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RESUMEN 

En este trabajo se hace una breve descripción de lo que se entiende actualmente 

por caracterización de yacimientos petroleros y la importancia que tiene para 

lograr la explotación óptima de ellos. 

También se presenta un resumen cl¿ los conceptos y las propiedades que más se 

utilizan en la caracterización de yacimientos petroleros. 

Se incluyen datos de propiedades y de conceptos. 

Respecto a las propiedades, se consideran los siguientes aspectos: nombre (en 

español e inglés), símbolo, definición, expresión matemática, unidades, forma de 

obtención, aplicaciones más importantes en caracterización de yacimientos y 

algunos comentarios adicionales. En lo que toca a los conceptos, se proporcionan 

los aspectos que se consideraron más importantes, sin respetar un formato 

específico. En algunos casos, no se puede establecer con claridad la diferencia 

entre concepto y propiedad. 

Además se presentan indices; Español-Inglés e Inglés-Español. 

Tomando en cuenta el formato utilizado para presentar toda la información, este 

trabajo es propiamente un glosario ejemplificado referente a caracterización de 

yacimientos. 

Se considera que este glosario es de mucha aplicación no sólo para tos estudiantes 

de Ingeniería Petrolera, sino también para estudiantes de las áreas de Geología y 

Geofisica, así como para profesionales de estas tres disciplinas que desarrollen 

actividades relacionadas a la Ingeniería de Yacimientos Petroleros. 

Es conveniente señalar tres aspectos muy importantes: 

a) Se exponen, de manera general, aspectos básicos de los diferentes conceptos 

técnicos, profundizando en algunos de ellos. 



b) En este glosario no está comprendida toda la terminología sobre 

caracterización de yacimientos. Predomina la relacionada a Ingeniería Petrolera, 

se presenta algo sobre Geología, y prácticamente no se incluyen aspectos sobre 

Geofisica (sísmica). 

e) Se describen brevemente, sin mucho detalle, algunas formas de obtener las 

propiedades, así como sus aplicaciones más importantes en Caracterización de 

Yacimientos, sin explicar la manera de utilizarlas. Para realizar todas las 

actividades que comprenden estos trabajos mencionados de obtención y 

aplicación de propiedades, se requiere tiempo, y en ocasiones mucho tiempo, de 

trabajo especializado. 



1NTRODUCCION 

En los inicios de la explotación petrolera se realizaban muy pocos estudios para 

conocer las características de los entramparnientos de hidrocarburos del subsuelo. 

La mayor parte de tales estudios eran de tipo cualitativo; consistían muchas veces 

sólo de análisis visuales para la roca y de sabor y olor para los aceites; asimismo, 

todos los trabajos y estudios relacionados a la explotación se llevaban a cabo con 

muy poco respaldo técnico. 

La industria petrolera ha evolucionado notablemente y ha cobrado una 

importancia enorme en la economía de muchos países. La evolución ha sido en 

todos los aspectos, tanto en exploración corno en perforación, en producción y 

por consiguiente en la definición de las propiedades y características de los 

yacimientos, área técnica a la que se le llama actualmente caracterización de 

yacimientos o evaluación de yacimientos. 

El Ingeniero Petrolero tiene como principal objetivo lograr la explotación óptima 

de los yacimientos de hidrocarburos y para alcanzarlo requiere conocer muy bien 

todas las propiedades de la roca, de los fluidos y su estrecha interrelación; es 

decir, necesita caracterizar al yacimiento. 

La caracterización de yacimientos comprende el procesamiento de un gran 

número de datos relacionados a varias áreas técnicas, principalmente: geológica, 

geofísica y petrolera. Estos datos deben ser manejados en forma combinada, para 

lo cual es necesaria la participación conjunta de especialistas en las áreas técnicas 

mencionadas. El Ingeniero Petrolero, por lo tanto, debe tener conocimiento de los 

aspectos que abarcan dichas especialidades. Tal conocimiento debe ser en 

algunos casos a profundidad y en otros relativamente somero, pero a un nivel tal 

que le permita tener buena comunicación técnica con los otros especialistas. 

►  



Con el propósito de ayudar a que el Ingeniero Petrolero, desde su etapa de 

estudiante, tenga elementos para alcanzar esa comunicación que le facilite trabajar 

en equipo, como actualmente lo requiere la industria petrolera, se ha preparado 

este glosario de caracterización de yacimientos. 

En este trabajo se trató de incluir los conceptos y propiedades más comuninente 

utilizados en la caracterización de yaciMientos, pertenecientes a las áreas técnicas 

que se han mencionado. Por su puesto, no puede decirse que está completo; se 

requiere realizar mucho trabajo para completarlo y, posteriormente, trabajo 

continuo para mantenerlo actualizado. 
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I. SIGNIFICADO ACTUAL Y ALCANCES DE LA 
CARACTERIZACION DE YACIMIENTOS. 

En la actualidad, la caracterización de yacimientos petroleros es un conjunto de 

actividades enfocadas a determinar cualitativa y cuantitativamente rasgos, 

propiedades y parámetros propios de los yacimientos. 

El conjunto de características propias de un yacimiento, además de distinguirlo de 

los demás, es necesario para conocerlo y evaluarlo con el fin de establecer el 

procedimiento más apropiado para lograr la máxima recuperación de 

hidrocarburos, al costo más bajo. 

El enfoque actual de la caracterización de yacimientos requiere la participación 

obligada de profesionales de, por lo menos, las siguientes áreas técnicas: 

geológica, geofísica y petrolera. Cada profesional seleccionará, recopilará y 

preparará la información propia de su especialidad, hasta cierto punto 

independiente pero de común acuerdo con los otros especialistas; en cambio, el 

procesamiento de la información, así como la interpretación-integración de 

resultados debe realizarla, forzosamente, en conjunto con los otros profesionales, 

con el propósito de que el estudio de caracterización proporcione resultados que 

lleven implícitos los tres puntos de vista. Es decir, los profesionales de las tres 

áreas técnicas mencionadas deben formar equipos de trabajo y sus actividades 

deben realizarlas en estrecha y constante relación, para tener respaldos más 

sólidos y congruentes en sus conclusiones. 

Las actuales caracterizaciones de yacimientos comprenden una pan variedad de 

información; además, se deben realizar a distintas escalas y en forma muy 

detallada, pues así lo exigen los niodelos matemáticos y simuladores, hoy de uso 

común. Para manejar en forma correcta la mencionada variedad de información, 



se requiere la participación de especialistas dentro de las tres áreas técnicas 

mencionadas; por ejemplo, (le geología, deben participar especialistas en: 

subsuelo, estructural, estratigrafia, petrografía, mineralogía, entre otras; del área 

de geofísica, deben participar especialistas en procesamiento e interpretación de 

datos sísmicos, principalmente; y de petrolera, los profesionales idóneos para 

intervenir deben ser especialistas en: registros geofísicos, petrofísica, pruebas de 

variación de presión, comportamiento PVT de fluidos. 

Para proporcionar el detalle que exigen los modelos matemáticos y simuladores, 

es necesario establecer, hasta donde sea posible, la variación de características de 

la roca, de los fluidos y del sistema roca-fluidos, en función de algún parámetro o 

propiedad, como por ejemplo la presión y definir las ecuaciones correspondientes 

que constituyen los modelos o simuladores que los procesarán. 



II. DEFINICIONES Y DESCRIPCIONES DE LOS 

CONCEPTOS Y PROPIEDADES MAS 

COMUNES EN LA CARACTERIZACION DE 

YACIMIENTOS. 



Concepto 1 

AMBIENTE DE DEPOSITO 

(Depositional environment) 
Un ambiente de depósito es el resultado de todos los procesos físicos, 

químicos y biológicos que operan dentro de un marco geomórtico, siendo 

éste el conjunto (le rasgos que conforman una parte específica de la 

superficie de la tierra. 

Los ambientes de depósito, llamados también ambientes sedimentarios, 

pueden ser clasificados en tres grupos principales: continentales, 

transicionales y marinos, que comprenden un número muy grande de tipos de 

ambiente, cada uno con sus propias características. Los ambientes 

sedimentarios generan modelos de depósito o cuerpos sedimentarios bien 

definidos, con características geométricas y geológico-petrofisicas propias. 

En la Fig. AD-1 se muestra la localización geográfica de los diferentes 

ambientes sedimentarios de terrígenos o zonas morfológicas y en las 

Tablas AD-1, AD-2 y AD-3 se proporcionan detalles del los distintos 

ambientes sedimentarios de terrígenos y de los correspondientes modelos de 

depósito que generan. 

Un aspecto importante para la caracterización de los yacimientos es 

determinar el ambiente sedimentario en el que se originó la roca, ya que se 

tendría un marco de referencia básico para poder determinar sus 

características distintivas, necesarias para evaluar y explotar los yacimientos 

en forma apropiada. 

Para la explotación de los yacimientos se requiere conocer con detalle 

aspectos geológicos, tanto externos como internos, de la roca almacenadora, 

los cuales se pueden englobar en: geometría del cuerpo, que corresponde a 
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los aspectos externos y en la heterogeneidad del medio poroso, que 

corresponde a los internos. En los aspectos externos se considera, 

principalmente, la forma, el tamaño y la orientación del cuerpo sedimentario 

y en los internos están incluidas todas las variaciones petrográficas, 

mineralógicas y físicas que existen dentro de la masa de roca. Con base en 

estudios realizados en ambientes de depósito actuales, se han definido con 

detalle los rasgos distintivos, antes mencionados, para los cuerpos 

sedimentarios que generan. Los resultados que se han obtenido han 

permitido establecer marcos de referencia. Estos marcos o patrones de 

referencia se aplican a sedimentos antiguos, como los que contienen 

hidrocarburos, para definir el ambiente de depósito que los generó, así como 

su geometría y sus características internas. 

Los estudios para tal fin deben iniciarse en las primeras etapas de la 

explotación de los yacimientos petroleros, ya que los resultados qüe se 

obtienen se apliCan en una gran variedad de estudios y trabajos de ingeniería 

petrolera. En principio se dispondrá de poca • información por lo que • los 

resultados serán de carácter limitado. A medida que se disponga de más 

información, principalmente proveniente de los: pozos que se vayan 

perforando, los resultados serán más variados y tendrán mayor veracidad. 
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Concepto .1 

CARACTERIZACION DE YACIMIENTOS 

(Reservoir eltaracterization) 

Definición:  

La caracterización de yacimientos petroleros es un conjunto de actividades 

enfocadas a determinar cualitativa y cuantitativamente rasgos, propiedades y 

parámetros propios de los yacimientos. 

Equipo técnico  

Para caracterizar un yacimiento en forma apropiada se requiere la 

participación, fundamentalmente, de profesionales de tres áreas técnicas: 

geólogos, geofísicos y petroleros. Estos especialistas se encargan de 

recopilar, analizar y procesar la información proveniente de diversas fuentes, 

así como de interpretar e integrar los resultados de sus estudios. Todas las 

actividades mencionadas deben realizarse siempre en forMa combinada, es 

decir los profesionales deben trabajar en equipo. 

Tipos de caracterización:  

Tomando en cuenta que un yacimiento está integrado por la roca y los fluidos 

contenidos en ella, formando un sistema roca-fluidos, deben realizarse las 

siguientes caracterizaciones: 

Caracterización de la roca  

La roca, que es el recipiente donde se almaeenan los fluidos, debe ser 

caracterizada con base en el tipo de información que se toma en cuenta en el 

estudio. 

1. Caracterización geológica. 

Es un conjunto de actividades en las que se procesa, analiza e 

interpreta todo tipo de información geológica del subsuelo, para 
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establecer un modelo geológico que aporte información sobre 

características y parámetros del yacimiento, tales como: ambiente de 

depósito, tamaño y tipo de estructura, distribuciones litológicas, 

petrográficas y mineralógicas. En la Fig. CY-I se muestra un ejemplo 

de caracterización geológica. 

14 

FIG. CY.I. Ejemplo de caracterización geológica. 

2. Caracterización sísmica 

Es un conjunto de actividades en las que se procesa, analiza e 

interpreta información proveniente de levantamientos sísmicos, 

CY-2, con la que se obtienen, principalmente, características 

geológicas del yacimiento: aspectos estnicturales y estratigrafícos, 

cambios de facies, zonas geopresionadas, entre otras: Con tal 
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información también se obtienen parámetros petrolisieos, como k.) es la 

continuidad de estratos porosos, Fig. CY-I. 

FIG. CY-2. Información sísmica. 

3. Caracterización peirofísica 

Es un conjunto de actividades en las que, en forma combinada, se 

procesa, analiza e integra información de muestras de roca, de registros 

geofísicos de pozos y de pruebas de presión, para determinar 

propiedades físicas del medio poroso, como son: la porosidad, la 

permeabilidad absoluta, la compresibilidad, así como aspectos 

texturales de la roca (tamaño, forma, clasificación y empacamiento de 

los granos). En la Fig. C Y-3 se muestra un ejemplo. 
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FIG. CY-3. Ejemplo de caracterización petrofisica. 

Caracterización de fluidos 

En un yacimiento petrolero se tiene dos tipos de fluidos: agua e 

hidrocarburos (aceite y/o gas), por lo tanto, deben hacerse caracterizaciones 

para cada uno de ellos. 

1. Caracterización del agua 

Es un conjunto de actividades en las que se obtiene, procesa, analiza e 

interpreta información proveniente principalmente de muestras de agua • 

y de registros geofísicos de pozos, así como de correlaciones en las 

que se consideran propiedades del agua. 

Las características del agua del yacimiento que principalmente se 

determinan son: tipo y cantidad de salel disueltas, densidad, pH, 

viscosidad, factor de volumen, resistividad, compresibilidad. En la 
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Fig. CY-4 se presenta la variación de la concentración de sales en el 

agua en función de la profundidad. 

FIG. CY-4. Variación de la concentración de sales en el 
agua con respecto a la profundidad . 

2. Caracterización de los hidrocarburos 

Es un conjunto de actividades en las que se obtiene, procesa, analiza e 

interpreta información proveniente de muestras de hidrocarburos a 

nivel de laboratorio o de campo, así como de correlaciones en las que 

se consideran propiedades de los hidrocarburos. Algunas de las 

propiedades más importantes del aceite y del gas que normalmente se 

obtienen son: densidades, viscosidades, compresibilidades, factores de 

volumen en forma independiente y combinada, relación gas-aceite y 

presiones de burbujeo y de rocío. En la Fig. CY-5 se muestra un 

ejemplo de variación de las propiedades del aceite con respecto a la 

presión. 
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FIG. CY-S. Ejemplos de caracterización de los hidrocarburos 
Ro, factor de volumen del aceite [m7/tn3]; 
Rs, solubilidad del gas [113/b1]; 

tio, viscosidad del aceite [cpJ. 

Caracterización del sistema roca-/luidos 

Es un conjunto de actividades en las que, en forma combinada, se obtiene, 

procesa, analiza e interpreta información proveniente de muestras de roca 

con sus fluidos saturantes y de los componentes en forma independiente, de 

registros geofisicos de pozos, de pruebas de formación y de variación de 

presión en pozos. 

La caracterización del sistema roca-fluidos comprende, básicamente, la 

obtención de parámetros tales como: resistividades, permeabilidades 

efectivas y relativas, mojabilidad, comportamientos capilares, tensiones 

interfaciales, tensiones de adhesión. 
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• Las caracterizaciones pueden efectuarse a muy diversos volúmenes de 

roca,"-3)  de acuerdo con ésto se han propuesto las cuatro caracterizaciones 

siguientes: 

Caracterización microscópica 

Es la caracterización que se lleva a cabo a un volumen de roca muy pequeño, 

que contiene algunos cientos de granos. Para realizar esta caracterización 

generalmente se requieren muestras muy pequeñas de roca (láminas 

delgadas) y se usa algún tipo de microscopio. Se pueden hacer estimaciones 

respecto a: tamaño y geometría de las estructuras sólidas y porosas, 

distribución del material arcilloso, distribución de fluidos dentro de los 

poros. Como ejemplo se presenta la Fig. CY-6. 

FIG. CY-6. Ejemplo de caracterización microscópica . 

Caracterización mesoscópica 

Es la caracterización que se realiza al volumen de roca inmediata al pozo y 

limitada verticalmente por alguna característica de pequeña escala, como 

pueden ser límites verticales de capa o cambio de estratificación. Los 

registros geofísicos de pozos son la fuente de información más común para 

efectuar caracterizaciones mesoscópicas, aunque también se utilizan 

muestras de roca (pequeñas o de diámetro completo) para poder obtener, por 
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tipos de litología, saturación de 'luidos, echado de las capas, propiedades de 

los fluidos. En la Fig. CY-7, se muestra un ejemplo. 

FIG. CY-7. Ejemplo de caracterización mesoscópica a partir de registros geotisicos. 

Caracterización macroscópica 

El volumen de roca considerado en este tipo de caracterización es el que se 

tiene entre dos pozos perforados, o sea en el espaciamiento entre pozos. 

Algunos ejemplos de la información que se obtiene con esta caracterización 

son los siguientes: continuidad de una formación y la variación de sus 
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características petrolisicas y geológicas (porosidad, permeabilidad, espesor 

de las capas, rasgos estructurales y estratigáfieos). 

Para realizar una caracterización macroscópica generalmente se utiliza 

información de pruebas de variación de presión en pozos y/o correlaciones 

geológico-petrofisicas entre pozos, Fig. CY-8. 

    

	I Caza 

 

Anea 

 

Latlia 

    

FIG. CY-8. Ejemplo de caracterización macroscópica . 

Caracterización me2ascópica  

En una caracterización megascópica se considera el volumen total del 

yacimiento o del campo. Se realiza con base en la información obtenida de 

correlaciones geológico-petrofisicas hechas en distintas direcciones y 

abarcando todo el campo. También se utiliza información sísmica y de 

algunos tipos de pruebas de variación de presión en pozos. Los resultados 

que se obtienen de la caracterización megascópica son, por ejemplo: 
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Lares con hidrataiburor 

FIG. CY-9. Ejemplo de caracterización megascópica, plano de cimas. 

ambientes de depósito (origen del sedimento), tipos de trampas, 

discordancias, distribución de facies sedimentarias, densidad de fallamiento 

y fracturamiento de las formaciones y la orientación preferencial de los 

sistemas de fallas o de fracturas. En la Fig. CY-9 se presenta un ejemplo. 
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Propiedad 1 

COMPRESIBILIDAD 	(Compressibility) 
Símbolo:  c 
Definición:  

Es el cambio que experimenta un volumen unitario, con respecto a la 

variación imitaria de la presión, a temperatura constante, 

Expresión matemática:  
(e - 1) 

En donde: 

c - compresibilidad [kg/cin2]-1  

V = volumen [m3]. 

dr)dP 	variación del volumen [m3] con respecto a la variación de la 

presión [kg/cm2]-1. 

Unidades:  

La compresibilidad tiene las unidades del inverso de la presión, por ejemplo: 

[kg/cin2]-1, [1b/pg2]-1, [atm]-1  

Formas de obtención:  

Ver las partes correspondientes a compresibilidades de los poros, de la roca 

y de los sólidos. 

Aplicaciones principales:  

• Estimar valores de propiedades de roca y de fluidos a condiciones de 

yacimiento a partir de datos obtenidos en laboratorio a condiciones 

atmosféricas. 

• Conocer la variación de un volumen de roca, de sólidos o de poros al 

someterse a cambios de presión. 
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• Conocer la variación de un volumen de Huidos (agua, aceite o gas), al 

someterse a cambios de presión. 

• Obtener otros parámetros de caracterización. 

Comentarios:  

En un sistema roca-fluidos de un yacimiento se originan cambios en los 

volúmenes de todos los componéntes del yacimiento debido al abatimiento 

de presión que se tiene al extraer los fluidos, por lo que deben ser estimados 

esos cambios de volumen para cada uno de los componentes en particular 

(sólidos, poros, agua, aceite, gas) y en conjunto (roca y roca-fluidos). 

La compresibilidad es una característica importante en la explotación de 

hidrocarburos, ya que es el mecanismo principal de empuje de los 

yacimientos bajosaturados (ver YACIMIENTO BAJOSATURADO), en el 

periodo de bajosaturación 

Sobre la roca de un yacimiento actúa una presión externa, llamada presión de 

sobrecarga, Pob, debida al peso de la columna geológica que sobreyace y una 

presión interna denominada presión de poro, Pp, que corresponde a la 

presión de los fluidos, la que a su vez es la presión del yacimiento. La 

presión externa siempre es mayor que la interna y a la diferencia de ambas se 

le conoce como presión efectiva o neta, Pe: 

Pe = Pob - Pp 

A medida que se explota un yacimiento la presión interna disminuye 

manteniéndose constante la presión externa lo cual origina que la presión 

efectiva aumente. Estos cambios de presión originan variaciones en las 

propiedades petrofisicas, propiciando un mecanismo natural de explotación 

comunmente llamado "empuje por expansión del sistema roca-fluidos". 

14 



	Propiedad:  

COMPRESIBILIDAD DE LOS POROS 
(Pore compressibility) 
Símbolo: ep 
Definición:  

Es el cambio que tiene un volumen unitario de poros, con respecto a la 

variación unitaria de la presión, a temperatura constante. 

Expresión matemática:  
1 (dV p  

e  P ' - Vp  UF r  

cp = compresibilidad de los poros [kg/cm2]-1  

Vp = volumen de poros [m3] 
( LIV,, 

- variación del volumen de poros con respecto a la variación 
dP  

de la presión, a temperatura constante [m3/(kg/cm2)]-1  

(CP -1) 

Unidades:  
La compresibilidad de los poros tiene las unidades del inverso de la presión, 

por ejemplo: [kg/cm2]-1, [1b/pg2]-1, [atm]-' 

Formas de obtención:  

Directamente, en laboratorio sobre muestras de roca. 

Básicamente existen dos formas de obtener la compresibilidad de los poros: 

1. Manteniendo constante la presión interna o de los poros y la temperatura 

y variando la presión externa. 

A una muestra de roca con geometría regular, generalmente cilíndrica, limpia 

y seca, se le mide su porosidad efectiva (ver POROSIDAD EFECTIVA). Se 

forra perfectamente bien con un material resistente y elástico (plástico, 

neopreno, lámina delgada de cobre), dejando una comunicación entre los 
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poros y el exterior y se satura 100% con un liquido que no reaccione con los 

sólidos. La muestra forrada y saturada se coloca en un equipo de alta presión 

externa y se controla la temperatura al valor deseado, ya sea temperatura 

atmosférica o temperatura de yacimiento, Fig. CP-1. 

FIG. CP-t. Equipo para medir la compresibilidad de los poros a temperatura atmosférica!" 

La presión hidrostática fuera del núcleo se incrementa por etapas hasta 

alcanzar la presión de sobrecarga (ver Pl?ESION DE SOBRECARGA ), o sea la 

presión externa a la que estaba sometida la muestra en el yacimiento, 

manteniendo la presión interna constante e igual a la atmosférica. Para cada 

etapa de incremento de presión externa, se determina la cantidad de líquido 

que queda en la muestra con base en el volumen inicial de líquido en la 

muestra y la cantidad de líquido que sale. Con esta información se construye 

una gráfica que indica la variación del volumen de poros con respecto a la 
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presión externa o de sobrecarga, Fig. CP-2. A partir de esta gráfica y 

aplicando la ecuación CP-2, se obtiene la gráfica de variación de 

compresibilidad de los poros con respecto a la presión externa, Fig. CP-3. 

Valmen de 'pros 

Vo  

o 
o 	 Peri 

Prestó* extern 

FIG, CP-2. Variación del volumen de poros con respecto a la presión externa. 

e  _ 	d 
P  V P oxf P  

 

(CP - 2) 

 

En donde: 
(d y°ciT2- - variación del volumen de poros con respecto a la variación 

r,P, 

de la presión externa , a temperatura y presión interna constantes, 

[in3/(kg/cm2)}-' 
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FIG. CP-3. Variación de la compresibilidad de los poros con respecto 
a la presión externa. 

2. Manteniendo constante la presión externa y la temperatura y variando la 

presión interna 

A una muestra de roca con geometría regular, generalmente cilíndrica, limpia 

y seca, se le mide su porosidad efectiva (ver POROSIDAD EFECTIVA), Se 

forra perfectamente bien con un material resistente y elástico (plástico, 

neopreno, lámina delgada de cobre), dejando una comunicación entre los 

poros y el exterior, y se satura 100% con un líquido que no reaccione con los 

sólidos. La muestra se coloca en un equipo para proporcionar valores altos 

de presiones externa e interna, controlando la temperatura al valor deseado, 

ya sea temperatura atmosférica o temperatura de yacimiento, Fig. CP-4. 
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FIG. CP-4. Equipo para medir la compresibilidad de los poros a temperatura atmosférica."''" 

La presión hidrostática externa se eleva hasta la presión de sobrecarga (ver 

PRESION DE SOBRECARGA ), o sea la presión externa a la que estaba 

sometida la muestra en el yacimiento, y al mismo tiempo se eleva la presión 

interna hasta la presión del yacimiento. Manteniendo la presión externa 

constante, se abate por etapas la presión interna y se determina para cada 

una de ellas la cantidad de liquido que queda en la muestra, con base en el 

volumen inicial de líquido en la muestra y la cantidad de liquido que sale. 

Con esta información se construye una gráfica que indica la variación del 

volumen de poros con respecto a la presión interna o del yacimiento, 

Fig. CP-5, A partir de esta gráfica y aplicando la ecuación CP-3, se obtiene 

la gráfica de variación de compresibilidad de los poros con respecto a la 

presión interna Fig. CP-6. 
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FIG. CP 5. Variación del volumen de poros con respecto a la presión interna. 

(d V 

	

e 	_e. 

	

P 	Vp  d Pjr.p.  
(CP-3) 

En donde: 

(d
Vp  

ld P,  lrpn = 
variación del volumen de poros con respecto a la variación 

de la presión interna, a temperatura y presión externa constantes, 

[in3/(kg/cm2)1-1 . 
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FIG. PC-6. Variación de la compresibilidad de poros con respecto'a la 
presión interna. 

• Indirectamente. 

A partir de correlaciones establecidas experimentalmente para diferentes tipos 

de roca. 

Aplicaciones principales:  

. Conocer el volumen de poros del yacimiento durante su explotación. 

. Conocer la variación de la porosidad debido a los abatimientos de presión. 

• Obtener otros parámetros de caracterización. 

Comentarios:  
Las variaciones del volumen de poros y de la compresibilidad de los poros 

también se pueden expresar en función de la presión efectiva: Pe= Pob - Pp. 

Las gráficas presentadas en el primer procedimiento descrito para obtener la 
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con► presibilidad de los poros son un ejemplo, ya que la presión interna es 

constante e igual a la presión atn ►osférica. 

Los valores del volumen de poros y de la compresibilidad de poros 

disminuyen notablemente para valores bajos de presión efectiva, o sea, 

valores altos de presión interna. La disminución se reduce gradualmente 

hasta alcanzar valores constantes, a presiones efectivas altas o presiones de 

poro bajas. 

32 



Propiedad . 

COMPRESIBILIDAD DE LOS SOLIDOS 
(Solids compressibility) 
Símbolo: cs  

Definición:  

Es el cambio que tiene un volumen unitario de sólidos, al haber un cambio 

unitario de presión, a temperatura constante. 

Expresión matemática:  

(C'S - 1) 

En donde: 

cs = compresibilidad de los sólidos [kg/cin2]-1  

Vs = volumen de sólidos [ni3] 
(Os) 

= variación del volumen de poros con respecto a la variación 

de la presión, a temperatura constante [m3/(kg/cm2)]-► . 

Unidades: 

La compresibilidad de los sólidos tiene las unidades del inverso de la 

presión, por ejemplo: [kg/em2]-1, [1b/pg2]-1, [atm]-1  

Formas de obtención:  

Directamente, en laboratorio sobre muestras de roca. 

A una muestra de roca con geometría regular, generalmente cilíndrica, limpia 

y seca, se le mide su porosidad efectiva (ver POROSIDAD EFECTIVA), se 

satura 100% con un líquido que no reaccione con los sólidos y se coloca en 

un equipo de alta presión, previamente calibrado por deformación (cambios 

de volumen debidos a cambios de presión), controlando la temperatura al 

valor deseado, ya sea temperatura atmosférica o temperatura de yacimiento. 
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La presión hidrostática se eleva por etapas hasta tener una presión en los 

sólidos de la muestra igual a la presión del yacimiento, que es la máxima 

presión a la que están sometidos los sólidos en el yacimiento. Se determina, 

para cada etapa de incremento de presión, la reducción del volumen de 

sólidos a partir del volumen inicial de sólidos de la muestra y del volumen de 

fluido inyectado, Vfi, para aumentar la presión, corrigiendo por deformación 

del equipo, aspecto obtenido con la calibración mencionada, Fig. CS-1. 

FIG. CS-1, Equipo para medir la compresibilidad de los sólidos a temperatura atmosférica, 

Con estos datos se determina el volumen de sólidos correspondiente a cada 

presión, y se construye una gráfica que indica la variación del volumen de 

sólidos con respecto a la presión, Fig. CS-2. A partir de esta gráfica y 

aplicando la ecuación CS-1, se obtiene la gráfica de variación de 

compresibilidad de los sólidos con respecto a la presión, Fig. CS-3. 
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FIG. C5-2. Variación del volumen de sólidos con respecto a la presión. 

FIG. CS-3. Variación de la compresibilidad de los sólidos con respecto a la presión 
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• Indirectamente. 

A partir de correlaciones establecidas experimentalmente para diferentes tipos 

de roca. 

Aplicaciones principales:  

• Conocer las variaciones de los parámetros que dependen del volumen de 

sólidos: volumen de poros, volumen de roca, porosidad. 

Comentarios:  

Esta compresibilidad es importante en la explotación de los hidrocarburos, 

sobre todo en la etapa de bajosaturación (Pu < Py < Pyi). 

La compresibilidad de los sólidos depende de la composición mineralógica 

de los mismos. 
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Propiedad 1 

COMPRESIBILIDAD DE LA ROCA 
(Bulk compressibility) 
Símbolo: Cr 
Definición:  

Es el cambio que tiene un volumen unitario de roca, con respecto a la 

variación unitaria de la presión, a temperatura constante. 

Expresión matemática:  

(dV, 

En donde: 

cr = compresibilidad de la roca [kg/012]-1  

Vr = volumen de roca [m3] 

= variación del volumen de roca con respecto a la variación 
dP 

de la presión, a temperatura constante [m3/(kg/cm2)]•I.  

(CI? - 1) 

Unidades:  
La compresibilidad de la roca tiene las unidades del inverso de la presión, 

por ejemplo: [kg/cm2]-1, [1b/pg2]-1, [atm]•1  

Formas de obtención:  
• Directamente, en laboratorio sobre muestras de roca. 

Básicamente existen tres formas de obtener la compresibilidad de la roca: 

1. Roca saturada con líquido a presión interna constante. 

A una muestra de roca con geometria regular, generalmente cilíndrica, limpia 

y seca, se le mide su porosidad efectiva (ver POROSIDAD EFECTIVA), se 

forra perfectamente bien con un material resistente y elástico (plástico, 
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neopreno, lámina delgada de cobre), dejando una salida para introducir o 

drenar algún fluido de los poros, y se satura 100% con un líquido que no 

reaccione con los sólidos. La muestra forrada y saturada se coloca en un 

equipo de alta presión, previamente calibrado por deformación (cambios de 

volumen debidos a cambios de presión) y se controla la temperatura al valor 

deseado, ya sea temperatura atmoslaica o temperatura de yacimiento, 

Fig. CR-1. 

FIG. CR-1. Equipo para medir la compresibilidad de la roca a temperatura atmosférica. 

La presión hidrostática fuera del núcleo se incrementa por etapas hasta 

alcanzar la presión de sobrecarga (ver PRESION DE SOBRECARGA), mientras 

que la presión interna permanece constante e igual a la atmosférica. Se 

determina para cada etapa de incremento de presión externa la reducción del 

volumen de roca a partir del volumen de fluido inyectado, V►l, para aumentar 
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la presión, corrigiéndolo por el efecto de deformación del equipo, Fig. CR-2, 

y tornando en cuenta el volumen de roca inicial, sin presión externa. Con 

estos datos se determina el volumen de roca correspondiente a cada presión 

externa y se construye una gráfica de variación de volumen de roca con 

respecto a la presión externa, como la de la Fig. CR-3,. Con base en esta 

gráfica y aplicando la ecuación CR-2, se obtiene la gráfica de variación de 

compresibilidad de la roca con respecto a la presión externa, Fig. CR-4. 

FIG. CR-2. Variación del volumen de fluido inyectado, para 
calibración y para muestra, con respecto a la presión. 
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FIG. CR-3. Variación del volumen de roca con respecto a la presión externa. 

dPort  
(CR — 2) 

 

En donde: 

cr = compresibilidad de la roca [kg/cm2]-1  

Vr = volumen de roca [m3] 

(

„ dV 	= variación del volumen de roca con respecto a la variación 
dP„„, J r,p 

de la presión externa, a temperatura y presión interna constantes, 

[in3/(kg/cm2)]-1 . 
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FIG. CR-4. Variación de la compresibilidad de la roca con respecto a la presión externa 

2. Roca saturada con gas, a presión interna constante. 

A una muestra de roca con geometría regular, generalmente cilíndrica, limpia 

y seca, se le mide su porosidad efectiva (ver POROSIDAD EFECTIVA), se 

forra perfectamente bien con un material resistente y elástico (plástico, 

neopreno, lámina delgada de cobre) sin dejar salida para el aire contenido en 

los poros. Se coloca la muestra forrada en un equipo de alta presión, 

previamente calibrado por deformación (cambios de volumen debidos a 

cambios de presión) y se controla la temperatura al valor deseado, ya sea 

temperatura atmosférica o temperatura de yacimiento, Fig. CR-5. 
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FIG. CR-5. Equipo para medir la compresibilidad de la roca a temperatura atmosférica. 

La presión hidrostática, fuera del núcleo, se incrementa por etapas hasta 

alcanzar la presión de sobrecarga (ver PRESION DE ~RECARGA ). Se 

determina para cada etapa de incremento de presión externa la reducción del 

volumen de roca a partir del volumen de fluido inyectado, VII, para 

incrementar la presión, corrigiéndolo por efecto de deformación del equipo, 

Fig. CR-2, y tomando en cuenta el volumen de roca inicial, sin presión 

externa. Con estos datos se determina el volumen de roca correspondiente a 

cada presión externa con lo cual se puede preparar la gráfica de la Fig. CR-3. 

A partir de esta gráfica y aplicando la ecuación CR-2, se obtiene la gráfica 

de variación de compresibilidad de roca con respecto a la presión externa, 

Fig. CR-4. 
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3. Roca saturada con líquido, a presión externa constante. 

A una muestra de roca con geometría regular, generalmente cilíndrica, limpia 

y seca, se le mide su porosidad efectiva (ver POROSIDAD EIT(I'TIVA), se forra 

perfectamente bien con un material resistente y elástico (plástico, neopreno, 

lámina delgada de cobre), dejando una salida para los fluidos de los poros y 

se satura 100% con un líquido que no reaccione con los sólidos. La muestra 

forrada y saturada se coloca en un equipo para proporcionar valores altos de 

presiones externa e interna, controlando la temperatura al valor deseado, ya 

sea temperatura atmosférica o temperatura de yacimiento, Fig. CR-6. 

FIG. CR-6. Equipo para medir la compresibilidad de la roca a temperatura atmosférica. 

La presión hidrostática externa se eleva hasta la presión de sobrecarga (ver 

PRESION DE SOBRECARGA ), o sea la presión externa a la que estaba 

sometida la muestra en el yacimiento, y al mismo tiempo se eleva la presión 
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interna hasta la presión del yacimiento. Manteniendo la presión externa 

constante se abate por etapas la presión interna y se determina la reducción 

del volumen de roca con el volumen de líquido que se introduce al sistema 

para mantener constante la presión externa, haciendo las correcciones 

necesarias debido a la deformación del equipo (calibración). Con estos datos 

y tomando en cuenta el volumen de roca inicial, sin presión externa, se 

obtiene una gráfica de volumen (le roca con respecto a la presión interna, 

Fig. CR-7, y la compresibilidad de la roca se determina con pendientes 

calculadas de esta figura y aplicando la ecuación CR-3. Tal parámetro se 

relaciona con la presión correspondiente y se define la gráfica de la 

Fig. CR-8. 

1 (d V,. 
V,. dP, 1. 

c

m«,  
(CR - 3) 

En donde: 

cr = compresibilidad de la roca [kg/cm2]-1  

Vr = volumen de roca [m3] 

dP, 77«,  
= variación del volumen de roca con respecto a la variación 

de la presión interna, a temperatura y presión externa constantes, 

[in3/(kg/cm2)]-I. 
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FIG. CR-7. Variación del volumen de roca con respecto a la presión interna. 

FIG. CR-8. Variación de la compresibilidad de la roca con respecto a la presión interna 

45 



• Indirectamente. 

A partir de correlaciones establecidas experimentalmente para diferentes 

tipos de roca. 

Aplicaciones principales:  
. Conocer la variación de la porosidad debido a los abatimientos de presión 

interna al explotar el yacimiento. 

. Obtener otros parámetros de caractetización. 

Comentarios:  
De los tres procedimientos mencionados anteriormente para medir la 

compresibilidad de la roca, el tercero es el que más se aproxima 

a lo que sucede en el yacimiento al producir los hidrocarburos, 
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í Propiedad .1 

 

COMPRESIBILIDAD DEL GAS 
(Gas compressibility) 
Símbolo: eg 

Definición:  

Es el cambio que experimenta un volumen unitario de gas con respecto a la 

variación unitaria de presión, manteniendo la temperatura constante. 

Expresión matemática:  
1 (dV,,, 

dP 
(CG -1) 

En donde: 

cg — compresibilidad del gas [kg/cm2J-1 

Va -- volumen de gas [tn3] 

l' 	
variación de volumen de gas, con respecto a la variación 

unitaria depresión, a temperatura constante [m3 /(kg/cm2)]. 

Para un gas ideal: 

cY~ p; 
	 (CG - 2) 

En donde: 

cg = compresibilidad del gas [kg/cm21-1 . 

P = presión a la que está sometido el sistema gaseoso [kg/mi 

Para un gas real: 
_1 i(d7, 

c g (CG - 3) 
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En donde: 

cg — compresibilidad del gas [kg/cmi]- i 

P 	presión a la que está sometido el sistema gaseoso [kg/cm2] 

Z = factor de compresibilidad del gas [adimensional] 
(dz — .variación del factor de desviación del gas con respecto a la 

dP~ 7. 

variación unitaria de presión, a temperatura constante 

[kg/cm2]-1 . 

Unidades:  

La compresibilidad del gas se expresa en [kg/cm2]-1, [1b/pg2]-1 o [atm]-1. 

Formas de obtención:  

• Directamente, en laboratorio sobre muestras de gas. 

Un volumen conocido de gas se coloca en una celda de análisis PVT, 

previamente calibrada por deformación de equipo debido a cambios de 

presión y de temperatura. 

El sistema se lleva a la temperatura de interés y se mantiene constante. Se 

eleva la presión, por etapas, sobre la muestra de gas, reduciendo el volumen 

del gas. Para cada etapa de incremento de presión se determina el cambio en 

el volumen de la muestra. Con esta información se puede hacer una gráfica 

de volumen de gas contra presión. A partir de esta gráfica se obtienen 

pendientes y aplicando la ecuación CG-1 se calcula la compresibilidad del 

gas a varias presiones. 

• Indirectamente. 

La compresibilidad de un gas real, como lo es un componente puro o una 

mezcla de hidrocarburos gaseosos, se puede obtener por medio de alguna de 

las siguientes ecuaciones. 
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1. Para un componente puro, en función del factor de compresibilidad, Z, y 

de las condiciones de presión y temperatura, se aplica la ecuación CG-3. 

En la curva del factor de desviación, Z, para la temperatura a la cual se 

quiere conocer la compresibilidad del gas, se toman valores de Z para 

distintas presiones. En estos puntos se determina la pendiente de la curva, 

Fig. CG-1. Para cada val& de presión seleccionado y sus respectivos 

valores de Z y de pendiente de la curva (dZ/dP) se aplica la ecuación 

CG-3, obteniéndose los correspondientes valores de compresibilidad del 

gas. 

FIG. CC,-1. Variación del factor de compresibilidad del gas con 
respecto a la presión. 

2. Para un componente puro, en función del factor de desviación, Z, y de las 

condiciones de presión y temperatura reducidas. 
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Con base en la ecuación CCi-4 y aplicando el método de Trube, la 

compresibilidad de un gas se puede obtener en función de la 

compresibilidad reducida, ecuación CG-5. Para este cálculo se utilizan las 

gráficas de la Figs. CG-2, CG-3 y CG-4. 

1 	1 ( 
e 	„ 	 (CG - 4) 

P Z dl, r.  

e, 
g 	 (CG - 5) 

En donde: 

es 	compresibilidad del gas [kg/cm1-1  

cr = compresibilidad reducida del gas [adimensional] 

P = presión a la que está sometido el sistema gaseoso [kg/cin2] 

Pe = presión crítica [kg/cm2] 

Z = factor de compresibilidad del gas [adimensional] 
dZ) 

= variación del factor de desviación del gas.con respecto a la 
dP,. 

variación de la presión reducida, a temperatura reducida 

constante, [adimensional]. 
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FIG. CG2 Variación de las compresibilidades pseudo-reducidas con respecto a la 
presión pseudo-reducida. (CG-1) 
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FIG. CG-4. Variación de las compresibilidades pseudo-reducidas.(c" 

3. Para una mezcla de hidrocarburos, en timción del factor de desviación, Z, 

y de las condiciones de presión y temperatura pseudo-reducidas. 

En este caso la compresibilidad del gas se obtiene a partir de la ecuación 

CG-6 y considerando la propuesta de Trube se obtiene la compresibilidad 

del gas en función de la compresibilidad pseudo-reducida. 
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En donde: 

Cg = compresibilidad del gas [kg/cm2]-1  

cpr = compresibilidad pseudo-reducida del gas [adimensional] 

P - presión a la que está sometido el sistema gaseoso [kg/cin2] 

Ppc = presión pseudo-critica [kg/cm2] 

Z = factor de compresibilidad del gas [adimensional] 

dZ 	= variación del factor de volumen del gas con respecto a la ( 
dPpr  r  , 

variación de la presión pseudo-reducida, a temperatura 

pseudo-reducida constante [adimensional]. 

Aplicaciones principales:  

• Conocer los cambios de volumen de un gas al cambiar la presión. 

• Conocer la compresibilidad total del sistema roca-fluidos. 

• Determinar otros parámetros de caracterización. 

Comentarios:  

La compresibilidad de una mezcla gaseosa depende de su composición, y de 

las condiciones de temperatura y presión a la que esté sometida. La 

compresibilidad de un gas es mucho mayor que la compresibilidad de un 

liquido. 

Para determinar la compresibilidad de un gas por métodos indirectos se 

utilizan normalmente los parámetros que a continuación se describen: 
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FACTOR DE COMPRESIBILIDAD o factor de desviación de un gas, Z. Este 

factor se define como la relación entre el volumen de gas realmente ocupado 

por un gas a ciertas condiciones de presión y temperatura, Vr, y el volumen 

que ocuparía ese gas a tales condiciones de presión y temperatura si fuera 

ideal, Vi, Fig. CG-5. 
t" 
t7;  

(Co; 8) 

FIG. CG-5. Factor de compresibilidad para un componente puro. (CG-2) 
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PRESION Y TEMPERATURA CRITICAS (Pe y Tc), son las condiciones en las 

que todas las propiedades de las fases gaseosa y líquida, coexistentes en un 

sistema de hidrocarburos, son idénticas. 

PRESION Y TEMPERATURA REDUCIDAS (Pr y Tr), se definen como las 

relaciones entre las condiciones de presión y temperatura a las que se 

encuentra un sistema de hidrocarburos y las condiciones de presión y 

temperatura críticas de tal sistema. 

p = 1; = Y 	
1; 

(CG - 9) 

PRESION Y TEMPERATURA PSEUDO-CRITICAS (Ppc y Tpc), son valores de 

presión y temperatura criticas ficticios, atribuidos a un sistema 

multicoinponente para que los estados reducidos de PVT del sistema 

conformen los estados reducidos de los gases puros. 

	

PK = E; Par 	y 	T,, = E Zi 	(CG -10) 

PRESION Y TEMPERATURA PSEUDO-REDUCIDAS (Ppr y Tpr), se definen 

como las relaciones entre las condiciones de presión y temperatura a las que 

se encuentra un sistema de hidrocarburos y las presiones y temperaturas 

pseudo-críticas de tal sistema. 

	

Ppc 
	 (CG -11) 
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En las Figs. CG-6, C.(1-7 y CG-8, se muestra la compresibilidad del gas a 

condiciones de presión y temperatura pseudo-reducidas. 

FIG CG-6. Factor de compresibilidad del gas a condiciones de presión y 
temperatura pseudo-reducidas."-2)  
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Propiedad  

COMPRESIBILIDAD DEL LIQUIDO 
(Liquid compressibility) 

Símbolo:  ch  

Definición:  
Es el cambio que experimenta un volumen unitario de líquido con respecto a 

la variación unitaria de presión, manteniendo la temperatura constante. 

Expresión matemática:  
1 (c11/L) 	

(CL —1) 

En donde: 

cL  - compresibilidad del liquido [kg/cm2]-1  

VL = volumen de liquido [m3] 

(
(19 = variación de voltunen del liquido con respecto a la variación 
di) r  

unitaria de presión, a temperatura constante [m3/(kg/cm2)]. 

Unidades:  

La compresibilidad del liquido se expresa en [kg/cm2]-', [1b/pg2]-1  o [atm]* 

Formas de obtención:  

• Directamente, en laboratorio sobre muestras de liquido. 

Un volumen conocido de líquido se coloca en una celda de análisis PVT, 

previamente calibrada por deformación de equipo debido a cambios de 

presión y de temperatura. 

El sistema se lleva a la temperatura de interés y se mantiene constante. Se 

eleva la presión por etapas sobre la muestra de liquido, reduciendo el 

volumen del liquido. Para cada etapa de incremento de presión se determina 

el cambio en el volumen de la muestra. Con esta información se puede hacer 
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una gráfica de volumen de líquido contra presión, Fig. C1. 1. A partir de esta 

gráfica se obtienen pendientes y aplicando la ecuación CL-1 se obtiene la 

compresibilidad del líquido a varias presiones, Fig. CL-2. 

FIG. CL-1. Variación del volumen del liquido con respecto a la presión. 

Compresibilidad del líquido 

cc. 

Presión 

FIG. CL-2. Compresibilidad del líquido con respecto a la presión. 
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• Indirectamente. 

- Por medio de correlaciones o ecuaciones, En la Fig. CL-3 se muestra un 

ejemplo de la variación de la compresibilidad del agua para diferentes 

condiciones de presión y de temperatura. 

FIG. CL-3. Compresibilidad del agua pura en función de la 
presión y la temperaturli(e" 

- Para una mezcla de hidrocarburos liquida, se puede obtener la 

compresibilidad media del aceite en la etapa de bajosaturación, es decir entre 

la presión inicial del yacimiento, Pyi, y la presión de burbujeo, Pb, con la 

siguiente ecuación: 

co i  
2(B, — B,,) 

(CL —2) 
Pb)(kb - f-  B.,) 
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En donde: 

co - compresibilidad del aceite [kg/cm21-1  

Boj - factor de volumen del aceite a la presión inicial del yacimiento 

[m3/m3 j. 

Bob - factor de volumen del aceite a la presión de burbujeo 1m3hn3 j. 

Pyi presión inicial del yacimiento [kg/cm2 j. 

Pb = presión de burbujeo del aceite [kg/cm2 j 

Aplicaciones principales:  

• Estimar valores de propiedades de los líquidos, a condiciones de yacimiento, 

a partir de datos obtenidos en laboratorio a condiciones atmosféricas. 

• Conocer la variación de un volumen de líquido al someterse a cambios de 

presión. 

• Conocer la compresibilidad total del sistema roca-fluidos. 

• Determinar otros parámetros de caracterización de líquidos. 

Comentarios:  

En un yacimiento petrolero se tienen normalmente dos líquidos: aceite y 

agua, cada uno con sus características propias, bien definidas, por lo que sus 

compresibilidades (co y cw) son muy diferentes. 

La compresibilidad del aceite depende de su composición, sobre todo de las 

fracciones ligeras que están en solución y que fácilmente se liberan. A mayor 

gas en solución, o sea a mayor contenido de gas disuelto, el aceite es más 

compresible y, además, es de más alto encogimiento. Por el contrario, un 

aceite con poco gas en solución tiene baja compresibilidad y es de bajo 

encogimiento. 

Por su composición y por tener menor cantidad de gas en solución el agua 

del yacimiento tiene menor compresibilidad que el aceite. 
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Debido a los bajos valores de compresibilidad que tiene el agua, se le 

considera prácticamente incompresible; sin embargo, por los volúmenes tan 

grandes de agua que existen en los yacimientos y las condiciones a las que se 

encuentra, ese valor bajo de compresibilidad debe tomarse en cuenta, ya que 

la compresibilidad del agua del yacimiento contribuye grandemente, en 

algunos casos, a la producción de yacimientos volumétricos en la etapa de 

bajosaturación. 
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DENSIDAD DEL GAS (Density of gas) 
Símbolo:  pg  

Definición:  

Es la masa de gas por unidad de volumen. 

Expresión matemática: 

Pg 
	Ilg 	

(DG - 1) 

En donde: 

p8  = densidad del líquido [g/cm3] 

mg  = masa del líquido [g] 

V8  = volumen del líquido [m3] 

Unidades:  

La densidad del gas se expresa en: [g/cin3] o [lb/piel 

Formas de obtención:  

• Directamente, en laboratorio. 

Se coloca el gas al que se desea medir su densidad en un aparato de efusión, 

dicho aparato se basa en que los tiempos requeridos para el flujo de 

volúmenes iguales de dos gases, a la misma presión y a través del mismo 

orificio son, aproximadamente, iguales a las raíces cuadradas de las 

densidades de los gases. Si se toma la densidad del aire como unidad, el 

peso específico del gas se puede; por lo tanto, calcular con la ayuda de la 

siguiente fórmula: 

(DG 2) 
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En donde: 

Ci - peso específico del gas en relación al aire, [adimensional] 

Tg  = tiempo requerido para el flujo de un volumen normal de gas a través del 

orificio, [seg] 

TA  = tiempo requerido para el flujo de un volumen normal de aire, [seg] 

• Indirectamente. 

- A partir de la gravedad específica del gas se obtiene el peso molecular del 

gas del que se quiere conocer su densidad de acuerdo a la ecuación DG-2. 
M 

SG =--- 	 (DG- 2) 
29 

En donde: 

Mg = peso molecular del gas [lb/lb-mol] 

SG = gravedad específica del gas que es la densidad del gas entre la 

densidad del aire medidos a las mismas condiciones de presión y temperatura 

[fracción]. 

29 = peso molecular del aire. 

Con este peso molecular y la ecuación DG-1 se obtiene la densidad del gas. 

Aplicacionesirineinales:  
• Determinar otros parámetros de caracterización. 

Comentarios:  
En una mezcla de aceite y gas las fases líquida y gaseosa tienen 

aproximadamente la misma densidad cerca de las condiciones de presión y 

temperatura críticas. 
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Propiedad] 

DENSIDAD DEL LIQUIDO (Density of 
Símbolo: 	PI, 
Definición:  

Es la masa de un liquido por unidad de volumen. 

Expresión matemática:  
(DL-1) 

En donde: 

= densidad del liquido [g/cm3] 

= masa del liquido [g] 

= volumen del liquido [m31 

Unidades:  
La densidad del líquido se expresa en: [g/cm3] o [1b/pie3]. 

Formas de obtención:  
• Directamente, en laboratorio. 

A una muestra de líquido se le determina el volumen que ocupa una masa a 

temperatura constante y se relacionan de acuerdo con la ecuación DL-1. La 

masa se puede obtener con una balanza y el volumen por medio de un 

recipiente calibrado, con buena aproximación. 

• Indirectamente. 

- Por medio del método basado en el principio de solución ideal. 

El principio de solución ideal indica que el volumen de una solución ideal es 

la nona de los volúmenes de los componentes líquidos. No hay soluciones 

liquidas ideales; sin embargo, cuando los líquidos de características químicas 
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y lisicas similares se mezclan, el comportamiento de la solución resultante es 

muy parecido al comportamiento de una solución ideal. Las mezclas liquidas 

encontradas en los yacimientos de petróleo son mezclas con características 

similares, por lo que los principios de solución ideal se pueden aplicar a tales 

mezclas de hidrocarburos líquidos para obtener sus densidades. 

El procedimiento consiste en calcular la masa y el volumen de cada uno de 

los componentes de la mezcla. La masa de cada componente se determina a 

partir de su fracción mol en la mezcla y su peso molecular, de acuerdo con la 

ecuación DL-2. El volumen de cada componente se obtiene a partir de la 

masa obtenida y la densidad del componente con la ecuación DL-3. 

Posteriormente, las masas y los volúmenes de los componentes se suman 

para obtener la masa y el volumen de la mezcla con la ecuación DL-4. La 

masa se divide entre el volumen para obtener la densidad de la mezcla con la 

ecuación DL-5. La densidad del líquido que se obtiene es a condiciones 

estándar. 

zi Mi 	 (DL- 2) 

(DL-3) 

Mr  =Erni 	Vr = E 	(DL- 4) 

mr  
= ce.s. 	 (DL-5) 

Vr  

Con esta densidad y aplicando las correlaciones de las Fig.s DL-1 y DL-2 y 

la ecuaciones CL-6 y CL-7 se puede estimar la densidad del líquido a 

condiciones de yacimiento. 

a@C.s.+Corrx P.A.,©7;©Py 	 (CL - 6) 

PL 	 - Corr x P = pi.  @c. y. 	 (CL - 7) 
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Aplicaciones principales: 
• Clasificar los yacimientos de los hidrocarburos líquidos. 

• Interpretar registros geofísicos. 

• Determinar la calidad de los hidrocarburos líquidos. 

. Determinar otras propiedades de los líquidos. 

FIG. DL-2. Corrección de la densidad por temperatura .(1")  
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Comentarios:  

La densidad de un líquido depende de su composición; por ejemplo, la 

densidad de una mezcla de hidrocarburos líquidos depende del tipo y 

cantidad de los hidrocarburos puros que la componen. En el caso del agua 

del yacimiento, la densidad depende principalmente de la cantidad de sales 

que tiene en solución y puesto que el agua de los yacimientos petroleros 

contiene gas en solución, también depende de la cantidad de gas disuelto, así 

como, de las condiciones de presión y temperatura a las que se encuentra, 

La densidad de una salmuera, a condiciones estándar, se puede obtener en 

forma directa como se indicó en párrafos anteriores para un líquido y en 

forma indirecta por medio de la gráfica de la Fig. DL-3, para lo cual se 

requiere de porcentaje de sólidos disueltos (salinidad). Para obtener la 

densidad del agua a condiciones de yacimiento, el valor obtenido de la Fig. 

DL-3 se divide entre el factor de volumen del agua a las condiciones de 

yacimiento, como se indica en la ecuación DL-6. 

Como en el caso del aceite, la densidad del agua se pUede aplicar para: 

- Interpretar registros 

- Determinar otras propiedades del agua. 
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Concepto .1 

DIAGRAMA DE FASE (Phase diagram) 
Definición:  

Es una gráfica presión-temperatura, que muestra las condiciones bajo las 

cuales las distintas fases de una sustancia pueden estar presentes. 

Se entiende por FASE (Phtzse) cualquier parte flsicamente bien definida y 

homogénea de un sistema, que está separada de las otras partes del sistema 

por superficies de frontera; por ejemplo: el hielo, el agua, y el vapor de agua 

son tres fases. 

Diakrama de fase de un sistema monocompanente.  
En la Fig. DF-1 se presenta un diagriuna de fase para un sistema de un sólo 

componente, o sea para una sustancia pura. Los rasgos sobresalientes para 

este sistema son los siguientes: 

PUNTO CRITICO (Critical point), C Está definido por la presión crítica y la 

temperatura crítica. Para una sustancia pura, la TEMPERATURA CRITICA 

(Critica! temperature), T. es aquella temperatura arriba de la cual un gas no 

puede ser licuado, independientemente de la presión que se aplique, y la 

PRESION CRITICA (Critica! pressure), P. es la presión arriba de la cual el 

líquido y el gas no pueden coexistir, independientemente de la temperatura. 

El PUNTO TRIPLE (Triple point), 7', representa la presión y la temperatura a 

las que el sólido, el liquido y el gas coexisten bajo condiciones de equilibrio. 

La línea de PREVIOS DE VAPOR (Vapor pressure line) indica las condiciones 

en las que el gas y el liquido coexisten y, además, separa la región en la que 

la sustancia es un líquido de la región en la que es gas. Esta línea está 

limitada por el punto triple y el punto crítico. 
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La línea de FUSION (Meiting !bu) indica las condiciones en las que el líquido 

y el sólido coexisten y, además, separa la región en la que la sustancia es un 

líquido de la región en la que es sólido. Esta línea parte del punto triple y su 

otro límite no ha sido obtenido experimentalmente. 

La línea de SUBLIMACION (Sublimation fine) indica las condiciones en las que 

las fases sólida y gaseosa de la' sustancia coexisten y, además, separa la 

región en la que la sustancia es un sólido de la región en la que es gas. Esta 

línea se inicia en el punto triple y teóricamente se extiende hasta la 

temperatura de cero absoluto. 

FIG. DF-1, Diagrama de fase de un sistema monocomponente. 

Diagrama de fase de un sistema multicomponente:  
En la Fig. DF-2 se muestra un diagrama de fase para un sistema 

multicomponente, como normalmente se tiene en mezclas de hidrocarburos, 
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Punto 
critico 

Cricondentelms 

El comportamiento de un sistema multicomponente no es tan simple como el 

de una sustancia pura. En vez de la línea curva de presión de vapor que 

aparece en los sistemas de sustancias puras, ahora se tiene una región en la 

cual las dos fases coexisten. Esta región de dos fases está limitada por las 

líneas de puntos de burbujeo y de puntos de rocío, las cuales se unen en el 

punto critico, que es el punto én el cual todas las propiedades del liquido y 

del gas llegan a ser idénticas. 

FIG. DF-2. Diagrama de fase para un sistema multicomponente. 

Para un abatimiento de presión, a temperatura constante, el PUNTO DE 

BURBUJEO (Bubble poine) corresponde a la presión a la cual se forma la 

primera burbuja de gas y el PUNTO DE BOCIO (Dew pujo«) corresponde a la 

presión a la que desaparece la última gota de líquido. Entre estas dos 

presiones, el líquido y el gas coexisten en distintas proporciones. En la 
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3  Punto ~001111010.-- crítico 114  

Ces 

Temp oren o a 

e 

región de dos fases se tienen las LINEAS DE CALIDAD (Gines of quedo), que 

representan la coexistencia de las fases líquida y gaseosa en distintas 

proporciones. 

La CRICONDENTERMA (Cricondentherm) es la temperatura arriba de la cual 

no puede formarse líquido, independientemente de la presión que se aplique, 

y corresponde a la máxima temperatura del diagrama de fases. 

La CRICONDEMBARA (Cricondenbar) es la presión arriba de la cual no se 

puede formar gas, independientemente de la temperatura que se aplique, y es 

la máxima presión del diagrama de fases. 

En el diagrama de fase de una mezcla de hidrocarburos también se presentan 

las regiones de condensación retrograda, Fig. DF-3. 

REGIONES DE CONDENSACION RETROGRADA (Retrograde condensadas 

regions). Son las regiones dentro del diagrama de fase en donde se tiene la 

formación de liquido con un abatimiento de • presión isotérmicamente 

(línea 1-2) o con un abatimiento de temperatura a presión constante 

(línea 3-4). 

FIG. DF-3. Diagrama de fase para un sistema multicomponente con 
regiones de condensación retrograda. 
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Formas de obtención:  

Una forma muy común para obtener un diagrama de fase es a través de 

análisis de comportamiento presión-volumen-temperatura (análisis PVT) en 

laboratorio. Para ésto se requiere tener una muestra de la mezcla de 

hidrocarburos de un yacimiento. Un cierto volumen de esta mezcla se 

introduce en la celda de alta presión de un equipo de análisis PVT. Se lleva a 

las condiciones de presión y temperatura del yacimiento y manteniendo la 

temperatura constante se abate la presión, detenninándose por observación a 

través de la ventana de la celda los puntos de burbujeo y de rocío, así como 

puntos intermedios de coexistencia de las fases líquida y gaseosa. 

Abatimientos de presión similares se realizan a diferentes temperaturas. Los 

datos obtenidos se grafican en papel normal y uniendo los puntos de 

burbujeo, los de rocío y los intermedios se pueden definir las curvas de 

burbujeo, de rocío y de calidad y por extrapolación se puede definir el punto 

critico. 

En la Fig. DF-4 se presenta, en forma esquemática, lo que pasa en la celda 

de análisis PVT al abatir la presión isoténnicamente, lo cual se logra al 

extraer mercurio. 
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FIG. DF-4, Cambios en una mezcla de hidrocarburos al abatirse la 
presión a temperatura de yacimiento. 

Comentarios:  

A los diagramas de fase también se les llama diagramas de presión-

temperatura. 

Con los diagramas de fase de una mezcla de hidrocarburos se conoce el 

comportamiento de las distintas fases que se presentan tanto en el yacimiento 

como en la superficie al explotarlo, información muy importante para 

seleccionar el proceso de explotación más adecuado. 

El diagrama de fase se toma como base para clasificar los yacimientos 

petrolíferos, para lo cual se toman en cuenta las condiciones originales de 

presión y temperatura del yacimiento, las fases que se presentan en el 

yacimiento al abatir la presión y las relaciones de las fases gas y aceite 

producidas. 



Para la explotación de un yacimiento de hidrocarburos normalmente se 

requiere conocer el comportamiento de las tases gas y líquido al abatirse la 

presión, desde la presión original hasta la presión de abandono, a la 

temperatura de yacimiento. 
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Concepto .1 

ESTRATO (Stratutn) 

Un estrato es una capa de roca con características propias, que la distinguen 

de las capas con las que está en contacto, y cuyos límites superior e inferior 

generalmente son paralelos. 	• 

Las características distintivas de los estratos se originan durante la 

depositación de los sedimentos y son debidas a cambios en algún tipo de 

material que se depositó o a cambios en las condiciones de depositación. 

Al conjunto de capas que se depositaron separada y sucesivamente, una 

después de otra, se le conoce como estratificación. Los términos estratos y 

estratificación sólo son aplicables a rocas de origen sedimentario. En la 

Fig. E-1 se muestra un ejemplo de estratificación. 

A los estratos (strata) también se les llama capas (beds) o láminas (laminae), 

la diferencia entre ellos es el espesor: 

- Estrato o capa, sedimento con más de 1 centímetro de espesor. 

- Lámina, sedimento con menos de 1 centímetro de espesor. 

Definir los estratos que tiene la roca de un yacimiento, o sea determinar la 

estratificación, es un aspecto muy importante en la caracterización de los 

yacimientos, ya que cada estrato tiene sus propias características y por lo 

tanto se comporta de manera diferente a los demás. 

Desde el punto de vista petrofisico, los estratos pueden tener distintas 

porosidades y pemieabilidades, dando lugar a capas con mayor o menor 

contenido de hidrocarburos, así como con mayor o menor facilidad de flujo 

de fluidos, aspectos importantes para la explotación adecuada de 

hidrocarburos. 
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FIG. E-I. Ejemplo de estratificación de sedimentos. 

La estratificación de una roca de yacimiento a nivel de pozo puede 

determinarse, básicamente, a partir de análisis de muestras de roca (recortes, 

núcleos de pared y de fondo) y de las interpretaciones cualitativa y 

cuantitativa de registros de pozos, en especial de los llamados de litología: 

SP y rayos gamma. En la Fig. E-2 se presenta un ejemplo de una secuencia 

vertical del tipo de roca. 
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FIG. E-2. Secuencia litológica a partir de núcleos y registros .(E'')  

A nivel de yacimiento o de una parte de él, la estratificación se determina por 

la correlación entre pozos de datos de análisis de roca o de registros 

geofísicos de pozo. Para este trabajo se construyen, con los datos 

mencionados, secciones transversales de correlación geológiCa (ver 

SECCIONES TRANSVERSALES DE CORRELACION), en las que se identifican 

con detalle, en cada pozo, marcas de correlación y los diferentes estratos o 

capas. Estos aspectos se relacionan entre los pozos para definir la 
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continuidad de los estratos. Establecida la estratificación en secciones 

transversales con distinta dirección y que cubran todo el campo o la parte de 

interés, se obtiene información para preparar planos de: cimas, bases, 

espesores y de características petrofisicas de cada estrato o de secuencias de 

estratos. 

Este trabajo de correlación estraiigráfica permite establecer zonificaciones 

de la roca del yacimiento, de acuerdo a diversas características tanto 

geológicas como petrofisicas. Para cada zona establecida se determina su 

continuidad horizontal dentro del yacimiento, así como sus limites y la 

variación de sus propiedades más importantes. 
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Concepto . 

ESTRUCTURA POROSA (Dore structure) 

Definición: 

En una roca sedimentaria, la estructura porosa es la distribución y el orden 

en que están acomodados los huecos que la componen. 

Formas de identificar a la estructura porosa:  

Directamente, en laboratorio. 

Para el estudio de la estructura porosa se consideran principalmente dos 

aspectos: su volumen y su geometría. 

El volumen de la estructura porosa, que generalmente es el volumen de 

poros, se determina en laboratorio sobre muestras de roca como se explica 

en la parte VOLUMEN DE POROS . Una forma de expresar el volumen de 

poros es la siguiente: 

=V, --V, 	 (EP -1) 

En donde: 

VP  = volumen de poros [cm3] 

V, = volumen de roca [cm3] 

VS  = volumen de sólidos [cm3] 

La geometría de la estructura porosa se conoce por medio de observaciones 

que se realizan en muestras de roca del yacimiento, utilizando microscopios 

de diverso tipo (petrográficos, electrónicos), para lo cual es necesario 

preparar adecuadamente las muestras. 

. Indirectamente. 

Se han definido varios parámetros o propiedades de las rocas que dependen 

básicamente de la estructura porosa, cuya cuantificación se realiza en forma 

indirecta, sin poder determinar cuál o cuáles aspectos de la geometría porosa 
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son los predominantes. Los exponentes de cementación (rn)•y de saturación 

(n) así como el factor geométrico (a), que se determinan a partir de 

mediciones de resistividad en rocas, son algunos ejemplos. 

Aplicaciones principales:  

• Determinar porosidad. 

• Determinar parámetros petrofisicos que tienen relación con el flujo de 

fluidos o de corriente eléctrica. 

Comentarios:  

El aspecto geométrico de la estructura porosa, o sea la geometría del espacio 

poroso, también llamada geometría de poro, rige las propiedades de flujo de 

un medio poroso, como lo es la roca de un yacimiento. Algunas de tales 

propiedades son: la permeabilidad, en sus distintos tipos (ka, ke, kr) y la 

resistividad eléctrica. 

Tanto la magnitud como la geometría de la estructura porosa son 

establecidas por la estructura sólida, por lo que ambas estructuras están 

estrechamente relacionadas. Factores tales como: forma y tamaño de los 

sólidos, su grado de clasificación y la manera como están acomodados, 

establecen el grado de movilidad de algún fluido dentro de la roca. La 

facilidad de flujo está definida principalmente por la tortuosidad y por la 

comunicación entre los poros, comunmente llamada garganta de poro (ver 

TORTUOSIDAD Y GARGANTA DE PORO). 

En la Fig. EP-I se muestra una estructura porosa obtenida por inyección de 

un metal en una roca. 
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FIG. EP-1. Estructura porosa de una arena consolidada. 
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Concepto .1 

ESTRUCTURA SOLIDA (Solid structure) 

Definición:  

En una roca sedimentaria, la estructura sólida es la distribución y el orden en 

que están acomodadas las partículas sólidas que la forman. 

Formas de identificar a la estructura sólida:  

• Directamente, en laboratorio. 

Para el estudio de la estructura sólida se consideran principalmente dos 

aspectos: su volumen y su geometría. 

El volumen de la estructura sólida, que generalmente es el volumen de 

sólidos, se determina en laboratorio sobre muestras de roca corno se explica 

en la parte VOLUMEN DE S'OLIDOS . El volumen de la estructura sólida, o 

sea el volumen de sólidos, se puede expresar en la siguiente forma: 

V 	V, - p 	 (ES -1) 

En donde: 

V, = volumen de sólidos [cm3] 

V, = volumen de roca [cm3] 

Vp  = volumen de poros [cm3] 

La geometría de la estructura sólida se conoce por medio de observaciones 

que se realizan en muestras de roca, preparadas apropiadamente, utilizando 

microscopios de diverso tipo (petrográficos, electrónicos). 

Aplicaciones principales: 

• Determinar porosidad. 

• Determinar la geometría del espacio poroso. 
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Comentarios:  

La estructura sólida de una roca de yacimiento, además de sostener la 

columna de sedimentos que la sobreyace, conforma al espacio en el que se 

almacenan los fluidos, definiendo su volumen y su geometría, por lo que está 

íntimamente relacionada a la estructura porosa. 

Con los métodos de laboratorio' para determinar el volumen de sólidos a 

partir del volumen de espacios comunicados, sólo se obtendrán valores 

correctos si no existen poros aislados, no comunicados, en caso contrario, 

los poros no comunicados se considerarán como sólidos. 

La forma y el tamaño de los granos, su grado de clasificación y su tipo de 

empacamiento determinan la magnitud de la superficie sólida expuesta a los 

poros y por lo tanto a los fluidos. A la superficie sólida expuesta a los poros 

también se le llama pared de poro y a esta superficie contenida en un cin3  de 

roca se le conoce como superficie específica. En la Fig. ES-1 se muestran 

diferentes tipos de empacamiento de granos, como ejemplo de estructuras 

sólidas simples. 
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Caso 6 

Caso 1 Caso 2 

Cúbico 

= 47.64% 

Caso 4 

Hexagonal 

= 39.54% 

Caso 6 

Tetragonal 
=30.19% 

Ortontmbico 
x =39.54% 

Calo 1 Caso 2 	 Caso 3 

FIG. ES-1. Diferentes tipos de empacamientos de esferas 
(estructuras sólidas simples)1 " 

Caso 4 

110°• 34 

eo 
Caso 6 
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Propiedad .1 

EXPONENTE DE SATURACION 
(Saturation exponen° 
Símbolo:  n 
Definición:  

Es un parámetro petrofisico relacionado al flujo de corriente eléctrica, que 

depende de la combinación de todos los factores que establecen la 

complejidad del espacio poroso y de la cantidad de fluido conductor. 

Expresión matemática:  

De 

Se tiene que: 

1 

n 	- log (1) 
S 

En donde: 

n = exponente de saturación [sin unidades, adimensional] 

Sw = saturación de agua [fracción] 

I - índice de resistividad [sin unidades, adimensional] 

Unidades:  
El exponente de saturación no tiene unidades. 

Formas de obtención:  

Método gráfico 

Con datos obtenidos de resistividad para Sw =100% y Sw <100%, Ro y Rt, y 

de saturación de agua, Sw, obtenidos ya sea de análisis de núcleos o de la 

interpretación de registros geofisicos, se calculan los valores del Indice de 
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resistividad, 1, que es igual a R►  /Ro. En papel doble logarítmico se grafican 

estos datos con sus respectivas saturaciones de agua , Sw, y se ajusta una 

recta a los puntos grafieados. La pendiente de esta recta es el exponente de 

saturación, n, como se muestra en la Fig. ES-1. 

►  
• loo 
a 

e 

e 

e 10 

a 
a 
a 

  

  

0.1 	 1 

Saturación de agua 

FIG. ES-1. Valor de n obtenido a partir de 1 y Sw. (ES 4) 

Aplicaciones principales:  

. Interpretar registros geolisicos de pozos 

. Conocer otros parámetros de caracterización. 

Comentarios  

El exponente de saturación, como todos los parámetros que se relacionan a 

las propiedades eléctricas de las rocas, depende de las características del 

sistema roca-fluidos. Los aspectos de la roca que influyen en n son los que 

resultan del volumen y la geometria del espacio poroso así como de la 
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composición de los sólidos. fin lo que respecta a los fluidos, lo que influye 

en n es la composición y la cantidad de esos fluidos en el medio poroso. 
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Concepto .1 

FACIES 	(Facies) 
Aspectos laterales diferentes de rocas sedimentarias equivalentes que son 

esencialmente contemporáneas, originan lo que se conoce como facies; en 

otras palabras, i►cies es una parte de una capa de roca sedimentaria que 

difiere lateralmente, en forma significativa, de otra parte de esa capa. 

Cuando las diferencias se relacionan al tipo de roca, o sea a aspectos 

litológicos, se habla de litofacies y si se consideran diferencias de aspecto 

biológico, entonces se habla de biofacies. 

Estos cambios pueden ser de extensión local o regional. 

Puesto que los cambios que generan las facies son laterales, pueden 

prepararse mapas de facies. Estos mapas son de varias clases, pero los de 

más interés o los que más se usan en la geología de petróleo son los mapas 

de litofacies, es decir, mapas en los que se distinguen 	los varios tipos 

litológicos de la roca del yacimiento. 

Prácticamente, todas las formaciones o los grupos de formaciones están 

dentro de fronteras estratigráficas y estructurales definidas. Dentro de esos 

limites, una roca puede cambiar lateralmente de un tipo a otro tipo. Un mapa 

de litofacies muestra la naturaleza y la dirección de los cambios que existen 

en el tipo de roca dentro de una formación o un estrato. 

Las Fig.s F-1 y F-2 son dos ejemplos de formas de presentar los planos de 

litofacies. 
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(Oriettación • . 	• / • 	 arobable de la e, 
• .•-• 	• 	línea de costa 

16 4 1 1(4 1(16 Lutita 

	

Mena 	o ° 1-•." • o o  • • 
Relación arena-lutita 

FIG. F-l. Plano de litofacies de una cuenca hipotéticaff-1) 

FIG. F-2. Ejemplo simple de un plano de litofacies-espesor.ffl-2) 
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Los cambios de litofacies más significativos en rocas de yacimiento se tienen 

cuando una roca permeable gradúa a una roca menos penneable. Estos 

cambios son de gran importancia en la caracterización de yacimientos, ya 

que en ocasiones generan entrampamientos de hidrocarburos y, además, 

están íntimamente relacionados con la producción de ellos. 

Para la preparación de planos de litotacies comumnente se utilizan datos del 

análisis de muestras de roca y de la interpretación de registros geofísicos de 

pozos, los cuales se manejan en secciones transversales de correlación 

geológica (ver SECCIONES TRANSVERSALES DE CORRELACIOIV). 

tal 



Propiedad . 

FACTOR DE CEMEN7ACION 

(Cementado,: factor) 

Símbolo: m 

Definición:  

Es un parámetro petrofisico relacionado al flujo de corriente eléctrica, que 

depende de la combinación de todos los factores que establecen la 

complejidad del espacio poroso. 

Expresión matemática:  

De 

Se tiene que: 
, 	F 

m = tog 
a 95, 

En donde: 

m = factor de cementación [sin unidades, adimensional] 

F = factor de formación [sin unidades, adimensional] 

a = factor geométrico [sin unidades, adimensional] 

= porosidad efectiva [fracción] 

Unidades: 

El factor de cementación no tiene unidades. 

Formas de obtención:  

• Método gráfico 

Con datos de resistividad de la roca para Sw=1 00%, Ro, resistividad del 

agua, Rw, y porosidad efectiva , le, obtenidos ya sea de análisis de núcleos o 

de la interpretación de registros geofisicos, se calculan los valores del factor 
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de formación, F- 1.10/11w. Se grafican estos valores, en papel doble 

logarítmico, con sus respectivas porosidades efectivas, 	y se ajusta una 

recta a los puntos graficados. La pendiente de esta recta es ni, como se 

muestra en la Fig. FC-1. 

a 	100 

10 

111 

a 

0.1 

Porosidad efectiva 

FIG. FC-I. Factor de cementación a partir de datos de F y th. (FC•1) 

Aplicaciones:  

• Interpretar registros gcofisicos de pozos 

• Identificar características especiales del medio poroso, como es el grado de 

consolidación o la existencia de fracturas. 

Comentarios:  

Este parámetro también es conocido como exponente de cementación. Este 

término se relacionó a la cementación debido a que inicialmente se 

establecieron tendencias experimentales en las que el valor del factor de 
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3 

cementación, ni, variaba directamente con el grado de cementación de la 

roca, Fig. FC-2. 

FIG. FC-2. Valores de m para diferentes grados de cementación ".1)  

Actualmente, se considera que el factor de cementación depende de varias 

características de la roca, que son función de la geometría del espacio 

poroso, principalmente. 

Existe una técnica de caracterización por medio de interpretación de 

registros geofísicos de pozos, en la que considera que cuando ni es igual o 

menor a la unidad se trata de una roca fracturada. 
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Propiedad .1 

FACTOR DE FORMACION (Formation factor) 

Símbolo: F 

Definición:  

Es un parámetro petrofisico que indica el grado en que se incrementa la 

resistividad de un volumen ocupado en principio con agua salada al 

introducir en él sólidos que forman una estructura porosa. 

Expresión matemática:  

Rw 
	 (FP— 1) 

En donde: 

F = factor de formación [sin unidades, adimensional] 

Ro = resistividad de la roca para Sw-100% [Ohms-m] 

Rw = resistividad del agua que satura 100% al medio poroso 

[Ohms-m] 

Unidades:  

El factor de formación no tiene unidades, se expresa en fracción. 

Formas de obtención:  

• De acuerdo ala ecuación FF-1, relacionando los valores de resistividad de la 

roca para Sw=100%, Ro, y los de resistividad del agua, Rw (ver 

RESISTIVIDAD DE LA ROCA PARA Sw=100%, Ro, y RESISTIVIDAD DEL AGUA, 

Rw.), obtenidos de análisis de núcleos o de la interpretación de registros 

eléctricos de pozos. 

• Por medio de correlaciones petrofisicas establecidas con datos de laboratorio 

o de registros geofísicos de pozos, Fig. FF-1. 
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FIG. FF-I. Relación del factor de formación con porosidad. 1 '1"1)  

Aplicaciones:  

. Obtener porosidades y saturaciones de fluidos en el yacimiento. 

. Obtener parámetros petrofisicos de caracterización, como son: el exponente 

de cementación, ni, y el factor geométrico, a. 
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Comentarios 

El factor de formación depende de las características del sistema roca-fluidos 

y de las condiciones de temperatura y de presión a las que se encuentra. 

Respecto al medio poroso, influye el volumen y la geometría de los huecos y 

la composición mineralógica de los sólidos y referente al agua saturante, lo 

que influye básicamente es el tipo y la cantidad de sales que tiene disueltas. 

En estudios de caracterización, se relaciona el factor de formación, F, con la 

porosidad y la permeabilidad obtenidas en laboratorio para determinar 

parámetros petrofisicos que permiten identificar y diferenciar formaciones. 

En el caso particular de la relación logarítmica del factor de formación y la 

porosidad, se obtienen: el exponente de cementación, tu, que es la pendiente 

de la recta y el factor geométrico, a, que es la ordenada al origen. 

Estos parámetros petrofisicos, relacionados con la conducción eléctrica de 

las rocas de los yacimientos, fueron establecidos por Archie a través de 

trabajos experimentales. De acuerdo con la definición del factor de 

formación, F , el valor del factor geométrico, a, debe ser igual a uno para 

una porosidad de 100%, o sea, para la ordenada al origen de la gráfica 

logarítmica del factor de formación y de la porosidad; sin embargo, en 

correlaciones establecidas con datos reales de yacimientos el valor del factor 

geométrico, a, normalmente es diferente de uno. 
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Concepto .1 

FACTOR DE VOLUMEN DEL GAS 
(Formation volume factor of gas) 
Símbolo:  Bg  

Definición:  

Es el valor por el que hay que multiplicar un volumen unitario de gas a 

condiciones atmosféricas para obtener el volumen que ocuparía a 

condiciones de yacimiento. 

Expresión matemática:  

@C.Y. 
Ba = 	 ocs.  (130-1) 

En donde: 

Bg  = factor de volumen del gas [m3/m3] 

Vg @ C.V. = volumen de gas a condiciones de yacimiento [in3] 

Vg @ C.S. = volumen de gas a condiciones estándar [m3] 

Unidades: 

El factor de volumen del gas se expresa en [m3/m3] o en [bl/STB]. 

Formas de obtención:  

• Directamente, en laboratorio. 

Para explicar la obtención experimental del factor de volumen del gas, se 

considera un abatimiento de presión isotérmico sobre una mezcla de aceite 

bajosaturado. 

Una muestra de aceite bajosaturado se introduce en una celda de alta presión 

para análisis PVT. Se lleva a las condiciones de presión y temperatura de 

yacimiento y manteniendo la temperatura constante se abate la presión, por 
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etapas. Al llegar a la presión de burbujeo se comienza a liberar gas. Para 

cada etapa de abatimiento de presión se mide el volumen que ocupa en la 

celda el gas liberado, o sea el volumen de gas a condiciones de yacimiento. 

Se extrae todo el gas liberado en cada etapa y se mide su volumen a 

condiciones estándar. Los abatimientos de presión se llevan hasta la presión 

atmosférica. Con base en la definición del factor de volumen del gas, para 

cada etapa de abatimiento de presión se divide el volumen, a condiciones de 

yacimiento, del gas liberado entre el correspondiente volumen a condiciones 

estándar. Con esta información se prepara una gráfica de variación de factor 

de volumen del gas con respecto a la presión, a temperatura de yacimiento, 

como la mostrada en la Fig. BG-1. 

Factor de volumen 

del gas 

D c  

Pb 	 Presión 

FIG. BG-1. Variación típica del factor de volumen del gas 
con respecto a la presión, a temperatura de 
yacimiento. 
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• Indirectamente. 

- 	A partir de un análisis de composición del gas y considerando las 

condiciones reducidas, se aplica la ecuación 130-2. 

7., 7 	, 
= 

Py  
(BG -2) 

En donde. 

Bg = factor de volumen del gas [in3/m3] 

Zy = factor de compresibilidad del gas a condiciones reducidas 

[adimensional]. Tomado de la Fig. BG-2. 

Ty = temperatura del yacimiento [°R] 

Py = presión del yacimiento [psia] 

Z5 = factor de compresibilidad del gas a condiciones estándar [adimensional] 

T5 = temperatura a condiciones estándar [°R] 

P5 = presión a condiciones estándar [psia] 

- A partir de correlaciones establecidas por varios autores. 

Aplicaciones principales:  

• Determinar el volumen de gas a condiciones de superficie que genera un 

volumen de gas a condiciones de yacimiento. 

• Determinar otras propiedades de los gases. 

Comentarios:  

El factor de volumen del gas es también conocido como factor de volumen 

de formación del gas. Al recíproco de este factor se le llama factor de 

expansión del gas. 
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En yacimientos bajosaturados, se tiene táctor de volumen del gas de la 

presión de burbujeo a presiones más bajas. 
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reducidas (c"'" 

114 



Concepto .1 

FACTOR DE VOLUMEN DEL LIQUIDO 
(Formation volume factor of liquid) 
Símbolo:  BL  

Definición:  

Para el caso de un hidrocarburo líquido, es el valor por el que hay que 

multiplicar un volumen unitario de aceite a condiciones estándar para obtener 

el volumen que ocuparía con su gas disuelto en el yacimiento. 

Expresión matemática:  

B 	"' (4) G.Y. 
V, @cs. 

(BL - 1) 

En donde: 

B1  = factor de volumen del líquido [m3/m3] 

VLga @ C.Y. = volumen de liquido con su gas disuelto a condiciones 

de yacimiento [m3 j 

VL @ C.S. = volumen de líquido a condiciones estándar [m3] 

Unidades:  

El factor de volumen del liquido se expresa en [m3/m3] o en [bl/STBI. 

Formas de obtención:  

• Directamente, en laboratorio sobre una muestra de liquido. 

Una muestra de hidrocarburos líquidos con todo su gas asociado y disuelto, 

por ejemplo un aceite bajosaturado, se introduce a una celda de alta presión 

para análisis PVT. Se lleva a las condiciones de presión y temperatura del 

yacimiento y, manteniendo la temperatura constante, se simula la explotación 

del yacimiento por medio del abatimiento de la presión, por etapas. 
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En las etapas de abatimiento de presión comprendidas en la región de 

bajosaturación (Pyi a Pb) no se libera gas y sólo aumenta de volumen el 

aceite. Los volúmenes de aceite para cada abatimiento de presión deben ser 

medidos. 

Al llegar a la presión de saturación se comienza a liberar gas. Para cada 

etapa de abatimiento de presión abajo de la presión de saturación se extrae el 

gas liberado y se mide el volumen de aceite que queda en la celda, que es el 

volumen de aceite a condiciones de yacimiento. Los abatimientos de presión 

se llevan hasta la presión atmosférica. A esta presión se deja enfriar el 

equipo para que quede a temperatura atmosférica y se mide el volumen de 

aceite a estas condiciones, que es el volumen de aceite residual. Con base en 

la definición del factor de volumen del líquido, se dividen los volúmenes de 

aceite a condiciones de yacimiento de cada etapa de abatimiento de presión 

entre el volumen de aceite residual. Con esta información se prepara una 

gráfica de variación del factor de volumen del liquido (aceite) con respecto a 

la presión, para la temperatura de yacimiento, como la de la Fig. BL-1. 
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Factor de volumen 
del aceite 

13o 

134 

P b 	
Yi 	Presión 

FIG. 13L-I. Variación del factor de volumeb del aceite con 
respecto a la presión, a temperatura de 
yacimiento. 

• Indirectamente. 

Por medio de correlaciones establecidas experimentalmente, en las que el 

factor de volumen del aceite y del agua están en función de otras 

propiedades de los fluidos, por ejemplo: la densidad, el peso molecular, la 

presión y la temperatura. En la Fig. BL-2 se presenta un ejemplo. 
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FIG. 111-3. Factores de volumen del agua pura y del agua saturada con gas, en 
función de la presión y la temperatura."-1)  

Aplicaciones principales:  

• Determinar el volumen de liquido (aceite o agua) a condiciones de superficie 

que genera una masa de liquido a condiciones de yacimiento. 

• Determinar otras propiedades de los líquidos (aceite o agua). 

Comentarios: 

La salmuera que existe en los yacimientos de petróleo también tiene gas 

disuelto, por lo que también puede hablarse de la presión de saturación del 

agua. La presión de saturación del agua del yacimiento es igual a la presión 

de saturación del aceite con el que ha coexistido durante mucho tiempo y son 

iguales por el equilibrio termodinámico en el que se encuentran. Cuando la 

presión del yacimiento se abate y llega a la presión de burbujeo la salmuera 

libera parte de su gas disuelto, en forma análoga como lo hace el aceite. 
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El factor de volumen del agua representa el cambio en el volumen del agua 

cuando se lleva de condiciones de yacimiento a condiciones de superficie. 

Tres efectos intervienen en este proceso: 

1. Liberación del gas disuelto en el agua a medida que la presión se reduce. 

2. Expansión del agua a medida que la presión se reduce. 

3. Encogimiento del agua a medida que la temperatura se reduce. 

Estos efectos combinados generan una variación del factor de volumen del 

agua al variar la presión, a temperatura de yacimiento constante, como se 

muestra en la Fig. BL-4. En esta Fig. se observa que tienen más efecto los 

cambios de volumen del agua por cambios de presión y temperatura que por 

la liberación del gas disuelto. 

FIG. 81,4. Variación del factor de volumen del agua con 
respecto a la presión, a temperatura de 
yacimiento.  
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La expansión y la contracción del agua debido a la reducción en presión y 

temperatura son pequeñas, de tal manera que el factor de volumen del agua 

es numéricamente pequeño, raramente mayor que 1.06 m3/m3. Debe tomarse 

en cuenta que el factor de volumen del agua puede ser menor que uno si al 

pasar el agua de condiciones de yacimiento a condiciones de superficie 

predomina más el aumento de volumen por abatimiento de presión que la 

reducción de volumen debido al abatimiento de temperatura y liberación de 

gas. 

A los factores de volumen del aceite o del agua también se les denomina 

como factores de formación del aceite o del agua. 

Al recíproco del factor de volumen de un líquido también se le denomina 

factor de encogimiento del líquido (Liquid shrinkage factor), 
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Propiedad . 

FACTOR GEOMETRICO (Geometric factor) 

Símbolo:  a 

Definición:  
Es un parámetro petrotisico relacionado al flujo de corriente eléctrica, que 

depende de la combinación de todos los factores que establecen la 

complejidad del espacio poroso. 

Expresión matemática:  

De 

Se tiene que: 

E = a O: 

a = -- 
O: 

En donde: 

- factor de cementación [sin unidades, adimensional] 

F= factor de formación [sin unidades, adimensional] 

a = factor geométrico [sin unidades, adimensional] 

(14 = porosidad efectiva [fracción] 

Unidades: 

El factor geométrico no tiene unidades. 

Formas de obtención:  

Método gráfico 

Con datos de resistividad para Sw-100%, Ro, resistividad del agua, Rw, y 

porosidad, le, obtenidos ya sea de análisis de núcleos o de la interpretación 

de registros geofísicos, se determinan los valores del factor de formación, 
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Porosidad efectiva 

a 	100 

te 

o 

o 

m 

o 0.1 10 

P.-Ro /lby. Estos datos se grafican en papel doble logarítmico con sus 

respectivas porosidades efectivas, (1),, y se ajusta una recta a los puntos 

graticados. La ordenada al origen de esta recta es el factor geométrico, a, 

como se indica en la Fig. FG-1. 

FIG. FG-1. Factor geométrico a partir de F y ti>,,. 

Aplicaciones: 
• Interpretar registros geofisicos de pozos 

• Conocer otros parámetros de caracterización. 

Comentarios 
Este parámetro, como todos los que se relacionan a las propiedades 

eléctricas de las rocas, depende de las características del sistema roca-fluidos 

y de las condiciones de temperatura y presión a la que se encuentra. Los 

aspectos de la roca que influyen en a son: la composición de los sólidos, así 
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como el volumen y la geometria del espacio poroso, principalmente de la 

tortuosidad. Los fluidos influyen de acuerdo O su composición y dado que el 

factor geométrico a se establece de la relación que existe entre F y 

cuando se tiene una saturación de 100% de agua, lo que influye en el factor 

geométrico a son las características del agua. 
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	Conceptol 

FALLAS 	(Faults) 
Definición:  

La falla es un rompimiento en los estratos del subsuelo, acompañado con un 

deslizamiento a la largo del plano de rompimiento de las masas de roca a 

ambos lados de éste. 

Origen de las fallas:  
Las fallas se originan por esfuerzos que se presentan en el subsuelo, 

generalmente presiones (compresiones) o tensiones. 

El rompimiento de los sedimentos se lleva a cabo a lo largo de un plano que 

se le denomina plano de falla. Las masas de roca que se sitúan encima del 

plano de falla, se dice que están en el techo del plano, y las que sitúan debajo 

del plano, se dice que están en el muro del plano de la falla o simplemente de 

la falla. 

Partes de una Rifa:  
Las partes que constituyen una falla (Fig. F-1), son principalmente: 

Echado (Dip). Es el ángulo entre el plano de falla y la horizontal, ángulo 

"d" en la Fig.. 

Salto (Throw or vertical separador.). Es la distancia vertical entre puntos 

de intersección de la falla con marcas equivalentes en ambos lados. A este 

parámetro también se le llama separación vertical. Se muestra en la Fig. 

como la longitud "v.s.". 

Deslizamiento a echado (Dip slip). Es la distancia entre dos puntos de la 

misma capa ubicados en ambos bloques, medida a lo largo del plano, 

distancia "d.s." en la Fig.. 
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Desplazamiento horizontal (Horizontal displacement). Fs la distancia entre 

dos puntos de la misma capa ubicados en ambos bloques, medida a lo largo 

de la horizontal, distancia "h.d." en la Fig.. 

corte estratigráfico (Cut-out). Fs el espesor que desaparece (le la columna 

estratigrafica de un pozo debido a una falla con relación a una columna 

estratigralica completa de otro pozo, distancia "c.o." en la Fig.. 

FIG. F-1. Partes de una falla. 
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Presión vertical 
generadora de la 
falla. 

Tipos de falla:  

Las fallas se clasifican en tres tipos básicamente: 

• Fallas normales.- Son aquellas que se originan por esfuerzos de tensión. 

Se presenta un deslizamiento de las masas de roca según la pendiente del 

plano de falla. En estas fallas las formaciones al techo de la falla parecen 

haber descendido con respecto a las del muro. La pendiente o buzamiento 

del plano de falla excede, por lo general, de 45°, Fig. F-2. 

FIG. F-2. Falla normal. 

• Fallas Inversas.- Se generan por esfuerzos de compresión. En estas fallas la 

masa de roca al techo de la falla parece haberse elevado con respecto a la del 

muro. La inclinación del plano de falla, por lo general, es menor de 45°, ver 

Fig. F-3. 
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FIG. F-3. Falla inversa. 

• Fallas transcurrentes.- Debido a los esfuerzos sobre la roca se origina un 

deslizamiento de las masas sólo a lo largo del rumbo del plano de falla, 

Fig. F-4. 

130 



FIG. F-4. Falla transcurrente. 

Conclusiones:  

Las fallas pueden ser la única causa de la formación de una trampa, pero es 

más frecuente que las fallas formen una trampa en combinación con otros 

rasgos estructurales. En ocasiones, las fallas, sin ser propiamente las 

causantes del entrampamiento, pueden originar variaciones locales en las 

características de producción de un yacimiento, ya que rompen la 

continuidad hidráulica de un sedimento si las fallas son barreras al flujo 

(fallas cerradas) o son verdaderos canales de flujo, si las fallas no son sellos. 

Normalmente, las fallas son sellos y en ocasiones fraccionan a las 

acwnulaciones de hidrocarburos en yacimientos o unidades independientes, 

cada uno con su propia presión y propio contacto agua-hidrocarburos. En 

estos casos, para lograr una explotación eficiente, cada bloque entre fallas 

debe ser considerado como un yacimiento individual. 

En muchos casos, cuando se inyecta agua en los campos afallados, el agua 

viaja a lo largo de las fallas. En un principio las fallas están fuertemente 
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selladas bajo condiciones normales pero cuando la presión de inyección 

excede la presión original, los fluidos abren las fallas y fluyen a lo largo de 

ellas. 
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Concepto . 

GARGANTA DE PORO (Pore throat) 

Símbolo: PT 

Definición:  

Es el espacio a través del cual se comunican los poros de una roca. 

 

 

Expresión matemática: 

• Netto(GP'" 
pr 0,007 

Pc 
(GP —1) 

En donde: 

PT = garganta de poro [mm] 

Pc = presión capilar con inyección de mercurio [atm]. 

Unidades 

La garganta de poro se expresa en mm, si se utiliza la ecuación GP-I. 

Formas de obtención  

• Directamente, en laboratorio. 

Las características de las gargantas de poro se pueden visualizar y 

cuantificar por medio de análisis de muestras de roca, utilizando un 

microscopio (petrográfico, electrónico). 

133 



PT= 0.007/Pc 

S'amación de fluido mojad. II°  
(1,1%) 

Prrakdama 

P c [4toi 

	(A) 	
%Marida d• fluido mojenta 

o 

• Indirectamente, en laboratorio. 

A una muestra de roca se le determina su comportamiento capilar con 

inyección de mercurio, (ver PRESION CAPILAR). Para varios valores de 

presión capilar del comportamiento establecido, se aplica la ecuación GP-1, 

obteniéndose los correspondientes tamaños de garganta de poro, los cuales 

pueden graficarse con sus respepectivas saturaciones de fluido mojante, como 

se muestra en la Fig. GP-2. 

FIG. GP-2. Ejemplos de curvas de presión capilar con sus respectivos tamaños de poro. 

Aplicaciones principales:  
• Determinar características de flujo de fluidos en un medio poroso. 

• Detemiinar presiones de inyección. 

• Determinar la cantidad de fluido que es retenido en los poros. 

• En estudios de migración de fluidos 
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Comentarios 

Las gargantas de poro representan una pequeña fracción del volumen total 

del espacio poroso de una roca; sin embargo, son de mucha importancia ya 

que son los accesos a los poros, o sea la comunicación entre ellos y, por lo 

tanto, rigen el comportamiento capilar y controlan la permeabilidad. 

El tamaño y la geometría de las gargantas de poro son función de la cantidad 

y características de los elementos que forman la textura (granos, matriz, 

cementante). 

En una pnieba de presión capilar con inyección de mercurio sobre muestras 

de roca, se alcanzará un nivel de presión al que comenzará a introducirse el 

mercurio en el espacio poroso. A esta presión se le denomina presión de 

desplazamiento y a su correspondiente tamaño de garganta se le denomina 

tamaño crítico de garganta de poro, CTS. Por supuesto, mientras más 

pequeña sea la garganta crítica de poro mayor será la presión de 

desplazamiento. Como la permeabilidad es función del tamaño de las 

gargantas de los poros, mientras más pequeña sea la garganta crítica de poro 

menor será la permeabilidad. 

Como en el caso de los granos, también para las gargantas de poro se puede 

determinar la distribución de su tamaño, o sea su grado de clasificación. El 

grado de clasificación se puede conocer por medio de la ecuación GP-2, 

considerando datos de presión capilar por inyección de mercurio. 

(PC)U2 
S .75% 

PTC 
(POU 

2  
. 25% 

(GP - 2) 
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En donde: 

PTC 	distribución o clasificación del tamaño de garganta de poro (fracción] 

(Pc) 	presión capilar para saturación de mercurio de 

75% [kg/cm21 

presión capilar para saturación de mercurio de 

25% [kg/cm2] 

Mientras más se acerque el valor del grado de clasificación a la unidad, más 

reducido será el rango de variación del tamaño de las gargantas de poro, o 

sea las gargantas serán más uniformes en tamaño, reflejándose en la curva de 

presión capilar. 

Mientras más amplia es la distribución del tamaño de garganta de poro 

mayor será la saturación residual de la fase no mojante. 

En la Fig. GP-3 se muestran las condiciones para saturaciones de 25 y 75% 

de mercurio. 

Pc 

P675 

Pc25  

100 	75 	50 	25 	0 

FIG. GP-3. Distribución de la saturación de mercurio. 
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Propiedad. 

INDICE DE RESISTIVIDAD 	(Resistivity índex) 
Símbolo: I 
Definición:  

Es un parámetro que indica el grado en que se incrementa la resístividad de 

una roca saturada 100% con agua salada, al sustituir parte de ésta por 

hidrocarburos. 

Expresión matemática:  
1= 
	

(IR-1) 

En donde: 

I = indice de resistividad [sin unidades, adimensional] 

R, = resistividad de la roca para SW<100% [Ohms-mi 

Ro 	resistividad de la roca para Sw=100% [Ohms-mi 

Unidades:  
El indice de resistividad no tiene unidades, se expresa en fracción. 

Formas de obtención:  
• De acuerdo a la ecuación IR-1, relacionando los valores de resistividad de la 

roca para Sw<100%, R,, y de resistividad de la roca para Sw=100%, Ro, (ver 

RESISTIVIDAD DE LA ROCA PARA Sw<100% R1. y RESISTIVIDAD DE LA 

ROCA PARA Sw=100%, Ro.) obtenidos de análisis de núcleos o de la 

interpretación de registros eléctricos de pozos. 

• Por medio de correlaciones petrofisicas establecidas con datos de 

laboratorio, Fig. IR-1. 
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Propiedad . 

INDICE DE RESISTIVIDAD 	(Resistivity index) 
Símbolo:  I 
Definición: 

Es un parámetro que indica el grado en que se incrementa la resistividad de 

una roca saturada 100% con agua salada, al sustituir parte de ésta por 

hidrocarburos. 

Expresión matemática:  
I 

I?„ 
	 (IR— I) 

En donde: 

1 - indice de resistívidad [sín unidades, adimensional] 

= resistividad de la roca para Sw<l00% [Ohms-m) 

resistivídad de la roca para Sw=100% [Ohms-in] 

Unidades:  

El indice de resistividad no tiene unidades, se expresa en fracción. 

Formas de obtención:  

• De acuerdo a la ecuación IR-1, relacionando los valores de resistividad de la 

roca para Sw<100%, R1, y de resistividad de la roca para Sw—.100%, Ro, (ver 

RE4ISTIV1DAD DE ¡A ROCA PARA Sw<100% R. y REVISTIVIDAD DE LA 

ROCA PARA Sw=100%, Ro.) obtenidos de análisis de núcleos o de la 

interpretación de registros eléctricos de pozos. 

• Por medio de correlaciones petrofisicas establecidas con datos de 

laboratorio, Fig. IR-1. 
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FIG. 114-1. Indice de resistividad en función de Sw. O") 

Aplicaciones:  

• Obtener saturaciones de fluidos en el yacimiento. 

• Obtener el parámetro de caracterización denominado exponente de 

saturación, n. 

Comentarios 

Para estudios de caracterización de yacimientos se construye una gráfica 

logarítmica de índices de resistividad, /, y los correspondientes valores de 

saturación de agua, Sw, obtenidos en laboratorio, Fig. IR-1, como 

inicialmente lo propuso Archie. Con esta gráfica se determina el parámetro 

n, conocido como exponente de saturación, y que corresponde a la pendiente 

de la recta de tal gráfica, cuya ecuación es 1=Surn, De acuerdo con esta 

gráfica el índice de resistividad es función principalmente de la cantidad de 

fluido conductor que tiene el medio poroso de una roca determinada. 
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Propiedad .1 

MOJABILIDAD (Wellability) 
Símbolo: W 

Definición:  

Es una propiedad de superficie en un sistema sólido-fluidos, que indica la 

afinidad relativa entre el sólido y los fluidos que están en contacto con él. 

Expresión matemática:  

Se puede expresar en términos del número de mojabilidad, (wettability 

number). 

N — 
cos©„„ Pr  
cos 	Pro. cr„„ 

(M -• 1) 

En donde: 

WN = Número de mojabilidad (adimensional) 

cos 0%V  = coseno del ángulo de contacto de la interfase agua-aceite con el 

sólido, Fig. Ml. 

cos 

	

	= coseno del ángulo de contacto de la interfase aceite-aire con el 

sólido. 

PTwo = presión de desplazamiento del aceite cuando el núcleo está saturado 

100% con agua 

PToa = presión de desplazamiento del aire cuando el núcleo está saturado 

100% con aceite 

a oa Y a ow = tensiones interfaciales entre el aire y el aceite y entre el aceite 

y el agua, respectivamente. 
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FIG. M-1, Diagrama de fuerzas en equilibrio en la interfase agua-aceite-sólido. 

Unidades 

La mojahilidad no tiene unidades, es adimensional, 

Formas de obtención:  

Dado que las rocas de un yacimiento están t'orinadas por empacamientos de 

fragmentos pequeños de minerales que dejan espacios aún mas peqUeños, no 

es posible determinar la mojahilidad por mediciones directas, pero se han 

propuesto varios procedimientos para evaluarla en forma indirecta, algunos 

de ellos se presentan a continuación: 

I. A partir de información que se obtiene en pruebas de presión capilar en 

laboratorio se puede determinar el número de mojabilidad aplicando la 

ecuación M-1. 

2. También, a partir de pruebas de presión capilar se puede estimar el 

ángulo de contacto aparente de la interfase entre los dos fluidos y el 



sólido, medido en la fase más densa. El ángulo de contacto aparente es un 

indicador del grado de mojabilidad que existe en un sistema sólido-

fluidos. El ángulo se puede obtener con la ecuación M-2, en la que se 

considera cos 	. 

cosí) „, 
	l'r 	

(M — 2) 

Aplicaciones principales:  
• Determinar la distribución de fluidos dentro del espacio poroso 

• Determinar características de flujo de fluidos y de corriente eléctrica 

dentro del espacio poroso 

• Respaldar las determinaciones de otras propiedades del sistema roca 

fluidos. 

Comentarios:  

La mojabilidad es un efecto de la energía de adheSión que se genera en un 

sistema sólido-fluidos. 

En términos de tensiones interfaciales, el líquido que tiene la más baja 

tensión interfacial con el sólido (más alta adhesión) es el liquido mojante. 

Cuando dos líquidos no miscibles, tales como el agua y el aceite, llenan el 

espacio poroso de un yacimiento, surge la duda de cuál liquido 

preferentemente moja la superficie de la roca, ya que este aspecto es 

importante en muchos problemas de producción. 

Si la atracción de adhesión de un fluido a un sólido es mayor que la atracción 

de cohesión que existe entre sus moléculas entonces el fluido moja a ese 

sólido. 



En el sistema roca-fluidos de un yacimiento, el sólido puede ser denominado 

de acuerdo a su afinidad con alguno de los fluidos, como: 

- Hidrofilico u oleofóbico, si es preferentemente mojado por agua y por lo 

tanto rechaza al aceite. 

- Oleofilico o hidrofóbico, si es preferentemente mojado por aceite y por lo 

tanto rechaza al agua. 

En la mayor parte de los yacimientos de hidrocarburos la roca es 

preferentemente mojada por agua. 

En los yacimientos petroleros pueden existir diferentes tipos de mojabilidad, 

dependiendo de las características y condiciones del sistema roca-fluidos. 

MOJABILIDAD NEUTRAL (Neutral wettability) 

Este tipo de mojabilidad existe cuando la roca del yacimiento no tiene 

preferencia por alguno de los fluidos saturantes 

MOJABILIDAD HOMOGENEA (Homogeneous wettability) 

Se presenta cuando el sólido tiene afinidad o preferencia, uniformemente en 

todo el yacimiento por alguno de los fluidos saturantes. 

MOJABILIDAD FRACCIONAL O HETEROGENEA (Fractional or 

heterogeneous wettability) 

Se presenta cuando no se tiene mojabilidad homogénea en el yacimiento, o 

sea existen áreas mojadas por agua y áreas mojadas por aceite. 

MOJABILIDAD MEZCLADA (Miscible wettability) 

Es un tipo especial de mojabilidad fraccional y se tiene cuando las 

superficies mojadas por petróleo corresponden a los poros más grandes, 

formando senderos continuos dentro de la roca, y las superficies mojadas por 

agua corresponden a los poros más pequeños, los cuales están saturados 

completamente con este fluido. 
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Propiedad .1 

PERMEABILIDAD (Permeability) 
Símbolo: k 
Definición:  

La permeabilidad es una característica flsica de un medio poroso que indica 

la facilidad con la que un fluido puede moverse a través de él. 

Expresión matemática:  
Ecuación de Darcy para flujo horizontal: 

qf L 
A Al' 

(P -1) 

En donde: 

k = permeabilidad [Darcys] 

qf  = gasto del fluido [cm3/seg] 

= viscosidad del fluido [cp] 

L = longitud en la que se tiene la caída de presión [cm] 

A = área de la sección transversal al flujo [cm2] 

AP = diferencia de presión en la longitud L [atm] 

Unidades:  
La permeabilidad se expresa en darcys [D]. En rocas de yacimientos 

petroleros es más común usar el milidarcy [mD], que es igual a 0.001 [D]. 

Un medio poroso tiene permeabilidad de un darcy cuando un fluido en una 

sola fase, con viscosidad de un centipoise, llena completamente los espacios 

porosos y fluye a través de ellos, bajo condiciones de flujo viscoso, a un 

gasto de un centímetro cúbico por segundo, por una sección transversal de 
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1):  - Prestó): corriente abajo 

un centímetro cuadrado, bajo una caída de presión de una atmósfera por 

centímetro de longitud. 

Formas de obtención:  

Directamente, en laboratorio sobre muestras de roca. 

En un núcleo (pequeño o grande) se hace pasar un fluido a través de él. El 

gasto del fluido se relaciona con la caída de presión que establece el flujo, 

así como con la viscosidad del fluido y las dimensiones del núcleo, por 

medio de la ley de Darcy. En la Fig. P-I se presenta, en forma esquemática, 

un equipo para estás mediciones, comimniente llamado penneáinetro y puede 

ser para gas o para líquido. 

FIG. P-I. Esquema de un permeámoro de gas.(P)  

. Indirectamente, se puede obtener la permeabilidad por medio de los 

siguientes procedimientos: 
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- Análisis e interpretación de pruebas de variación de presión (incremento, 

decremento, interferencia). 

- Por correlaciones empíricas elaboradas con propiedades petrofisicas 

medidas en laboratorio. 

- Por ecuaciones establecidas a partir de fundamentos teóricos. 

• Carmano)-0 

k-
[5 A j2, ( 1 — 0)21 

	 (P 2) 

En donde: 

k = permeabilidad [1112] 

As = área de los granos expuesta a los fluidos por unidad de volumen del 

material sólido [m2/m3] 

= porosidad [fracción] 

• Coates y Denoo(P- 2 ) 

=100 93[( 1 S»Ki 	 (P — 3) 

En donde: 

k = permeabilidad [md] 

4c = porosidad efectiva [fracción] 

Swi = saturación de agua irreductible [fracción] 

• Morris y Biggsw -3 ) 

= 100 sb;(.9-11-1-1 	 (P — 4) vb. 
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En donde: 

k permeabilidad [ml] 

(I)e "' porosidad efectiva [fracción] 

= porosidad total [fracción] 

Vbwi " 	Swi 

- Por combinación de datos de registros geofisicos con datos de laboratorio. 

Aplicaciones principales:  

• Determinar la capacidad de flujo (producción) de una formación o un 

yacimiento. 

• Definir las unidades de flujo en un yacimiento, o sea, zonificar o 

yacimiento, tanto en sentido vertical como horizontal. 

• Determinar otros parámetros de caracterización. 

Comentarios:  

La permeabilidad es una de las propiedades petrofisicas que tiene más 

aplicación en la explotación de los hidrocarburos 

Existirá permeabilidad en un medio poroso, sólo si se tienen poros o 

espacios comunicados, o sea sólo si el medio poroso presenta porosidad 

efectiva. 

Una roca de yacimiento puede tener exclusivamente porosidad primaria 

(intergranular, intercristalina), o sea porosidad de la matriz, 4)m, o pUede ser 

un sistema de doble porosidad, en el que existirá también porosidad 

secundaria debida a las fracturas, fisuras, cavernas y juntas, Os. Por lo qUe la 

permeabilidad, en el primer caso corresponderá exelüsivamente a la 

permeabilidad de la matriz, km, en tanto que, en el segundo caso la 

permeabilidad dependerá de la facilidad de flujo a través de los poros de la 

matriz, km, y a través de los espacios o huecos que no corresponden a la 
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matriz, comúnmente llamada permeabilidad secundaria, ks. En este último 

caso se considera que existe una permeabilidad total, la, y será: 

(P - 5) 

Normalmente, la permeabilidad secundaria se maneja como permeabilidad 

debido a fracturas, kr. 

A los sistemas de doble porosidad también se les llama de doble 

permeabilidad. 
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Propiedad . 

PERMEABILIDAD ABSOLUTA 
(Absolute permeability) 
Símbolo:  
Definición:  

Es la facilidad de flujo de un fluido a través de un medio poroso, que 

depende exclusivamente de las características físicas de la estructura porosa. 

Expresión matemática:  
Ecuación de Darcy para flujo horizontal 

*Pf!'  
AAP 

(PA-1) 

En donde: 

ka  = permeabilidad absoluta [Darcys] 

qf  = gasto del fluido [cm3/seg] 

1.4 = viscosidad del fluido [cp] 

L 	= longitud en la que se tiene la caída de presión [cm] 

A = área de la sección transversal al flujo [cm2] 

áP = diferencia de presión en la longitud L [atm] 

Unidades:  
Para la permeabilidad absoluta la unidad es el darcy [D]. En rocas de 

yacimientos petroleros es más común usar el milidarcy [mD], o sea la 

milésima parte de un darcy. 
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Formo de obtención:  

• Directamente, en laboratorio sobre muestras de roca 

- Para rocas con porosidad primaria, los núcleos o muestras que se utilizan 

son generalmente de tamaño pequelio ( de 10 a 50 cm3), con geometría 

regular (cilindros, cubos, paralelepípedos), dependiendo del tipo de 

portamuestras del permeáinetro. 

A estas muestras se les mide su longitud y área transversal al flujo y se 

saturan 100% con un líquido en una sola fase, que moje a los sólidos y que 

no reaccione con ellos. Posteriormente, con ayuda de un penneámetro para 

líquidos se circula el fluido saturante y se mide el gasto y la caída de presión. 

Con los datos anteriores y tomando en cuenta la viscosidad del liquido, se 

determina la permeabilidad absoluta con la ecuación de Darcy 

correspondiente a la posición del núcleo, así como a la dirección y el sentido 

del flujo. A continuación se dan algunos ejemplos al respecto. 

- Si la posición del núcleo es horizontal con flujo lineal, se utiliza la ecuación 

PA-1. En este caso se elitnina el efecto de la gravedad y no importa la 

dirección del flujo. 

- Si la posición del núcleo es vertical con flujo lineal se tienen dos casos: 

Caso I: 	Flujo hacia arriba, con carga, Fig. PA-I. 

• p  

• Apgh 
(PA — 2)  

Caso 2: 	Flujo hacia abajo, con carga, Fig. PA-2 

(PA — 3) 
A p 	+ 
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En donde: 

p - densidad del fluido, [g/cin3j 

carga, [cm) 

g - constante de aceleración gravitacional, [cm/seg2] 

FIG. PA-1. Flujo hacia arriba, con carga. 

En ocasiones, sobre todo para reproducir fenómenos de flujo que se tienen 

en los yacimientos, se utilizan en laboratorio núcleos o muestras con 

geometría especial, como lo es el caso de una placa circular con una 

perforación al centro para simular una parte del yacimiento con un pozo. Si 

esta placa se coloca horizontal y se considera el flujo hacia el pozo la 

ecuación será: 

q filn(r*/.. ) 

h(P.—P.) 
(PA — 4) 
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En donde: 

ka 	permeabilidad absoluta [D] 

q = gasto del fluido [cm3/seg] 

= viscosidad del fluido [cp] 

h - espesor [cm] 

P, — presión en la frontera externa [atm] 

P„, = presión en la frontera interna [atm] 

- radio de la frontera externa [cm] 

r„ - radio de la frontera interna [cm] 
n= 3.1416 

• Indirectamente, en laboratorio con muestras de roca. 

- Con un penneátnetro de gas se mide la permeabilidad al gas, kg, (ver 

PERMEABILIDAD AL GAS ) para varias caldas de presión (mínimo 5) y 

aplicando el método de extrapolación de Klinkenberg (ver PERMEABILIDAD 

AL LIQUIDO) se determina la permeabilidad al líquido, la„ también llamada 

permeabilidad de Klinkenberg, kk, que es equivalente, por lo regular, a la 

permeabilidad absoluta, ka. 

- Por medio de ecuaciones establecidas con bases teóricas y/o empíricas, 

propuestas por diversos autores. 

Aplicaciones principales:  

• Determinar la capacidad de flujo (producción) de una formación cuando está 

saturada 100% con un sólo fluido incompresible, mojante y que no reacciona 

con los sólidos. 

• Determinar otros parámetros de caracterización que dependen de esta 

propiedad, tal como son las permeabilidades relativas (ver PERMEABILIDAD 

RELATIVA) 
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. Determinar otros parámetros de caracterización que dependen de esta 

propiedad, tal cuino son las permeabilidades relativas (ver PERMEABILIDAD 

RELATIVA) 

Comentarios 

La permeabilidad absoluta es una de las propiedades básicas de las rocas 

sedimentarias, ya que depende exclusivamente de las características del 

espacio poroso que permite el flujo de fluidos (magnitud y geometría de los 

huecos comunicados). 

En vista de que el valor de permeabilidad al liquido de una roca, determinado 

con el método de extrapolación de Klinkenberg, es muy cercano al de la 

permeabilidad absoluta, es más práctico obtener ésta con el método indicado 

que medirla directamente en el laboratorio. 

FIG. PA-2. Flujo hacia abajo, con carga. 
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Propiedad . 

PERMEABILIDAD AL ACEITE (Oil permeability) 
Símbolo:  k. 
Definición:  

Es la facilidad con la que el aceite puede moverse a través de un medio 

poroso cuando está saturado 100% con el aceite. 

Expresión matenidtica:  
Ecuación de Darcy para flujo horizontal 

/I.  
k 

-g.  L  
A AP 

(PO-1) 

En donde: 

= permeabilidad al aceite [ID] 

q‹, 	= gasto de aceite [cm3/seg] 

= viscosidad del aceite [cpj 

L 	= longitud en la que se tiene la calda de presión [cm] 

A 	= área de la sección transversal al flujo [cm2] 

áP = calda de presión en la longitud L [atm] 

Unidades:  

Para la permeabilidad al aceite la unidad es el darcy pi. En rocas de 

yacimientos petroleros es más común usar el milidarcy [mD], que es la 

milésima parte de un Darcy. 

Formas de obtención:  

• Directamente, en laboratorio sobre muestras de roca. 

Una muestra, pequeña o grande, con geometría regular, se satura 100% con 

un aceite de viscosidad conocida, que no reaccione con los sólidos. La 
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muestra saturada se coloca en el portanu►estras del permeámetro para 

líquidos, se circula aceite igual al saturante y se mide la caída de presión de 

extremo a extremo del núcleo así como el gasto de aceite. Considerando la 

longitud y el área transversal del núcleo y los datos medidos, se aplica la 

ecuación anterior, si el flujo es horizontal o la correspondiente a la posición 

del núcleo y a la dirección y el sentido del flujo. 

Aplicaciones principales:  
• Determinar la permeabilidad absoluta. 

• Determinar otros parámetros de caracterización. 

Comentarios:  
Puesto que en los yacimientos petrolíferos nunca se tiene una saturación de 

100% de aceite, ya que siempre existirá agua, cuando menos en valor 

irreductible, no tiene mucha aplicación este parámetro en estudios de 

yacimientos; en cambio, en laboratorio es muy usado para .obtener otras 

propiedades de caracterización. 
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Propiedad .1 

PERMEABILIDAD AL AGUA (Water permeability) 

Símbolo: kv 

Definición:  

Es la facilidad con la que el agua puede moverse a través de un medio 

poroso cuando está saturado 100% con el agua. 

Expresión matemática:  

Ecuación de Darcy para flujo horizontal 

k = t1M Ij M L 

AM 

En donde: 

kw 	permeabilidad al agua [D] 

qw 
	= gasto de agua [cm3/seg] 

= viscosidad del agua [cp] 

(PA -1) 

L 	= longitud en la que se tiene la caída de presión [cm] 

A 	= área de la sección transversal al flujo [cm2] 

AP = calda de presión en la longitud L [atm] 

Unidades:  

Para la permeabilidad al agua la unidad es el darcy [D]. En rocas de 

yacimientos petroleros es más común usar el milidarcy [mD]. 

l[mD]=0.001[D]. 

Formas de obtención:  

• Directamente, en laboratorio sobre muestras de roca. 

Una muestra de roca, con geometría regular, se satura 100% con agua y se 

coloca en el portamuestras de un permeánietro para líquidos. Se circula agua, 
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igual a la que satura a la muestra, y se mide el gasto de agua así como la 

caída de presión entre los extremos de la muestra. Estos datos se combinan 

con los de viscosidad del agua y de área y longitud de la muestra por medio 

de la ecuación PA-1, sí el flujo de agua en la ¡nuestra fi'e horizontal o por 

Medio de la ecuación correspondiente a la dirección y al sentido del flujo de 

agua dentro del núcleo al realizar la medición. 

Aplicaciones principales:  

• Determinar la capacidad de flujo (producción) de agua en un intervalo, capa 

o estrato, saturado 100% con agua. 

. Determinar, en laboratorio, la permeabilidad absoluta y las permeabilidades 

relativas (ver PERMEABILIDAD RELAMA). 

Comentarios:  

El valor de la permeabilidad al agua que se obtenga en el laboratorio en una 

muestra "limpia" (sin arcillas), preferentemente mojada por agua, es el de la 

permeabilidad absoluta. Para tal caso se puede utilizar agua salada o agua 

dulce. Si la muestra es "sucia" ( más del 5% de arcillas en los sólidos) 

forzosamente debe utilizarse agua salada para no alterar el medio poroso y 

poder obtener la penneabilidad absoluta. Si se presenta en la muestra una 

reacción entre el material arcilloso y el agua saturante (agua dulce o de baja 

salinidad), tal material se hidratará y/o se dispersará, por lo que se reducirán 

los canales de flujo y por lo tanto disminuirá la perineabilidad del medio. 
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Prgyiedad  

PERMEABILIDAD AL GAS (Gas permeability) 
Símbolo: kg 
Definición:  

Es la facilidad con la que un gas puede moverse a través de un medio poroso 

(roca) cuando está saturado 100% con el gas. 

Expresión matemática:  
Ecuación de Darcy para flujo horizontal 

kv _ 	L - 
A AP 

(PG 

En donde: 

kg  = permeabilidad al gas [D] 

qg  = gasto de gas [cm3/seg] 

= viscosidad del gas que circula [cp] 

L 	= longitud en la que se tiene la calda de presión [cm] 

A = 	área de la sección transversal al flujo [cm2] 

QP = diferencia de presión en la longitud L [atm] 

Unidades:  
Para la permeabilidad al gas la unidad es el darcy [D]. En rocas de 

yacimientos petroleros es más común usar el milidarcy [inD]. 

1 [mD]=0.001 [D]. 

Formas de obtención:  
. Directamente, en laboratorio sobre muestras de roca. 

Se utiliza un permeámetro de gas. Al núcleo limpio y seco se le mide su 

longitud y área transversal, se coloca en el portamuestras del permeámetro, 
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Fig. PG-1. Se circula un gas que no reaccione con los sólidos y se miden: la 

caída de presión y el gasto de gas. Con estos datos y la viscosidad del gas se 

obtiene la permeabilidad a dicho fluido de acuerdo a la ecuación de Darcy. 

En laboratorio es muy común utilizar en estas pruebas gas nitrógeno. 

En núcleos grandes (de diámetro completo) se puede aplicar la ecuación 

anterior sólo para medir la permeabilidad vertical (ver PERMEABILIDAD 

VERTICAL) o sea, cuando el flujo de gas tiene dirección paralela al eje 

longitudinal del núcleo. 

FIG. PG-1. Permeámetro de gas,(P)  
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. Indirectamente, por medio de correlaciones. 

Aplicaciones principales:  

• Conocer la capacidad de producción de gas de una roca cuando está saturada 

100% con un gas. 

• Determinar la permeabilidad al líquido por medio del método de Klinkenberg 

(ver PERMEABILIDAD AL LIQUIDO. 

Comentarios:  

Cuando un gas satura 100% al medio poroso y circula a través de él, se 

presenta el fenómeno de deslizamiento molecular o de Klinkenberg (ver 

PERMEABILIDAD AL LIQUIDO). En este caso la permeabilidad al gas es 

función de la presión media de flujo y, de acuerdo con la gráfica de 

extrapolación de Klinkenberg, una roca tendrá mayor permeabilidad al gas 

mientras menor sea la presión media de flujo. Cuando se reportan valores de 

permeabilidad al gas obtenidas en laboratorio es necesario indicar la presión 

media de medición. 
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• Indirectamente, por medio de correlaciones. 

Aplicaciones principales:  
• Conocer la capacidad de producción de gas de una roca cuando esta saturada 

100% con un gas. 

. Determinar la permeabilidad al líquido por medio del método de Klinkenberg 

(ver PMMEABH.ii)Ap Aí. /./QuiD0). 

Comentarios:  
Cuando un gas satura 100% al medio poroso y circula a través de él, se 

presenta el fenómeno de deslizamiento molecular o de Klinkenberg (ver 

PERMEABILIDAD AL LIQUIDO). En este caso la permeabilidad al gas es 

función de la presión media de flujo y, de acuerdo con la gráfica de 

extrapolación de Klinkenberg, una roca tendrá mayor permeabilidad al gas 

mientras menor sea la presión media de flujo. Cuando se reportan valores de 

permeabilidad al gas obtenidas en laboratorio es necesario indicar la presión 

media de medición. 
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kt. = kg  

Propiedad .1 

PERMEABILIDAD AL LIQUIDO 
(Liquid permeabiliO) 
Símbolo:  ki 

Definición:  

Es la permeabilidad de un medio poroso obtenida por el método de 

extrapolación de Klinkenberg. 

Expresión matemática:  
(PL -1) 

(PL- 2) 

(PL - 3) 

En donde: 

k1 	= permeabilidad al liquido de medio poroso [D] 

k8  = permeabilidad al gas del medio poroso [1)] 

= presión media de flujo del gas en el medio poroso [atm] 

m = 	pendiente de la recta de la extrapolación de Klinkenberg [D atm] 

b = 	constante para un cierto medio poroso y un gas dados [atm] 

Unidades:  

Para la permeabilidad al liquido la unidad es el darcy [D]. En rocas de 

yacimientos petroleros es más común usar el milidarcy [InDj. 

I [mD]=0,00 I [D]. 
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Formas de obtención:  

. En el laboratorio, sobre muestras de roca. 

A una muestra de roca limpia y seca se le realizan cuando menos cinco 

mediciones de permeabilidad al gas, kg, (ver PERMEABILIDAD AL GAS) 

Con los datos de permeabilidad al gas obtenidos y los recíprocos de las 

presiones medias de flujo correspondientes, se elabora una gráfica en papel 

normal como se muestra en la Fig. PL-l. La tendencia recta que se establece 

con los puntos graficados se extrapola, hasta la ordenada al origen, que es la 

permeabilidad al liquido, 

FIG. PL-1. Obtención de la permeabilidad al líquido o de Klinkenberg,(14)  
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Aplicaciones principales:  

. Determinar la capacidad de producción de una formación cuando está 

saturada 100% con un sólo fluido incompresible, mojarle y que no reaccione 

con los sólidos. 

• Determinar otros parámetros de caracterización que dependen de esta 

propiedad. 

comentarios:  

La permeabilidad al líquido de un medio poroso se obtiene a partir de 

mediciones de permeabilidad al gas, de acuerdo con el procedimiento 

propuesto por Klinkenberg y es equivalente a la que se tendría si fluyera un 

líquido. 

La base del método de Klinkenberg es que a presiones medias de flujo muy 

altas el gas que circula en el medio poroso se convierte en liquido. Estas 

condiciones corresponden en la gráfica a la ordenada al origen, o sea, al 

punto (1/ F3  = 0 , kg  = 

Para un medio poroso dado, el valor de la permeabilidad al líquido es 

independiente del gas que se utilice para obtenerla. La pendiente de la 

tendencia definida por las mediciones de permeabilidad al gas será mayor 

mientras más ligero sea el gas utilizado. 

165 



Propiedad . 

PERMEABILIDAD EFECTIVA 
(Effective permeabik) 

símbolo:  ke  

Definición:  
Es una propiedad del medio poroso que indica la facilidad con la que un 

fluido puede moverse a través de él, cuando no lo satura al 100%. 

Expresión matemática:  
Ecuación de Darcy para flujo horizontal 

qf  pf  
k = 	 (PE- I) 
if 	A Al' 

En donde: 

ket- = permeabilidad efectiva a un fluido [D] 

qf 	= gasto del fluido [cm3/seg] 

Pf = viscosidad del fluido [cp] 

L 	= longitud en la que se tiene la calda de presión [cm] 

A 	= área de la sección transversal al flujo [cm2] 

AP = calda de presión [atm] 

Unidades:  

Para la permeabilidad efectiva la unidad es el darcy [D]. En rocas de 

yacimientos petroleros es más común usar el milidarcy [mD]. 

1[mD]=0.001[D]. 
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Formas de obtención:  
Directamente, en laboratorio sobre muestras de roca. 

Ur►a muestra de roca, con geometría regular, se satura con dos fluidos (agua 

y aceite o agua y gas) o con tres fluidos (agua, aceite y gas). Se circulan los 

fluidos dentro del medio poroso, de acuerdo a alguno de los siguientes casos. 

- Un fluido en movimiento (su saturación es mayor a la crítica) y el otro o 

los otros dos estáticos (sus saturaciones menores que las criticas). 

- Dos fluidos en movimiento o dos fluidos en movimiento y uno estático. 

- Los tres fluidos en movimiento. 

Para la situación que se tenga se mide: la caída de presión entre los extremos 

de la muestra y el gasto de cada fluido para esa caída de presión. Con estos 

datos, las viscosidades de los fluidos, la longitud del núcleo y el área 

transversal al flujo se determina la permeabilidad efectiva a los fluidos, 

aplicando la ecuación de Darcy correspondiente, según sea la dirección y 

sentido del flujo de fluidos. 

• Indirectamente. 

Por medio de alguna prueba de variación de presión. 

Aplicaciones principales: 
• Determinar la capacidad de flujo (producción) de un fluido en particular 

cuando en el medio poroso o yacimiento existen otros fluidos. 

• Determinar otras características de una roca, como lo es la permeabilidad 

relativa (ver PERMEABILIDAD REUMA). 

Comentarios:  
La permeabilidad efectiva en un yacimiento petrolífero puede ser al agua, 

kcw, al aceite, kco, o al gas, kcg. 

La magnitud o el valor de la permeabilidad efectiva a un fluido dependerá, 

principalmente, del grado de saturación que tenga el medio poroso de ese 
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fluido y, por supuesto, de las características fisicas de la estructura porosa y 

de las propiedades físicoquímicas del sistema roca-fluidos, 

La permeabilidad efectiva a un fluido tiene los siguientes límites: 

- Un valor mínimo de cero cuando la saturación del fluido es igual a la 

irreductible, a la residual o es menor que la crítica (ver SATIMACION). 

- El valor máximo se tiene cuando la saturación del fluido es máxima y 

podría ser prácticamente el valor de la permeabilidad absoluta, si el fluido es 

un líquido mojante que no reacciona con los sólidos y que tiene una 

saturación muy cercana al 100%. 

Se han diseñado varios procedimientos experimentales para medir las 

permeabilidades efectivas en el laboratorio, pero básicamente consideran 

flujo de fluidos a presión constante o a gasto constante. 

Se estima que este tipo de prueba de laboratorio es uno de los más dificiles 

de realizar. 
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fluido y, por supuesto, de las características físicas de la estruct.►ra porosa y 

de las propiedades fisicoquímicas del sistema roca-fluidos. 

La permeabilidad efectiva a un fluido tiene los siguientes límites: 

- Un valor mínimo de cero cuando la saturación del fluido es igual a la 

irreductible, a la residual o es menor que la crítica (ver S4 TURA ('ION). 

- El valor máximo se tiene cuando la saturación del fluido es máxima y 

podría ser prácticamente el valor de la permeabilidad absoluta, si el fluido es 

un líquido mojante que no reacciona con los sólidos y que tiene una 

saturación muy cercana al 100%. 

Se han diseñado varios procedimientos experimentales para medir las 

permeabilidades efectivas en el laboratorio, pero básicamente consideran 

flujo de fluidos a presión constante o a gasto constante. 

Se estima que este tipo de prueba de laboratorio es uno de los más difíciles 

de realizar. 
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Propiedad . 

PERMEABILIDAD HORIZONTAL 
(Horizontal permeability) 
Símbolo:  kh  

Definición:  
Es la facilidad con la que un fluido puede moverse en dirección paralela a los 

planos de estratificación de la roca 

Expresión matemática:  
Ecuación de Darcy para flujo horizontal. 

kh=
qf 	L 

A AP 
(PI! -1) 

En donde: 

kh 	= permeabilidad horizontal a un fluido [D] 

qr = gasto del fluido [cm3/seg] 

= viscosidad del fluido [cp] 

L 	= longitud en la que se tiene la caída de presión [cm] 

A 	= área de la sección transversal al flujo[cm2] 

AP = caída de presión [atril] 

Unidades:  
Para la permeabilidad horizontal la unidad es el darcy [D]. En rocas de 

yacimientos petroleros es más común usar el milidarcy [mD]. 

1 [mD]=0.001 [D] . 
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FIG. PH-I. Portanniestras de permeámetro de gas para núcleos grandes.(P)  

Formas de obtención:  

• Directamente, en laboratorio. 

Se corta una muestra pequeña de forma cilíndrica de tal manera que su eje 

longitudinal sea perpendicular al del núcleo de diámetro completo, por lo 

tanto, paralelo a los planos de estratificación de la roca. La muestra se limpia 

y se le mide la permeabilidad al 'gas (ver PER? EABIUDAD AL GAS) o se 

satura con algún líquido y se mide la permeabilidad a ese liquido (ver 

PERMEABILIDAD AL AGUA o PERMEABILIDAD AL ACEITE). 

Si el núcleo es de diámetro completo, después de limpiarlo se le mide la 

permeabilidad horizontal con un penneálnetro de gas para núcleos grandes, 

para lo cual la dirección de flujo de fluido debe ser perpendicular al eje 

longitudinal del núcleo grande, Fig. PH-1. 



• Indirectamente, a partir de datos de una prueba de variación de presión en 

donde el intervalo productor sea igual al espesor del estrato acumulador. 

Aplicaciones principales:  
. Detallar la caracterización de un yacimiento respecto a la permeabilidad, 

determinando específicamente la facilidad con la que fluyen los fluidos 

horizontalmente. Si se tienen *datos de permeabilidad horizontal en varios 

puntos del yacimiento se podrá preparar un plano de isopenneabilídades 

horizontales o un plano de isocapacidades horizontales. 

Comentarios: 

La forma descrita anteriormente para obtener la permeabilidad horizontal, 

corresponderá a la facilidad de flujo de fluidos con dirección paralela a los 

planos de estratificación de la roca sólo si éstos conservan su posición 

original (horizontal) y el núcleo grande se cortó en un pozo vertical. 

En arenas y areniscas es muy común que la permeabilidad horizontal sea 

mayor que permeabilidad vertical, en tanto que en los carbonatos sin 

porosidad secundaria, esa diferencia no se observa. 
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Propiedad. 

PERMEABILIDAD RELATIVA 

(Relative permeability) 

Símbolo: kr  
Definición:  

La permeabilidad relativa de un medio poroso es la relación de la 

permeabilidad efectiva a un fluido entre la permeabilidad absoluta o la 

permeabilidad al líquido. 

Expresión matemática:  

k,f  
kr' 
k„ 

k = (PR-1) 

En donde: 

kff  = permeabilidad relativa al fluido [fracción] 

kcf  = permeabilidad efectiva al fluido [D] 

= permeabilidad absoluta [D] 

kL 	= permeabilidad al líquido pi 
Unidades: 

La permeabilidad relativa no tiene unidades, es adimensional y se expresa en 

fracción. 

Formas de obtención: 

. Directamente, en laboratorio. 

En un núcleo se llevan a cabo mediciones de permeabilidad efectiva (ver 

PERMEABILIDAD EFECI7VA ) a distintas saturaciones del fluido en particular 

(agua, aceite o gas) y cada uno de estos valores se relaciona a la 

permeabilidad absoluta (ver PERMEABILIDAD ABSOLUTA), o a la 
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permeabilidad al liquido (ver PARMEABILIDAD AL LIQUIDO), que 

previamente fueron determinadas. Con los datos de permeabilidad relativa a 

un fluido y los de saturación del fluido, normalmente se construye una 

gráfica en papel normal. En la Fig. PR-1 se muestran ejemplos de 

permeabilidades relativas al aceite y al agua. 

F1G, PR-1. Permeabilidades relativas al aceite y al agua 

. Indirectamente. 

Con datos de presión capilar con inyección de mercurio, de acuerdo con el 

método desarrollado por Purcell."-I)  

- La permeabilidad relativa de la fase mojante, brin, se calcula con la 

siguiente ecuación: 
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[(s,,-s%_ sj 

— M'y km  = 
S olY 

(PR — 4) 

(PR — 5) 

(PR 2) 

- La permeabilidad relativa de la fase no mojante, ktfiun, se calcula con la 

siguiente expresión: 
dS 

k„ 

is- 	(15  
s,o (m2 

En donde: 

krfie  = permeabilidad relativa del fluido mojante [fracción] 

krfie„ = permeabilidad relativa del fluido no mojante [fracción] 

= permeabilidad efectiva del fluido mojante [D] 

kefiee  = permeabilidad efectiva del fluido no mojante [D] 

kQ  = permeabilidad absoluta [D] 

ds = incremento de saturación [fracción] 

P, = presión capilar con inyección de mercurio [atm] 

(PR — 3) 

• A partir de varias condiciones de saturación de agua. 

. 	A partir de datos de variación de presión. 
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Aplicaciones principales:  
. Conocer la facilidad de flujo de un fluido en un medio poroso, en presencia 

de otros fluidos, con relación a la máxima facilidad de flujo que ofrece tal 

medio. 

. Determinar, cualitativa y cuantitativamente, parámetros y propiedades de los 

yacimientos. 

Comentarios:  
La permeabilidad relativa tiene amplia aplicación en estudios de ingeniería 

de yacimientos, como son las predicciones y las simulaciones de 

comportamientos. Se puede indicar también que es de los parámetros más 

importantes en tales estudios y uno de los más dificiles de medir en 

laboratorio. 

En el caso de un medio poroso con dos fluidos presentes: aceite y agua, la 

permeabilidad relativa a un fluido tiene los siguientes limites 

- El límite inferior es cero cuando la permeabilidad efectiva a dicho fluido es 

cero, o sea cuando en el medio poroso se tiene una saturación irreductible, 

residual o menor a la crítica de dicho fluido y por lo tanto no se mueve (ver 

Fig. PR-1). 

- El limite superior se alcanza para la condición de saturación irreductible, 

residual o menor que la critica del otro fluido presente en el medio poroso. 

Sólo cuando la saturación del fluido en cuestión es prácticamente de 100% 

se tendría un valor de penneabilidad relativa a ese fluido muy cercano a la 

unidad. (ver Fig. PR-1). 
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Propiedad . 

PERMEABILIDAD VERTICAL (Vertical permeability) 

Símbolo:  kv 

Definición:  

Es la facilidad con la qué un fluido puede moverse en dirección 

perpendicular a los planos de estratificación de la roca. 

Expresión matemática:  

Ecuación de Darcy para flujo vertical, hacia abajo, con carga, Fig. PV-1. 

k 	Pf  
Ap, g h 

(PV -1) 

En donde: 

kv 	= permeabilidad vertical [D] 

qi- 	= gasto del fluido [cm3/seg] 

Pf 	= viscosidad del fluido [cp] 

L 	= longitud del núcleo [cm] 

A 	= área de la sección transversal [cm2] 

pf = densidad del fluido [g/cm3] 	• 

h 	= altura de la columna de líquido [cm] 

g 	= aceleración de la gravedad [cm/seg2] 

Unidades:  

Para la permeabilidad vertical la unidad es el darcy [D]. En rocas de 

yacimientos peboleros es más común usar el milidarcy [mD]. 

1 [InD]=0 .00 I [D]. 
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FIG. PV-1. Flujo vertical, hacia abajo, con carga. 

Formas de obtención:  
. Directamente, en laboratorio. 

Se corta una muestra pequeña, de forma cilíndrica, de tal manera que su eje 

longitudinal sea paralelo al del núcleo de diámetro completo, por lo tanto, 

perpendicular a los planos de estratificación de la roca. La muestra se limpia 

y se le mide la permeabilidad al gas (ver PERMEABILIDAD AL GAS ), con la 

que se puede obtener la permeabilidad al liquido, o se satura con algún 

líquido y se mide la permeabilidad a ese líquido (ver PERMEABILIDAD AL 

AGUA O PERMEABILIDAD AL ACEITE). 

Si el núcleo es de diámetro completo, después de limpiarlo se le mide la 

permeabilidad vertical con un permeámetro de gas para núcleos grandes, 

para lo cual la dirección de flujo de fluido debe ser paralelo al eje 

longitudinal del núcleo grande. 
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Aplicaciones principales:  

Atinar la información de permeabilidad de un yacimiento, determinando la 

facilidad con la que los fluidos se pueden mover en dirección vertical. Si se 

conoce la permeabilidad vertical en varias partes del yacimiento se pueden 

conocer las zonas con mayor o menor permeabilidad vertical y puesto que 

ésta podría ser debido a fracturas, ayudaría a identificar zonas con porosidad 

secundaria. 

Comentarios:  

La forma descrita anteriormente para obtener la permeabilidad vertical, 

corresponderá a la facilidad de flujo de fluidos con dirección perpendicular a 

los planos de estratificación de la roca sólo si éstos conservan su posición 

original (horizontal) y el núcleo grande se cortó en un pozo vertical. 

Las mediciones de permeabilidad al gas pueden hacerse colocando los 

núcleos horizontales para eliminar el término gravitacional y utilizar la 

ecuación simple de Darcy. 

En arenas y areniscas la permeabilidad vertical por lo regular es menor que 

la horizontal. En los carbonatos no se observa diferencia entre ambas 

penneabilidades, sólo cuando presentan porosidad secundaria debido 

principalmente a fracturas. Para cuantificar esta diferencia en laboratorio 

deben realizarse las mediciones sobre núcleos grandes, de diámetro 

completo. 
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Propiedad . 

POROSIDAD 	(Porosity) 
Símbolo:  

Definición:  

Relación del volumen de huecos, espacios o poros de un material poroso 

(roca), con respecto al volumen total de ese material. 

FIG. P-I. Diagrama de un medio poroso. 

Expresión matemática: 

(P-1) 

En donde: 

= 	porosidad [fracción] 

Vp = volumen de poros [m3] 

Vr - volumen de roca im31 
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Unidades:  

La porosidad se expresa en porciento (%) o en fracción del volumen total del 

material poroso considerado. 

Formas de obtención  

• Directamente, en laboratorio sobre muestras de roca. 

Algunos de los procedimientos tnás comunes requieren de láminas delgadas 

que se analizan por medio de microscopios petrográficos o electrónicos. 

Otras técnicas requieren de volúmenes de roca relativamente pequeños (de 

10 a 50 cm3). En una de ellas, tan pronto se sacan las muestras del 

muestreador se desaturan, cuantificándose el total de los volúmenes de 

fluidos extraídos, que es igual al volumen de poros. Este volumen se 

relaciona al volumen total de la muestra de roca para obtener la porosidad. Si 

la muestra ya no contiene fluidos en sus poros, se satura con algún líquido 

para determinar el volumen del espacio poroso por diferencia de pesos y 

relacionarlo al voltunen total, o se analiza en un porosímetro tipo Boyle que 

utiliza gas, como el de la Fig. P-2. Tales muestras de roca también se pueden 

analizar en tomógrafos. 

En laboratorio también puede medirse la porosidad en núcleos grandes 

(diámetro completo), cuyos volúmenes, generalmente son mayores a 

500 cm3, aplicando técnicas similares a las descritas para núcleos pequeños. 
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FIG. P-2. Porosimetro tipo Boyle.(P) 

• Indirectamente, por medio de registros geofisicos de pozo. 

Se han propuesto muchos métodos para determinar la, porosidad por medio 

de la interpretación de registros de pozos; los registros que más se utilizan 

son los llamados de porosidad: sónico(11-2), densidad(-2), neutrón(-2) y 

también, pero en menor proporción, se utilizan los reffistros de 

resistividad(P-2). 

A continuación se presentan las ecuaciones básicas para obtener la porosidad 

a partir de los registros sónico y de densidad. 

- Registro sónico: 

= 	 átf  - át„„ 
(P- 2) 
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En donde: 

(hsoto, - porosidad derivada del registro sónico [fracción] 

- tiempo de transmisión del sonido en la matriz, [µseg/pie] (Tabla P-I) 

At iog  - tiempo de transmisión del sonido en la formación, tomado del 

registro, [Itseg/piel. 

Atf  = tiempo de transmisión del sonido en el fluido, biseg/piel. 

En la Tabla P-1 se proporcionan los datos de velocidad de sonido y de 

tiempo de transmisión del sonido para matrices de varias litologías. 

Vino  (ft/seg) Ato„,(Itseg/ft) 

Arenisca 18,000 a 19,500 55.5 a 51.0 

Caliza 21,000 a 23,000 47.6 a 43.5 

Dolomía 23,000 a 26,000 43.5 a 38.5 

Anhidrita 20,000 50.0 

Sal 15,000 66.7 

'rabia. P-1. 	Velocidades y tiempos de transmisión del sonido en 
diferentes matrices:0'2 / 

- Registro de densidad 

= 14- 
	-Pb 	 (P —3) 

Pf 

En donde: 

4dcn = porosidad derivada del registro de densidad [fracción]. 

pina  = densidad de la matriz, [g/cm3], (Tabla P-2). 

Pb = densidad de la formación, tomada del registro, [g/cm3]. 

pf  = densidad del fluido, [g/cm3]. 

En la Tabla P-2 se proporcionan datos de densidades de matrices de varias 

litologías. 
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Pina 

(g/crn3) 

Arenisca 2.648 

Caliza 2.710 

Dolomía 2.876 

Anhidrita 2.977 

Sal 2.032 

Tabla. P-2. Densidades de matrices de fitologías más comunes. (P-2) 

Aplicaciones principales:  

Algunas aplicaciones de la porosidad en la caracterización de yacimientos 

son las siguientes: 

• Calcular el volumen de hidrocarburos en el yacimiento. 

• Analizar pruebas de variación de presión en pozos. 

• Determinar la distribución del espacio poroso en el yacimiento. 

• Definir la distribución de fluidos (agua, gas, aceite) en el yacimiento. 

• Obtener otros parámetros de caracterización. 

Comentarios:  

La porosidad es una propiedad estática de la roca. 

La porosidad representa la fracción del volumen de roca que es capaz de 

contener fluidos: agua, aceite y gas, es decir, determina la capacidad de 

almacenamiento de una roca o de un yacimiento. 

La porosidad es uno de los parámetros petrofisicos que tiene amplia 

aplicación en las distintas etapas que comprende la explotación de 

yacimientos. 
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Propiedad .1 

POROSIDAD ABSOLUTA 	(Absolute porosity) 

Símbolo:  

Definición:  

Relación del volumen total de huecos o espacios, comunicados y no 

comunicados, de un material poroso, con el volumen total de ese material. 

Expresión matemática:  

(PA — I) 

En donde: 

(5a 	= porosidad absoluta [fracción] 

Vpc = volumen de poros comunicados [m3] 

Vpnc = volumen de poros no comunicados [m3] 

Vr 	= volumen de roca [in3] 

Unidades:  

La porosidad absoluta se expresa en porciento (%) o en fracción del volumen 

total del material poroso considerado. 

Formas de obtención:  
. Directamente, en laboratorio sobre muestras de roca. 

- Por observación en microscopios de láminas delgadas de roca, se puede 

estimar la porosidad absoluta. En la Fig. PA-1 se proporciona una carta 

patrón para estimar la porosidad. 
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FIG. PA-1. Carta patrón para estimar porosidad .(P'")  

- Otra manera práctica para determinar la porosidad absoluta a partir de 

análisis microscópico de láminas delgadas de un medio poroso granular, 

consiste en colocar una retícula cuadrada sobre una fotografia amplificada de 

una sección de esa lámina, (Fig. PA-2). Con base en el número total de 

nodos o cruces de líneas de la retícula, Ni, y el número total de nodos que 

caen en el espacio poroso que indica la fotografia, Np, la porosidad se puede 

obtener con la siguiente expresión: 
N p  

O.= —
N 	

(PA-2) 
, 

 

Este procedimiento supone que la muestra es homogénea e isótropa y que los 

granos tienen una distribución aleatoria (E'"'2)  
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FIG. PA-2. Análisis microscópico de 
láminas delgadas. "4) 

En rocas sedimentarias se mide el volumen de la muestra, Vr, se desmenuza 

a nivel de grano y se mide el volumen de granos, o sea el volumen de 

sólidos, V s, obteniéndose la porosidad absoluta de la siguiente forma: 

V — 
91a=  V, i  

(PA-3) 

Aplicaciones principales:  
En la interpretación de registros se utiliza como apoyo para determinar la 

porosidad efectiva de una formación. 

Comentarios:  

La porosidad absoluta es una característica del medio poroso que tiene poca 

aplicación en la explotación de hidrocarburos, ya que considera el volumen 

de poros no comunicados, de los cuales no pueden extraerse los fluidos. Sólo 

cuando se lleva a cabo una estimulación en la formación (fracturamiento o 

acidificación) podrían comunicarse algunos de esos poros. 

A esta porosidad también se le llama porosidad total porque comprende 

todos los huecos (poros, cavernas y espacios debidos a fisuras, fracturas y 

juntas) independientemente de que estén comunicados o no. 
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Cuando se desmenuza la muestra a nivel de grano, con el tin de obtener el 

volumen de sólidos, se elimina el empacamiento original de los mismos, por 

lo que la porosidad absoluta que se obtiene por diferencia del volumen de 

roca y el volumen de sólidos así obtenido, corresponderá al máximo valor de 

porosidad que podría tener la roca. 
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Propiedad  

POROSIDAD EFECTIVA 	(Effective porosity) 

Símbolo:  q$ 

Definición: 

Relación del volumen de huecos comunicados de un material poroso, con el 

volumen total de ese material. 

Expresión matemática:  

V, 
	 (PE -1) 

En donde: 

cle 	= porosidad efectiva [fracción] 

Vpc = volumen de poros comunicados [ni3] 

Vr 	= vohunen de roca [m3] 

Unidades:  

La porosidad efectiva se expresa en porciento [%] o en fracción del volumen 

total del material poroso considerado. 

Formas de obtención:  

• Directamente, en laboratorio sobre muestras de roca. 

1. Cuando la muestra está limpia, sin fluidos en los poros, se procede de la 

siguiente manera: 

• Se mide el volumen de roca, Vr, (ver VOLUMEN DE ROCA) 

• Se determina el volumen de poros comunicados, Vpc, (ver VOLUMEN DE 

POROS) o el volumen de sólidos, Vs, conservando la estructura original 

(ver VOLUMEN DE SOLIDOS). 
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. Se aplica alguna de las siguientes expresiones: 

O. —17: 	 (l'E - 2) 

V, - V, 	 (PE - 3) 

2. Otro procedimiento para medir la porosidad efectiva en núcleos limpios, 

es por medio de un porosímetro tipo Boyle, en el que propiamente se mide 

el volumen de sólidos (ver VOLUMEN DE SOLIDOS) y después se obtiene la 

porosidad. 

Aplicaciones principales:  

• Determinar otros parámetros petrofisicos por medio de ecuaciones o 

correlaciones. 

• Determinar los volúmenes de fluidos recuperables en un yacimiento. 

• Analizar pruebas de variación de presión en pozos. 

Comentarios:  

Por lo general, la porosidad efectiva es menor que la porosidad absoluta, 

sólo son iguales en el caso de que no existan poros no comunicados. 

La porosidad efectiva es la que normalmente interviene en los estudios de 

caracterización de yacimientos. 

Sólo si existe porosidad efectiva en una roca se tendrá permeabilidad. 

Para las rocas con porosidad secundaria (ver POROSIDAD SECUNDARIA) los 

huecos que se consideran en la porosidad efectiva comprenden poros, 

cavernas y espacios debidos a fisuras, fracturas y juntas, siempre y cuando 

formen una red comunicada. 
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La forma de los granos de una roca puede ser extremadamente irregular, por 

lo que se podrían generar regiones de estancamiento, es decir espacios en 

donde no se mueven los fluidos a pesar de estar comunicados, es por ésto 

que se ha clasificado a la porosidad, con base en este aspecto, en porosidad 

de flujo, fa., asociada con canales y porosidad de estancamiento, tls, asociada 

con tales trampas (PA-2). 
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Propiedad . 

POROSIDAD PRIMARIA 	(Primary porosity) 
Símbolo:  4, 
Definición:  

La porosidad primaria es la qué considera solamente los poros originales, los 

cuales se formaron antes o durante la litificación de los sedimentos que se 

transformaron en roca. 

Unidades:  

La porosidad primaria se expresa en porciento [%] o en fracción del volumen 

total del material poroso considerado. 

Formas de obtención:  

Ver POROSIDAD 

Aplicaciones principales:  

Ver POROSIDAD 

Comentarios:  

A la porosidad primaria también se le llama porosidad original debido a que 

se formó junto con el sedimento; también es llamada porosidad intergranular, 

en el caso de las arenas o areniscas, o porosidad intercristalina, en el caso de 

los carbonatos. 

La porosidad primaria u original está definida por el arreglo y forma de los 

poros, el grado de comunicación entre ellos y su distribución dentro de la 

roca, es decir por la estructura porosa inicial, la cual está íntimamente ligada 

a la estructura sólida que formaron los granos al sedimentarse. 
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Se puede indicar también que la porosidad primaria en rocas sedimentarias 

es, en general, el resultado del efecto combinado de muchos aspectos, tales 

como: tamaño y forma de las partículas, grado de selección y tipo de 

empacamiento de los sólidos, así como de la clase y cantidad del material 

cementante. 
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r Propiedad. 

 

POROSIDAD SECUNDARIA (Secondary porosity) 
Símbolo: 0, 

Definición:  

La porosidad secundaria es aquella porosidad que considera sólo los huecos 

o espacios que se generaron después de la litificación de los sedimentos, o 

sea después que se formó la roca. 

Unidades:  

La porosidad secundaria se expresa en porciento [°/01 o en fracción del 

volumen total del material poroso considerado. 

Formas de obtención:  

• Directamente, en laboratorio. 

Se debe medir la porosidad secundaria en núcleos grandes (de diámetro 

completo), de acuerdo al siguiente procedimiento: 

I. Obtener el volumen de roca, Vr, a partir de las dimensiones del núcleo 

(diámetro y longitud). 

2. Medir el volumen de espacios comunicados (Vec) con un equipo de 

expansión de gas, de tipo Boyle, para núcleos grandes. 

3. Determinar la porosidad total, 4a, relacionando los volúmenes medidos 

de espacios y de roca. 
.L (PS t) 

4. Determinar la porosidad de la matriz, 1m, (ver POROSIDAD EFECTIVA) 

en un núcleo pequeño tomado del núcleo grande o de un pedazo 

próximo. 
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5. Obtener la porosidad secundaria con la expresión siguiente: 

515 , - 	 ( PS 2) 

. Indirectamente. 

La porosidad secundaria también se puede obtener por medio de la 

interpretación de registros geofiskos. 

1. Una técnica muy utilizada es la que se basa en la 

interpretación combinada de los registros: sónico, neutrón y densidad, la 

cual es llamada técnica de gráficas cruzadas, Fig. PS-1. 
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Aplicaciones principales:  
• Obtener el volumen de fluidos en las fracturas de una roca con sistema doble 

porosidad-doble permeabilidad 

é Determinar otros parámetros de caracterización. 

Comentarios:  
A las rocas que tienen porosidad secundaria se les llama comunmente rocas 

o sistemas con doble porosidad-doble permeabilidad, ya que comprenden 

espacios de la matriz y de las fracturas, fisuras, cavernas y /o juntas. 

Los sistemas con doble porosidad-doble permeabilidad generalmente se 

presentan en rocas carbonatadas. 

En una roca fracturada, la porosidad .de las fracturas es una fracción 

pequeña, y a veces muy pequeña, de la porosidad total de un sistema con 

doble porosidad-doble permeabilidad. 

En rocas con porosidad secundaria la estructura de los huecos no tiene una 

relación directa con la forma de la estructura original que conformaron los 

sólidos. 
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Propiedad 

PRESION CAPILAR 	(Capillary pressure) 
Símbolo:  I', 
Definición  

Es la diferencia de las presimies existentes en ambos lados inmediatos a la 

interfase curva que se forma entre dos fluidos no miscibles que saturan el 

espacio capilar (espacio poroso de una roca), siendo uno de ellos el fluido 

mojante. 

Expresión matemática:  

• De acuerdo con la definición, para un tubo capilar se tiene: 

Pc = P.- P„, 	 (PC -1) 

En donde: 

= presión capilar [kg/cm2] 

P. = presión en la fase no mojante [kg/cm2J 

P,,, = presión en la fase mojante [kg/cm2] 

• De acuerdo a las densidades de los fluidos, también para un tubo capilar 

Pc =[(P m P.) g H] 
10 

En donde: 

pm  = densidad del fluido mojante [g/cm3] 

p,,„, = densidad del fluido no mojante [g/cm3] 

g = constante gravitacional [m/seg2] 

H = altura del fluido mojante en el capilar [In] 

(PC - 2) 
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• En función de la tensión interfacial o superficial, la presión capilar se expresa 

de la siguiente manera: 

2 ticos 	
(PC — 3) 

En donde: 

Pe  - presión capilar [dinas/culi 

cr = tensión superficial o interfacial [dinas/cm] 

cos O = coseno del ángulo de contacto [adimensional] 

r = radio del capilar [cm] 

• Para empacamiento de esferas uniformes 

(PC — 4) 

En donde: 

= presión capilar [dinas/cm2] 	• 

cs = tensión superficial o interfacial [dinas/cm] 

Rt y R2 = radios principales de curvatura [cm], Fig. PC-1. 
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FIG. PC-1. Radios principales de curvatura en un contacto de esferas.(PC-1) 

Unidades:  

Las unidades más comunes de la presión capilar son: [kg/cm2], [dinas/cm2], 

[Ib/pg2] o [atm]. 

Formas de obtención:  

• Directamente, sobre muestras de roca. 

Básicamente existen tres procedimientos de laboratorio para obtener el 

comportamiento capilar (curvas de presión capilar) en muestras pequeñas de 

roca. 

1. Desplazamiento de fluido con membrana semipermeable, sistema agua-

aire. 

A una muestra limpia y seca se le mide la porosidad, se satura 100% con 

agua (fluido mojante). Se introduce a un equipo de desaturación por medio 

de aire, que contiene en la base una membrana semipermeable, saturada 
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100% con la misma agua que satura la muestra, y una salida para drenar 

fluidos, Fig. PC-2. Se incrementa la presión del aire (fluido no rnojante) 

por etapas y para cada una de éstas se determina la saturación de agua en 

la muestra, con base en el volumen de agua que sale de la misma para la 

presión aplicada y el volumen inicial de agua en la muestra. 

Con los valores de saturación de agua y las correspondientes presiones 

que, de acuerdo con el método, son las presiones capilares, se prepara una 

gráfica de comportamiento capilar (curva de presión capilar) en papel de 

escala normal, Fig. PC-3. 

La prueba se suspende cuando ya no se desplaza agua de la muestra a 

pesar de que se incremente la presión, lp cual se determina en la gráfica 

cuando la curva de presión capilar se hace asistótica. 

FIG. PC-2. Diagrama de un equipo para medir presión capilar con 
membrana semipermeable.(PC-2) 
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FIG. PC-3. Curva típica de presión capilar en papel normal, 

2. Desplazamiento con centrífuga. 

A una muestra limpia y seca se le mide la porosidad, se satura 100% con 

agua (fluido mojante). La ¡nuestra saturada se mete en una probeta 

graduada de diseño especial y se coloca en la centrífuga, ver Fig. PC-4. Se 

somete a varios niveles de velocidad, angular, o sea a varios valores de 

revoluciones por minuto, que van incrementándose a tiempos constantes 

para desaturar la muestra. 

Para cada etapa de desaturación se determina la saturación de agua que 

tiene la muestra, con base en el volwnen de tal fluido recuperado en la 

probeta y el volumen inicial de agua en la ¡nuestra. 

Aplicando la ecuación PC-5 se convierten las revoluciones por minuto a 

presiones capilares.(m)  
Pc. = C, Ap 02 	- r,2 ) 	 (PC 5) 

207 



En donde: 

— presión capilar, [1b/pg2 ] 

C t  - constante de la centrífuga. 

Ap == diferencia de densidades, [g/clul] 

— velocidad rotacional de la centrífuga. 

ft, - radio exterior de rotación, [cm] 

rt  - radio interno de rotación, [cm] 

Con los datos de presión capilar y las saturaciones correspondientes se .  

prepara una curva de presión capilar en papel normal, como la de la 

Fig. PC-3. 

FIG. PC-4. Portamuestras para centrifuga0C4) 
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3. Desplazamiento por inyección de mercurio. 

A una muestra limpia y seca se le mide la porosidad, se coloca la muestra en 

un equipo de alta presión para inyección de mercurio, previamente calibrado, 

ver Fig. PC-5. Después de hacer vacío a los poros de la muestra se inyecta 

mercurio (fluido no mojarte) en ellos incrementando los niveles de presión 

por etapas. Para cada nivel de presión se determina la saturación de fluido 

mojante (vacío o aire a muy baja presión) en la muestra, a partir de los 

volúmenes de mercurio inyectados en cada etapa, corrigiendo por 

deformación del equipo, y tomando en cuenta el volumen de poros de la 

muestra. 

Con los valores de presión que, de acuerdo con el método, son las presiones 

capilares, y las saturaciones del fluido mojante calculadas, se prepara una 

gráfica en papel de escala normal que represente el comportamiento capilar 

del medio poroso, Fig. PC-3. 

FIG. PC-5. Equipo de inyección de mercurio para pruebas de presión capilar. (PC-5) 
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Aplicaciones principales:  
• Definir la distribución vertical de fluidos en el yacimiento. 

• Estimar presiones de desplazamiento. 

• Obtener la variedad en tamaño de grano y de poros (gargantas) de una 

roca. 

• Estimar saturaciones irreductibles de fase mojante. 

• Determinar la profundidad del contacto agua-hidrocarburos en un 

yacimiento. 

• Calcular las permeabilidades relativas. 

Comentarios:  
En un sistema roca-fluidos, como es un yacimiento, el contacto entre el 

sólido y los fluidos y entre estos mismos, generan propiedades de superficie, 

por ejemplo: la tensión de adhesión, la tensión interfacial y la mojabilidad. 

Estas propiedades rigen el comportamiento capilar. 

La curva de presión capilar es un método experimental simple para 

determinar cualitativa y cuantitativamente la variedad del tamaño de las 

gargantas de poro (ver GARGANTA DE PORO) de un medio poroso, o sea de 

los duetos a través de los cuales el fluido que invade dicho medio debe 

pasar, ya que ésto define o establece la forma de la curva, 
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Propiedad .1 

PRESION DE BURBUJEO (Bubbk pressure) 
Símbolo: 	Ph  
Definición: 

Es la presión a la cual la fásc líquida de una mezcla de hidrocarburos 

coexiste en equilibrio con una cantidad infinitesimal de fase gaseosa 

liberada. 

Expresión matemática:  
A partir de la composición de la mezcla de hidrocarburos, a una temperatura 

dada. 

Para una sustancia ideal: 

Pb 	1 Fiv j 
	 (P8 —1) 

En donde: 

Pb = presión de burbujeo de la mezcla [psia] 

= fracción molar del j-ésimo componente [fracción] 

Pvi  = presión de vapor del j-ésimo componente [psia] 

Unidades:  

La presión de burbujeo se expresa en [1b/pg2] o [kg/cm2]. 

Formas de obtención:  

• Directamente, en laboratorio de un análisis PVT. 

Una muestra representativa de la mezcla de hidrocarburos del yacimiento se 

introduce a la celda de alta presión de un equipo de análisis PVT. Se lleva a 

las condiciones de presión y temperatura del yacimiento y manteniendo la 

temperatura del yacimiento constante se abate la presión por etapas y se 

determina la presión a la cual se libera la primera burbuja de gas, por medio 
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de observación directa a través de la ventana de la celda, si ésta es de tipo 

"visual" o por medio de una gráfica de presión contra volumen de mercurio 

extraído, si la celda es "ciega", o sea sin ventanas. En la Fig. PB-1 se 

representa lo que sucede dentro de la celda PVT durante el abatimiento de 

presión a temperatura constante. 

FIG. 	Diagrama que muestra lo que sucede en una celda PVT, al 
abatir la presión a temperatura constante. 

• Indirectamente, a partir de la composición de la mezcla de hidrocarburos. 

Conocida la composición de la mezcla en fracción mol de cada componente, 

Zj, se supone una presión de saturación y con ésta se obtiene la constante de 

equilibrio de cada componente, Kj, Fig. PR-3, (ver PRESION DE ROCIO) a la 

temperatura de yacimiento. Se multiplica la fracción mol de cada 

componente por la constante de equilibrio correspondiente . Si la sumatoria 
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de los productos es igual a uno, entonces, la presión de burbujeo supuesta es 
la presión de burbujeo real, o sea si 	, entonces Pbsup  == Pbreal• Si 

no se cumple lo anterior, se supone otra presión y se repite el procedimiento 

mencionado anteriormente. Esta iteración se suspende cuando la sumatoria 

de los productos es igual a uno. 

• Cuando no se conoce la composición de la mezcla de hidrocarburos, la 

presión de burbujeo se puede obtener por correlaciones establecidas con 

datos cíe laboratorio, como son la de Lasater y la de Standing, Figs. PB-2 y 

PB-3, respectivamente. Estas correlaciones tienen aplicación limitada, ya que 

sólo se recomiendan usar para los hidrocarburos equivalentes a los de los 

campos de donde se tomaron las muestras que se analizaron. Correlaciones 

como éstas se podrían establecer para otras áreas petroleras. 

FIG. l'B-2. Correlación de Lasater para obtener la presión de burbujeo.(P") 

213 



FIG. PB-3. Correlación de Standing para obtener la presión de 

burbujeo de aceites de CalifomiaPB-2)  
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Aplicaciones principales:  

• Determinar el inicio de la liberación de la f►se gaseosa. 

• Definir el proceso apropiado de explotación de hidrocarburos. 

• Clasificar el tipo de yacimiento al que pertenece la mezcla de hidrocarburos. 

Comentarios:  

A la presión de burbujeo también se le conoce como presión de burbuja o 

presión de saturación, Ps (Saturation pressure). 

En los análisis PVT sobre mezclas de hidrocarburos es común realizar los 

siguientes tipos de separaciones, o sea de liberaciones de gas en aceites 

bajosaturados: 

1. Separación a masa y composición constante, conocida también como 

separación flash (Misil liberation o].  gas), 

En todo el abatimiento de presión, a temperatura constante, 

permanecen constantes la masa y la composición de la mezcla original. 

2. Separación a masa y composición variable, también llamada separación 

diferencial. 

En esta separación, para cada etapa de abatimiento de presión, se saca 

todo el gas liberado (separación diferencial convencional) o sólo el 

volumen de gas necesario para que los hidrocarburos (aceite y gas) 

ocupen un volumen igual al que ocupaba el aceite a la presión de 

saturación (separación diferencial a volumen constante) 

Con cualquiera de estos tres tipos de separación se puede obtener la presión 

de saturación. 
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Propiedad . 

PRESION DE DESPLAZAMIENTO 
(Displacement pressure) 
Símbolo:  Pd 

Definición:  
Mínima presión que se requiere para forzar la entrada de un fluido no 

mojante en las aberturas capilares de un medio poroso saturado 

completamente con un fluido mojante. 

Expresión matemática:  

= 
2 a cos O 

r 
(P1)-1) 

En donde: 

Pd = presión de desplazamiento [dinas/cm2] 

c:r = tensión interfacial [dinas/cm] 

cos O = coseno del ángulo de contacto [adimensional] 

r = radio del capilar de mayor abertura en el medio poroso [cm] 

Unidades:  

Las unidades más comunes de la presión de desplazamiento son: [kgjemn 

[1b/pg2] o [atm]. 

Formas de obtención: 

• Directamente, en laboratorio. 

1. Con alguno de los tres procedimientos básicos para obtener el 

comportamiento capilar de un .medio poroso (ver PRESION CAPILAR). 

Después de haber preparado la curva de presión de capilar en papel de 

escala normal, se definen las tres partes que la componen. La primera 
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parte: incrementos altos de presión con bajos decrementos de saturación 

de fluido mojante, la segunda parte: pequeños incrementos de presión con 

decrementos grandes de saturación de fluido mojante y la tercera parte: 

incrementos grandes de presión con muy bajos decrementos de saturación 

de fluido mojante. 

La tendencia que definan los puntos graficados en la segunda parte de la 

curva se extrapola hasta el valor de saturación de fluido mojante igual a 

100% o uno. La presión a esta condición de saturación corresponde a la 

presión de desplazamiento. 

FIG. PD-1. Presión de desplazamiento obtenida por extrapolación. 

2. Los datos de presión capilar y saturación de agua se grafican en papel 

doble logarítmico y se ajusta una recta a los puntos de la segunda parte de 
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la curva por medio de la ecuación PD-2. La ordenada al origen de esta 

recta es la presión de desplazamiento. 

- P, S;;;" 	 (PD - 2) 

En donde: 

= presión capilar [kg/cin21 

Pd- presión de desplazamiento [kg/cm2] 

Sw = saturación de agua [fracción] 

ni = pendiente de la recta 

• Indirectamente. 

Si se conoce el radio del capilar de mayor abertura en el medio poroso así 

como la tensión interfacial y el ángulo de contacto, la presión de 

desplazamiento se puede conocer con la ecuación PD-1. 

Aplicaciones principales:  

• Conocer la magnitud de las aberturas capilares de mayor tamaño de una 

roca. 

Comentarios:  

A la presión de desplazamiento se le llama también presión de entrada o 

presión de avanzada. 
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Propiedad .1 

PRESION DE ROCIO (Dew pressure) 

Símbolo: Pd  

Definición:  

Es la presión a la cual la fase gaseosa de una mezcla de hidrocarburos 

coexiste en equilibrio con una cantidad infinitesimal de fase líquida 

condensada. 

Expresión matemática:  

A partir de la composición de la mezcla de hidrocarburos, a una temperatura 

dada. 

Para una sustancia ideal: 

(PR-1) 

E z1 ¡Pvj 

En donde: 

Pd = presión de rocío [psia] 

Zi 	fracción molar del j-ésimo componente [fracción] 

Pvi  - presión de vapor del j-ésimo componente [psia] 

Unidades:  

La presión de rocío se expresa en [kg/cin2] o [Ib/pg2]. 

Formas de obtención:  

• Directamente, en laboratorio. 

Si los hidrocarburos son bajosaturados o saturados se toma una muestra 

representativa de la mezcla de hidrocarburos del yacimiento, se introduce a 

la celda de alta presión de un equipo de análisis PVT. Se lleva a las 

condiciones de presión y temperatura del yacimiento y, manteniendo la 
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temperatura del yacimiento constante, se abate la presión por etapas y se 

determina la presión a la cual queda la última gota de líquido, por medio de 

observación directa a través de la ventana de la celda. Para la determinación 

de las presiones de rocío las celdas deben tener ventanas para observar su 

interior. En la Fig. PR-1 se presenta lo que sucede dentro de la celda PVT 

durante el abatimiento de presiód a temperatura constante. 

En caso de que la mezcla original de los hidrocarburos a condiciones de 

yacimiento esté en fase gaseosa, sólo para los yacimientos de tipo gas y 

condensado se podrá obtener la presión de rocío y serán dos valores: uno 

que se observará cuando aparezca la primera gota de líquido, Pi, y el otro 

cuando quede la última gota de líquido, P3, Fig. PR-2. El abatimiento 

isotérmico de la presión es similar al mencionado para los hidrocarburos 

bajosaturados o saturados. 

FIG. PR-1. Diagrama que muestra lo que sucede en una celda PVT, al 
abatir la presión a temperatura constante. 
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FIG. PR-2. Diagrama de fase en el que se muestran las dos presiones 
de rocío para un yacimiento de gas y condensado. 

• Indirectamente, a partir de la composición de la mezcla. 

Conocida la composición de la mezcla en fracción mol de cada componente, 

Zj, se supone una presión de rocío y con ésta se obtiene la constante de 

equilibrio a la temperatura de yacimiento para cada componente, Kj, con 

ayuda de correlaciones establecilas, como las de la Fig. PR-3. 

Se divide la fracción mol de cada componente entre la constante de 

equilibrio correspondiente. Si la sumatoria de los cocientes es igual a uno, 

entonces la presión de rocío supuesta es la presión de rocío real, o sea, si 

z, /K1  = , entonces Pdsup  = Pdrad. Si no se cumple, se supone otra presión 

de rocío y se repite el procedimiento mencionado anteriormente. Esta 

iteración se suspende cuando la sumatoria de los cocientes es igual a uno. 
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Aplicaciones principales:  

• Determinar el inicio de la condensación retrógrada en el caso de yacimientos 

de gas y condensado. 

• Definir el proceso de explotación de hidrocarburos más apropiado para los 

yacimientos de gas y condensado. 

• Clasificar el tipo de yacimiento al que pertenece la mezcla de hidrocarburos. 

Comentarios:  

Los yacimientos de gas y condensado tienen dos patos de rocío y, por lo 

tanto, dos presiones de rocío, Pi y P3, como se observa en la Fig. PR-2. En 

estos casos, teóricamente con el abatimiento de presión, a temperatura 

constante, se llega a una presión de rocío, Pi, a la cual se inicia la 

condensación retrógrada, que alcanzará un máximo en P2. Posteriormente, 

empezará la evaporación de la fase líquida generada, que tendrá su máximo 

valor a la presión de rocío, P3, o sea cuando desaparece la última gota de 

líquido. 
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Concepto . 

PRESION DE SOBRECARGA (Overburden pressure) 

Símbolo: Pa 

Definición 

Es la presión que soporta un yacimiento debido a la columna geológica que 

lo sobreyace. 

Expresión matemática:  

p gH 
P oo  = 

En donde: 

Pot, = presión de sobrecarga [kg/cm2] 

= densidad de la roca con sus fluidos saturantes [g/cm3] 

g = constante gravitacional [m/seg2] 

H = espesor de la columna geológica [m] 

Unidades:  

Las unidades más comunes de la presión de sobrecarga son: [kg/cm2], 

[Ib/pg2] o [atm]. 

Formas de obtención:  

• Aplicando la ecuación anterior y considerando un promedio, ponderado al 

espesor, de las densidades de las rocas con sus fluidos saturantes que forman 

la columna geológica. Las densidades medias aproximadas, en [g/cm3], de 

algunas rocas con sus poros llenos con agua, son las siguientes: areniscas 

2.1, lutitas 2.3 y calizas 2.4. Es común considerar un promedio de densidad 

de 2.3 para toda columna geológica. 

10 
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Aplicaciones principales:  

• Estimar las compresibilidades del sistema roca-fluidos total o de alguno de 

sus componentes (roca, sólidos, poros, fluidos). 

• Determinar variaciones de las propiedades de los componentes del sistema 

roca-fluidos, de manera particular o en forma combinada. 

Comentarios:  

A la presión de sobrecarga también se le llama presión litoestática, presión 

geoestática o presión de la tierra. 

La principal diferencia entre la presión del fluido y la presión de sobrecarga 

es que: la primera se transmite a través de los fluidos que llenan los poros de 

la roca, mientras que, la segunda se trasmite a través de las partículas sólidas 

que están en contacto, o sea a través de la estructura sólida. Cuando la 

estructura sólida se rompe, es decir falla, la presión de sobrecarga ya no es 

soportada por la estructura sólida, lo que origina que el sedimento se 

compacte, reduciéndose el volumen de poros y por lo tanto transmitiéndose 

la presión de sobrecarga también a los fluidos. 
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Propiedad . 

PRESION DE YACIMIENTO 
(Réservoir pressure) 
Símbolo: 	Py 

Definición 

Es la presión que tienen los fluidos (agua, aceite, gas) que están saturando la 

roca del yacimiento. 

Expresión matemática:  

= Pf gh 
10 

(PY -1) 

En donde: 

Py = presión de yacimiento [kg/cm2] 

pf  = densidad del fluido [g/cm3] 

g -- constante gravitacional [m/seg2] 

h = altura de la columna geológica [ni] 

Unidades:  

Las unidades más comunes de la presión de yacimiento son: [kgkm2J, 

[lb/pg2] o [atm]. 

Formas de obtención:  
• Directamente, en un pozo que haya penetrado el yacimiento 

1. La presión del yacimiento se mide con un equipo que se mete al pozo y 

en el lugar deseado registra un valor de presión o hace un registro de 

variación de presión con respecto al tiempo. 
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2. Con pruebas de formación (drill-stem tests), que se realizan durante la 

perforación del pozo, registrando la presión del yacimiento antes de que 

se lleve a cabo la prueba de flujo. 

3. Con pruebas de incremento de presión, en las que se mide la variación de 

presión en el tOndo del pozo en función del tiempo, a partir de que se 

cierra un pozo que ha producido a gasto constante durante un cierto 

período de tiempo. 

Aplicaciones principales:  

• Conocer los valores de las propiedades de la roca y de los fluidos, necesarios 

en los estudios de caracterización que se realizan en las distintas etapas de la 

explotación de los yacimientos. 

Comentarios:  

A la presión del yacimiento también se le conoce como presión de poro,. PI); 

presión interna, A; presión de la formación, PE o presión de fluidos, Pf. En 

un principio, a esta presión también se le llamó presión de roca, 

La presión inicial de los fluidos de un yacimiento es sustancialmente igual a 

aquella que ejerce una columna de agua con longitud igual a la distancia, qUe 

existe desde la superficie hasta el contacto hidroCarburoS-agua del 

yacimiento, 

Las pruebas de formación son muy buena fuente para obtener la presión 

inicial del yacimiento, así como laS pruebas de incremento de presión, si se 

llevan a cabo en los primeros pozos que se perforen. 
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Concepto . 

PRESION EFECTIVA 	(Effective pressure) 
Símbolo: Pe  
Definición  

Es la diferencia (le la presión de sobrecarga (peso de la columna geológica) y 

la presión del yacimiento (presión de los fluidos). 

Expresión matemática:  

--' Pob Py 
	 (PE -1) 

En donde: 

= presión efectiva [kg/cm2] 

- presión de sobrecarga [kg/cm2] 

Py = presión de yacimiento [kg/cm2] 

Unidades:  
Las unidades más comunes de la presión efectiva son: [kg/cm2], [lb/pg2] o 

[atm]. 

Formas de obtención:  
• Con datos de la presión de sobrecarga y de la presión de los fluidos del 

yacimiento, aplicando la ecuación anterior (ver PRESION DE SOBRECARGA, 

Pob, y PRESION DE YACIMIENTO, Py). 

Aplicaciones arincipales:  
• Determinar compresibilidades del sistema roca-fluidos total o de alguno de 

sus componentes (sólidos, poros, roca, fluidos). 

Comentarios:  
A la presión efectiva también se le llama esfuerzo intergranular. 
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A la presión de sobrecarga también se le llama presión litoestálica, presión 

geoestática o presión de la tierra. 

&la presión del yacimiento también se le conoce como presión de poros„ 

presión interna, Pi; presión de la formación, PF o presión de fluidos, Pr. 
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Conceptol 

PRUEBAS DE VARIACION DE PRESION 

(Pressure transient tests) 

Definición:  

Las pruebas de variación de presión son herramientas para la caracterización 

de yacimientos, que consisten esencialmente en generar y registrar 

variaciones de presión de los fluidos en el fondo de uno o varios pozos 

durante un periodo de tiempo determinado. Las variaciones de presión en el 

fondo se generan modificando las condiciones de producción o inyección de 

un pozo. 

Por medio de las pruebas de presión se obtiene información característica del 

sistema roca-fluidos y de los propios pozos. Las variaciones de presión con 

respecto al tiempo que se registran, se procesan de acuerdo al modelo de 

interpretación apropiado y se determinan parámetros del yacimiento y del 

pozo, tales como: daño a la formación, capacidad de flujo, volumen poroso, 

presión media. 

A la fecha, se han propuesto diversos tipos de pruebas de presión, que se 

diferencian tanto por el aspecto operativo como por el tratamiento 

matemático, algunos ejemplos son: 

A) 	Pruebas en pozos productores.  

A.1) Pruebas de incremento de presión. 

Para este tipo de pruebas, el pozo se mantiene produciendo a gasto constante 

durante un tiempo de producción, se introduce un registrador dentro del pozo 

y posteriormente éste se cierra en la superficie. Se registra la variación de 

presión con respecto al tiempo antes y después del cierre, Fig. PVP-1. 
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Con una prueba de incremento de presión es posible estimar la 

permeabilidad de la formación, el daño, la eficiencia de flujo, las 

heterogeneidades del yacimiento, las fronteras; además, si el pozo es cerrado 

durante el régimen transitorio, la prueba de incremento posiblemente alcance 

la presión inicial del yacimiento, Por otra parte, si se cierra el pozo de tal 

forma que alcance el período de flujo pseudoestacionario, entonces, será 

posible determinar la presión promedio del yacimiento en el área de drene 

del pozo. 

FIG. PVP-1. Registro de una prueba de incremento de presión. 

A.2) Pruebas de decremento de presión. 

Para este tipo de pruebas, el pozo debe permanecer cerrado por un periodo 

de tiempo suficientemente grande para que la presión se estabilice. 
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Posteriormente, el pozo se abre, manteniendo el gasto constante. Se registra 

la presión en función del tiempo, antes y después de la apertura, Fig. PVP-2. 

FIG. PVP-2. Registro de una prueba de decremento de presión. 

Para pruebas de decremento, en las que no es posible mantener un gasto 

constante o el pozo no fue cerrado suficiente tiempo como para alcanzar la 

presión estática, se tienen disponibles en la literatura métodos de análisis que 

consideran un gasto variable (pruebas de gasto múltiple). 

Con las pruebas de decremento es posible estimar la permeabilidad de la 

tbrtnación, el factor de daño o la estimulación, generados en la vecindad del 

agujero durante la perforación o terminación del pozo, el volumen poroso del 

yacimiento, las heterogeneidades, las fronteras, entre otros aspectos. 
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13) 	Pruebas en pozas inyectores.  

B.1) Pruebas de inyectividad 

En estas pruebas, el pozo se cierra hasta que la presión se estabiliza y, 

entonces, se inicia la inyección de un fluido en el yacimiento, a gasto 

constante. Se registra la variación de presión con respecto al tiempo, antes y 

después del inicio de la inyección, Fig. PVP-3. 

Este tipo de pruebas tiene su aplicación en operaciones de mantenimiento de 

presión por inyección de agua o gas, lo que hace que tengan el mismo 

principio que las pruebas de incremento. 

FIG. PVP-3. Registro de una prueba de inyectividad. 

B.2) Pruebas de decremento en pozos inyectores (Fallo,» 

Al igual que las pruebas de decremento de presión, en las pruebas "falloff' 

se mide la variación de presión antes y después de que se inicia el 
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abatimiento de presión, lo cual se tiene al momento de cerrar el pozo 

después de inyectar a un gasto constante durante un tiempo, Fig. PVP-4. 

Con las pruebas "fallofl" es posible estimar: la permeabilidad de la 

formación, el factor de dallo o la estimulación, generados en la vecindad del 

agujero durante la perforación o terminación del pozo, el volumen poroso del 

yacimiento, las heterogeneidades, las fronteras, entre otros parámetros, 

FIG. PVP-4. Registro de una prueba nfalloff". 

113) Pruebas Step-rate 
En esta prueba se inyecta agua a un gasto constante durante 30 minutos, para 

lo cual se requerirá aumentar gradualmente la presión. Al término de tal 

tiempo, se inyecta agua a una gasto mayor, que se mantiene constante 

durante el mismo tiempo, por medio de un aumento gradual de presión. Estas 

operaciones se repiten de seis a ocho veces, cada vez a gastos mayores. 
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Estas pruebas se han diseñado especialmente con el fin de conocer la presión 

de fracturamiento de una formación, para lo cual se gralican los gastos que 

se mantuvieron constantes contra las correspondientes presiones finales de 

cada período. Los puntos graticados muestran dos tendencias rectas, el cruce 

de ambas rectas indicará el valor (le la presión de fracturamiento. 

C ) 	Pruebas entre pozos.  

Son aquella pruebas en las que se considera más de un pozo. En tales 

pruebas, cuando menos hay un pozo activo (productor o inyector) y al menos 

un pozo de observación (cerrado). 

C.1) Pruebas de interferencia. 

Estas pn►ebas consisten en abrir o cerrar un pozo (activo) y observar la 

respuesta de la presión en otro pozo (observador), registrándose la variación 

de la presión con respecto al tiempo. 

Con una prueba de interferencia es posible saber si dos o más pozos están 

comunicados y en caso de existir comunicación, se puede estimar: la 

permeabilidad, la porosidad, la transmisibilidad, el fracturamiento, así como 

las direcciones de los patrones de flujo del yacimiento, Fig. PVP-5. 
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FIG. PVP-5. Registro de una prueba de interferencia. 

C.2) Pruebas de pulso. 

Estas pruebas consisten en generar una serie de pulsos pequeños en el pozo 

activo. Los pulsos son generalmente períodos alternantes de producción o de 

inyección y de cierre, con el mismo gasto durante cada periodo de 

producción o de inyección. La respuesta del pulso es medida en el pozo de 

observación. 

Con estas pruebas se conoce la comunicación entre pozos y se determina la 

permeabilidad, la porosidad y la compresibilidad de la formación. 

D) 	Pruebas de formación (DSTI  

Estas pruebas normalmente se realizan en zonas de potencial indeterminado, 

principalmente en pozos que están siendo perforados. 

Algunas veces, estas pruebas se corren en pozos de desarrollo de zonas 

productoras conocidas. 
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Desde la superficie se controla una secuencia de períodos de flujo, seguidos 

de períodos de cierre, que incluyen: 

• Un periodo corto de producción (período inicial de flujo), 2. 

• Un período corto de cierre (incremento inicial), 3. 

• Un período largo de flujo (segundo periodo de flujo), 4. 

. Un periodo largo de cierre (inCremento final), 5, Fig. PVP-6. 
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FIG. PVP-6. Registro de una prueba de formación. 

Los registros de presión durante los períodos de cierre pueden ser útiles para 

estimar características de la formación, tales corno: producto de la 

permeabilidad por el espesor, Kb, y factor de daño; también es posible 

conocer los tipos de fluido que el pozo producirá de la formación probada, 

ya que se recupera una muestra de ellos. 
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Propiedad . 

RESISTIVIDAD 	(Resistivity) 
	 R 

Definición:  

La resistividad de un medio poroso es la resistencia que opone un volumen 

unitario del medio al paso de corriente eléctrica. 

Expresión matemática:  

r A 

T (R - 1) 

En donde: 

R = resistividad del medio poroso [Ohms-m] 

r = resistencia del medio poroso en una longitud L [Ohms] 

A = área de la sección transversal del medio poroso [m2] 

L = longitud del medio poroso en el que se mide r [m] 

Unidades:  

La resistividad del medio poroso puede tener unidades de [Ohms-m] u 

[Ohms-cm] 

Formas de obtención:  

Directamente, en laboratorio. 

Una muestra cilíndrica, pequeña, limpia y seca, se satura con un fluido 

conductor (salmuera). Se coloca en el portamuestras de un resistivimetro, se 

le pasa una corriente eléctrica y se mide la resistencia, r, que existe en una 

distancia, L. Con esta información y considerando el área, A, de la sección 

transversal, se aplica la ecuación R-1 para obtener la resistividad del medio. 

241 



• Directamente, en el campo. 

Por medio de alguno de los diversos registros de resistividad o de 

conductividad que se corren en un pozo, antes de ademado. 

Aplicaciones principales:  

• Determinar el grado de saturación de agua y, por lo tanto, (le hidrocarburos 

en un yacimiento. 

. Determinar la profundidad del contacto agua-hidrocarburos en un 

yacimiento. 

• Determinar otras propiedades de caracterización del yacimiento. 

Comentarios 

I.as rocas de un yacimiento están compuestas por sólidos y espacios (poros, 

huecos, cavernas). Los espacios están saturados por agua e hidrocarburos 

(aceite y/o gas). Los sólidos normalmente no son conductores de corriente 

eléctrica, tampoco los hidrocarburos, en cambio el agua sí lo es, ya que tiene 

sales en solución que la convierten en un conductor de tipo electrolítico. 

El agua salada en los yacimientos se presenta desde un valor de saturación 

irreductible hasta una saturación de 100%, por lo que la roca presenta un 

amplio rango de valores de resistividad o conductividad. 

La magnitud del espacio poroso y su geometría influyen notablemente en la 

resistividad o conductividad eléctrica de la roca. Otros aspectos que influyen 

en la resistividad eléctrica del medio poroso son: la salinidad de la salmuera, 

la mojabilidad, así como la temperatura y la presión a la que se encuentra el 

sistema roca-fluidos. 

En ocasiones, la roca de un yacimiento tiene materiales que pueden ayudar al 

paso de la corriente eléctrica, como son las arcillas y algunos minerales. 
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Propiedad  

RESISTIVIDAD DE LA ROCA PARA Sta < 160% 

(Resistivity of rock pardal saturated with water) 

Símbolo:  Rt 

Definición:  
Es la resistencia que opone un volumen de medio poroso con dimensiones 

unitarias al paso de corriente eléctrica cuando está saturado parcialmente con 

agua. 

Expresión matemática:  

r 
R = L

A 
 (R7' - 1) 

En donde: 

Rt  = resistividad del medio poroso saturado parcialmente con agua 

[Ohms-ml 

rt  = resistencia del medio poroso en una longitud L, saturado 

parcialmente con agua [Ohms] 

A = área de la sección transversal del medio poroso saturado 

parcialmente con agua [m2] 

L = longitud del medio poroso en la que se mide rt  cuando está 

saturado parcialmente con agua [m] 

Unidades:  

La resistividad del medio poroso saturado parcialmente con agua 

puede tener unidades de [Ohms-m] u [Ohms-cm] 
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Formas de obtención:  
▪ Directamente, en laboratorio. 

A una muestra cilíndrica, pequeña, limpia y seca, se le mide la porosidad y la 

permeabilidad con gas, se satura parcialmente con agua de la formación o 

con una salmuera preparada en laboratorio con la misma salinidad del agua 

de formación. Se coloca en un portamuestras de un resistivimetro, se le 

pasa corriente eléctrica y se mide la resistencia eléctrica, rt, en una longitud, 

I,. Considerando el área transversal del cilindro y aplicando la ecuación RT-
1 se obtiene la resistividad del medio saturado parcialmente con agua, Rt. 

• Directamente, en el campo. 

Por medio de un registro geofisico de pozo cuyo diseño permita medir la 

resistividad de la zona no alterada por el filtrado de lodo de un estrato 

parcialmente saturado con agua: por ejemplo, por medio de los registros 

laterolog 3, laterolog 7, inducción, entre otros. 

Aplicaciones principales: 
• Determinar la saturación de fluidos de un yacimiento a partir de la 

interpretación de registros geofisicos de pozos. 

• Determinar otros parámetros de caracterización por medio de correlaciones 

en las que se considere R►. 

Comentarios 
Las mediciones de Rt  en laboratorio generalmente se hacen a presión y 

temperatura atmosféricas y con los fluidos estáticos, pero existen equipos y 

técnicas para hacer tales mediciones a condiciones de yacimiento y con los 

fluidos en movimiento. 

La Rt  depende de la saturación de agua, del volumen del espacio poroso y de 

su geometría, de la salinidad del agua y de las condiciones de presión y de 

temperatura a las que se hacen las mediciones. El valor de R1  se ve 
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influenciado por la presencia de materiales conductores de corriente eléctrica 

en el medio poroso, como son las arcillas y los minerales. En caso de existir 

éstos la R►  será menor. 

Frecuentemente se establecen relaciones de R1  con otras propiedades 

petrofisicas, como es la saturación de agua, con el fin de determinar otros 

parámetros de caracterización. 
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Propiedad . 

RESISTIVIDAD DE LA ROCA PARA S., = 100% 
(Resistivity of rock 100% saturated with water) 
Símbolo: Ro 
Definición:  

Es la resistencia que opone un volumen de medio poroso de dimensiones 

unitarias al paso de corriente eléctrica, cuando está saturado 100% con agua. 

Expresión matemática:  

R„= ‹, 
	

(RO — I) 

En donde: 

= resistividad de la roca para Sud = 100% [Ohms-mj 

ro  = resistencia de la roca en una longitud L para Sw = 100% [Ohms] 

A = área de la sección transversal de la roca para S„, = 100% [m2] 

L = longitud de la roca en la que se mide ro para S,„ =100% [m] 
Unidades:  

La resistividad del medio poroso saturado 100% con agua puede tener 

unidades de [Ohms-m] u [Ohms-cm] 

Formas de obtención:  
• Directamente, en laboratorio. 

A una muestra cilíndrica, pequeña, limpia y seca, se le mide la porosidad y la 

permeabilidad con gas, se satura 100% con agua de la formación o con una 

salmuera preparada en laboratorio con la misma salinidad del agua de 

formación. Se coloca en un portamuestras de un resistivímetro, se le pasa 

corriente eléctrica y se mide la resistencia eléctrica, ro, en una longitud, L. 
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Considerando el área transversal del cilindro y aplicando la ecuación RO-1 

se obtiene la resistividad del medio saturado 100% con agua, Ro. 

▪ Directamente, en el campo. 

Por medio de un registro geofísico de pozo, cuyo diseño permita medir la 

resistividad de la zona no alterada por el filtrado de lodo de un estrato con 

saturación de agua igual al 100%. 

Aplicaciones principales:  
. Determinar la porosidad y la saturación de fluidos de un yacimiento a partir 

de la interpretación de registros geofisicos de pozos. 

. Determinar otros parámetros de caracterización por medio de correlaciones, 

en las que se considere Ro. 

Comentarios 
Las mediciones de Ro en laboratorio generalmente se realizan 

permaneciendo estática el agua; sin embargo, existen aparatos y técnicas 

para hacer tales mediciones con el agua en movimiento. AsimismO, 

normalmente las mediciones de resistividad se hacen a temperatura y presión 

atmosféricas pero existen equipos para medir tal propiedad a condiciones de 

yacimiento. 

El valor de resistividad de una roca para S,, = 100% depende del volumen del 

espacio poroso y de su geometria, así como de la concentración salina del 

agua saturante y de las condiciones de presión y temperatura a las que se 

hacen las mediciones. 

Aún cuando en general los sólidos de las rocas no son conductores de 

corriente eléctrica, la existencia de material arcilloso en contacto con el agua 

y la presencia de algunos minerales influyen en el valor de Ro, 

disminuyéndolo. 
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Es muy común establecer relaciones del parámetro Ro con otros muy 

utilizados en caracterización, como lo son: porosidad y permeabilidad. 
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Propiedad .1 

RESISTIVIDAD DEL AGUA 	(Water resistivity) 

Símbolo: .Rw 

Definición:  

Es la resistencia que opone un volumen de agua salada (agua de formación o 

agua preparada en laboratorio), con dimensiones unitarias, al paso de 

corriente eléctrica. 

Expresión matemática:  

r 

(RW -1) 

En donde: 

R„ = resistividad del agua [Ohms-m] 

r,„ = resistencia del agua en una longitud L [Ohms] 

A = área de la sección transversal del volumen de agua [m2] 

L = longitud del volumen de agua en el que se mide r,,, [m] 

Unidades:  

La resistividad del agua puede tener unidades de [Ohms-m] u 

[Ohms-cm] 

Formas de obtención:  

• Directamente, en laboratorio. 

Un recipiente con geometría regular y área transversal constante, A, 

construido con material no conductor, excepto en sus extremos, se llena con 

agua salada, se coloca en un resistivímetro y se le pasa corriente eléctrica. 

Se mide la resistencia eléctrica, rw, que existe en una cierta longitud, L. Con 

esta información y aplicando la ecuación RW-1 se obtiene la resistividad del 

agua, R. 
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• Indirectamente 

- A partir de un análisis químico del agua de formación y utilizando gráficas 

que relacionan partes por millón de sales, temperatura y resistividad del 

agua, Fig. RW-1. 
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FIG. RW-1. Resistividad del agua en función de las ppm de sales y la temperatura.(RW-I) 

- A partir de planos de isoconcentraciones de sales en el agua, preparados 

para formaciones específicas, y utilizando gráficas que relacionan partes por 

millón de sales, temperatura y resistividad del agua. 

- A partir de la interpretación de la curva del potencial natural, SP, que 

normalmente aparece en los registros eléctricos de pozos. 

- Por medio de una gráfica log-log de resistividad de la roca 100% saturada 

con agua contra porosidad y extrapolando la tendencia de los puntos hasta la 

ordenada al origen (4=1) se obtiene la resistividad del agua, 11,„„. 
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FIG. RW-2. Gráfica de Ro contra ti) para obtener R. 

Aplicaciones principales:  
• Determinar la saturación de fluidos (agua, hidrocarburos) de un yacimiento a 

partir de la interpretación de registros eléctricos de pozos. 

. Determinar la salinidad del agua de formación 

• Determinar otros parámetros de caracterización, 

. Determinar la continuidad horizontal de sedimentos en correlaciones de tipo 

geológico. 

Comentarios 

La resistividad del agua depende principalmente de la concentración de sales 

que tiene en solución y de la temperatura. 
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Concepto .1 

ROCA ALMACENADORA (Storage rock) 

Cualquier roca, o sea cualquier litología, que sea porosa y permeable podría 

ser almacenadora de hidrocarburos; sin embargo, las que se encuentran 

normalmente en los yacimientos son las rocas sedimentarias, especialmente: 

arenas, areniscas, calizas y dolomías. Las rocas ígneas y las lutitas pueden 

ser rocas de yacimiento bajo condiciones excepcionales, que se presentan en 

fiarma muy esporádica. 

Tipos de roca almacenadora  
Arenas y areniscas. 

Una arena puede definirse como un depósito sedimentario, no consolidado, 

de partículas elásticas, que varían en tamaño de 0.0625 a 2 mm, derivadas de 

una roca fuente a través de medios mecánicos o como resultado de 

intemperismo químico. En la tabla RA-1 se presenta una escala para tamaños 

de granos de arena. 

Una arenisca es una arena consolidada o cementada. 

Por sus componentes, a estas rocas también se les llama elásticas o 

terrígenas. 

La textura representa el total de las características de las partículas de un 

sedimento o de una roca o litología. Tales características incluyen: tamaño, 

forma, redondez, esfericidad, distribución y empacamiento de los granos, así 

como geometría de los poros y tipo y grado de cementación. En las Fig.s 

RA-1, RA-2 y ES-1 (ver ESTRUCTURA SOLIDA) se muestran algunos 

ejemplos de estas características. 

La composición mineralógica y química de las arenas varía gradualmente y 

depende de numerosos factores, tales como: roca fuente, clima, mecanismo 

255 



de transportación, tiempo geológico, ambiente de depósito, diagénesis y 

epigénesis. 

Tipo de grano Tamaño medio del grano. 
mm. phi' 

Canto rodado 256 -8 
128 -7 

Guijarro mediano 64 -6 
32 -5 

Guijarro 16 -4 
8 -3 

Grava guijosa 4 -2 
2 -1 

Arena muy gruesa 
Arena gruesa 1 0 
Arena inedia 0.5 I 
Arena fina 0.25 2 

Arena muy fina 0.125 3 

Limo gruesa 0.062 4 
Limo medio 0.031 5 
Limo fino 0.016 6 

Limo muy fino 0.008 7 
Lutita 0.004 8 

• phi se define como: 1= -log2  d (d es el tamaño promedio de grano en mm) 

Tabla RA-1. Clasificación del tamaño de grano en rocas sedimentarias.1'» 
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Las cuatro fuentes principales de material de las arenas son: 

1. Rocas plutónicas, las cuales suministran principalmente cuarzo y 

feldespato. 

2. Sedimentos terrígenos, los cuales suministran principalmente cuarzo y 

fragmentos de roca. 

3. Rocas volcánicas, las cualeS suministran principalmente fragmentos de 

roca y vidrio. 

4. Rocas carbonatadas, las cuales suministran principalmente restos de 

carbonatos. 

Por lo anterior, el cuarzo es el mineral que predomina en las arenas y en las 

areniscas. 

En algunas areniscas, los granos son virtualmente todos de cuarzo con poco 

o ningún cementante. A partir de este extremo, existen o se presentan todas 

las gaduaciones, hasta areniscas que contienen granos de otros minerales en 

mayor o menor abundancia y hasta aquellas que contienen varias clases de 

matriz o cementante, o ambos materiales, en varias cantidades. 

Este tipo litológico varia desde areniscas limpias, o sea areniscas de cuarzo 

sin limos ni arcillas, hasta areniscas sucias que contienen cantidades 

elevadas de arcillas. 

La mayor parte de las areniscas varían en textura y composición mineral, 

tanto vertical como lateralmente. Variaciones laterales en textura y 

composición mineralógica generan características favorables para que la roca 

se convierta en yacimiento, ya que tal roca puede ser una trampa, 

independientemente de que esté deformada o no. 

En arenas y areniscas se presenta normalmente un sistema simple de 

porosidad y permeabilidad, comunmente llamado primario. 
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Carbonatos. 

Un carbonato es una roca formada por materia mineral que se precipitó en el 

lugar en donde se formó la roca. A este tipo litológico se le conoce como 

roca química ya que está compuesta por precipitados químicos o 

bioquímicos. 

A diferencia de las rocas elásticas, la materia mineral que forma la roca 

carbonatada no tuvo transporte, aunque algunos granos que forman rocas 

elásticas inicialmente fueron parte de una roca química. 

Las rocas de origen químico que predominan son los sedimentos 

carbonatados, principalmente las calizas y dolomías. Las calizas están 

compuestas de más del 50% de minerales carbonatados, de los cuales, el 

50% o más consiste de calcita y/o aragonita, en tanto que las dolomías son 

rocas que contienen más del 50% de dolomita y calcita (más aragonita), 

dominando la dolomita. 

Los carbonatos frecuentemente presentan sistemas de doble porosidad-doble 

permeabilidad, o sea porosidades y permeabilidades primarias y secundarias. 

Formas de identificar el lino de foca 

Los tipos de roca o tipos litológicos relacionados a los yacimientos de 

petróleo pueden ser identificados y caracterizados fundamentalmente por dos 

medios: análisis de muestras de roca y análisis de registros geofisicos de 

pozos. 

Análisis de muestras de roca 

Las muestras de roca que se utilizan son las que se obtienen durante la 

perforación (recortes de barrena, núcleos de pared y núcleos de fondo), así 

como de afloramientos. Estas muestras se someten a diversos estudios de 

laboratorio, siendo los principales para determinar las características 

distintivas de la roca los siguientes: descripciones litológicas, análisis 
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petrográticos y mineralógicos, para los cuales se requieren equipos 

especiales como microscopios de diverso tipo y dif.ractóinetros de rayos X. 

Análisis de registros geofisleos de pozos. 

El primer registro de pozo que se utilizó para determinar las características 

litológicas de una columna geológica, exclusivamente en forma cualitativa, 

fue un registro que midió variaciones de respuestas eléctricas naturales 

(potencial natural o SP) e inducidas (resistividad al paso de corriente 

eléctrica). 

Actualmente, existen diversos registros de pozos para determinar la litología 

de una columna geológica perforada, siendo los más utilizados los registros 

SP-resistividad y rayos gama-neutrón, Fig. RA-3. 

Para determinar en forma correcta la litología por medio de registros de 

pozos, es necesario establecer una relación entre los resultados de análisis 

sobre muestras de roca con las respuestas obtenidas de los registros en el 

intervalo maestreado. Con esta información base se podrán interpretar los 

registros litológicos de otros pozos. Relaciones de este tipo deben realizarse 

para cada región, campo o yacimiento petrolero. 

Lo antes descrito se refiere a la determinación litológica a nivel de pozo. Si 

se quiere conocer la distribUción litológica de una parte o de todo el 

yacimiento, se deben establecer correlaciones de las coliannaS litológicas 

definidas en los pozos perforados, ya sea con los reSultadol de los análisis 

de muestras de roca, con los registros litológicos de pozos o con 

combinación de ambos datos. Para realizar estas correlaciones se preparan 

secciones transversales de correlación (ver SECCIONES TRANSVERSALES 

DE CORRELACION). 

Para estos trabajos de correlación deben utilizarse todos los registros 

geofísicos de pozos, ya que todos reflejan en mayor o menor proporción 
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aspectos litológicos, pero tales correlaciones deben fundamentarse en los 

registros que son de más potencialidad en litología. 

Rayos 
gamma 

Lailia 

Laterolou Microlou 

Caliza MI termo dolt 

Calizapermegle. 
Posible *cella 

Calizaperiazable 
coa tela 

Caliza a* permable 

Caliza arcillosa 

Caliza ■e peraarable 

Unita 

FIG. RA-3. Combinación de registros de rayos gamma, laterolog y 
microlog para determinar litología. (RA-3) 
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Propiedad .1 

SALINIDAD DEL AGUA 	(Salinity of water) 

Símbolo: S 

Definición:  

Es un índice de la cantidad o concentración de sólidos (sales) disueltos en el 

agua que se encuentra en los yacimientos petroleros (salmueras). 

Unidades:  

La salinidad se expresa en: 

- Partes por millón [ppmJ. Se refiere a los gramos de sales por millón de 

gramos de salmuera, 

- Miligramos por litro [mg/litro]. Se refiere a los miligramos de sales por 

litro de salmuera, 

- Miliequivalentes por litro [meg/litro]. Son las partes por millón divididas 

entre el peso equivalente (Peso atómico del ion entre su valencia). 

Formas de obtención:  

• Directamente, en laboratorio. 

A una muestra de agua se le realiza un análisis químico cuantitativo para 

conocer su composición. De tal análisis se determinan los cationes y los 

aniones presentes en la salmuera. Los cationes que comwimente se presentan 

en las aguas de yacimiento son: Na', 	Cafl, Mg 4-', ocasionalmente se 

encuentra: Ba"-, Li f, Fe'', Stff. Los aniones más comunes son: Cl ", SO-4, 

l-1C0"3. A menudo, se encuentra C0-3, NO"3, 	I -, y S-. También se 

pueden presentar, a nivel de trazas, alrededor de otros 30 o 40 iones. Puesto 

que la composición resultante de los análisis químicos comprende variada 

información, es común presentar los resultados en forma gráfica como la 

propuesta por Stiff, Fig. S-1. En esta gráfica, el origen de la escala en 
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miliequiyalentes por litro está en el centro. Los iones positivos (cationes) se 

granean a la izquierda del eje y los iones negativos (aniones) se granean a la 

derecha. Graneados los datos del análisis químico se unen los puntos para 

formar una Fig. patrón. 

Cada salmuera tiene su propio patrón. En la Fig. S-2 se muestran un 

ejemplos de patrones de salinidad de agua. 

10 	5 	0 	5 	10 
Na 1,000 	  1,0110 C1 

Fe 100 	

/ 	

 

Ca 100 	 100 HCO3 

00 SO4 

MI CO3 

FIG. S-1. Diagrama de Stift'. 

• Indirectamente. 

Por medio de correlaciones como la presentada en la Fig. RW-1 (ver 

RESISHVIDAD DEL AGUA), en donde la salinidad se obtiene en función de la 

temperatura y la resistividad del agua. En este caso la salinidad que se 

obtiene es para una salmuera que contiene exclusivamente iones sodio y 

cloro. 

Mg1C0 
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FIG. S-2. Ejemplos de patrones de agua dulce, de mar y de 
yaciimiento. 

Aplicaciones principales:  

• Interpretar registros geofisicos de pozos. 

• Determinar continuidad de sedimentos (con el tipo de agua congénita o con 

agua y trazadores), 

. Determinar el origen de los sedimentos y del agua. 

• Determinar otras propiedades del agua de los yacimientos. 

Comentarios:  

La variación de la concentración de sales de las aguas existentes en las 

formaciones puede ser debida a muchos factores, algunos de ellos son: la 

composición de los sedimentos con los que están en contacto, la evaporación 

de agua por migración de gas, reacción con bacterias anaeróbicas o con 

constituyentes de petróleo. 
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Por lo regular, las aguas presentes en los yacimientos petroleros tienen 

mucho mayor concentración de sales que el agua de mar, a pesar de que la 

concentración de sales en las primeras varía desde 200 ppm hasta cerca de 

300000 ppm. El agua de mar, por lo regular, tiene una salinidad de 35000 

ppm. 

Ademas de las sales disueltas, las salmueras pueden contener 

microorganismos cuyo origen no está bien conocido. Estos organismos 

originan múltiples problemas de corrosión en equipo y de taponamiento en 

las formaciones. En la Fig. S-3 se presenta una correlación de sedimentos 

por medio de patrones de salinidad de agua. 

FIG. S-3. Correlación de sedimentos con base en patrones 
de salinidad de agua. 
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Propiedad]  

SATURACION CONGENITA DE UN FLUIDO 

(Connote (luid saturation) 

Símbolo: 	Sef  
Definición:  

Es el volumen de fluido que existe en el yacimiento al momento de 

descubrirlo, referido al volumen de poros, y se considera que era el fluido 

que se encontraba en el ambiente sedimentario donde se formó la roca. 

Expresión matemática:  

( 	- t) 

En donde: 

- saturación congénita de un fluido [fracción] 

Vd "="- volumen de fluido congénito en los poros [m3] 

Vp 	volumen total de poros o huecos [m3] 

Unidades:  

La saturación congénita de un fluido se expresa en porcentaje (%) o fracción 

del volumen de poros de una roca, 

Formas de obtención:  

Ver SATURACION DE FLUIDOS 

Aplicaciones principales:  

Ver SA TURA CION DE FLUIDOS 

Comentarios:  

El término saturación congénita se aplica solamente al agua, por el hecho de 

que, generalmente, la roca se forma en un ambiente sedimentario acuoso y se 
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Saturación de agua irreductible o 
pendular.• El agua no se mueve. 

(El agua es el fluido mojente, se 
encuentra en los espacios mú 
pequeños zen fauna continua, 
como película adherida a loe 
granos) 

Setutación de agua critica.-
El agua empieza e moverse. 

(El agua es el fluido mojente, se 
011C1721211$ igual que el agua 
irreducttible pero en mayor 
cantidad). 

Saturación da agua flinic el er.- 
El agua se mueve con facilidad. 
(El agua el el fluido mojarte). 

Saturación de agua residual 
o insular. El agua no se mueve. 

(El agua es el fluido no mojada, 
es encuentra in los espacios rads 
grandes, enluta* discontinua). 

Agua 	tri Aceite Roce 

considera que sólo existía ese fluido al momento de depositarse los 

sedimentos. 

La saturación congénita en un yacimiento puede presentarse como: 

irreductible o pendular, crítica, funicular, residual o insular (ver partes 

correspondientes a estas propiedades), Fig. SC-L 

FIG. SC-1. Tipos de saturación de agua congénita. 
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Propiedad .1 

SATURACION CRITICA DE FLUIDOS 
(C'riticalfluids saturation) 
Símbolo: 	sfi, 
Definición:  

Es el volumen de fluido presente en una roca, referido al volumen de poros o 

huecos de la roca, necesario para que empiece a moverse. 

Expresión matemática:  

S 	171' fe = Vp  (SFC -1) 

En donde: 

Sfe 	= saturación critica de un fluido [fracción] 

Vía 	= volumen de fluido critico (mínimo volumen de fluido para que 

tenga movimiento en el medio poroso) [rn3] 

Vp  = volumen total de huecos [m3] 

Unidades:  
La saturación critica de fluidos se expresa en porcentaje (%) o fracción del 

volumen de poros de una roca. 

Formas de obtención:  
• Directamente, en laboratorio sobre muestras de roca. 

- En las mismas formas como se obtiene la saturación irreductible de fluido, 

se puede obtener la saturación critica de fluido (ver SATURACION 

IRREDUCTIBLE DE UN FLUIDO). 
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Aplicaciones principales:  

• Determinar zonas o porciones del yacimiento en donde algún fluido en 

particular empieza a tener movimiento. 

• Seleccionar intervalos para terininación o reparación de pozos. 

• Obtener otras propiedades de caracterización 

Comentarios:  

El valor de la saturación crítica de un fluido prácticamente es igual al de la 

saturación irreductible del mismo, pero siempre será un poco mayor, debido 

a que para llegar a la saturación irreductible, el fluido deja de moverse y para 

que nuevamente se mueva, requiere que se incremente un poco su volumen. 

Para cada uno de los tres fluidos que comúnmente están en un yacimiento de 

petróleo (agua, aceite y gas), se pueden tener saturaciones críticas (S„,„, So, 

y Sg„). 
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Propiedad l 

SATURACION DE FLUIDOS 	(Fluids saturatinn) 

Símbolo: Sf. 
Definición:  

Es el volumen de fluido que se encuentra dentro de los huecos de una roca, 

relacionado al volumen total de esos huecos o espacios. 

Expresión matemática:  

V 
S — 

r  Vd, 
GSF-l) 

En donde: 

Sf  = saturación de un fluido [fracción) 

= volumen del fluido en los poros [inl 

Vi, = volumen total de huecos (poros, cavernas, fracturas, fisuras, 

juntas) [mi 

Unidades:  

La saturación de fluidos se expresa en porcentaje (%) o fracción del volumen 

de poros de una roca. 

Formas de obtención:  

• Directamente, en laboratorio sobre muestras de roca. 

Si se quiere determinar la saturación de fluidos (agua, aceite y gas) que tiene 

un núcleo que se corta de un yacimiento, se toma una muestra de roca, tan 

pronto se saca el núcleo del muestreador, y se lleva a un equipo de 

laboratorio, comúnmente llamado "retorta", Fíg, SF-1. 
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FIG. SF-I. Retorta. 

En este equipo se eleva la temperatura para evaporar los líquidos que tiene la 

muestra (agua, aceite). Los vapores pasan a través de un condensador y salen 

del equipo en forma liquida, recibiéndose en una probeta graduada. Ya a 

temperatura ambiente, se miden los volúMenes de agua y de aceite en la 

probeta. El volumen de aceite se corrige por "cracking" y carbonización para 

obtener el volumen de aceite que contenía la muestra. Otra porción del 

núcleo se lleva a un equipo de inyección de mercurio (Fig. SF-2) para 

determinar el volumen de gas contenido en los poros de la muestra. Se 

inyecta mercurio hasta presiones de 100 kg/cm2  y se mide el volumen de 

mercurio inyectado, este volumen se corrige por deformación del equipo para 

obtener el volumen de espacios ocupados por el gas. Los volúmenes de agua, 
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aceite y gas se normalizan a un volumen unitario de roca , ya normalizados 

se suman para obtener el volumen de poros de esa roca. Se relacionan los 

volúmenes normalizados de los fluidos al volumen de poros para obtener las 

saturaciones de fluidos (S„, S„ y SI). Si se quieren conocer, en forma 

aproximada, las saturaciones de fluidos que tenía el yacimiento al momento 

de cortar el núcleo, los volúmenes de fluidos mencionados se deben corregir 

por sus propiedades PVT para llevarlos a condiciones de yacimiento. 

FIG. SF-2. Equipo de inyección de mercurio. 

• Indirectamente. 

- Por medio del comportamiento capilar obtenido en el laboratorio en 

muestras de roca. Las pruebas de presión capilar realizadas en los sistemas 

roca-agua-aire o roca-aire-mercurio permiten obtener variaciones de la 

saturación de agua en función de la presión capilar o la altura sobre el 

contacto agua-hidrocarburos para los valores de porosidad o permeabilidad 
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que tenga la roca en el yacimiento. Con las gráficas mencionadas, o sus 

correspondientes ecuaciones, se pueden obtener la saturación de agua y de 

hidrocarburos existentes en el yacimiento. 

- Por medio de correlaciones establecidas en laboratorio en las que se 

combinan datos de resistividad eléctrica, porosidad y saturación de fluidos, 

principalmente. En estas correlaciones se manejan otras propiedades, como 

son: factor de formación, F; factor de cementación, m; factor geométrico, a; 

índice de resistividad, I; exponente de saturación, n, entre otros. 

- Por medio de la interpretación de registros geofisicos de pozos. Los 

registros utilizados para obtener la saturación de fluidos en el yacimiento son 

los que miden la conductividad o resistividad eléctrica de las rocas. Se han 

diseñad() diversos equipos para tal efecto y por consiguiente se han 

propuesto una gran variedad de métodos para interpretar los datos que 

registran. De acuerdo al radio de medición de los registros, se puede conocer 

la saturación de fluidos (agua o hidrocarburos) en las zonas lavadas, 

alteradas o vírgenes del yacimiento. 

- Por medio de la combinación de datos de presión capilar y de resistividad 

obtenidoS en laboratorio y de registros geofísicos de pozos. 

Aplicaciones principales:  
• Conocer los volúmenes de los distintos flúidos existentes en una parte del 

yacimiento o en todo el yacimiento 

• Determinar las profundidades de los contactos entre fluidos (gas-aceite, 

h idrocarburos-agua). 

• Conocer la distribución de los fluidos dentro del yacimiento. 

• Determinar áreas o volúmenes del yacimiento en donde no hay movimiento 

de fluidos. 
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e Seleccionar intervalos para terminación o reparación de pozos. 

Comentarios:  

Los valores de saturación de fluidos son datos importantes en la 

caracterización de los yacimientos, ya que son la base para conocer los 

volúmenes que se tienen de esos fluidos. 

En los yacimientos petrolíferos se tienen saturaciones de agua, Sw, de aceite, 

So, y de gas, Sg, en muy variadas proporciones. 

El primer método descrito para obtener la saturación de fluidos sólo 

proporciona valores aproximados para las condiciones de yacimiento. A tal 

método se le conoce como análisis de núcleos "frescos" y tiene aplicación en 

los trabajos de terminación de pozos. 

El procedimiento más apropiado para conocer la saturación de fluidos en un 

yacimiento es el que se basa en la combinación de datos obtenidos en 

laboratorio (presión capilar y resistividad) y datos provenientes de registros 

geofísicos de pozos. 

En forma cualitativa se puede conocer qué tipo de fluido existe en una roca 

por medio de pruebas de formación o de producción en pozos. 
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Propiedad d 

SATURACION INICIAL DE UN FLUIDO 
fluid saturad") 

Símbolo: Sif  
Definición:  

Es el volumen de un fluido presente en un medio poroso referido al volumen 

de poros o huecos, al empezar algún proceso en especial. 

Expresión matemática:  

En donde: 

Si;  = saturación inicial de un fluido [fracción] 

- volumen inicial de un fluido en los poros [m31 

= volumen total de huecos o poros [m3] 

Unidades:  

La saturación inicial de un fluido se expresa en porcentaje (%) o fracción del 

volumen de poros de una roca. 

Formas de obtención: 

Ver SATURACION DE FLUIDOS 

Además, indirectamente, con la interpretación de registrós geolisicOs de 

pozos. 

Aplicaciones principales:  
En estudios y trabajos previos al inicio de cualquier proceso o etapa de 

explotación de un yacimiento, para: 
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▪ Conocer los volúmenes de los distintos fluidos existentes en una parte del 

yacimiento o en todo el yacimiento. 

• Determinar las profundidades de los contactos entre fluidos (gas-aceite, 

hidrocarburos-agua). 

. Conocer la distribución de los fluidos dentro del yacimiento. 

. Determinar áreas o volúmenes del yacimiento en donde no hay 

movimiento de fluidos. 

. Seleccionar intervalos para terminación o reparación de pozos. 

Comentarios:  

El término saturación inicial de fluidos se aplica para indicar el grado de 

saturación de fluidos en una roca al empezar algunos 	'los variados 

procesos que comprende la explotación de hidrocarburos. Por ejemplo: a 

nivel de yacimiento, al empezar las distintas etapas de su explotación 

(primaria, secundaria, mejorada); a nivel de estrato, al empezar su 

explotación a través del pozo; a nivel de núcleo, al empezar alguna prueba en 

laboratorio. 

La saturación de fluidos que tiene un yacimiento al descubrirse y empezar su 

explotación es la inicial pero también, en este caso en especial, es la 

congénita (ver SATURACION CONGENITA, DE UN FLUIDO) y, a la vez, se 

tendrán distintos tipos de saturación de fluidos, como son: irreductible o 

pendular, residual, funicular, crítica (ver las partes correspondientes a estas 

propiedades). 
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Propiedadl 

SATURA CLON IRREDUCTIBLE DE UN FLUIDO 

(Irreducible (luid saturation) 

Símbolo: Sfi  

Definición: 

Es el volumen de fluido mojante presente en una roca, referido al volumen de 

poros, que no se pudo disminuir o reducir con los procesos o mecanismos de 

desplazamiento de fluidos a los que se sometió el sistema roca-fluidos, bajo 

ciertas condiciones de presión y temperatura. 

Expresión matemática:  

(SFI -1) 

En donde: 

Sr 	= saturación irreductible de un fluido [fracción] 

Vfi  - volumen irreductible de un fluido en los poros [m3] 

Vp  = volumen total de poros o huecos [m3] 

Unidades:  

La saturación irreductible de fluidos se expresa en porcentaje (%) o fracción 

del volumen de poros de una roca. 

Formas de obtención:  

• Directamente, en laboratorio sobre muestras de roca. 

- La saturación irreductible de un fluido mojante, que por lo regular es el 

agua, se puede obtener de la siguiente manera. A una muestra (pequeña o 

grande) limpia y seca, con geometría regular, se le determina su volumen de 

poros comunicados con un porosímetro tipo Boyle (ver VOLUMEN DE 
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l'OROS ). Se satura 100% con el fluido mojante (ver MOJABILIDAD ), se 

coloca en un portamuestras de un equipo de desplazamiento y se desplaza 

el fluido mojante con un fluido no ¡pujante. Para esta operación, se circula un 

volumen de fluido no mojante equivalente a varios voloinenes de poros de la 

muestra. 

Cuando sólo se obtenga fluido no mojante por el extremo de salida de fluidos 

del núcleo, se considera que quedó el volumen irreductible del fluido 

mojante en el espacio poroso, La diferencia entre el volumen inicial de Huido 

mojante en la muestra, Vin„, y el volumen total de ese fluido expulsado de la 

misma, V,6„, es el volumen irreductible de fluido mojante, 

It,, 	vOn 	 (S/1- 2) 

Por lo que la saturación irreductible de fluido mojante será: 

S pm Pm 

r ifm 

(SH - 3) 

• Otro procedimiento de laboratorio para determinar la saturación irreductible 

de fluido mójate, es por medio de inyección de mercurio. A una muestra 

pequeña, limpia y seca, se le mide su volumen de poros comunicados (ver 

VOLUMEN DE POROS), se coloca en un equipo para inyección de mercurio y 

después de hacer vacío para sacar el aire de los poros se inyecta mercurio a 

presión alta, alrededor de 100 kg/cm2. Se mide el volumen de mercurio 

introducido al equipo y se corrige por la deformación que sufre el aparato. El 

volumen corregido se resta (lel volumen de poros. lista diferencia es igual al 

volumen de poros que no fue ocuparlo por mercurio y que se considera que 

es igual al volumen irreductible de fluido mojante, Vii„1. liste volumen se 

relaciona al volumen de poros, obteniéndose así la saturación irreductible de 

fluido mojante, S11„1. 
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- 	También, para obtener la saturación 	irreductible de fluido ~jame se 

utiliza una centrifuga. A una muestra limpia y seca de roca consolidada, se le 

determina el volumen de poros comunicados (ver VOLUMEN DE POROS), se 

satura 100% con un Huido mojante (agua), se coloca en una probeta 

graduada de una centrífuga y se somete a movimiento rotatorio a altas 

velocidades (200 rpm). Transcurrido un tiempo, se detiene la centrífuga y se 

observa el nivel del agua en la probeta. Nuevamente, por otro tiempo se 

somete la muestra a movimiento giratorio, se para la centrífuga y se vuelve a 

observar el nivel del agua en la probeta. Estas operaciones se repiten hasta 

cuando en dos observaciones sucesivas no cambie el nivel de agua en la 

probeta. En este momento se considera que ha salido toda el agua que debe 

salir para la fuerza centrífuga aplicada. El volumen irreductible de agua en la 

muestra es igual a la diferencia del volumen de agua inicial en la muestra, 

Vi„„ o sea el volumen de poros, Vp, y el volumen de agua que se tiene en la 

probeta, Vwp. 

(S1,7 — 4) 

	

Vfini = yllfl 

	 (Sh7 5) 

Por consiguiente, la saturación irreductible de fluido mojante es: 

	

V 
	 (»Y — 6) 

e Indirectamente, a nivel de yacimiento. 

La saturación irreductible de un fluido mojante (agua) se puede estimar a 

partir de la combinación de datos de registros geofísicos de pozos y datos de 

producción. Por medio de la interpretación de registros geollsicoS, 

principalmente de resistividad, se conoce la saturación de agua de un 
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intervalo productor de hidrocarburos o al que se le hizo una prueba de 

producción u de formación. Si el intervalo productor no produce agua o si en 

las pruebas mencionadas no se tiene este fluido, se considera que la 

saturación de agua obtenida con los registros es la saturación irreductible. 

Aplicaciones principales:  

• Determinar espesores, áreas o volúmenes del yacimiento en donde no hay 

movimiento del fluido que está a nivel de saturación irreductible. 

• Seleccionar intervalos para terminación o reparación de pozos. 

• Obtener otros' propiedades de caracterización 

Comentarios:  
El término de saturación irreductible se aplica al fluido mojante del sistema 

roca-fluidos. En los yacimientos de petróleo por lo general el fluidO mojante 

es el agua; sin embargo, se encuentran en la literatura casos de yacimientos 

en los que el fluido mojante es el aceite. 

Como se explicó en los procedimientos de laboratorio, lá saturación 

irreductible de un fluido se tiene cuando ya no puede ser desplazado más 

volumen de ese fluido por otro. En las pruebas, se parte de un volumen alto 

de fluido dentro de los poros para llegar a un volumen bajo, el mínimo para 

el sistema roca-fluidos en particular y para las condiciones de presión y 

temperatura a las que se llevó a cabo el mecanismo de desplazamiento. Algo 

similar ocurre en los yacimientos, ya que de acuerdo a las teorías aceptadas, 

la roca originalmente estaba completamente saturada con agua, la migración 

de los hidrocarburos y las fuerzas de gravedad originaron el desplazamiento 

del agua del espacio poroso dejando en algunas partes de la roca 

almacenadora saturación irreductible de agua. 
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El volumen irreductible de agua en los yacimientos está ocupando los 

espacios más pequenos de los poros y mojando la superficie de los sólidos 

expuesta a los poros. 

A la saturación irreductible de agua algunos autores la denominan saturación 

pendular de agua, Fig. SEM . 

En un yacimiento, la región con saturación irreductible de fluido mojante, 

generalmente agua, se localiza muy alejada verticalmente y a menor 

profundidad que la zona con saturación total de fluido mojante, o sea 

Sw — 100%, (contacto hidrocarburos-agua). 

FIG. SFI-1. Representación de la saturación de agua irreductible. 
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Propiedad .1 

SATURACION RESIDUAL DE UN FLUIDO 

(Residual "'luid saturada?) 

Símbolo: Sf, 
Definición: 

Es el volumen de fluido no mojante presente en una roca, referido al 

volumen de poros, que no se pudo disminuir o reducir con los procesos o 

mecanismos de desplazamiento de fluidos a los que se sometió el sistema 

roca-fluidos bajo ciertas condiciones de presión y temperatura. 

Expresión matemática:  

-1- 
fr V, 

( SFR 7. 1 ) 

En donde: 

SG 	= saturación residual de un fluido [fracción] 

Vfr = volumen residual de fluido en los poros [m3] 

Vp  = volumen total de huecos o de poros [m3] 

Unidades:  

La saturación residual de fluidos se expresa en porcentaje (%) o fracción del 

volwnen de poros de una roca. 

Formas de obtención:  

• Directamente, en laboratorio sobre muestras de roca. 

- A una muestra que tiene saturación irreductible de fase mojante (agua) y el 

resto de sus poros está ocupado por la fase no mojante (aceite o gas), se le 

somete a un desplazamiento del hidrocarburo presente por inyección de la 

fase mojante (ver SATURACION IRREDUCTIBLE DE UN FLUIDO) hasta tener 
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la mínima saturación de Iluido no mojante, es decir hasta la saturación 

residual, o sea, cuando en el experimento sólo sale del núcleo el fluido 

desplazante, que es el mojante. La diferencia del volumen inicial de fluido no 

mojante en la muestra y el volumen total desplazado del mismo fluido se 

relaciona con el volumen de poros para obtener la saturación residual de 

fluido no mojante. 

• Indirectamente, a nivel de yacimiento 

La saturación residual de un fluido no mojmne se puede estimar a partir de la 

combinación de datos de registros geofisicos de pozos y de datos de 

producción. Con base en la interpretación de registros geofisicos, 

fundamentalmente de resistividad, se conoce la saturación de hidrocarburos 

(fluido no mojante) de un intervalo. Si a este intervalo se le hace una prueba 

de formación o se pone a producir y sólo se obtiene agua se puede 

considerar que la saturación de hidrocarburos estimada es la residual. 

Aplicaciones principales:  

• Determinar regiones o zonas de un yacimiento en donde no se van a producir 

hidrocarburos, a pesar de que exista saturación de ellos. 

• Seleccionar intervalos para terminación o reparación de pozos. 

• Obtener otras propiedades de caracterización 

Comentarios:  
El término saturación residual se aplica normalmente al fluido no mojante y 

corresponde al término saturación irreductible que se relaciona al fluido 

mojante. A la saturación residual también se le llama insular. 

En un yacimiento, la región con saturación residual del fluido no mojante 

(hidrocarburos) se localiza inmediatamente arriba de la zona con saturación 

total del fluido mojante (Sw - 100%). 
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FI término saturación residual también se aplica cuando se hace referencia a 

la saturación de un determinado fluido en un yacimiento, después de un 

proceso de explotación, independientemente de que el fluido sea mojante o 

no. Por ejemplo, cuando un yacimiento deja de producir por su energía 

propia es común que se diga que quedó con ciertos valores de saturaciones 

residuales de agua, de aceite y de gas. 
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Concepto.1 

SECCIONES TRANSVERSALES DE CORRELACION 

(Correlation cross sections) 

Para la caracterización geológica de los yacimientos petroleros son 

necesarias las secciones transversales de correlación geológica, que se 

pueden construir con información proveniente de análisis litológicos, 

petrolisicos, mineralógicos y/o paleontológicos, realizados sobre muestras de 

roca (recodes, núcleos de pared y de fondo) o también con información 

cualitativa y cuantitativa de registros geotisicos de pozos o con la 

combinación de ambos tipos de información. 

Una sección transversal considera cuando menos dos pozos perforados. Para 

cada pozo se anotan los datos de los análisis de muestras de roca disponibles 

y se gratican los registros geofísicos tomados en los pozos, como se indica 

en la Fig. STC-l. Con base en un plano de localización de pozos, se 

seleccionan varias direcciones para preparar las secciones transversales (es 

muy común que se tomen tres direcciones), que deben tener una longitUd tal 

que cubran todo el campo o la parte de interés. 

Tipos de secciones transversales 

Las secciones transversales pueden ser estructurales o estratigrálicas, 

Una sección estructural se construye tomando como nivel de referencia 

alguna profundidad o el nivel del mar. Los resultados que se obtienen con 

estas secciones muestran las condiciones actuales del Subsuelo. Estas 

secciones son las más apropiadas para fundamentar adecuadamente la 

explotación de los hidrocarburos. 

Anotados y trazados los datos de muestras de roca y de registros a nivel de 

pozo en la sección, se lleva a cabo la correlación de las características 
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seleccionadas para establecer la continuidad de los estratos a lo largo de la 

sección y definir sus rasgos estructurales y estratigróficos, como: forma, 

inclinación y variaciones de espesor. Con estas secciones también se definen 

los sistemas de fallas existentes. De la interpretación de estas secciones se 

establecen las acumulaciones de hidrocarburos y los rasgos principales de su 

entrampainiento. 1-in la Fig. STC-2 se presenta un ejemplo de una sección 

estructural. 

HG. STC-I. Sección de correlación con base en el 
registro de rayos gama. 
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FIG. STC-2. Ejemplo de sección estructural. 

Una sección estratigráfica se construye tomando como referencia una línea 

de tiempo, establecida por algún fósil índice o por algún cuerpo litológico 

marcador de tiempo, identificado por análisis de muestras de roca o 

determinado por algún rasgo característico en los registros geofísicos. Dado 

que se toma como referencia una línea de tiempo, en estas secciones se 

eliminan todos los aspectos estructurales posteriores a tal tiempo. 

Las secciones estratigáficas se preparan principalmente para realizar 

estudios de sedimentación o de geología histórica. 

La información que se utiliza y los criterios para la construcción de estas 

secciones se mencionan en párrafos anteriores, en la parte correspondiente a 

secciones estructurales. En la Fig. STC-3 se muestra un ejemplo de una 

sección estratigráfica. 
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FIG. STC-3, Ejemplo de sección estratigráfica. 

Con las secciones transversales estructurales y estratigráficas pueden 

prepararse proyecciones isométricas comúnmente llamadas bloques 

diagramáticos (panel or fence), como el que se muestra en la Fig. STC-4. 

De las secciones estructurales y estratigráficas, ya. correlacionadas e 

interpretadas, se saca información para preparar diversos planos, siendo los 

más importantes para la caracterización de yacimientos los siguientes: cimas, 

bases, espesores (isopacas), isolitologla de los cuerpos de interés. En estos 

planos se incluyen los rasgos estructurales importantes, por ejemplo: las 

fallas o sistemas de fallas presentes. ES común que las profundidades que se 

manejan en los planos mencionados sean con respecto al nivel del mar. 

La correlación-interpretación de secciones transversales debe ser realizada 

por un profesional en geología, especializado en el subsuelo, que tenga 

conocimientos sobre el origen de los cuerpos sedimentarios: ambientes de 

depósito, geometría y tipos de límites de los cuerpos. 
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FIG. STC-4. Ejemplo de bloque diagramático.(STC-I) 
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Propiedad .1 

SOLUBILIDAD DEL GAS 	(Gas solubility) 

Símbolo: Rs  

Definición:  

Es la cantidad de gas que se libera de una mezcla de hidrocarburos líquida al 

pasar de las condiciones de yacimiento a las condiciones de superficie. 

Expresión matemdtica:  

V 
R 
	

(1c; •-1) 

En donde: 

Rs = solubilidad del gas [m3/m3]. 

Vgd = volumen de gas disuelto a condiciones de yacimiento medido a 

condiciones estándar [m3]. 

Vo = volumen de aceite a condiciones estándar [m3]. 

Unidades:  

La solubilidad del gas se expresa en [m3/m3] o en [pie3/b1]. 

Formas de obtención:  

• Directamente, en laboratorio. 

Para explicar la obtención experimental de la solubilidad del gas, se 

considerará un abatimiento isotérmico sobre una muestra de aceite 

bajosaturado. 

Una muestra de aceite bajosaturado se introduce en una celda de alta presión 

para análisis PVT. Se lleva a las condiciones de presión y temperatura de 

yacimiento y manteniendo la temperatura constante se abate la presión por 

etapas. 
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Al llegar a la presión de burbujeo se comienza a liberar gas y, a partir de este 

punto, para cada etapa de abatimiento de presión se extrae de la celda todo 

el gas liberado y se mide su volumen a condiciones de superficie. Los 

abatimientos de presión se llevan hasta la presión atmosférica. 

Posteriormente, se deja enfriar la celda y para esta última condición también 

se extrae todo el gas liberado y se mide el volumen de aceite a condiciones 

estándar (volumen de aceite residual), La suma de todos los volúmenes de 

gas extraído en las distintas etapas de abatimiento de presión, medidos a 

condiciones estándar, representa el volumen total de gas disuelto. Este 

volumen se divide entre el volumen de aceite residual para obtener la 

relación de solubilidad inicial, que se mantiene constante en toda la etapa de 

bajosaturación. Para cada etapa de abatimiento de presión se le resta al 

volumen total de gas disuelto el volumen acumulado de gas liberado hasta la 

etapa en cuestión. lista diferencia es el volumen de gas disuelto a esa etapa 

de presión, medido a condiciones estándar. Este volumen se divide entre el 

volumen de aceite residual para obtener la relación de solubilidad 

correspondiente a la etapa de presión considerada. 

Los valores de solubilidad del gas inicial y los correspondiente a las diltintas 

etapas se gralican en función de la presión, en papel normal, &teniéndose 

una gráfica como la de la Fig. 1S-1, que muestra la variación de la 

solubilidad del gas en función de la presión, a temperatura constante igual a 

la de yacimiento. 

2W, 



SolublUdnd del gas, Rs 

Pb 

Presión, P 

FIG. 12S-1. Variación de la solubilidad del gas con respecto a 
la presión, a temperatura de yacimiento. 

• Indirectamente. 

La solubilidad del gas se puede obtener por medio de la correlación de Beal, 

que está en función de la presión de yacimiento y de la densidad del aceite a 

condiciones estándar, como se muestra en la Fig. RS-2. Debido a que sólo 

toma en cuenta dos parámetros, esta correlación no proporciona valores muy 

exactos. 

Para obtener la solubilidad del gas en forma más precisa, se recomienda usar 

la correlación de Standing o la de Lasater, (Fig. PB-3 o PB-2 de presión de 

burbujeo). La primera limitada para aceites similares a los de California y la 

segunda para cualquier otro sistema de hidrocarburos, ya que abarca cuatro 

parámetros. 
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FIG. RS-2. Correlación de Real para obtener la solubilidad del gas. 
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Aplicaciones principales:  

• Determinar la cantidad de gas que puede obtenerse en la superficie, de una 

mezcla de hidrocarburos a condiciones de yacimiento. 

• Determinar propiedades de las mezclas líquidas de hidrocarburos. 

Comentarios:  

A esta propiedad también se ie llama' solubilidad del gas en el aceite (Gas 

solubility in oil) o relación de solubilidad (Solabilily ratio). 
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Propiedad . 

TENSION INTERFACIAL (Interfacial tension) 
Símbolo: 	rr 

Definición:  
Es la literza requerida para evitar la destrucción de una superficie de 

contacto entre dos fases. 

Expresión maiemálica:  

Cr 

= tensión interfacial [dinas/cm] 

F = fuerza [dinas] 

L = longitud [cm] 

Unidades: 

La tensión interfacial se expresa en [dinas/cm] 

Formas de obtención:  

• Directamente, en laboratorio 

La tensión superficial se obtiene sacando del seno de un liquido un alambre 

circular de longitud L. Al levantar el alambre y llevarlo a la superficie, ésta 

se deforma y se generan dos láminas superficiales, una de cada lado del 

anillo, se aplica una fuerza adicional, F, para separar el anillo del liquido, 

equilibrando las fuerzas de superficie, Fig. Ti- . 

Esta fuerza adicional se mide por la tensión de un resorte muy sensible o por 

la torsión de un hilo. La tensión superficial se calcula con la siguiente 

ecuación: 
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FIG. TI-I. Método común para medir la tensión superficial. 

• Indirectamente 

La tensión superficial se puede obtener por medio de las siguientes 

ecuaciones o correlaciones. 

I. Para una sustancia pura. 

 

[ 

4 
Cri (Pi, — PR 1 

a = (TI — 3) 
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En donde: 

= tensión superficial [dinas/cm] 

pL  , pg = densidades del líquido y del gas, respectivamente [g/cm3] 

ML - peso molecular del líquido [g/g-inol] 

C31 = constante para calcular la tensión superficial. 

 



Algunos valores de las constantes para los componentes principales en una 

mezcla de hidrocarburos se muestran en la Tabla TI-1. 

Componente Grt Com_ponente CTI 

Ci 77 11 C6 271 

C2 108 11 C7 312.5 

C3 150.3 nCs 351.5 

i C4 181.5 I-12S 34(aprox) 

nC4 189.9 N2 41(aprox) 

i Cs 225.0 CO2 78 

nCs 231.5 
rabia TI-1. Constantes para calcular tensiones superficiales de hidrocarburos con I 

ecuación TI-3, 

2. Para una muestra de hidrocarburos. 

2. 1. Con la siguiente ecuación 

= [EC (x TI, 	I AA 	I AA 	 (TI —4) 
'''g 

a = tensión superficial [dinas/cm] 

, pg = densidades del líquido y del gas, respectivamente [g/cm3] 

Mi., Mg = pesos moleculares aparentes del líquido y del gas, respectivamente 

[g/g-mol] 

CT1, = constante para calcular la tensión superficial 

Xi = fracción mol del liquido del i-ésimo componente 

Yi = fracción mol del gas del i-ésimo componente 

a 
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Aplicaciones principales:  

• Determinar tensiones de adhesión en sistemas sólido-fluidos. 

• Determinar comportamiento capilar en el medio poroso 

• Determinar distribución de fluidos en el yacimiento. 

• Determinar propiedades PVT de fluidos del yacimiento. 

Comentarios 

La tensión interfacial es originada por un desequilibrio de fuerzas 

moleculares que se presentan en la superficie de contacto entre dos fases. 

tina molécula de un líquido es uniformemente atraída por las moléculas que 

la rodean. 

Una molécula del líquido en la superficie es atraída con más fuerza por las 

moléculas de líquido que están abajo que por las moléculas de gas con el que 

está en contacto. Esto es debido a que las moléculas del gas están mucho 

más separadas entre sí que las moléculas de líquido y la fuerza de atracción 

es inversamente proporcional al cuadrado de la distancia entre ellas; además, 

la atracción es directamente proporcional a la masa de las moléculas. 

Cuando las fases en contacto son un líquido y un gas a la tensión interfacial 

se la denomina tensión superficial. 

Las tensiones interfáciales y superficiales dependen de la composición de las 

fases en contacto y de las condiciones de presión y temperatura a las que se 

encuentran. 
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Propiedad .1 

TORTUOSIDAD (Tortuosity) 
Símbolo:  
Definición:  

Es la relación de la longitud media de las lineas de flujo existente en la 

estructura porosa, definidas por los poros o espacios interconectados, entre 

la longitud del medio poroso. 

Expresión matemática:  

i. 

En donde: 

= tortuosidad [fracción] 

La = longitud media de flujo [tn] 

L = longitud del medio poroso [m] 

(T-1) 

 

FIG. T-I. Tortuosidad en un medio poroso. 
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Unidades:  

La tortuosidad se expresa en fracción. 

Formas de obtención:  

• Directamente, en laboratorio. 

A partir del tiempo que tarda un ion en recorrer la distancia entre dos 

detectores colocados en los extremos de una muestra de roca y la velocidad 

de flujo del fluido que transporta el ion, se puede obtener la distancia que 

recorre tal ion. Esta distancia se relaciona con la longitud recta entre los dos 

detectores. 

• Indirectamente. 

Con alguna de las ecuaciones que han propuesto varios investigadores. A 

continuación se presentan tres de ellas. 

Según Winsauer el, alYT-D 

= F 0 

En donde: 

T = tortuosidad [fracción] 

E = factor de tbrmación [fracción] 

= porosidad [fracción] 

(T- 2) 

Según Pérez Rosales,(T-2) 

r = 	(G 	1. 1 - 	 (T - 3) 

En donde: 

T = tortuosidad [fracción] 

G = parámetro que depende de la geometría del espacio 
poroso [fracción] 
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(I) 	porosidad total (fracción] 

— parámetro que depende de la fracción de la porosidad total que participa 

activamente en la conducción de corriente eléctrica [fracción] 

Según Kozeny. 

z 1,*2 	 (1.-4) 

En donde: 

tortuosidad [fracción] 

F - factor de formación [fracción] 

= porosidad [fracción] 

Aplicaciones nrincipa es:  

• Determinar características del medio poroso y en especial de la estructura 

porosa, como lo es su geometría. 

Comentarios 
El concepto tortuosidad considera todas las irregularidades que presentan las 

lineas de flujo dentro de un medio poroso. Estas irregularidades son el 

resultado de la combinación de los factores que establecen la mapitud y la 

geometría de la estructura porosa. 

El tamaño y la forma del gano, así como el grado de clasificación y tipo de 

empacamiento de los granos definen el tamaño y la forma del poro, las 

características de las comunicaciones entre los poros así como de la pared 

del poro. 
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rv oil cef)t0 .l 

TRAMPAS 	(Traps) 
Definición  

Una trampa es una roca porosa y permeable, ubicada inmediatamente abajo 

de tina roca impermeable, y que está deformada u obstruida geológicamente 

de tal manera que se puedan atrapar fluidos (hidrocarburos). 

Tipos de trampas 

Se han propuesto varias clasificaciones de trampas, algunas de ellas muy 

detalladas, pero ninguna de estas clasificaciones es del todo satisfactoria ya 

que muchas trampas podrían no cumplir con todas las características que se 

requieren para que pudieran quedar dentro de alguna de tales clasificaciones. 

Con base en lo anterior, se ha propuesto una clasificación que, aunque 

simple, se considera que es útil ya que comprende todas las trampas en las 

que existen hidrocarburos. Esta clasificación agrupa a las trampas en tres 

tipos básicos: trampas estructurales, trampas estratigráficas y trampas 

combinadas. 

Trampas estructurales. 
Una trampa estructural se tiene cuando una roca porosa y permeable ha 

sufrido una deformación local por plegamiento, por afallanúento o por ambos 

aspectos, de tal manera que tanto tal roca como la roca sello, que la 

sobreyace, se han hecho cóncavas, vistas desde abajo. 

Los extremos de un yacimiento que se encuentra en una trampa estructural 

están definidos, parcial o completamente, por la intersección del nivel de 

agua, localizado en la parte baja, con la roca sello que sobreyace a la roca 

almacenadora. En la Fig. T-1 se muestra un ejemplo de trampas estructural, 

r 
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FIG. T-l. Ejemplos de trampas estructurales. 

Las trampas estructurales se localizan más fácilmente, ya que resaltan en los 

planos de profundidad que se preparan para horizontes subsuperliciales de 

interés; por esta razón, las trampas estructurales han sido muy estudiadas y 

los yacimientos asociadas a ellas son más comunes. 

Trampas estrallgráficas. 

Una trampa estratigráfica se tiene cuando en la roca almacenadora existe 

alguna variación de tipo estratigráfico, litológico o de ambos tipos, tales 

corno: cambio de facies o una variación local de porosidad y permeabilidad, 

principalmente. En la Fig. T-2 se muestra un ejemplo de trampa 

estratigráfica. 
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FIG. T-2. 
Ejemplo de una trampa estratigráfica 

La extensión areal de una acumulación que se tiene 
	una trampa 

estratigráfica está determinada, total o en gran parte 
	

en 

, por alguna variación 

estratigráfica de la roca almacenadora. 
Los limites estratigráficos pueden ser bruscos o graduales, así como locales 

o 
regionales en extensión. Los cambios en pemieabilidad pueden sera. parcial 

o 
completamente responsables de que exista una trampa estrativáfic 

Las trampas estratnyáficas pueden ser divididas en dos clases: 

. 	
Trampas estratigráficas primarias, formadas durante la depositación 

o 
la diagénesis de la roca. Incluyen aquellas formadas por lent es, cambios 

de facies y rals. 
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• Trampas estratigralicas secundarias, formadas por causas posteriores 

a la depositación o a la diagénesis; algunas causas son, por ejemplo: 

disolución y cementación de sedimentos, pero principalmente 

discordancias. 

Trampas combinadas. 

Una trampa combinada se tiene cuando en una roca almacenadora existen 

aspectos de tipo estructural y de tipo estratigrático, más o menos en las 

mismas proporciones, de tal manera que se acumularon los hidrocarburos. En 

la Fig. T-3 se presenta un ejemplo de trampa combinada. 

En una trampa combinada se presentan tres aspectos muy importantes, que 

por sí solos no generarían la trampa. 

a. Un elemento estratigráfico, que causa una pérdida de permeabilidad en 

la roca almacenadora. 

b. Un elemento estructural, que causa una defonnación. Al combinarse 

este aspecto con el estratigráfico, completa la trampa en una porción de 

roca. 

c. Un flujo de agua echado abajo, que incrementa el efecto de 

entrtunpamiento. 
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FIG. T-3. Ejemplo de trampa combinada, arqueamiento combinado 

con acuñamiento de penneabilidad. 
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Propiedad. 

VISCOSIDAD (Viseosity) 
Stnobolo:  

Definición:  

La viscosidad de un fluido es una medida de la resistencia al flujo que ejerce 

el fluido. Una definición más rigurosa es: la viscosidad de un fluido es la 

fuerza en dinas, sobre un área unitaria de un plano horizontal separado una 

distancia unitaria de otro plano, este último lijo mientras que el otro se 

mueve con una velocidad unitaria, en el espacio entre los planos se encuentra 

el fluido viscoso. 

Expresión matemática:  

F 	
(V - 1) 

En donde: 

= viscosidad del fluido [dinas seg/cm2] 

F = fuerza aplicada a un plano del fluido [dinas] 

L = distancia unitaria entre dos planos del fluido [cm] 

A = área unitaria de un plano del fluido [cm2] 

V = velocidad unitaria de un plano del fluido [cm/seg] 

Unidades:  
Las unidades de la viscosidad son [dinas seg/cm2], que equivalee a un poise. 

También se utiliza el centipoise, que es la centésima parte de un poise. 
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Formas de obtención:  

. Directamente, en laboratorio con muestras de fluido (aceite o gas). 

Existen en laboratorio diversos diseños para medir la viscosidad a distintas 

condiciones de presión y temperatura; por ejemplo, los viscosbnetros de 

"rodamiento de canica" para líquidos y gases y los viscosímetros capilares, 

tipo Rankine, para gases (ver VISCOSIDAD DE LIQUIDOS y VISCOS`IDAD DE 

GASES). 

• Indirectamente. 

A partir de correlaciones establecidas en [Unción de varios parámetros como: 

composición, presión, temperatura, densidad, en la Fig. V-1 se muestra un 

ejemplo. 

Aplicaciones principales: 

• Determinar la facilidad de flujo de un fluido a través del medio poroso. 

• Determinar el tipo de fluido. 

• Determinar otras propiedades de los fluidos. 

Comentarios:  

La viscosidad depende principalmente de la coinposición del fluido y de las 

condiciones de presión y temperatura a las que se encuentra. 

La viscosidad es generada por el rozamiento interno del fluido. Debido a ese 

rozamiento se requiere ejercer una.  fuerza para que una capa de fluido se 

deslicé sobre otra dentro del seno del fluido. Tanto los líquidos como los 

gases presentan viscosidad, aunque los líquidos son más viscosos que los 

gases. Dentro de los líquidos las aceites son más viscosos que el agua. 
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FIG. V-1. Viscosidad de gases naturales en función de la densidad, la temperatura y 
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En las mezclas de hidrocarburos se consideran dos tipos de viscosidades: la 

viscosidad dinámica, explicada en párrafos anteriores, que tiene como unidad 

el poise y la viscosidad cinemática, que es igual a la viscosidad dinámica 

entre la densidad del fluido y cuya unidad es el stokes. 

 

v  (V -2) 
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En donde: 

= viscosidad cinemática [centistokes] 

1.1 - viscosidad dinámica [centipoises] 

p = densidad del fluido [g/cm3]. 

 



Propiedad .1 

VISCOSIDAD DEL GAS (Viscosily of gas) 
Símbolo: lig  
Definición:  

La viscosidad de un gas es la resistencia interna del gas a fluir. 

Expresión matemática:  

L 

líg''  AV - 
(VG -1) 

En donde: 

µg  = viscosidad del gas [dinas seg/cm2] 

F = fuerza aplicada a un plano del gas [dinas] 

L = distancia unitaria entre dos planos del gas [cm] 

A = área unitaria de un plano del gas [cm2] 

V = velocidad unitaria de un plano del gas [crn/seg] 

Unidades:  
Las unidades de la viscosidad del gas son [dinas seg/cm2], que equivale a un 

poise. También se utiliza el centipoise, que es la centésima parte de un poise. 

Formas de obtención:  

• Directamente, en laboratorio sobre una muestra de gas. 

- Para medir la viscosidad del gas se puede utilizar un viscosimetro de los 

llamados de "rodamiento de canica". Una breve descripción de tal aparato y 

del procedimiento para hacer la medición se presenta en la parte: 

VISCOSIDAD DEL LIQUIDO, sólo que ahora en vez de liquido se debe 

considerar gas. Además, cuando se mide la viscosidad del gas en los 

viscosimetros de canica, el diámetro de ésta debe ajustar al diámetro del 
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tubo, con el propósito de que la velocidad de rodamiento sea lo 

suficientetnente lenta para que pueda medirse con precisión el tiempo de 

caída de la canica. Como la densidad del gas, al cual se le quiere conocer la 

viscosidad, y la densidad del gas de calibración son despreciables con 

relación a la densidad de la canica, la ecuación se reduce a: 

gl) 

Pgl) = 	/10,7 (VG - 2) 

En donde: 

1.1.0 = viscosidad del gas desconocido [dinas seg/cml 

tgo = tiempo de rodamiento de la canica en el gas desconocido [seg] 

"" viscosidad del gas conocido [dinas seg/cm2] 

tgC 	tiempo de rodamiento de la canica en el gas conocido [seg] 

- Otro aparato para medir la viscosidad en el gas a altas presiones y 

temperaturas, es un viscostmen» capilar tipo Rankine, Fig. VG-1. Este 

viscosímetro consiste de dos tubos paralelos unidos en sus extremos. Un 

tubo es capilar y el otro es de alrededor de 1/4 de pulgada de diámetro 

interior. El aparato tiene una gota de mercurio en el tubo de diámetro grande, 

que al momento de hacer la medición cae debido a la gravedad y desplaza al 

gas a través del capilar. 

El flujo a través del capilar se rige por la ley de Poiseuille. Para flujo viscoso 

esta ley se expresa en la siguiente forma: 

 

El P  
Pg 	8 LV 

(VG 3) 
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En donde: 

viscosidad del gas [poise] 

r = radio del capilar [cm] 

 



P = presión diferencial que causa el flujo [dinas/tul 

t = tiempo de flujo de un volumen de gas [sed 

V — volumen de gas que fluye en el tubo [cnil 

L = longitud del tubo [cm]. 

TC = constante pi equivalente a 3.1416 

FIG. VG-1. Diagrama del viscosimetro capilar tipo Ilankine. 

Para el viscosimetro Rankine la presión es constante y es la que ejerce la 

gota de mercurio al caer a un gasto uniforme en el tubo de diámetro grande. 

Este aparato es de cristal y para altas presiones debe meterse en una celda 

llena con nitrógeno, que tiene una presión cercana a la presión a la que se va 

a medir la viscosidad del gas. Ya protegido el viscosimetro, se mete a un 

bailo de temperatura controlada. En este caso, para medir los tiempos se 

utilizan electrodos colocados como se indica en la Fig. VG-1. 

Si se usan gases de calibración, la viscosidad que se desea conocer se 

obtiene con la siguiente ecuación: 
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sl) 
— 	 (VG 4) 

Esta ecuación resulta de aplicar la ecuación VG-3, tanto para el gas de 

calibración como el de viscosidad desconocida. 

Indirectamente: 

1. A partir de correlaciones establecidas, en las que la viscosidad del gas 

está en función de varios parámetros como: composición, presión, 

temperatura. 

2. Para una mezcla de bidrocarburcis, a partir de la composición, la 

viscosidad del gas se obtiene combinando la ecuación VG-5 y la 

Fig. VG-2. 

 

E PI) Yi Mi"  

Np 
Di M) 

(VG —5) 
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En donde: 

= viscosidad de la mezcla de gas [dinas seg/cm2] 

j = viscosidad del j-ésirno componente de la mezcla de gas 

[dinas seg/cm2] 

yi = fracción mol de gas del j-ésimo componente [fracción] 

Mi = peso molecular del j-ésimo componente [lb/lb-mol]. 
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FIG. VG-2. Viscosidad de hidrocarburos sucesos. 

3. Con la Fig. VG-3 se obtiene la viscosidad de gases naturales, a presión 

atmosférica, Itgl con base en su peso molecular y la temperatura del 

yacimiento. Si se quiere conocer la viscosidad de ese gas a la presión de 

yacimiento, se determinan las condiciones de presión y temperatura 
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pseudo-reducidas, y con la Fig. VG-4 se tiene la relación pg / 	la cual 

se multiplica por p1;1  para obtener 1g, que es la viscosidad del gas a 

condiciones de yacimiento. 

FIG. VG-3. Viscosidad de los gases a presión atmosférica y varias 
temperaturas. 
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FIG. VG4. Relación de viscosidades de gases a condiciones pseudo-reducidas. 

Aplicaciones principales:  
• Determinar la facilidad de flujo de un gas a través del medio poroso. 

• Determinar otros parámetros de caracterización. 

Comentarios:  
La viscosidad de un gas es función de su composición y de las condiciones 

de presión y temperatura a las que se encuentre. 

Es dificil medir con precisión la viscosidad de un gas, especialmente a 

presión y temperatura elevadas, por lo que es más práctico para propósitos 

de ingeniería obtener la viscosidad de los gases de correlaciones obtenidas 

por experimentaciones cuidadosas, que tratar de medirlas en forma limitada 

en laboratorio. 

Las viscosidades de los gases son, en general, mucho más bajas que las de 

los líquidos. 
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Para un gas perfecto la viscosidad se incrementa con la temperatura, es decir, 

tiene un comportamiento inverso al de un líquido. A medida que la presión 

sobre un gas perfecto se incrementa, se aproxima a tm gas imperfecto y su 

comportamiento se aproxima al de un liquido. De acuerdo con ésto, a las 

presiones altas generalmente encontradas en yacimientos de petróleo la 

viscosidad de los gases puede ineretnentár con la presión y disminuir con la 

temperatura, como es el caso de los líquidos. 
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Propiedad . 

VISCOSIDAD DEL LIQUIDO (Viscosity of liquid) 

Símbolo: µ► , 
Definición:  

La viscosidad de un liquido es una medida de la resistencia al flujo que 

presenta el liquido. 

Expresión matemática:  

- o 

En donde: 

= viscosidad del liquido [dinas seg/cm2] 

F = fuerza aplicada a un plano del liquido [dinas] 

L = distancia unitaria entre dos planos del liquido [cm] 

A = área unitaria de un plano del líquido [cm2] 

V = velocidad unitaria de un plano del liquido [cm/seg] 

Unidades:  

Las unidades de la viscosidad del líquido son [dinas seg/cm2], que equivale a 

un poise, o el centipoise, que es la centésima parte de un poise. 

Formas de obtención:  

Directamente, en laboratorio sobre una muestra de líquido. 

Un viscosfinetro de los llamados de "rodamiento de canica", Fig. VL-1, 

consiste de un tubo cilíndrico que se encuentra dentro de una celda para altas 

presiones y temperaturas, controlables. Este tubo se llena con una muestra de 

liquido de un yacimiento petrolero (aceite), con densidad conocida, al cual se 

le quiere medir la viscosidad. El tubo se coloca a una cierta inclinación y se 
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permite que una canica metálica, con densidad conocida, caiga del extremo 

superior al extremo inferior del tubo, ambos extremos están perfectamente 

sellados. Al ir cayendo la canica, el líquido pasa hacia arriba por el espacio 

que queda entre la canica y el tubo. Se mide con precisión el tiempo que 

tarda la canica en pasar de un extremo a otro. Los datos obtenidos de esta 

operación se relacionan con los que se obtienen en una operación igual, 

realizada con un liquido de densidad y viscosidad conocidas (liquido de 

calibración). La viscosidad que se desea conocer se obtiene de la ecuación 

VL-2. 

FIG. VL-1. Viscosimetro de "rodamiento de canica", (V") 
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En donde: 

= viscosidad del líquido desconocido [dinas seg/cm2] 

= densidad del líquido desconocido [g/cm3] 

tufliempo de rodamiento de la canica en el liquido desconocido [sed 

1.11,c = viscosidad del líquido conocido [dinas seWcin2] 

= densidad del liquido conocido [g/cm3] 

= tiempo de rodamiento de la canica en el líquido conocido [seg] 

D = densidad de la canica [g/cm3] 

• Indirectamente: 

A partir de correlaciones establecidas, en las que la viscosidad del liquido 

está en función de varios parámetros, como: composición, presión, 

temperatura. En las Fig.s VL-2, VL-3 y VL-4 se muestran algunos ejemplos. 
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Aplicaciones principales: 

• Determinar la facilidad de flujo de un liquido a través del medio poroso. 

• Determinar el tipo de aceite. 

• Determinar otros parámetros de caracterización. 
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FIG. VL-4. Viscosidad del agua en función de la temperatura y la 
presión,(VL4) 

Aplicaciones principales:  
. Detenninar la facilidad de flujo de un líquido a través del medio poroso. 

• Determinar el tipo de aceite. 

• Determinar otros parámetros de caracterización. 
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Comentarios:  

La viscosidad de los líquidos depende principalmente de su composición y 

de las condiciones de presión y temperatura a las que se encuentren. 

La viscosidad de los líquidos es mayor mientras mayor sea su peso 

molecular. 

La viscosidad de los líquidos disminuye al mantener la presión constante y 

aumentar la temperatura o al mantener la temperatura constante y disminuir 

la presión. 

En el caso particular de los hidrocarburos líquidos de un yacimiento 

(aceites), es importante conocer cómo varía la viscosidad del aceite a medida 

que se abate la presión debido a la explotación, manteniéndose constante la 

temperatura del yacimiento. Un ejemplo de variación de viscosidad para un 

aceite bajosaturado se muestra en la Fig. VL-5. Puede observarse que a 

medida que se abate la presión desde la presión inicial del yacimiento hasta 

la presión de burbujeo del aceite, la viscosidad del aceite disminuye. De la 

presión de burbujeo a presiones más bajas se liberan los hidrocarburos más 

ligeros (gas) por lo que la viscosidad del aceite se incrementa. 
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FIG. VL-5. Variación típica de la viscosidad del aceite con 
respecto a la presión, a temperatura de 
yacimiento 

En los viscosimetros de "rodamiento de canica", los controles para medir los 

tiempos de rodamiento son de tipo eléctrico por lo que sólo pueden hacerse 

mediciones a líquidos dieléctricos, como son los aceites, 
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Propiedad . 

VOLUMEN DE l'OROS 	(Pore volume) 

Símbolo:  Vp  

Definición:  
Es la porción de una roca que no está ocupada por los sólidos que la 

componen. 

Expresión matemática:  

yp=yr.. 	 (VP -» 

En donde: 

VP  -- volumen de poros [cm3] 

V, - volumen de roca [cm3] 

Vs  -- volumen de sólidos [cm3] 

Unidades:  

Se expresa en [cm3] o en [m3], si el volumen es pequeño o grande, 

respectivamente. 

Formas de obtenerla:  

e En volúmenes de roca pequeños. 

1. El volumen de poros total, Vpt, se obtiene a partir del volumen de roca, 

Vr, (ver VOLUMEN DE ROCA) de la muestra y del volumen de sólidos, Vs, 

(ver VOLUMEN DE SOLIDOS) obtenido al desmenuzar la muestra a nivel 

de grano. 

Vr -V, 	 (VP 2) 
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2. El volumen de poros comunicados, Vpc, de una muestra se obtiene de la 

siguiente manera: 

• Se pesa la muestra limpia en una balanza analítica, si es pequeña, o 

en una balanza de laboratorio, si es grande, 

• Se satura con un líquido que no reaccione con los sólidos y 

densidad conocida, Pi. 

• Se pesa la muestra saturada, W2. 

• Se obtiene el volumen de poros comunicados, Vpc, de la siguiente 

forma: 

(1,7)- 3) 
P 

3. El volumen de poros comunicados, Vpc, también se puede obtener a partir 

del volumen de roca, Vr, (ver VOLUMEN DE ROCA) y del volumen de 

sólidos, Vs, (ver VOLUMEN DE S'OLIDOS) obtenido con un porosimetro 

tipo Boyle 

	

Ves  = V, —V, 	 (VP— 4) 

4. El volumen de poros comunicados de un yacimiento, Vpcy o de una parte 

de él, se obtiene de acuerdo a alguna de las siguientes maneras: 

• Con el volumen de roca, Vr , obtenido para el yacimiento y la 

porosidad promedio del mismo, ¡S. 

	

= V, 95 	 (VP — 5) 

• El volumen de poros comunicados, así como la distribución del 

espacio poroso en un yacimiento, se obtieneren una forma más 

precisa por medio de la combinación de datos de planos de isopacas 

y de isoporosidades. 
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Aplicaciones principales:  

• Determinar la porosidad 

• Determinar saturaciones de fluidos 

• Determinar los volúmenes de fluidos (agua, aceite y gas) a nivel de muestras 

en el laboratorio o a nivel de yacimientos. 

Comentarios:  

El volumen de poros que se determina por diferencia del volumen de roca y 

el volumen de sólidos obtenido al desmenuzar la muestra, corresponderá al 

volumen de poros máximo que podría tener la roca, ya que se pierde el 

empacamiento original de los granos. 
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Propiedad .1 

VOLUMEN DE ROCA (Rock volume, bulk volume) 

Símbolo:  

Definición:  

Espacio ocupado por una roca, considerando los sólidos y los poros que la 

forman, manteniendo sus estructuras. 

Expresión matemática:  

V, =V, -4- V p 	 (VR- I) 

En donde: 

V, = volumen de roca [cm3] 

V, --- volumen de sólidos [cm3] 

Vp  = volumen de poros [cm3] 

Unidades:  

Se expresa en [cm3  ] o en 	], si el volumen es pequeño o grande, 

respectivamente. 

Formas de obtención:  

• Los volúmenes de roca pequeños se miden normalmente en el laboratorio en 

las siguientes formas: 

1. Si la muestra de roca tiene forma regular (cilindro, cubo, paralelepipedo), 

se miden con precisión sus dimensiones y se aplica la fórmula matemática 

correspondiente para obtener su volumen, 

2. Si la muestra es de forma irregular, su volumen se determina con base en 

el Principio de Arquímedes, el cual indica que: "El volumen de un 

material que se sumerge en un fluido es igual al volumen de fluido 
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desalojado" En laboratorio es muy común hacer estas mediciones 

utilizando agua, aceite o mercurio. 

• Los volúmenes de roca grandes, a nivel de yacimiento, se determinan por la 

integración de los volúmenes parciales de roca que se obtienen de planos de 

isopacas (espesores iguales), Fig. VR- I, los cuales se preparan 

fundamentalmente con datos de registros de pozos o de núcleos. 

FIG. VR-I. Mapa de isopacas de un yacimiento, 

Aplicaciones principales:  
• Determinar la porosidad. 

• Determinar el volumen de poros. 

• Determinar los volúmenes de sólidos. 

• Determinar el volumen de roca de un yacimiento. 

• Determinar el espacio poroso de un yacimiento. 

• Determinar el contenido de fluidos de un yacimiento. 
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Comentarios:  

Si para obtener el volumen de roca en laboratorio aplicando el principio de 

Arquímedes se utiliza agua o aceite como fluido de medición, debe 

prepararse la muestra en alguna de las dos formas siguientes. 

• Recubrir bien la muestra con una capa delgada de parafina o plástico para 

que no se introduzca el fluido de medición a los poros. Al volumen de 

fluido desplazado debe restarse el volumen del recubrimiento para 

obtener el volumen de roca correcto. 

• Saturar la muestra 100% con el fluido de medición, con ésto ya no se 

meterá el fluido a los poros. 

En caso de utilizar mercurio como fluido de medición, no es necesario 

recubrir la muestra, ni saturarla, ya que el mercurio no se mete en los poros; 

en cambio, debe cuidarse de que no quede aire atrapado en alguna 

irregularidad superficial de la muestra. 
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Propiedad . 

VOLUMEN DE SOL1DOS 	(Solid volu►ne) 
Símbolo:  Vs  

Definición:  
Es el volumen de la porción de una roca ocupado por los sólidos que la 

conforman. 

Expresión matemática:  
V, 	V, - Vp 	 (VS -1) 

En donde: 

V, = volumen de sólidos [cm31 

V, = volumen de roca [cm31 

VP  = volumen de poros [cm31 

Unidades:  
Se expresa en [cm3  ) o en [m31, si el volumen es pequeño o gande, 

respectivamente. 

Formas de obtención:  
Los vol(unenes de sólidos correspondientes a vol(unenes de roca pequeños 

se miden en laboratorio de las siguientes formas: 

1. Con análisis microscópico de muestras. 

2. En rocas sedimentarias, se desmenuzan éstas a nivel de grano y se mide 

el volumen de granos, que corresponde al volumen de sólidos. 

3. Otro procedimiento para medir el volumen de sólidos de una muestra 

pequeña, es por medio de un porosimetro que utiliza gas y que se basa en 

la ley de Boyle. 

En un porosimetro tipo Boyle, de baja presión, Fig. VS-1, se realizan 

principalmente las siguientes operaciones: 
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. Se atrapa una masa de gas (aire) a presión y temperatura atmosféricas 

(Pi -Pa y Ti 'Fa ) en un recipiente con volumen Vi (Celda). 

. Se mantienen constantes la masa (le aire y la temperatura 

atmosférica y se aumenta el volumen del recipiente, AV, por lo que el 

gas queda a una presión, P2, menor que Pa 

. Se aplica la ley de Boyle y se determina el volumen V ►  del 

recipiente. 

	

V, P, =Vt  P, 	1', const 

V, P„ = (V, 4- AV)P, 
AV 

. Se introduce al recipiente la muestra de roca por analizar y se repiten 

las dos primeras operaciones mencionadas. 

. Con los nuevos datos se aplica la ley de Boyle y se determina el 

volumen del recipiente con la muestra dentro, Vi'. 

	

= V2 P2 	 const 

V,' 	=(V) + 

= 
AV.  

ról 

. Se obtiene el volumen de sólidos de la siguiente manera 

Aplicaciones principales:  

• Determinar la porosidad. 

• Determinar la compresibilidad de los sólidos. 
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FIG. VS-1. Porosimetro tipo Boyle de baja presión. 

Comentarios:  

En una arenisca, el volumen de sólidos está formado por el volumen de la 

estructura de granos, unidos firmemente con cementantes químicos, y el 

volumen de partículas pequeñas (limos y arcillas) dispersas en los poros. 

Con el procedimiento que se basa en la ley de Boyle, descrito con 

anterioridad, los poros no comunicados se cuantifican como sólidos, ya que 

el gas que se utiliza en las mediciones se introduce sólo en poros 

comunicados. 

Las características de los llanos y de la estructura que conforman definen la 

geometría del espacio poroso, que a su vez determina la magnitud de las 

propiedades básicas de la roca, como son la porosidad y la permeabilidad. 
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Concepto .1 

VOLUMEN ORIGINAL DE HIDROCARBUROS 

(Original hydrocarbons in place) 

Símbolo: 	Voh 

Definición:  

Es el volumen de hidrocarburos (aceite y/o gas) que tiene un yacimiento al 

momento de descubrirlo, medido a condiciones de yacimiento. 

Formas de obtenerlo:  

Para obtener el volumen original de hidrocarburos de un yacimiento se puede 

seguir alguno de los métodos volumétricos o el llamado de balance de 

materia. 

Métodos volumétricos, 

Estos métodos se basan en trabajos de interpretación geológico-petrofisica a 

partir de secciones transversales de correlación, interpretación de registros 

geofísicos, análisis de núcleos y planos diversos. 

- De tales trabajos se puede conocer en forma no muy precisa pero sí simple 

y rápida el volumen de roca, Vr, y los valores medios de porosidad, 1, y 

saturación de agua, Sw . Con estos datos y aplicando la ecuación V011-1 se 

obtiene el volumen original de hidrocarburos. A este procedimiento se le 

llama de "cimas y bases". 

V„.1;1(1.--q 	 (VOH -1) 

En donde: 

Voh = volumen original de hidrocarburos [m3] 

Vr = volumen de roca [m3] 
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porosidad medía [fracción] 

S„ - saturación media de agua [fracción] 

- Un método parecido al anterior pero más detallado y por lo tanto da 

mejores resultados, es el método de isopacas. En este método se utilizan los 

llamados mapas de isopacas, en.  los qué se muestran los espesores de las 

capas productoras. En la Fig. VOH-I se muestra un mapa de isopacas. 

FIG. VOH-I. Mapa de isopacas. 

- También con tales datos se pueden obtener valores más precisos del 

volumen original de hidrocarburos por medio del procedimiento llamado de 

isohidrocarburos, que utiliza la ecuación VOH-2. 

h,. E 0(t— S) 	 (VOH — 2) 
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En donde: 

= indice de hidrocarburos [m] 

E = espesor del intervalo considerado [m] 

d? = porosidad del intervalo [fracción] 

(1 - Sw) = saturación de hidrocarburos [fracción] 

La ecuación V011-2 se resuelve para cada intervalo con hidrocarburos que 

pertenezca al yacimiento de interés en cada pozo. 

Con la sumatoria de los indices de hidrocarburos de los intervalos de un 

pozo se obtiene el .indice de hidrocarburos por pozo y con estos datos se 

prepara y se integra un plano de isoindices de hidrocarburos del yacimiento. 

En esta forma se obtiene el volumen original de hidrocarburos de manera 

más precisa. 

Método de balance de materia. 

Este método utiliza la ecuación de balance de materia que representa un 

balance volumétrico de los fluidos contenidos en el yacimiento; por ejemplo, 

para el caso de un yacimiento de aceite bajosaturado se obtiene el volumen 

original de hidrocarburos, a condiciones estándar, con la ecuación VOH-3. 

Para otros tipos de yacimiento se tiene la ecuación de batanee de materia 

correspondiente. 

N 	N p [B, B„ (12, — RA-(w.-w,,B„) 

B, — 	m 	r  

En donde: 

N = Voh = volumen de aceite original a condiciones estándar [m3] 

Np  = producción acumulada de aceite a condiciones estándar [m3] 

(VOH — 3) 

349 



Bg = factor de volumen del gas (m3/m3  

Bgt  - factor de volumen inicialdel gas [m3/m3] 

Bt  - factor de volumen de las dos fases [m3/m3] 

Btt  - factor de volumen inicial de las dos fases [m3/m3] 

Rs  = razón gas disuelto aceite inicial [m3/m3] 

Rp = razón gas aceite disuelto producido a condiciones estándar [m3/m3] 

We 	Wp  Bw  = entrada de agua al yacimiento, a condiciones de 

yacimiento [in3] 

Aplicaciones principales:  

. Fundamentar inversiones en áreas petroleras. 

. Estimar reservas petroleras. 

Comentarios:  

Al principio de la explotación de un yacimiento, un error pequeño en alguna 

de las variables consideradas en la ecuación de balance de materia podría 

generar resultados absurdos, por lo que es recomendable aplicar la ecuación 

de balance de materia para el cálculo de volumen original cuando ya se tenga 

un cierto tiempo de producción, de tal manera que se tenga un valor alto de 

aceite producido. 

Para tener más seguridad del valor del volumen original de hidrocarburos de 

un yacimiento, se recomienda que se calcule por el método volumétrico de 

isohidrocarburos y por balance de materia, la diferencia de los resultados de 

ambos no debe exceder del 10%. 
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Concepto . 

YACIMIENTO (Reservoir) 
Definición 

Volumen de hidrocarburos atrapado en una roca porosa del subsuelo. 

Tipos de vacimiento: 
Los yacimientos petrolíferos se pueden clasificar desde muy diversos puntos 

de vista. 

De acuerdo al tipo de hidrocarburos que pueden existir en un yacimiento, se 

establece la siguiente clasificación. Se toma como base las condiciones 

originales de presión y temperatura del yacimiento en un diagrama de fase 

(ver DIAGRAMA DE FASE) y se consideran tanto las fases que se generan en 

el yacimiento como las que se tienen en la superficie, al explotarlo, como se 

indica en la Fig. Y-1. 

FIG. Y-1. Diagrama de presión-temperatura para un fluido de un 
yacimiento. 
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A. Yacimientos de aceite bajosaturado. 

Son aquellos yacimientos cuyas condiciones originales de presión y 

temperatura se localizan en la región de líquido, es decir, arriba de la curva 

de saturación y a temperaturas menores a la crítica, Fig. Y-2. En estos 

yacimientos, al principio habrá sólo fase líquida, pero al explotarlos se 

abatirá la presión y a partir de la Presión de burbujeo se tendrá fase líquida y 

fase gaseosa. En la superficie siempre se producirán dos fases: líquida y 

gaseosa. Estos yacimientos pueden ser de dos tipos: 

FIG. Y-2. Diagrama de fase de un yacimiento de aceite bajosaturado 

A.1 Yacimientos de aceite de bajo encogimiento. 

En estos yacimientos las curvas de calidad se concentran hacia la curva de 

rocío, por lo que en la superficie se tendrán bajas relaciones gas-aceite, 

generalmente menores de 360 m3/m3  (2000 pie3/STB). Los aceites son 
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oscuros, de alta densidad, mayor que 0.85 g/cm3  (menor que 35 °API) 

porque tienen un alto contenido de componentes pesados. El gas 

generalmente es pobre en licuables, menos de 0.169 m3/1000m3  

(30 bl/MMpie3). A estos yacimientos también se les conoce como de 

aceite negro, Fig. Y-3. 
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FIG. Y-3. 	Diagrama de fase de un yacimiento de aceite 
bajosaturado de bajo encogimiento.0 

A.2 Yacimientos de aceite de alto encogimiento. 

En estos yacimientos las curvas de calidad se concentran hacia la curva de 

saturación, por los que en la superficie se pueden tener relaciones gas-

aceite de 360 a 600 m3/m3  (2000 a 3300 pie3/STB). Los aceites son 

ligeramente oscuros con tonalidades anaranjadas, su densidad varia entre 

0.85 y 0.75 g/cm3  (35 y 57 °API) ya que la fracción de componentes 
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pesados es pequeña y predominan los componentes intermedios (Ci-CO. 

El contenido de licuables puede ser mayor a 0,4 m3/1 000m3  

(70 bl/MMpie3). A estos yacimientos también se les conoce como de 

aceite volátil, Fig. Y-4. 

FIG. Y-4. 	Diagrama de fase de un yacimiento de aceite 
bajosaturado de alto encogimiento. 

B. Yacimientos de aceite saturado 

Son aquellos yacimientos cuyas condiciones originales de presión y 

temperatura se localizan en la región de dos fases, es decir, desde el inicio de 

su explotación en el yacimiento existirá aceite y gas. En la superficie siempre 

se tendrán las dos fases. Estos yacimientos también pueden ser de alto o bajo 

encogimiento, cuyas características están explicadas en los yacimientos 

bajosaturados, Fig. Y-5. 
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Temperatura 

FIG. Y.5. 	Diagrama de fase de un yacimiento de aceite 
saturado.  

C Yacimientos de gas 

Son aquellos yacimientos en los que las condiciones originales de presión y 

temperatura se ubican en la zona de gas, es decir, fuera de la región de dos 

fases y a temperatura mayor a la critica, Fig. Y-6. Dentro de esta 

clasificación están comprendidos los yacimientos de gas seco, de gas 

húmedo, y de gas y condensado, 
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FIG. Y-6. Diagrama de fase de un yacimiento de gas. 

C.1. Yacimientos de gas seco. 

En estos yacimientos la temperatura es mayor a la cricondenterma, por lo 

que durante toda su explotación en el subsuelo siempre se tendrá gas. Las 

condiciones de separación en superficie están fuera de la región de dos fases, 

por lo tanto sólo se producirá gas. Teóricamente los yacimientos de gas seco 

no producen liquido en la superficie; sin embargo, yacimientos que 

produzcan con relaciones gas-aceite mayores a 20,000 m3/m3  

(110,000 pie3/ST13) se consideran de gas seco, Fig. Y-7. 
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FIG. Y-7. Diagrama de fase de un yacimiento de gas seco. 

C.2. Yacimientos de gas húmedo. 

En estos yacimientos la temperatura es mayor a la cricondenterma, por lo 

que durante toda su explotación en el subsuelo se tendrá gas. Las 

condiciones de separación en superficie se localizan en la región de dos 

fases, por lo tanto se producirá gas y aceite, con relaciones gas-aceite entre 

10,000 y 20,000 Ohn3  (55,000 y 110,000 pie3/STB). El líquido recuperable 

tiende a ser transparente con densidades menores de 0.75 g/cm3  (57 °API). 

El contenido de licuables en el gas es bajo, menor de 0.169 m3/1000 m3  

(30 bl/MMpie3), Fig. Y-8. 
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FIG. Y-$. Diagrama de fase de un yacimiento de gas húmedo. 

C.3. Yacimientos de gas y condensado. 

La temperatura de estos yacimientos se localiza entre la temperatura crítica y 

la cricondenterma. Durante la etapa inicial de explotación, en el yacimiento 

sólo existirá gas y, posterionnente, al pasar la curva de rocío y entrar a la 

región de dos fases, se formará líquido por condensación retrógrada. 

Dependiendo de las condiciones de separación, sólo se producirá gas o gas y 

líquido. Las relaciones gas-aceite para estos yacimientos están 

aproximadamente entre 1000 y 10,000 m3hn3  (5,500 y 55,000 pic3/STB). 

El contenido de licuables en el gas está entre 0.282 y 0.4 m3/1000m3  (50 y 

70 bl/MMpie3). Los líquidos recuperados son de coloración ligera: café, 

naranja, verdoso, o blanco agua y con densidades a condiciones de tanque 

que varían de 0.8 a 0.75 g/cm3. En la Fig. Y-9 se presenta un diagyaina de 

fase para estos hidrocarburos. 
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FIG. Y-9. 	Diagrama de fase de un yacimiento de gas y 
condensado. 

. De acuerdo al tipo de energía (empuje) natural que tienen los yacimientos 

para producir hidrocarburos, se pueden clasificar de la siguiente manera: 

A. Yacimientos con expansión de la roca y los liquidos. 

Se tiene este tipo de yacimientos cuando al existir una disminución de 

presión, debido a la extracción de aceite, se expanden los sólidos de la roca, 

reduciéndose el volumen de poros; el agua y el aceite saturantes también se 

expanden. La combinación de tales acciones origina que el aceite salga de 

los poros y se mueva hacia los puntos de baja presión, Fig. Y-10. 

Para que exista este tipo de energía o de empuje, el yacimiento debe ser de 

aceite bajosaturado, por lo tanto no hay gas libre y, además, que sea 

volumétrico, es decir que no exista entrada de agua para ocupar los espacios 

que se vacíen por la producción y se restituya la presión. 
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FIG. Y-10. Yacimiento con expansión de la roca y los líquidos. 

La proporción en que los sólidos y los líquidos se expanden, al disminuir la 

presión, depende de la compresibilidad de los mismos; sin embargo, la baja 

compresibilidad que tienen ambos origina un pronunciado ritmo de 

declinación en la presión con respecto a la extracción. 

Como este empuje se presenta en yacimientos bajosaturados, en la superficie 

se tendrá una relación gas-aceite, Rs, constante y, además, igual a la relación 

de solubilidad inicial del yacimiento, Rsi. Al llegar a la presión de burbujeo 

deja de predominar este empuje. 

Al disminuir la presión disminuye la viscosidad de los fluidos y el volumen 

de poros, originando que la permeabilidad y la porosidad también 

disminuyan. 

11. Yacimientos con empuje por gas disuelto liberado. 

Este tipo de yacimientos se tiene cuando predomina el empuje que produce 

el gas que se libera del aceite y se expande, ocupando un espacio en los 

poros, sin formar una fase continua capaz de moverse, Fig. Y-11. En 

términos de presión, este fenómeno se presenta desde la presión de burbujeo 
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hasta la presión en que se alcanza la saturación crítica de gas. Por lo tanto, se 

concluye que para que el empuje por gas disuelto liberado sea el más 

significativo se requiere que la saturación de gas sea menor que la saturación 

crítica. 

Como el gas que se libera se queda en los poros, el aceite producido tendrá 

cada vez menor cantidad de gas en solución que la que tenía a la presión de 

saturación, por lo que la relación gas-aceite de producción disminuirá hasta 

cuando se alcance la presión a la que se tiene la saturaciún critica de gas. 

Cuando este tipo de desplazamiento ocurre en yacimientos que no presentan 

condiciones favorables de segregación de fluidos, la recuperación es 

totalmente independiente del ritmo de extracción. 

FIG. Y-II. Yacimientos con empuje por gas disuelto liberado. 

C. Yacimientos con empuje por casquete de gas. 

Este tipo de yacimientos se tiene cuando existe gas libre en la parte superior 

de la acumulación de hidrocarburos, formando un casquete. El empuje por 

casquete de gas consiste en que al abatirse la presión, por efecto de la 

producción, el gas del casquete invadirá progresivamente la zona de aceite 
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que se encuentra debajo de él, desplazando el aceite hacia los pozos 

productores, Fig. Y-I2. 

Un casquete de gas puede estar presente al descubrirse un yacimiento, como 

es el caso de un yacimiento de aceite saturado; también puede formarse por 

la acumulación en la parte superior del yacimiento, por efectos 

gravitacionales, del gas que se liberó del aceite originalmente bajosaturado; o 

bien, el casquete de gas puede crearse artificialmente por medio de la 

inyección de gas en la parte superior del yacimiento. 

Si el volumen de gas libre inicialmente en el yacimiento es grande, 

comparado con el volumen total de aceite, y si no se produce gas libre 

durante la explotación, la declinación de presión requerida para la invasión 

total de la zona de aceite por el casquete de gas será pequeña; en tanto que, 

si el volumen del casquete de gas es relativamente pequeño con respecto al 

volumen de la zona de aceite, la presión del yacimiento declinará en mayor 

proporción, pennitiendo mayor liberación de'gas disuelto, propiciándose una 

saturación de gas libre en la zona de aceite. 
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FIG. Y-12.. Yacimientos con empuje por casquete de gas, 

D. Yacimientos con empuje de agua. 

Los yacimientos con empuje de agua son aquellos en que los hidrocarburos 

son desplazados por el agua localizada en la parte inferior del yacimiento y 

que invade progresivamente la zona de aceite. Este desplazamiento es similar 

al que origina el casquete de gas, Fig. Y-13. 

El empuje hidráulico puede ser natural o artificial. Para que exista un empuje 

natural de agua es necesario que el yacimiento esté en comunicación con un 

acuífero, lo suficientemente grande para que suministre agua en forma 

constante. Además, la formación debe tener buena permeabilidad para que 

permita la entrada de agua a la zona de aceite. 

El acuífero proporciona agua al yacimiento debido a la expansión de ésta y 

de los sólidos de la roca por el efecto del abatimiento de presión, que se 

transmite desde la zona de aceite. 

363 



h 1 h 

Zona de aceite 

Pozo 

Zona de agua 

Si el empuje hidráulico es de una magnitud tal que mantiene la presión del 

yacimiento o ésta sólo tiene un ligero abatimiento, entonces el volumen del 

agua desplazante recuperará casi totalmente el volumen del aceite 

desplazable. 

En los yacimientos que tienen empuje hidráulico efectivo, la relación gas-

aceite producida no sufre grandes cambios ya que al mantenerse la presión, 

se evita la liberación del gas disuelto. 

FIG. Y-13. Yacimientos con empuje de agua. 

E. Yacimientos con desplazamiento por segregación gravkacional. 

Se considera que un yacimiento tiene desplazamiento por segregación 

gravitacional cuando se aprovecha la tendencia natural de los fluidos a 

distribuirse de acuerdo a sus densidades, es decir, que los fluidos más 

pesados (agua y aceite) fluyan hacia abajo y el más ligero (gas) hacia arriba, 
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Fig. Y- 14. Para que este fenómeno se lleve a cabo con relativa facilidad, se 

requiere que exista alta permeabilidad vertical, espesores de formación 

considerables, altos relieves estructurales y que los gradientes de presión 

hacia los pozos , debido a la producción, no controlen completamente el 

movimiento de los fluidos. 

Se considera que la segregación gravitacional no es propiamente un 

mecanismo de empuje, ya que se trata de un efecto dentro del yacimiento, 

que puede contribuir a que otros mecanismos tengan participación, como es 

el empuje por casquete de gas o el empuje por entrada de agua, aumentando 

la eficiencia total de desplazamiento. 

Cuando en un yacimiento existen condiciones propias para una buena 

segregación gravitacional, se desarrolla un casquete en el yacimiento 

manifestándose una reducción en la relación gas-aceite de producción. 

FIG Y-14. Yacimientos con desplazamiento por segregación 
gravitacional. 
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. Las dos clasificaciones antes mencionadas, basadas en el tipo de 

hidrocarburos y en el tipo de empuje natural de los yacimientos, son las más 

comunes; sin embargo, pueden establecerse otras clasificaciones, por 

ejemplo: 

• Con base en características geológicas, para lo cual se tomarían en 

cuenta aspectos tales corno: 

- Tipo de entrampamiento (estructural, estratigráfico, combinado) 

- Tipo de roca (arenas, carbonatos) 

- Origen del sedimento (ambiente sedimentario). 

▪ Con base en características petrofísicas, se considerarían factores como: 

- Tipos de porosidad y permeabilidad (primaria y/o secundaria) 

- Grado de heterogeneidad 

Así podrían considerarse otras bases de clasificación. 
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Concepto .1 

ZONA DE TRANSICION (Transition zond 
Definición: 

Es el espesor del yacimiento en el que se tiene flujo simultáneo de aceite y 

gas sin flujo de agua o de agua e hidrocarburos. En la Fig. ZT- l se muestran 

las zonas de transición de un yacimiento de aceite saturado. 

FIG. ZT-I. Sección diagramática que muestra las posiciones de las 
zonas de transición de un yacimiento de aceite saturado. 

Formas de identificarla 

• Gráficamente. 

Se toma como ejemplo un yacimiento de aceite bajosaturado. 

A partir de una curva de presión capilar obtenida en laboratorio por medio de 

inyección de mercurio se prepara una gráfica, en papel normal, de altura 
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sobre el contacto agua-hidrocarburos, a condiciones de yacimiento, en 

función de la saturación de agua, por medio de la ecuación !_.T-1 En la 

Fig. ZT-2 se presenta tal gráfica y la correspondiente distribución de fluidos 

en el yacimiento. 

(h) y 
(Pw -P„)y.f@gw)l. 
	 (ZT -1) 

En donde: 

(1)y  = altura sobre el contacto agua-hidrocarburos a condiciones de 

yacimiento [m] 

(Pctig)i, = presión capilar con inyección de mercurio, a condiciones 

de laboratorio [Kg/cm2] 

(a 0„)y = tensión interfacial aceite-agua, a condiciones de yacimiento 

[dinas/em] 

(a gw)i, = tensión interfacial gas-agua, a condiciones de laboratorio 

[dinas/cmj 

(pw-po)y  diferencia de densidades del agua y del aceite, a 

condiciones de yacimiento [g/cm3] 

f= factor de proporcionalidad 

Con la curva que se obtiene, se determina el espesor de la zona de transición 

sí se limita el intervalo entre el nivel con saturación de agua irreductible, 

Swi, y el nivel con saturación residual de hidrocarburos; por ejemplo, para el 

aceite, Sw =1 - Sor. 

Analíticamente 

De la curva de presión capilar obtenida en laboratorio por inyección de 

mercurio, se toman los valores de presión capilar para saturación de agua 

igual a la irreductible, Swi, y para el correspondiente a uno menos saturación 
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residual de hidrocarburos (1 -Sor, por ejemplo). Se resuelve la ecuación 

anterior para estos dos valores de presión capilar, obteniéndose dos valores 

de altura sobre el contacto agua-hidrocarburos. La diferencia de ambas 

alturas es igual al espesor de la zona de transición. 

141G. ZT-2. Curva de altura sobre el contacto agua-aceite (A). Distribución de la 
saturación de fluidos en el yacimiento (B). 

Aplicaciones principales:  

La información de la zona de transición puede aplicarse para: 

. Conocer la distribución vertical de fluidos, desde el nivel de saturación 

residual de hidrocarburos hasta el nivel de saturación de agua irreductible. 

. Determinar los flujos fraccionales de fluidos en un pozo. 

. Fundamentar la terminación y la reparación (cambio de intervalo) de pozos. 
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Comentarios:  

Con el procedimiento gráfico para determinar la zona de transición, se puede 

observar la variación de la saturación de fluidos en tal zona, en cambio con 

el procedimiento malitico sólo se determina el espesor. 

La ecuación utilizada para determinar la zona de transición se basa en 

pruebas de presión capilar con inyección de mercurio realizadas en 

laboratorio, pero se pueden establecer ecuaciones similares a partir de 

comportamientos capilares en rocas, obtenidos con otros fluidos en 

laboratorio y convertidos a condiciones de yacimiento. 

En un yacimiento de aceite saturado se tendrán dos zonas de transición: una 

para la zona de aceite, inmediatamente arriba del contacto agua-aceite, y otra 

para la zona de gas, sobre el contacto aceite-gas, Fig. ZT-1. 

El espesor de la zona de transición depende, principalmente, de las 

características y propiedades de la formación así como de las características 

de agua y de los hidrocarburos. En rocas sedimentarias, a mejor clasificación 

de granos menor será la zona de transición. La zona de transición de un 

yacimiento de gas es menor que la zona de transición de uno de aceite, 

considerando la misma roca. 
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III. 	CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES 

• Aún cuando se manejó información básica sobre propiedades y conceptos 

referentes a caracterización de yacimientos, se considera que este glosario es 

de amplia aplicación y, además, por la forma como se presenta, resulta de fácil 

acceso. 

Se recomienda utilizar este glosario como apoyo didáctico, ya que permitirá al 

alumno tener un panorama general de temas referentes a caracterización de 

yacimientos. Además, se recomienda como punto de partida para estudios más 

profundos y detallados, que realicen estudiantes y/o profesionales. 

• La tennonologia referente a caracterización de yacimientos, como actualmente 

se considera, es muy abundante, ya que comprende aspectos geológicos, 

geofisicos y petroleros en constante avance. Este glosario contempla sólo una 

parte de tal terminología, sobre todo la referente a Ingeniería Petrolera. 

Se recomienda completar este glosario, así como actualizarlo en forma 

constante, ya sea con trabajos similares o bien que cada usuario lo haga de 

acuerdo a sus requerimientos. 

• Se considera que glosarios, como el presentado en este trabajo, resultan de 

gran utilidad como apoyo a las diversas actividades escolares y profesionales. 

Se recomienda preparar glosarios similares para las diferentes áreas de la 

explotación de petróleo, por ejemplo: perforación, producción, simulación de 

yacimientos, entre otras. 
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V. SI MBOLOGIA. 

Símbolo 

Compresibilidad 

Compresibilidad de los Poros 	 cp 

Compresibilidad de los Sólidos 	 es 

Compresibilidad de la Roca 	 er 

Compresibilidad del Gas 	 cg 

Compresibilidad del Líquido 	 ci. 

Densidad de un Liquido 	 pi. 

Densidad del Gas 

Exponente de Saturación 

Factor de Cementación 

Factor de Desviación 

Factor de Formación 

Factor de Volumen del Gas 	 Bg 

Factor de Volumen del Líquido 	 EL 

Factor Geométrico 	 a 

Garganta de Poro 	 PT 

Indice de Resistividad 

Mojabilidad 

Permeabilidad 

Permeabilidad Absoluta 	 ka.  

Permeabilidad al Aceite 	 ko 

Permeabilidad al Agua 	 kw 

Permeabilidad al Gas 	kg 
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Permeabilidad al Líquido 	 kL 

Permeabilidad Efectiva 	 ke 

Permeabilidad 1 lorizontal 	 kn 

Permeabilidad Relativa 	 kr 

Permeabilidad Vertical 	 kv 

Porosidad 

Porosidad Absoluta 

Porosidad Efectiva 	 che 

Porosidad Primaria 	 4)P 

Porosidad Secundaria 	 4:s 

Porosidad Total 	 4t 

Presión Capilar 	 Pc 

Presión Crítica 	 Pe 

Presión de Burbujeo 	 Pb 

Presión de Desplazamiento 	 Pd 

Presión de Rocío 	 Pd 

Presión de Sobrecarga 	 Pon 

Presión de Vapor 	 Pv 

Presión de Yacimiento 	 Py 

Presión Efectiva 	 Pc 

Presión Pseudo-reducida 	 Ppr 

Presión Reducida 	 Pr 

Resistividad 

Resistividad de la Roca para Sw<100% 	 Rt 

Resistividad de la Roca para Sw=100% 	 Ro 

Resistividad del Agua 	 Rw 

Salinidad del Agua 	 S 
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Saturación Congénita de un Fluido 	 Scf 

Saturación Crítica de un Fluido 	 Src 

Saturación de Fluidos 	 Sr 

Saturación Inicial de un Fluido 	 Sir 

Saturación Irreductible de un Fluido 	 Sri 

Saturación Residual de un Fluido 	 Sfr 

Solubilidad del Gas 	 Rs 

Temperatura Crítica 	 Tc 

Temperatura Pseudo-reducida 	 Tpr 

Temperatura Reducida 	 Tr 

Tensión Interfacial 	 a 

Tortuosidad 

Viscosidad 

Viscosidad del Gas 	 lig 

Viscosidad del Líquido 	 111, 

Volumen de Poros 	 Vp 

Volumen de Roca 	 Vr 

Volumen de Sólidos 	 Va 

Volumen Original de Hidrocarburos 	 Vob 
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VI. INDICE ESPAÑOL-INGLES 

Ambiente de depósito (depositional envirotunent) 	 7 

Caracterización de yacimientos (reservoir eharacierization) 	 13 

Compresibilidad (compressibility) 	 23 

Compresibilidad de los poros (pare compre.vsibility) 	 25 

Compresibilidad de los sólidos (solidv compressibility) 	 33 

Compresibilidad de la roca (bulk compressibility) 	 37 

Compresibilidad del gas (gas compressibitity) 	 47 

Compresibilidad del liquido (liquid compressibility) 	 61 

Condensación retrograda (retrograde condensation), ver pág.75 

Cricondenbara (cricondenbar), ver pág. 75 

Cricondentenna (cricondenthertn), ver pág, 75 

Densidad de un líquido (densa),  of a liquid) 	 67 

Densidad del gas (densa),  of gas) 	 69 

Diagrama de fase (phase diagram) 	 75 

Estrato (vtratton) 	 83 

Estructura porosa (pare structure) 	 87 

Estructura sólida (salid structure) 	 91 

Exponente de saturación (saturado; exponent) 	 95 

Facies (facies) 	 99 

Factor de cementación (eementation factor) 	 103 

Factor de desviación (compressibility factor), ver págs.49,55 

Factor de formación (fbrmation factor) 	 107 

Factor de volumen del gas (volume factor qf gas) 	 111 

Factor de volumen del líquido (volume factor of liquida) 	 115 
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Factor geométrico (geometric fictor) 	 123 

Fallas (faults) 	 127 

Garganta de poro (pare lhroal) 	 133 

índice de resistividad (resistivity index) 	 137 

Línea de fusión (melting line), ver pág. 75. 

Línea de sublimación (sublimation line), ver irág.75 

Lineas de calidad (fines of quality), ver pág.75 

Litología (litholigy), ver pág.255 

Mojabilidad (wettability) 	 139 

Penneabilidad (permeability) 	 143 

Permeabilidad absoluta (absolute permeability) 	 149 

Permeabilidad al aceite (oil permeability) 	 155 

Permeabilidad al agua (water permeability) 	 157 

Permeabilidad al gas (gas permeability) 	 159 

Permeabilidad al liquido (liquid permeability) 	 163 

Permeabilidad efectiva (effective permeability) 	 167 

Permeabilidad horizontal (horizontal permeability) 	 171 

Permeabilidad relativa (relative permeability) 	 175 

Penneabilidad vertical (vertical permeability) 	 179 

Porosidad (porosity) 	 183 

Porosidad absoluta (absolute porosity) 	 189 

Porosidad efectiva (effective porosity) 	 193 

Porosidad primaria (primary porosity) 	 197 

Porosidad secundaria (secondary porosity) 	 199 

Presión capilar (capilla►y pressure) 	 203 

Presión crítica (critica! pressure), ver pág. 56 

Presión de burbujeo (bubble pressure) 	 211 
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Presión de desplazamiento (displazam►enl pressure) 	 217 

Presión de rocío (dew pressure) 	 221 

Presión de sobrecarga (overhurden pressure) 	 227 

Presión de vapor (vapor pressure), ver pág.75 

Presión de yacimiento (reservoir pressure) 	 229 

Presión efectiva (effective pressure) 	 231 

Presión pseudoreducida (pseudoredeced pressure), ver pág.56 

Presión reducida (reduced pressure), ver pág. 56 

Pruebas de variación de presión (pressure trunsient tests) 	 233 

Punto de burbujeo (bubble poim), ver pág.75 

Punto de rocío (dew point), ver pág.75 

Punto dritico (critica' polo!), ver pág.75 

Punto triple (triple point), ver pág.75 

Resistividad (resistivity) 	 241 

Resistividad de la roca para Sw<100% 

(resistivity of rock partially satured with wale?) 	 243 

Resistividad de la roca para Sw=100% 

(resistivity of rock 100% satured with water) 	 247 

Resistividad del agua (water resistivity) 	 251 

Roca almacenadora (storage rock) 	 255 

Salinidad del agua (salinity of water) 	 263 

Saturación congénita de un fluido (connate fluid saturation) 	 267 

Saturación crítica de un fluido (critica! fluid saturation) 	 269 

Saturación de fluidos (Jluids saturation) 	 271 

Saturación inicial de un fluido (inicial fluid saturation) 	 277 

Saturación irreductible de un fluido (irreducible fluid saturation) 	279 

Saturación residual de un fluido (residual 'luid saturation) 	 285 
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Secciones transversales de correlación (correlation cross sections) 	289 

Solubilidad del gas (gas solubility) 	 295 

Temperatura crítica (critica! temperature), ver pág.75 

Temperatura pscudoredueida (temperatura pseudoreduced), ver pág. 

Temperatura reducida (reduced temperature), ver pág.75 

Tensión interfacial (interfacial Minio!) 	 301 

Tortuosidad (tortuosity) 	 305 

Trampas (trapa) 	 309 

Viscosidad (viscosity) 	 3/5 

Viscosidad del gas (viscosity of gas) 	 3/9 

Viscosidad del líquido (viscosity of liquida) 	 327 

Volumen de poros (pare volume) 	 335 

Volumen de roca (rock volume) 	 339 

Volumen de sólidos (volid volume) 	 343 

Volumen original de hidrocarburós (original hidrocarbons in place) 	347 

Yacimiento (reservoir) 	 351 

Zona de transición (1ransition zone) 	 367 
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Página 

Absolute Penneability (Permeabilidad Absoluta) 	 149 

Absolute Pomsity (Porosidad Absoluta) 	 189 

Bubble Point (Punto de Burbujeo) vea diagrama de fine. 

Bubhle Pressure (Presión de Burbujeo) vea diagrama de fase. 

Bulic Compressibility (Compresibilidad de la Roca) 	 37 

Capillary Pressure (Presión Capilar) 	 203 

Cementation Factor (Factor de Cementación) 	 103 

Compressibility (Compresibilidad) 	 23 

Compressibility Factor (Factor de Desviación) vea compresibilidad del gas. 

Concite Fluid Saturation (Saturación Congénita (le un Fluido) 	267 

Correlation Cross Sections (Secciones Transversales de Correlación) 	289 

Cricondenhar (Cricondenbara) vea diagrama de fase. 

Cricondentherm (Cricondentenna) vea diagrama de fase. 

Critical Fluid Saturation (Saturación Crítica de un Flúido) 	 269 

Critica( Point (Punto Crítico) vea diagrama de fase. 

Critica! Pressure (Presión Crítica) vea compresibilidad del gas. 

Critical Temperature (Temperatura Critica) vea compresibilidad del gas. 

Density of a Liquid (Densidad de un Liquido) 	 67 

Density of Gas (Densidad del Gas) 	 69 

Dew Point (Punto de Rocío) vea compresibilidad del gas•. 

Dew Pressure (Presión de Rocio) 	 221 

Displazament Pressure (Presión de Desplazamiento) 	 217 

liflective Permeability (Permeabilidad Efectiva) 	 167 
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Página 

/*cave Porosity (Porosidad Efectiva) 	 I93 

Pressurc (Presión Efectiva) 	 231 

(0)(1)0SfilOil (Ambiente de Depósito) 	 7 

Ucies (Facies) 	 99 

Fault (Fallas) 	 127 

Pluids Saturation (Saturación de Fluidos) 	 271 

Formation Factor (Factor de Formación) 	 107 

Gas Compressibility (Compresibilidad del Gas) 	 47 

Gas Permeability (Permeabilidad al Gas) 	 159 

Gas Solubility (Solubilidad del Gas) 	 295 

Geometric Factor (Factor Geométrico) 	 123 

Horizontal Permeability (Permeabilidad Horizontal) 	 171 

Inicial Fluid Saturation (Saturación Inicial de un Fluido) 	 277 

Interfacial Tension (Tensión Interfacial) 	 301 

Irreducible Fluid Saturation (Saturación Irreductible de un Fluido) 	279 

Lines of Quality (Lineas de Calidad) vea diagrama dejase. 

Liquid Compressibility (Compresibilidad del Liquido) 	 61 

Liquid Permeability (Permeabilidad al Líquido) 	 163 

Litholigy (Litología) vea roca almacenadora. 

Melting Line (Línea de Fusión) vea diagrama de fase. 

Oil Permeability (Permeabilidad al Aceite) 	 155 

Original Hidrocarbons in place (Volumen Original de Hidrocarburos) 

Overburden Pressure (Presión de Sobrecarga) 	 227 

Permeability (Permeabilidad) 	 143 

Phase Diagratn (Diagrama de Fase) 	 75 

l'ore Cotnpressibility (Compresibilidad de los Poros) 	 25 
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Pare Structure (Estructura Porosa) 	 87 

Pare Arma (Garganta de Poro) 	 133 

Pare Volume (Volumen de Poros) 	 335 

Porosity (Porosidad) 	 183 

Pressure Transient Tests (Pruebas.de Variación de Presión) 	 233 

Primary Porosity (Porosidad Primaria) 	 197 

Pseudoreduced Pressure (Presión Pseudoreducida) vea compresibilidad del gas. 

Reduced Pressure (Presión Reducida) vea compresibilidad del gas. 

Reduced Temperature (Temperatura Reducida) vea compresibilidad del gas. 

Relative Permeahility (Permeabilidad Relativa) 	 175 

Reservoir (Yacimiento) 

Reservoir Characterization (Caracterización de Yacimientos) 	 13 

Reservoir Pressure (Presión de Yacimiento) 	 229 

Residual Fluid Saturation (Saturación Residual de un Fluido) 	285 

Resistivity (Resistividad) 	 241 

Resistivity l'idear (Indice de Resistividad) 	 137 

Resistivity of Rock 100% Satured with Water 

(Resistividad de la Roca para Sw=100%) 	 247 

Resistivity of Rock Partially Satured with Water 

(Resistividad de la Roca para Sw<100%) 	 243 

Retrograde Condensation (Condensación Retrograda) vea diagrama de frase 

Rock Volume (Volumen de Roca) 	 339 

Salinity of Water (Salinidad del Agua) 	 263 

Saturation Exponen( (Exponente de Saturación) 	 95 

Secondaty Porosity (Porosidad Secundaria) 	 199 

Salid Structure (Estructura Sólida) 	 95 
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Pare Strucnire (Estructura Porosa) 	 87 

l'ore Throat (Garganta de Poro) 	 133 

l'ore Volume (Volumen de Poros) 	 335 

Porosity (Porosidad) 	 183 

Pressure Transient 'Tests (Pruebas'de Variación de Presión) 	 233 

Primary Porosity (Porosidad Primaria) 	 197 

Pseudoreduced Pressure (Presión Pseudoreducida) vea compresibilidad del gas. 

Reduced Pressure (Presión Reducida) vea compresibilidad del gas. 

Reduced Temperature (Temperatura Reducida) vea compresibilidad del gas. 

Relative Permeability (Permeabilidad Relativa) 	 175 

Reservoir (Yacimiento) 

Reservoir Characterization (Caracterización de Yacimientos) 	 13 

Reservoir Pressure (Presión de Yacimiento) 	 229 

Residual Huid Saturation (Saturación Residual de un Fluido) 	285 

Resistivity (Resistividad) 	 241 

Resistivity Index (Indice de Resistividad) 	 137 

Resistivity of Rock 100% Satured with Water 

(Resistividad de la Roca para Sw=100%) 	 247 

Resistivity of Rock Partially Satured with Water 

(Resistividad de la Roca para Sw<100%) 	 243 

Retrograde Condensation (Condensación Retrograda) vea diagrama de frase 

Rock Volume (Volumen de Roca) 	 339 

Salinity of Water (Salinidad del Agua) 	 263 

Saturation Exponent (Exponente de Saturación) 	 95 

Secondaty Porosity (Porosidad Secundaria) 	 199 

Salid Structure (Estructura Sólida) 	 95 
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Solid Voimne (Volumen de Sólidos) 	 343 

Solids Compressibility (Compresibilidad de los Sólidos) 	 33 

Storage Rock (Roca Almacenadora) 	 255 

Stratum (Estrato) 	 83 

Sublin►ation Line (Línea de Sublimación) vea diagrama de fase. 

Temperatura Pseudoreduced (Temperatura Pseudo-reducida) 

vea compresibilidad del gas. 

Tortuosity (Tortuosidad) 	 305 

Total Porosity (Porosidad Total) vea porosidad absoluta. 

Transition Zona (Zona de Transición) 	 367 

Traps (Trampas) 	 309 

Triple Point (Punto Triple) vea diagrama dejase. 

Vapor Pressure (Presión de Vapor) vea diagrama de fase. 

Vertical Permeahility (Permeabilidad Vertical) 	 179 

Viscosity (Viscosidad) 	 315 

Viscosity of Gas (Viscosidad del Gas) 	 319 

Viscosity of Liquid (Viscosidad del Líquido) 	 327 

Volum actor of Gas (Factor de Volumen del Gas) 	 111 

Volume Factor of Liquid (Factor de Volumen del LlqUido) 	 115 

Water Permeability (Permeabilidad al Agua) 	 157 

Water Resistivity (Resistividad del Agua) 	 251 

Wettability (Mojabilidad) 	 139 
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