de formacién sintética que esta por fuera de la muestra y se pesa, este
procedimiento se repite hasta que el peso de la muestra sea constante, de esta manera

se garantiza que la muestra este 100% saturada de agua de formacion sintética.
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* Camara de vacio

Figura 3.11. Equipo de saturacion

Fuente: Propia

3.4.7 Determinacion de la porosidad y volumen poroso por pesada

Al tener la muestra completamente saturada se determina una porosidad y un
volumen poroso por pesada, de esta manera se corroboran los datos suministrados por
el equipo CMS-300. El procedimiento es el siguiente, se tiene el peso seco y el peso
saturado de la muestra y la densidad del agua de formacion la cual fue previamente

caracterizada (apartado 3.4.5.1), entonces se aplica la siguiente ecuacion

eso saturada— peso seca
=P P Ec.3.1

pagua de formacion

meuestra

Al tener el volumen poroso (Vp) de la muestra, se calcula la porosidad (g) de la

siguiente manera
»
2(%) = o 100 Ec.3.2
t

Donde el volumen total (\t) viene dado por:

*D2 %[,
V, =" - Ec.3.3
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Donde:

D = Diametro del nucleo.

L = Longitud del nucleo.

Vp = Volumen poroso.

p = Densidad del agua de formacidn sintética.

Los valores de porosidad y volumen poroso por el método de pesada se registran en el

apéndice A.

3.4.8 Desplazamientos espontaneos y forzados de fluidos

Se realizaron desplazamientos espontaneos y forzados de fluidos con la finalidad de
conocer los volimenes de crudo y agua desplazados espontanea y forzadamente
(valores necesarios para el calculo de los indices de Amott Harvey modificado) y para

la obtencion de las curvas de permeabilidad relativa.

Para el caso de los desplazamientos espontaneos se emplearon celdas de imbibicion y
drenaje espontaneo (ver figura 3.12), estas son celdas de vidrio rotuladas que
permiten cuantificar los volimenes producidos tanto de crudo como de agua, el tapén
se introduce dentro de la celda y se coloca en un horno a la temperatura necesaria

para simular la viscosidad del crudo en el yacimiento.

La configuracion de las celdas para los dos procesos (drenaje e imbibicidn) es distinta
(ver figura 3.12), esto se debe a que en el caso de imbibicién el crudo tiende a
agruparse por encima del agua y en el caso del proceso de drenaje, el agua desplazada
espontaneamente por el crudo tiende a agruparse por debajo del crudo, este

comportamiento es debido a las diferencias de densidades de ambos fluidos.
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Figura 3.12. Celdas de Imbibicion y Drenaje espontaneo

Fuente: Propia

En lo referente a los desplazamientos forzados se empled un equipo manual de
laboratorio (ver figura 3.13), dicho equipo opera simulando fisicamente lo que ocurre
en el yacimiento. Este equipo es un sistema constituido de varias partes metéalicas,
articuladas entre si a través de tuberias de didmetros variables, de acuerdo a las

condiciones requeridas por el experimento.

Consta de un horno Coretest Systems de alta temperatura que permite alcanzar la
temperatura de trabajo (a la viscosidad del fluido en el yacimiento). Dentro de dicho
horno, se colocan dos cilindros tipo piston en posicién vertical, articulados con
tuberias en sus extremos, superior e inferior (ver figura 3.8). Estos cilindros contienen
los fluidos de yacimiento (agua sintética de formacion y crudo, respectivamente) que
interactian en el desplazamiento. En su extremo inferior, ambos cilindros se
encuentran conectados a una bomba de inyeccion Isco Teledyne tipo jeringa (modelo
500D), que permite inyectar el fluido a una determinada tasa de flujo. En su extremo
superior cada cilindro se conecta con una valvula que a su vez se conecta a una celda
tipo Hassler y a un sensor de presion, validyne. El validyne es un transductor que, nos
permite hacer la lectura de las presiones. Por otro lado, en la celda tipo Hassler es
donde se ubica y confina la muestra de arena no consolidada (tapén) dentro de una
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manga de vitdn para que los fluidos sean desplazados a través de ella. Esta celda se
encuentra conectada a otra bomba Isco Teledyne tipo jeringa (modelo 500D), cuya

funcién es proporcionar la presion de confinamiento requerida.

Figura 3.13. Equipo de desplazamiento forzado de fluidos (Bombas de inyeccidn,
horno, cilindros y celda triaxial).

Fuente: Propia

e Drenaje forzado

Una vez saturado el tapén de arena al 100% en agua, se procedié a iniciar el proceso
de desplazamiento, lo primero que se realizo fue un drenaje forzado (desplazamiento
del agua con crudo) hasta alcanzar la condicion de saturacion de agua irreducible
(Swirr).

Para ello se introduce la muestra en la manga y luego en la celda, se ajustan bien
ambas tapas de la celda para que la muestra permanezca aislada del agua de

confinamiento y se confina la muestra a la presion de 1200 psi en el caso de
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Carabobo y 600 psi para Junin, luego se procede a encender el horno a la temperatura
que representa la viscosidad del crudo en el yacimiento, las cuales fueron 68 °C para

Carabobo y 57°C para Junin.

Seguidamente se realizd la inyeccion del fluido correspondiente; en este caso, se
inyecta crudo, que se encuentra en un cilindro tipo piston dentro del horno (al igual
que el cilindro con agua de formacion que se nombré anteriormente), se establece la
tasa de inyeccion de trabajo en la bomba Isco correspondiente, la cual fue 0,05 cc/min
para ambos casos Y se inicia la prueba de desplazamiento forzado. A continuacion, se
recolecta en un cilindro graduado a la salida de la celda, el agua que se desplaza de la
muestra. Se dejan pasar aproximadamente 3 volimenes porosos de crudo a fin de
garantizar un total desplazamiento del agua dentro de la muestra y se toma la presion
final para la evaluacion de la permeabilidad al petroleo. Seguidamente se hace la
lectura del agua desplazada y a través de un balance de masa se obtiene la saturacion
de agua irreducible (Swirr).

¢ Imbibicion espontanea

Al terminar el drenaje forzado el tapon de nicleo se encuentra en condicién de
saturacion irreducible de agua (Swirr). En este caso, la muestra se coloca en una celda
graduada (Figura 3.12) que contiene agua de formacion sintética y se lleva al horno a
la temperatura de 57°C y se deja por un lapso de 72 horas para luego cuantificar la
cantidad de petroleo producido espontdneamente (Vosp), valor empleado para
calcular el indice de mojabilidad al agua por la ecuaciones propuestas por Amott-
Harvey (Ecuacion 2.28).

e Imbibicion forzada

Luego de terminar el proceso de imbibicidn espontanea, se procede a extraer la
muestra de la celda de vidrio y se coloca en la celda tipo hassler, el proceso de
imbibicion forzada es similar al de drenaje forzado, se mantienen las condiciones de

presion de confinamiento, temperatura y la tasa de inyeccion, pero ahora el fluido a
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inyectar serd agua de formacion para desplazar el crudo contenido en la muestra. Una
vez iniciada la prueba, se recolectan a la salida de la celda, las fracciones de crudo
desplazado mediante viales en donde el volumen variaria de menor a mayor, por
ejemplo, 1, 2, 3 ml, registrando el diferencial de presion en cada fraccién recolectada
(aproximadamente 6 o 7 fracciones), las cuales al final de la prueba se suman para
estimar el volumen de fluido desplazado de manera forzada (Vof) y a su vez, cada
fraccion por separado se emplea para obtener los puntos que dan origen a las curvas
de permeabilidad relativa. La imbibicién forzada finaliza cuando se han recolectado
dos volumenes porosos de agua y la presion diferencial del sistema se mantiene
constante, esto garantiza que se alcanz6 la condicion de saturacion de petréleo

residual (Sor).
e Drenaje espontéaneo

Luego de terminar con el proceso de imbibicion forzada, la muestra es llevada a la
celda de vidrio para realizar el drenaje espontaneo, el procedimiento es similar al de
imbibicién espontanea pero en este caso la muestra se sumerge en crudo y se
cuantifica la cantidad de agua desplazada espontaneamente (Vwsp), seguidamente se
puede calcular el indice de desplazamiento por crudo (Ecuacion 2.27).

Al finalizar el drenaje espontaneo se procedio a realizar nuevamente una limpieza a
las muestras y verificar sus propiedades petrofisicas, esto con la finalidad de llevar
las muestras al mismo estado inicial, luego realizar un drenaje forzado, de manera de
llevar la muestra a saturacion de agua irreducible, para posteriormente efectuar el

proceso de envejecimiento.

Para el procedimiento de envejecimiento, 2 de las muestras del bloque Junin se
envejecieron a condiciones de presion y temperatura del yacimiento, procedimiento
que se realizé en la celda triaxial del equipo de desplazamientos forzados por un
periodo de 15 dias para una de las muestras y 30 dias para la otra muestra. Para el
resto de las muestras del bloque Junin el envejecimiento se realizé en un beaker con

crudo a la temperatura del yacimiento por diferentes tiempos 15, 30 y 45 dias, esto
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con la finalidad de analizar el efecto del tiempo de envejecimiento sobre la condicion
de mojado de estos sistemas. Es importante mencionar que tres de las muestras del
blogue Junin se le realizaron desplazamientos espontaneos y forzados de fluidos,
mientras que las otras 3 solo se le realizaron desplazamientos forzados, esto debido al
tiempo que acarrea realizar los desplazamientos espontaneos de fluidos. Por otro lado,
las 2 muestras del blogque Carabobo se emplearon solo para realizar desplazamientos

forzados de fluidos tanto en estado nativo como en estado restaurado.

Finalmente, al calcular los coeficientes ow e do se calcula el indice global de Amott-

Harvey para definir la mojabilidad de la roca en estudio (Ecuacion 2.29).

3.4.9 Obtencion de las curvas de permeabilidad relativa

Luego de finalizadas las pruebas de desplazamientos de fluidos tanto forzados como
espontaneos, se recolecta la data experimental de volumenes de fluidos desplazados
forzadamente y diferencial de presion en cada uno de los puntos de recoleccion
(fracciones), los cuales en conjunto con los datos petrofisicos asociados a cada uno
de los tapones y viscosidades de los fluidos se ingresa en una hoja de célculo, la cual
aplicando el método hibrido descrito en el capitulo 2 que contempla céalculos
matematicos hibridos que abarcan el método JBN (comportamiento de flujo
fraccional) y el uso de correlacién de Corey & Asociados (Marquez, 2014) tanto para
el proceso de drenaje como imbibicion, de manera de obtener las curvas de

permeabilidades relativas para cada yacimiento estudiado.

El procedimiento consiste en calcular los puntos de las saturaciones de agua usando la
ecuacion del método JBN (Ecuacion 2.8), y los puntos de permeabilidades relativas
con el modelo de Corey que se logra un mejor perfil de las saturaciones de la fase no
mojante y permeabilidades relativas (Méarquez, 2014). Este modelo matematico
hibrido tiene como finalidad obtener un comportamiento de las curvas de
permeabilidad relativa (Kr) mas representativo para cada yacimiento estudiado y de
esta manera poder inferir la condicion de mojado para sistemas no consolidados

tomando como referencia las reglas de Craig, las cuales consideran los valores de
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Swirr, Sor y la saturacion en el cruce de ambas curvas, permitiendo de esta manera
comparar con los resultados obtenidos mediante los indices de mojabilidad

determinados.

65



CAPITULO IV
ANALISIS DE RESULTADOS

A continuacion se presentan los resultados obtenidos a lo largo de la realizacion de
esta investigacion experimental asi mismo los analisis y comparaciones necesarias

para dar cumplimiento a los objetivos planteados al principio de dicho estudio.

4.1 Seleccion y caracterizacion de las muestras de arenas no consolidadas.

Las muestras estudiadas fueron suministradas por las empresas que operan en los
bloques Junin y Carabobo. Para el bloque Junin fueron tomadas 6 muestras a
diferentes profundidades con el objetivo de obtener una mejor caracterizacion del
yacimiento, mientras que para el bloque Carabobo las 2 muestras estudiadas fueron
tomadas a la misma profundidad con el objetivo de poder realizar una comparacion
entre ellas. La caracterizacion estuvo basada en la medicion de las dimensiones
(longitud y didmetro), volumen y peso, ademas de la determinacion de las
propiedades fisicas propias de las rocas (medicion que se realiz6 con el equipo CMS-
300), el cual arroja valores de porosidad, volumen poroso y permeabilidad absoluta.

En la tabla 4.1 y 4.2 se reportan dichos resultados.

Tabla 4.1. Propiedades de los tapones de arena del Blogue Junin

Fuente: Propia

Tapén P-rof D L Vp3 Peso () K
(pies) (cm) | cm) | (cm®) | seco(gr) | (%) (mD)
J1 1346 3,69 | 540 | 17,27 105,74 30,01 | 2215,15
J2 1513 3,68 | 6,00 | 21,02 110,29 32,92 | 67341
J3 1300 3,70 | 5,87 | 16,51 126,74 26,88 | 2468,16
J4 1345 3,62 | 515 | 14,70 101,44 27,86 | 330,95
J5 1319 3,74 | 6,10 | 20,24 111,79 30,27 | 3090,07
J6 1073 3,73 | 543 | 16,35 108,82 27,62 | 2079,01
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Prof= Profundidad, D= Diémetro, L= Longitud, Vp= Volumen Poroso, ®=
Porosidad, K= Permeabilidad Corregida

En lo referente a la tabla anterior los tapones fueron identificados con la letra (J) por
ser pertenecientes al bloque Junin, se puede observar que las profundidades varian
desde los 1000 pies a los 1500 pies, los volimenes porosos se mantuvieron en un
rango de 16 a 21 cm®, mientras que las porosidades estuvieron en un rango de 26 % a
33 %, en lo que respecta a la permeabilidad las variaciones entre 300 y 3000mD son

debido a los tipos de rocas que conforman cada una de las muestras en estudio.

Tabla 4.2. Propiedades de los tapones de arena del Blogue Carabobo

Fuente: Propia

Prof D L Vp Peso () K
Tapén
(pies) (cm) | (cm) | (cm® | Seco(gr) | (%) (mD)

C1 3359 398 | 6,89 | 27,04 129,22 32 1973,95

C2 3359 3,83 | 6,62 | 26,63 120,97 35 1973,01

Prof= Profundidad, D= Didmetro, L= Longitud, Vp= Volumen Poroso, ®=

Porosidad, K= Permeabilidad Corregida

Los dos tapones del blogue Carabobo fueron identificados como Cl y C2, la
caracterizacion se realiz6 luego de hacer la prueba de desplazamiento, esto debido a
gue dichos tapones se encontraban en estado nativo, por lo que al principio solo se
tomaron las mediciones de longitud y diametro y el resto de las propiedades se
midieron luego de restauradas las muestras. Se puede observar que el valor de
volumen poroso estuvo alrededor de los 27 cc, la porosidad 30%, mientras que la

permeabilidad casi 2000 mD.
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4.2 Caracterizacion de los fluidos de yacimiento

La caracterizacion de los fluidos se realiz6 mediante la medicion de algunas de sus
propiedades basicas como son la viscosidad, la densidad y la gravedad °API. La
caracterizacion de estos fluidos se llevd a cabo a dos temperaturas, una
correspondiente a la temperatura actual del yacimiento y la otra, la temperatura a la
cual el crudo presenta el valor de la viscosidad reportada a condiciones de yacimiento
(considerando que es un fluido con gas en solucidn), esto con el fin de simular las

condiciones dindmicas reales de los fluidos en el yacimiento.

Los valores de temperatura a las cuales se midieron la viscosidad y la densidad tanto
del agua de formacion sintética como del crudo fueron 50°C para el blogue Junin y
50 °C para el bloque Carabobo (correspondientes a las temperaturas de ambos
yacimientos), mientras que para las pruebas de desplazamiento realizadas en el
laboratorio se tomaron las temperaturas de 57°C y 68°C una perteneciente al bloque
Junin y la otra al bloque Carabobo respectivamente, (temperaturas donde cada crudo
muerto alcanza la viscosidades real del yacimiento), estas temperaturas fueron
extrapoladas de una curva viscosidad temperatura como se representa en las figuras
T.1y U.1 (ver apéndices T y U). En las tablas 4.3 y 4.4, se muestran los resultados de
estas propiedades fisicas de los fluidos, ademas de la gravedad °API determinada

para los diferentes crudos.
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Tabla 4.3. Propiedades de los fluidos del Bloque Junin

Fuente: Propia

_ Temperatura | Viscosidad Densidad
Fluido 2 °API
(°C) (cP) (gr/cm”)
Agua de 50 0,91 1,0250
formacion N/A
. 57 0,90 1,0160
sintética
50 17860 1,0010
Crudo 8,25
57 9612 1,0008
Tabla 4.4. Propiedades de los fluidos del Bloque Carabobo
Fuente: Propia
) Temperatura | Viscosidad Densidad
Fluido 3 °API
(°C) (cP) (gr/icm?)
Agua de 50 0,89 0,9972
formacion N/A
o 68 0,87 0,9970
sintética
50 15840 0,9860
Crudo 7,17
68 2409 0,9820
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4.3 Indices de Amott-Harvey modificado para el bloque Junin

Después de realizado el procedimiento experimental descrito en la seccion 3.4.8 del
capitulo 111 de los desplazamientos de fluidos tanto espontaneos como forzados, se
procedié a realizar el célculo de los indices de mojabilidad empleando para ello, los
volumenes desplazados espontaneamente y forzados en cada una de las etapas. Para
la realizacion del experimento se tomaron 3 de las 6 muestras del bloque Junin (J1, J3
y J5), la primera para un tiempo de afiejamiento de 0 y 15 dias a condiciones de
presion y temperatura del yacimiento, la segunda para 0 y 30 dias a condiciones de
presion y temperatura del yacimiento y la tercera para 0 y 45 dias solo a la
temperatura de yacimiento, el calculo se realizd6 mediante las ecuaciones 2.27 y 2.28

(ver apéndice B). En la tabla 4.5 y 4.6 se muestran los resultados.

Vale acotar que los resultados obtenidos por este método se validaron posteriormente
por medio del andlisis de las curvas de permeabilidad relativa tomando en
consideracion las reglas de Craig, 1971. De igual manera cabe mencionar que las tres
muestras restantes (J2, J4 y J6), se emplearon para realizar solo curvas de
permeabilidad relativa para los diferentes tiempos de envejecimiento, de manera tal

de tener una mejor estimacion y certeza de los resultados obtenidos.
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Tabla 4.5. Volumenes espontaneos y forzados del blogue Junin

Fuente: Propia

Tiempo de Vwsp | Vosp Vwf Vof Vwt Vot

Tapén | envejecimiento
(dias) em?) | m’) | m’) | (em’) | (em®) | (cm’)
0 0,1 1,2 14,2 9,38 14,3 10,58
. 15 0,08 0,9 14,2 9,08 14,28 9,98
0 0,1 0,35 13,8 9,12 13,9 12,47
» 30 0,06 0,30 13,8 7,62 10,50 | 10,93
0 0,2 1,5 17 11,72 17,2 13,76
» 45 0,15 0,85 17 9,92 17,15 | 11,61

Vwsp= volumen de agua desplazado espontaneamente, Vosp= volumen de crudo
desplazado espontaneamente, Vwp= volumen de agua desplazado forzadamente,
Vof=volumen de crudo desplazado forzadamente, Vwt= volumen de agua total, Vot=

volumen de crudo total.

Al analizar la tabla anterior se puede observar que en los desplazamientos
espontaneos de fluidos hubo un mayor desplazamiento de crudo con respecto al del
agua, lo cual ocurri6 para los diferentes tiempos de afiejamiento. De igual manera se
puede notar que al afiejar las muestras el volumen de crudo desplazado es menor que
el volumen producido a 0 dia; esto puede deberse a que al aumentar el tiempo de
envejecimiento hay un mayor tiempo de exposicion del crudo con el medio poroso
conduciendo a una adhesion mas fuerte entre la roca y el fluido como consecuencia

de la alta viscosidad del crudo muerto en consideracion.
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Tabla 4.6. indices de Amott-Harvey modificado para el blogque Junin

Fuente: Propia

Tiempo de o
o Condicion
Tapén | envejecimiento Sw do I )
) de Mojado
(dias)
Mojabilidad
0 0,1134 | 0,0069 | 0,1065 | )
intermedia
J1
Mojabilidad
15 0,0902 | 0,0056 | 0,0846 | )
intermedia
Mojabilidad
0 0,0280 | 0,0072 | 0,0208
intermedia
J3
Mojabilidad
30 0,0270 | 0,0057 | 0,0213 | )
intermedia
Mojabilidad
0 0,1090 | 0,0116 | 0,0974 | )
intermedia
J5
Mojabilidad
45 0,0732 | 0,0087 | 0,0645 | )
intermedia

dw= Relacion de desplazamiento por agua 60= Relacion de desplazamiento por

crudo, | = indice de Amott-Harvey modificado

En la tabla 4.6 se muestran los indices de Amott-Harvey modificado obtenidos
mediante la ecuacion 2.29, los cuales estuvieron en un rango de 0,02 a 0,11, valores
que indican segun la tabla de Cuiec (tabla 2.3) que los tapones estudiados presentan
una mojabilidad intermedia al agua ya que se encuentran en el rango de (-0,1; 0,1).
Vale recalcar que los valores para calcular estos indices son tomados de los

volumenes desplazados de crudo y agua de formacion sintética tanto en los procesos

llevados a cabo de manera espontanea como forzada (tabla 4.5).
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4.4 Curvas de Permeabilidad Relativa del Blogue Junin

Conocida la condicion de mojado estimada por el método Amott-Harvey modificado
para el bloque Junin y buscando validar los resultados obtenidos se realiza el anlisis
de las curvas de permeabilidad relativa obtenidas mediante el modelo matemaético
hibrido JBN-Corey & Asociados descrito en el capitulo 2, de igual manera se
muestran las curvas de permeabilidad relativa para los tapones que no se le realizaron

desplazamientos espontaneos de fluidos.

4.4.1 Curvas de los tapones J1, J3 y J5 a los cuales se les realizo desplazamientos

esponténeos y forzados de fluidos.

Las pruebas de desplazamientos forzados para el bloque Junin fueron corridas a las
siguientes condiciones: presion de 600 psi, temperatura de 57°C y una tasa de
inyeccidn de 0,05 cc/min, estos son los pardmetros que simulan las condiciones reales

del yacimiento.

Tapoén J1 (0 y 15) dias de afiejamiento

0,9 -
0,8 -
0,7 -
0,6 -
< 0,5 -
0,4 -
0,3
0,2 -
0,1 -
(] | ; ‘ i | | i | |
0 0,1 02 03 04 05 06 07 08 09 1 Sw
1 0,9 08 07 06 05 04 03 02 01 0 So

——Kro-0dias ——Krw ——Kro-15dias ——Krw

Figura 4.1. Curvas de permeabilidad relativa (JBN - Corey & Asociados: Imbibicion),
Muestra J1, Sistema agua-petréleo para 0 y 15 dias de afiejamiento.

Fuente: Propia
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Tabla 4.7. Puntos criticos obtenidos de las curvas de permeabilidad relativa para el
tapon J1.
Fuente: Propia

Tiempo de Condicion de
o ] Punto de ) ]
envejecimiento | Swirr (%) Sor (%) | mojado segun
i corte (%) _
(dias) Craig
Preferiblemente
0 0,17 0,55 0,28 )
mojado al agua
Preferiblemente
15 0,17 0,53 0,35

mojado al agua

Tapoén J3 (0 y 30) dias de afiejamiento

0 0,1 0,2 0,3 0,4 0,5 0,6 0,7 0,8 0,9 1 Sw
1 0,9 0,8 0,7 0,6 0,5 0,4 0,3 0,2 0,1 0 So

——Kro-0dias ——Krw ——Kro-30dias ——Krw

Figura 4.2. Curvas de permeabilidad relativa (JBN - Corey & Asociados: Imbibicion),
Muestra J3, Sistema agua-petroleo para 0 y 30 dias de afiejamiento.

Fuente: Propia
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Tabla 4.8. Puntos criticos obtenidos de las curvas de permeabilidad relativa para el
tapon J3.
Fuente: Propia

Tiempo de Condicion de
o ] Punto de ) ]
envejecimiento | Swirr (%) Sor (%) | mojado segun
] corte (%) _
(dias) Craig
Preferiblemente
0 0,16 0,55 0,28 )
mojado al agua
Preferiblemente
30 0,16 0,52 0,34

mojado al agua

Tapoén J5 (0 y 45) dias de afiejamiento

0,9 |
0,8 |
0,7
0,6

0,5

Kr

0,4
0,3 |
0,2 |

0,1 -

0 0.1 0,2 0,3 0.4 0,5 0.6 0,7 0,8 09 1 Sw
1 0,9 0,8 0,7 0,6 0,5 0.4 0,3 0,2 0,1 0 So

——Kro-0dias ——Krw ——Kro-45dias ——Krw

Figura 4.3. Curvas de permeabilidad relativa (JBN - Corey & Asociados: Imbibicion),
Muestra J5, Sistema agua-petroleo para 0 y 45 dias de afiejamiento.

Fuente: Propia
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Tabla 4.9. Puntos criticos obtenidos de las curvas de permeabilidad relativa para el
tapon J5.
Fuente: Propia

Tiempo de Condicion de
o ] Punto de )
envejecimiento | Swirr (%) Sor (%) | mojado segun
] corte (%) _
(dias) Craig
Preferiblemente
0 0,16 0,54 0,28 )
mojado al agua
Preferiblemente
45 0,16 0,52 0,35

mojado al agua

Al analizar las curvas de permeabilidad relativa de los diferentes tapones para los
distintos tiempos de envejecimiento se observa que existe una variacion de la
mojabilidad debido a la histéresis. Sin embargo no se aprecia una variacién notoria en
la mojabilidad, es decir, se mantiene la condicion de mojado. Por otro lado se observa
que la saturacion de petroleo residual después del afiejamiento aumenta con respecto
a la saturacion de petroleo residual que se tiene para O dia, esto puede deberse a que
las fuerzas viscosas inducen a una mayor adhesion del petréleo en el medio poroso,

dificultando su movilidad o precipitacion de asfaltenos que podria estar tomado lugar.

Al validar la condicién de mojado obtenida por los indices de Amott-Harvey
modificado con respecto a la obtenida por el andlisis de las curvas de permeabilidad
relativa, se tiene que Amott arroja una mojabilidad intermedia. Al analizar las curvas
de permeabilidad relativa segun Craig se tiene una mojabilidad al agua debido a que
los puntos cortan después de 50% . Sin embargo los puntos de cortes de las curvas
abarcan un rango de 52% a 55% Y las saturaciones de agua irreducible de 16% a 17%.
Craig define que, si se tienen saturaciones de agua irreducible menor a 15% la
mojabilidad es al crudo y si se tiene saturaciones de agua irreducible mayores al 20%

la mojabilidad es al agua, entonces se puede inferir que se esta en la regién de
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mojabilidad intermedia con preferencia al agua, esto debido a que los valores de
saturaciones de agua irreducible se encuentra entre 15% y 20% Y a que los puntos de
corte a pesar de que son después del 50% no pasan del 60% donde se podria asumir
que ya se tiene una mojabilidad fuertemente marcada al agua, de esta manera se tiene

que ambos métodos arrojan la misma condicion de mojado.

4.4.2 Curvas de los tapones J2, J4 y J6 a los cuales no se les realizd

desplazamientos espontaneos.

Los tapones J2, J4 y J6 se le realizaron pruebas de desplazamientos forzados a las
mismas condiciones de los tapones del apartado 4.4.1 y a los mismos tiempos de

envejecimiento, esto con la finalidad de dar més validez a los resultados obtenidos.

Tapoén J2 (0 y 15) dias de afiejamiento

0,9 -
08 -
0,7 -
0,6 -

0,5 -

Kr

0,4 -
0,3 -
0,2 -

0,1 -

0 0,1 02 03 04 05 06 07 08 0,9 1 Sw
1 0,9 08 07 0,6 0,5 0,4 03 0,2 0,1 0 So

——Kro-0dias —Krw —Kro-13dias —Krw

Figura 4.4. Curvas de permeabilidad relativa (JBN - Corey & Asociados: Imbibicion),
Muestra J2, Sistema agua-petroleo para 0 y 15 dias de afiejamiento.

Fuente: Propia
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Tabla 4.10. Puntos criticos obtenidos de las curvas de permeabilidad relativa para el

tapon J2.

Fuente: Propia

Tiempo de Condicion de
o ] Punto de )
envejecimiento | Swirr (%) Sor (%) | mojado segun
i corte (%) _
(dias) Craig
Preferiblemente
0 0,33 0,64 0,21 )
mojado al agua
Preferiblemente
15 0,33 0,62 0,25

mojado al agua

Tapoén J4 (0 y 30) dias de afiejamiento

0,9 -
0,8 -
0,7
0,6 -

0,5 -

Kr

0,4 -
0,3 -
0,2 -

0,1

0 0,1 0,2 0,3 0,4 0,5 0,6 0,7 0,8 0,9 1 Sw
1 0,9 0,8 0,7 0,6 0,5 0,4 0,3 0,2 0,1 0 So

——Kro-0dias ——Krw ——Kro-30dias ——Krw

Figura 4.5. Curvas de permeabilidad relativa (JBN - Corey & Asociados: Imbibicion),
Muestra J4, Sistema agua-petroleo para 0 y 30 dias de afiejamiento.
Fuente: Propia
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Tabla 4.11. Puntos criticos obtenidos de las curvas de permeabilidad relativa para el
tapon J4.
Fuente: Propia

Tiempo de Condicion de
o ] Punto de )
envejecimiento | Swirr (%) Sor (%) | mojado segun
i corte (%) _
(dias) Craig
Preferiblemente
0 0,18 0,56 0,26 )
mojado al agua
Preferiblemente
30 0,18 0,53 0,34

mojado al agua

Tapoén J6 (0 y 45) dias de afiejamiento

0,8 -
0,7 -
0,6 -

0,5 -

Kr

0,4 -
0,3 -
0,2 -

0,1 -

0 0,1 0,2 03 04 05 06 07 08 09 1 Sw
1 0,9 08 07 06 0,5 0,4 03 02 0,1 0 So

——Kro-0dias ——Krw ——Kro-45dias ——Krw

Figura 4.6. Curvas de permeabilidad relativa (JBN - Corey & Asociados: Imbibicion),
Muestra J6, Sistema agua-petroleo para 0 y 45 dias de afiejamiento.
Fuente: Propia
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Tabla 4.12. Puntos criticos obtenidos de las curvas de permeabilidad relativa para el
tapon J6.
Fuente: Propia

Tiempo de . Condicion de
Swirr Punto de Sor
envejecimiento te (%) mojado segun
) corte (% 0
(dias) (%) (%) Craig
Preferiblemente
0 0,17 0,56 0,24 )
mojado al agua
Preferiblemente
45 0,17 0,54 0,29

mojado al agua

Al analizar las curvas de los tapones J2, J4 y J6 se puede observar que el tapén J2
arrojo una Swirr de 33% con un punto de corte de 64% para estado restaurado y 62%
para estado restaurado-envejecido, evidenciandose una mojabilidad al agua en ambos
casos. En lo referente al tapdn J4 y J6 se observo el mismo comportamiento de los
tapones del apartado anterior, las saturaciones de agua irreducible se mantienen en un
rango de 17% a 18%, los puntos de cortes de las curvas varian de 54% a 56% Yy con
respecto a las saturaciones de petréleo residual se evidencia un incremento luego de
las muestras ser afiejadas. De esta manera se tiene una mojabilidad intermedia con

preferencia al agua, lo que corrobora los resultados obtenidos en el apartado anterior.

4.5 Curvas de Permeabilidad Relativa del Blogue Carabobo

Para el bloque Carabobo se construyeron curvas de permeabilidad relativa mediante
el modelo matematico hibrido JBN-Corey & Asociados para estado nativo y
restaurado, esto con la finalidad de analizar el efecto que tiene la restauracién de la
muestras sobre la condicion de mojado original del yacimiento. Posteriormente se

realiza un andlisis entre los resultados obtenidos del apartado anterior con respecto al

80



estado restaurado y restaurado-envejecido y los obtenidos en este apartado con

respecto a estado nativo y restaurado.

Tapon C1 (Nativo y Restaurado)

1
0,9 -
0,8 -
0,7 -
0,6 -

0,5 4

Kr

0,4 -
0,3 4
0,2 4

0,1 4

0

0 0,1 0,2 0,3 0,4 0,5 0,6 0,7 0,8 0,9 1 Sw
1 0,9 0,8 0,7 0,6 0,5 0,4 0,3 0,2 0,1 0 So

——Kro-nativa —Krw ——Kro-rest —Krw

Figura 4.7. Curvas de permeabilidad relativa (JBN - Corey & Asociados: Imbibicion),
Muestra C1, Sistema agua-petroleo para estado nativo y restaurado.
Fuente: Propia

Tabla 4.13. Puntos criticos obtenidos de las curvas de permeabilidad relativa para el

tapon C1.
Fuente: Propia

Condicion de

Estado del ) Punto de )
] Swirr (%) Sor (%) | mojado segun

tapon corte (%) )
Craig

Preferiblemente

Nativo 0,17 0,54 0,27 )
mojado al agua
Preferiblemente

Restaurado 0,17 0,55 0,24 )
mojado al agua
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Tapon C2 (Nativo y Restaurado)

Kr

0,9
0,8
0,7
0,6
0,5
0,4
0,3
0,2
0,1

0 0,1 0,2 0,3 0,4 0,5 0,6 0,7 0,8 0,9 1 Sw
1 0,9 0,8 0,7 0,6 0,5 0,4 0,3 0,2 0,1 0 So
——Kro-nativa ——Krw ——Kro-rest ——Krw

Figura 4.8. Curvas de permeabilidad relativa (JBN - Corey & Asociados: Imbibicion),

Muestra C2, Sistema agua-petrdleo para estado nativo y restaurado.

Fuente: Propia

Tabla 4.14. Puntos criticos obtenidos de las curvas de permeabilidad relativa para el

tapon C2.
Fuente: Propia

Condicion de

Estado del ) Punto de )
) Swirr (%) Sor (%) | mojado segun

tapdn corte (%) )
Craig

) Preferiblemente

Nativo 0,16 0,53 0,28 )
mojado al agua
Preferiblemente

Restaurado 0,16 0,54 0,23 )
mojado al agua
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Las curvas de permeabilidad relativa de los tapones del Blogue Carabobo arrojaron
saturaciones de agua irreducible de 16% y 17%, con un punto de corte para C1 de
54% para estado nativo y 55% para estado restaurado y una saturacion de petréleo
residual en estado nativo de 27% y en estado restaurado de 24%, mientras que para
C2 el punto de corte fue de 53% para estado nativo y 54% para estado restaurado. En
general ambas curvas arrojaron resultados similares, se tiene una mojabilidad
preferiblemente al agua, sin embargo, si se toma en cuenta lo que ya se discuti6 en el
apartado 4.4.1, se tiene una mojabilidad intermedia con preferencia al agua. Se pudo
notar que no existe un cambio de la condicion de mojado con respecto a estado
nativo y restaurado, solo se observa una pequefia variacion, es decir, la condicion de
mojado se mantiene. Con respecto a la saturacion de petroleo residual se tiene que en
estado nativo queda una mayor cantidad de crudo en el tapdn, esto puede deberse a
que dichas muestras no se someten a un proceso de limpieza, por lo que ciertas
fracciones de crudo pueden quedarse adheridas a la arena, o también pueden existir
capas de crudo o residuos que obstaculicen el desplazamiento y extraccion de dicho
hidrocarburo.

Al realizar un analisis general se tiene que los tapones en estado restaurado con
respecto a restaurado-envejecido no presentan un cambio de mojabilidad, solo existen
pequefias variaciones, este resultado también se ha evidenciado en trabajos anteriores
(Diaz, 2014) y (Romero, 2008). Al comparar el estado restaurado con el estado
nativo, de igual forma se llega a lo mismo, a pesar de que hay variaciones no se
evidencia un cambio notorio de mojabilidad, de esta manera se corrobora el resultado

arrojado en la comparacion de estado restaurado y restaurado-envejecido.

Se pudo demostrar que para los sistemas no convencionales estudiados, el tiempo de
envejecimiento no afectd su condicion de mojado. En cuanto a economia se refiere,
no es necesario envejecer una muestra durante un periodo de 45 dias (tiempo y
dinero), si de igual manera se obtendra un resultado similar al de estado restaurado de

las muestras.
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CONCLUSIONES

La seleccion de las muestras y fluidos de los blogues Junin y Carabobo fue
Optima y permitio la caracterizacion de manera eficiente de los sistemas de
yacimientos estudiados.

Para el blogue Junin la condicion de mojado arrojada por el método de Amott-
Harvey modificado resulto ser intermedia tanto para estado restaurado como
para estado restaurado-envejecido de las muestras.

Al realizar la interpretacion de las curvas de permeabilidad relativa para el
blogue Junin se obtuvo una mojabilidad intermedia con preferencia al agua.
Los resultados obtenidos para el bloque Junin tanto por el método cuantitativo
de Amott-Harvey modificado como por el método cualitativo de la
interpretacion de curvas de permeabilidad relativa fueron similares.

El tiempo de envejecimiento de los sistemas de yacimientos del bloque Junin
no resultd ser un factor determinante para el cambio de la mojabilidad, solo
hubo una pequefia variacion de la misma.

Las muestras en estado nativo pertenecientes al blogue Carabobo arrojaron
una mojabilidad intermedia con preferencia al agua.

Al comparar el estado restaurado con el estado nativo de las muestras del
blogque Carabobo, la condicion de mojado resulto ser la misma, sélo una
pequefia variacion a la izquierda en el corte de las curvas en el estado nativo.
Se observd que la saturacion de petréleo residual (Sor) se incrementd en las
pruebas corridas en estado restaurado-envejecido y en estado nativo en
comparacion con el estado restaurado de las muestras tanto para el blogue
Junin como para el bloque Carabobo.

A pesar de que los nucleos inalterados, debidamente manejados son los mas
deseables para realizar pruebas en los laboratorios, se pudo observar en el
estudio realizado, que el estado de las muestras (nativo, restaurado vy
restaurado-envejecido) no representa un factor determinante que produzca

cambios en la mojabilidad original de los sistemas de yacimientos estudiados.
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RECOMENDACIONES

Evaluacion de la mojabilidad empleando un mayor nimero de muestras para
analizar detalladamente el comportamiento de los sistemas de yacimientos
estudiados.

Extender este estudio considerando otros sistemas de yacimientos de la FPO.
Obtencion de curvas de presion capilar mediante las cuales a traves de
correlaciones puedan obtenerse las curvas de permeabilidad relativa y de esta
manera dar mayor veracidad a los resultados obtenidos experimentalmente en
el desarrollo de este trabajo.

Realizar estudios a diferentes tiempos de envejecimiento, donde los sistemas
estudiados estén expuestos a métodos de recuperacion terciaria para

evidenciar la influencia sobre la condicion de mojado.
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APENDICES

Apéndice A. Célculo tipo de porosidad y volumen poroso por pesada

Volumen poroso del tapon J1*

122,45- 105,74

Vpmuestra = = 16,71 cc
Volumen total del tapon J1*
* 2y
V, = w = 57,75 cc

Porosidad del tap6n J1*

16,71
57,75

8(%) = * 100 = 28,94 cc

*Estos calculos se realizaron para todos los tapones estudiados.

89



Tabla A.1. Porosidad y volumen poroso por pesada y por el equipo cms-300 para el
bloque Junin y el bloque Carabobo.

Fuente: Propia

Tapon Vp(pesada) Vp(cms) @(pesada) @(cms)
(cmd) (cm®) % %
J1 16,71 17,27 28,94 30,01
J2 21,00 21,02 32,86 32,92
J3 16,43 16,51 25,96 26,88
J4 14,60 14,70 27,54 27,86
J5 19,94 20,24 29,81 30,27
J6 16,35 16,35 27,61 27,62
C1 27,02 27,04 31,96 32,00
C2 26,50 26,63 34,56 35,00

Apéndice B. Calculo tipo del indice de Amott Harvey

Relacion de desplazamiento por agua (dw)*

1,2

w=—- "
W= 1,2 +938)"

=0,1134
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Relacion de desplazamiento por crudo (60)*

_ 0,1
(0,1 + 14,2)**

00 = 0,0069

indice de Amott-Harvey (1)*

I =0,1134 - 0,0069 = 0,1065

*Estos calculos se realizaron para el tapon J1, J3 y J5 del blogue Junin para estado

restaurado y restaurado-envejecido.

**Este valor corresponde al volumen total de crudo desplazado por agua, que seria la
suma del volumen de crudo desplazado espontaneamente y el desplazado

forzadamente.

*** Este valor corresponde al volumen total de agua desplazado por crudo, que seria
la suma del volumen de agua desplazado espontdneamente y el desplazado

forzadamente.

Apéndice C. Calculo tipo de la saturacion de agua final por medio del método
JBN.

Saturacién de agua irreducible (Swirr)

oy 1727143
Wur =757 U
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Saturacién de agua promedio (Swp)*

)

17,27

Swp = +0,1719 = 0,2228

Agua inyectada acumulada (WID)*

)

WID = 1727 = 0,0509
Radio de Inyeccidn (IrR)*
IR = 183 _ 1,4990
10,56
Flujo fraccional de crudo (fo)*
1

Saturacién de agua final (Sw)*

Sw =0,2228 — (1% 0,0509) = 0,1719
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*Estos célculos se realizaron para cada una de las fracciones recolectadas en cada

prueba.

Apéndice D. Célculo tipo del modelo hibrido JBN-Corey & Asociados. Para
yacimientos no consolidados durante procesos de imbibicién.

Saturacion (S)*

_0,1719"*-0,1719 _
T 1-0,1719

S

Permeabilidad relativa al agua (Krw )

Krw =0%3=0

Permeabilidad relativa al crudo (Kro)

Kro=(1-0)3=1

*Estos célculos se realizaron para cada una de las fracciones recolectadas en cada

prueba.

**Este valor corresponde a la saturacion de agua final calculada por medio del
método JBN.

93



Apéndice E. Tablas asociadas a las curvas de permeabilidad relativa para el

tapon J1 para 0 dias.

Tabla E.1. Puntos de las curvas de Kr modelo JBN-Corey & Asociados tapon J1 para
0 dias.

Fuente: Propia

Sw Kro Krw
0,18 1 0,0000
0,23 0,75 0,0001
0,34 0,37 0,0034
0,47 0,13 0,0280
0,59 0,04 0,0901
0,66 0,02 0,1546
0,72 0,01 0,2343

Tabla E.2 Balance de masa del tapon J1 para O dias.
Fuente: Propia

Balance de Masa V(cc) %
\VVolumen poroso 17,27 100,00
VVolumen de agua desplazado 14,20 82,22
POES 14,20 82,22
Volumen de petréleo desplazado 9,38 54,31
Volumen de agua irreducible 3,07 17,78
Volumen de petréleo residual 4,82 27,91
Balance de volumen poroso 17,27 100,00
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Apéndice F. Tablas asociadas a las curvas de permeabilidad relativa para el

tapon J1 para 15 dias.

Tabla F.1. Puntos de las curvas de Kr modelo JBN-Corey & Asociados tapon J1 para
15 dias.

Fuente: Propia

Sw Kro Krw
0,18 1 0,00
0,21 0,82 0,00
0,29 0,43 0,00
0,38 0,21 0,01
0,49 0,07 0,03
0,56 0,03 0,07
0,65 0,01 0,14

Tabla F.2 Balance de masa del tapon J1 para 15 dias.

Fuente: Propia

Balance de Masa V(cc) %
\VVolumen poroso 17,27 100,00
VVolumen de agua desplazado 14,20 82,22
POES 14,20 82,22
Volumen de petréleo desplazado 8,08 46,79
Volumen de agua irreducible 3,07 17,78
Volumen de petréleo residual 6,12 35,44
Balance de volumen poroso 17,27 100,00
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Apéndice G. Tablas asociadas a las curvas de permeabilidad relativa para el

tapon J2 para 0 dias.

Tabla G.1. Puntos de las curvas de Kr modelo JBN-Corey & Asociados tapon J2 para
0 dias.

Fuente: Propia

Sw Kro Krw
0,33 1 0,00
0,38 0,66 0,00
0,48 0,31 0,01
0,57 0,13 0,03
0,68 0,03 0,11
0,79 0,01 0,27

Tabla G.2 Balance de masa del tapdn J2 para 0 dias.

Fuente: Propia

Balance de Masa V(cc) %
\VVolumen poroso 21,02 100,00
VVolumen de agua desplazado 14,17 67,41
POES 14,17 67,41
Volumen de petréleo desplazado 9,78 46,53
Volumen de agua irreducible 6,85 32,59
Volumen de petréleo residual 4,39 20,88
Balance de volumen poroso 21,02 100,00
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Apéndice H. Tablas asociadas a las curvas de permeabilidad relativa para el

tapon J2 para 15 dias.

Tabla H.1. Puntos de las curvas de Kr modelo JBN-Corey & Asociados tapon J2 para
15 dias.

Fuente: Propia

Sw Kro Krw
0,33 1 0,00
0,38 0,68 0,00
0,47 0,30 0,00
0,56 0,12 0,02
0,64 0,04 0,07
0,72 0,01 0,15
0,74 0,01 0,19

Tabla H.2 Balance de masa del tapdn J2 para 15 dias
Fuente: Propia

Balance de Masa V(cc) %
\VVolumen poroso 21,02 100,00
VVolumen de agua desplazado 14,17 67,41
POES 14,17 67,41
Volumen de petréleo desplazado 8,80 41,86
Volumen de agua irreducible 6,85 32,59
Volumen residual de petréleo 5,37 25,55
Balance de volumen poroso 21,02 100,00
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Apéndice I. Tablas asociadas a las curvas de permeabilidad relativa para el

tapon J3 para 0 dias.

Tabla I.1. Puntos de las curvas de Kr modelo JBN-Corey & Asociados tapon J3 para
0 dias.

Fuente: Propia

Sw Kro Krw
0,16 1 0,00
0,19 0,87 0,00
0,29 0,48 0,00
0,39 0,24 0,01
0,49 0,11 0,04
0,59 0,04 0,09
0,68 0,01 0,19
0,72 0,01 0,23

Tabla 1.2 Balance de masa del tapén J3 para 0 dias.

Fuente: Propia

Balance de Masa V(cc) %
Volumen poroso 16,51 100,00
Volumen de agua desplazado 13,80 83,59
POES 13,80 83,59
Volumen de petréleo desplazado 9,12 55,24
Volumen de agua irreducible 2,71 16,41
VVolumen de petroleo residual 4,68 28,35
Balance de volumen poroso 16,51 100,00
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Apéndice J. Tablas asociadas a las curvas de permeabilidad relativa para el

tapon J3 para 30 dias.

Tabla J.1. Puntos de las curvas de Kr modelo JBN-Corey & Asociados tapdn J3 para
30 dias

Fuente: Propia

Sw Kro Krw
0,16 1 0,00
0,18 0,87 0,00
0,26 0,51 0,00
0,35 0,25 0,01
0,44 0,11 0,02
0,52 0,05 0,05
0,59 0,02 0,09
0,61 0,01 0,12
0,66 0,01 0,16

Tabla J.2 Balance de masa del tapon J3 para 30 dias.

Fuente: Propia

Balance de Masa V(cc) %
VVolumen poroso 16,51 100,00
Volumen de agua desplazado 13,80 83,59
POES 13,80 83,59
Volumen de petrdleo desplazado 7,62 46,15
Volumen de agua irreducible 2,71 16,41
Volumen de petrdleo residual 6,18 37,43
Balance de volumen poroso 16,51 100,00
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Apéndice K. Tablas asociadas a las curvas de permeabilidad relativa para el

tapon J4 para 0 dias.

Tabla K.1. Puntos de las curvas de Kr modelo JBN-Corey & Asociados tapon J4 para
0 dias.

Fuente: Propia

Sw Kro Krw
0,18 1 0,00
0,22 0,81 0,00
0,32 0,44 0,00
0,42 0,22 0,01
0,55 0,07 0,06
0,69 0,01 0,19
0,74 0,01 0,26

Tabla K.2 Balance de masa del tapdn J4 para 0 dias.
Fuente: Propia

Balance de Masa V(cc) %
\VVolumen poroso 14,70 100,00
VVolumen de agua desplazado 12,00 81,63
POES 12,00 81,63
Volumen de petréleo desplazado 8,14 55,37
Volumen de agua irreducible 2,70 18,37
Volumen de petroleo residual 3,86 26,26
Balance de volumen poroso 14,70 100,00
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Apéndice L. Tablas asociadas a las curvas de permeabilidad relativa para el

tapon J4 para 30 dias.

Tabla L.1. Puntos de las curvas de Kr modelo JBN-Corey & Asociados tapon J4 para
30 dias.

Fuente: Propia

Sw Kro Krw
0,18 1 0,00
0,21 0,83 0,00
0,29 0,45 0,00
0,38 0,26 0,00
0,47 0,14 0,01
0,58 0,05 0,05
0,67 0,01 0,11
0,71 0,01 0,15

Tabla L.2 Balance de masa del tapon J4 para 30 dias.
Fuente: Propia

Balance de Masa V(CQC) %
Volumen poroso 14,70 100,00
Volumen de agua desplazado 12,00 81,63
POES 12,00 81,63
Volumen de petréleo desplazado 6,99 47,55
Volumen de agua irreducible 2,70 18,37
VVolumen de petroleo residual 5,01 34,08
Balance de volumen poroso 14,70 100,00
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Apéndice M. Tablas asociadas a las curvas de permeabilidad relativa para el

tapon J5 para 0 dias.

Tabla M.1. Puntos de las curvas de Kr modelo JBN-Corey & Asociados tapén J5
para O dias.

Fuente: Propia

Sw Kro Krw
0,16 1 0,00
0,21 0,74 0,00
0,34 0,34 0,00
0,46 0,13 0,02
0,56 0,05 0,06
0,66 0,02 0,14
0,72 0,01 0,21

Tabla M.2 Balance de masa del tapén J5 para 0 dias.
Fuente: Propia

Balance de Masa V(cc) %
\VVolumen poroso 20,24 100,00
VVolumen de agua desplazado 17,00 83,99
POES 17,00 83,99
Volumen de petréleo desplazado 11,72 57,91
Volumen de agua irreducible 3,24 16,01
Volumen de petroleo residual 5,28 26,09
Balance de volumen poroso 20,24 100,00
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Apéndice N. Tablas asociadas a las curvas de permeabilidad relativa para el

tapon J5 para 45 dias.

Tabla N.1. Puntos de las curvas de Kr modelo JBN-Corey & Asociados tapon J5 para
45 dias

Fuente: Propia

Sw Kro Krw
0,16 0,98 0,00
0,23 0,60 0,00
0,33 0,29 0,00
0,42 0,13 0,01
0,51 0,05 0,04
0,57 0,03 0,06
0,62 0,01 0,10
0,65 0,01 0,13

Tabla N.2. Balance de masa del tapon J5 para 45 dias.
Fuente: Propia

Balance de Masa V(cc) %
Volumen poroso 20,24 100,00
Volumen de agua desplazado 17,00 83,99
POES 17,00 83,99
Volumen de petréleo desplazado 9,92 49,01
Volumen de agua irreducible 3,24 16,01
Volumen residual de petréleo 7,08 34,98
Balance de volumen poroso 20,24 100,00
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Apéndice N. Tablas asociadas a las curvas de permeabilidad relativa para el

tapon J6 para 0 dias.

Tabla N.1. Puntos de las curvas de Kr modelo JBN-Corey & Asociados tapon J6 para
0 dias.

Fuente: Propia

Sw Kro Krw
0,17 1 0,00
0,20 0,87 0,00
0,27 0,59 0,00
0,35 0,35 0,00
0,47 0,13 0,02
0,60 0,04 0,08
0,72 0,01 0,21
0,76 0,00 0,26

Tabla N.2. Balance de masa del tapon J6 para O dias.

Fuente: Propia

Balance de Masa V(cc) %
Volumen poroso 16,35 100,00
Volumen de agua desplazado 13,50 82,57
POES 13,50 82,57
Volumen de petréleo desplazado 9,51 58,17
Volumen de agua irreducible 2,85 17,43
VVolumen de petroleo residual 3,99 24,40
Balance de volumen poroso 16,35 100,00
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Apéndice O. Tablas asociadas a las curvas de permeabilidad relativa para el

tapon J6 para 45 dias.

Tabla O.1. Puntos de las curvas de Kr modelo JBN-Corey & Asociados tapon J6 para
45 dias.

Fuente: Propia

Sw Kro Krw
0,17 1 0,00
0,22 0,73 0,00
0,30 0,43 0,00
0,40 0,20 0,01
0,51 0,07 0,03
0,62 0,02 0,09
0,71 0,01 0,19

Tabla O.2 Balance de masa del tapon J6 para 45 dias.
Fuente: Propia

Balance de Masa V(cc) %
\VVolumen poroso 16,35 100,00
VVolumen de agua desplazado 13,50 82,57
POES 13,50 82,57
Volumen de petréleo desplazado 7,91 48,38
Volumen de agua irreducible 2,85 17,43
Volumen residual de petréleo 5,59 34,19
Balance de volumen poroso 16,35 100,00
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Apéndice P. Tablas asociadas a las curvas de permeabilidad relativa para el

tapon C1 en estado nativo.

Tabla P.1. Puntos de las curvas de Kr modelo JBN-Corey & Asociados tapon C1
para estado nativo.

Fuente: Propia

Sw Kro Krw
0,17 1 0,00
0,19 0,86 0,00
0,25 0,60 0,00
0,31 0,39 0,00
0,42 0,18 0,01
0,56 0,05 0,07
0,69 0,01 0,19
0,73 0,00 0,25

Tabla P.2 Balance de masa del tapdn C1 para estado nativo.

Fuente: Propia

Balance de Masa V(cc) %
Volumen poroso 27,04 100,00
Volumen de agua desplazado 22,50 83,22
POES 22,50 83,22
Volumen de petréleo desplazado 15,12 55,92
Volumen de agua irreducible 4,54 16,78
VVolumen de petroleo residual 7,38 27,30
Balance de volumen poroso 27,04 100,00
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Apéndice Q. Tablas asociadas a las curvas de permeabilidad relativa para el

tapon C1 en estado restaurado.

Tabla Q.1. Puntos de las curvas de Kr modelo JBN-Corey & Asociados tapon C1
para estado restaurado.

Fuente: Propia

Sw Kro Krw
0,17 1 0,00
0,22 0,77 0,00
0,29 0,48 0,00
0,36 0,31 0,01
0,48 0,12 0,03
0,61 0,03 0,11
0,72 0,01 0,24
0,76 0,00 0,30

Tabla Q.2. Balance de masa del tapon C1 para estado restaurado.

Fuente: Propia

Balance de Masa V(cc) %
VVolumen poroso 27,04 100,00
Volumen de agua desplazado 22,50 83,22
POES 22,50 83,22
Volumen de petréleo desplazado 15,96 59,03
Volumen de agua irreducible 4,54 16,78
Volumen de petréleo residual 6,54 24,19
Balance de volumen poroso 27,04 100,00
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Apéndice R. Tablas asociadas a las curvas de permeabilidad relativa para el

tapon C2 en estado nativo.

Tabla R.1. Puntos de las curvas de Kr modelo JBN-Corey & Asociados tapon C2
para estado nativo.

Fuente: Propia

Sw Kro Krw
0,16 1 0,00
0,19 0,88 0,00
0,26 0,54 0,00
0,34 0,31 0,00
0,44 0,14 0,02
0,54 0,06 0,06
0,63 0,02 0,13
0,72 0,01 0,24

Tabla R.2 Balance de masa del tapon C2 para estado nativo.

Fuente: Propia

Balance de Masa V(cc) %
Volumen poroso 26,63 100,00
Volumen de agua desplazado 22,30 83,74
POES 22,30 83,74
Volumen de petréleo desplazado 14,80 55,58
Volumen de agua irreducible 4,33 16,26
VVolumen de petroleo residual 7,50 28,16
Balance de volumen poroso 26,63 100,00
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Apéndice S. Tablas asociadas a las curvas de permeabilidad relativa para el

tapon C2 en estado restaurado.

Tabla S.1. Puntos de las curvas de Kr modelo JBN-Corey & Asociados tapon C2
para estado restaurado.

Fuente: Propia

Sw Kro Krw
0,16 1 0,00
0,19 0,86 0,00
0,22 0,72 0,00
0,27 0,54 0,00
0,39 0,25 0,01
0,52 0,08 0,05
0,64 0,02 0,14
0,77 0,00 0,32

Tabla S.2 Balance de masa del tap6n C2 para estado restaurado.

Fuente: Propia

Balance de Masa V(cc) %
\VVolumen poroso 26,63 100,00
Volumen de agua desplazado 22,30 83,74
POES 22,30 83,74
Volumen de petréleo desplazado 16,08 66,02
Volumen de agua irreducible 4,33 16,26
Volumen de petréleo residual 6,22 17,72
Balance de volumen poros 26,63 100,00
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Apéndice T. Determinacion de la viscosidad del Blogue Junin.
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Figura T.1. Viscosidad vs Temperatura del Bloque Junin

Fuente: Propia

Apéndice U. Determinacion de la viscosidad del Bloque Carabobo.

Viscosidad (cP)
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Figura U.1. Viscosidad vs Temperatura del Bloque Carabobo

Fuente: Propia
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