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INTRODUCCION

A POROSIDAD en las rocas es una de las propiedades de mayor
importancia desde el punto de vista ingenieril dado que su
presencia o ausencia practicamente determina junto con la

permeabilidad, su valor econémico. Si existe la porosidad adecuada
en un cuerpo de roca éste puede ser capaz de almacenar o permitir
la migracién o acumulaciéon de fluidos como agua, gas y petréleo en
cantidades econémicamente explotables. Esta propiedad de las rocas
debe ser considerada en todo momento en cualquier estudio geoldgico
que ayude a determinar la utilidad de un cuerpo de roca. Sin embargo,
el estudio de la porosidad parece no haber sido tomado en cuenta con
la real importancia ya que muchos de los métodos empleados se llevan
a cabo de manera casi empirica, pues no interrelacionan el entorno
geolbgico con sus resultados, lo cual produce interpretaciones falsas,
erréneas o ambiguas.

El desconocimiento tanto de las bondades que acarrea la determi-
nacion de la porosidad asi como su interpretaciéon por métodos directos
y la falta de informacion suficiente ha provocado la aplicacion de otros
métodos que al carecer de una correcta ejecucion e interpretacion no
son capaces de resolver ni completa ni adecuadamente la cuestion
de la porosidad. Algunos de los métodos empleados hasta el dia de
hoy se sustentan débilmente en la obtencién de ciertas propiedades a
partir de lo cual se pretende hacer toda una interpretacién geolégica,
algo que es practicamente imposible. El ingeniero geblogo tiene como
obligacién conocer a profundidad las propiedades esenciales de las
rocas tanto fisicas como quimicas y relacionarlas con el fin de lograr
interpretaciones congruentes que verdaderamente permitan optimar
la exploraciéon y explotacion de recursos en el subsuelo.

Los métodos directos compilados en este trabajo deben servir
como informacién de primera mano para el ingeniero gedlogo y sélo él
puede y debe efectuarlos e interpretarlos por medio de la integracién
de los conocimientos adquiridos durante su formacién. Una vez que

111
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v INTRODUCCION

se tiene una idea preliminar de la porosidad a partir de la aplicacién
de estos métodos, entonces se puede recurrir a otros més sofisticados
para comprobar los resultados y complementar asi la informacion
obtenida.

La ventaja de la aplicacién de los métodos directos radica en una
mejor y mas completa interpretacion de los resultados.
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I. POROSIDAD

La porosidad es uno de los dos principales atributos para que una
roca pueda servir como contenedor de algtin o algunos fluidos de
importancia econémica ya que los espacios porosos dentro de una
roca pueden contener agua, petrdleo y gas.

Se han dado diferentes definiciones de la porosidad en las que se
observan, a grandes rasgos, coincidencias en cuanto al concepto como
la relacion entre los espacios vacios y los espacios ocupados por las
fases presentes en las rocas. Sin embargo, algunos autores divergen
ligeramente entre si en sus definiciones ya que sus concepciones im-
plican en algunos casos a la permeabilidad, que es el otro atributo
de gran importancia para que una roca sea considerada como un
yacimiento econdémicamente aprovechable.

A continuacion se citan algunas de estas definiciones de la porosi-
dad.

I.1. Definicién de porosidad

Porcién del volumen ocupado por una roca que corresponde al espacio
vacio entre las particulas que la conforman. Dichos espacios pueden
estar o no comunicados, lo cual proporciona otras propiedades fisicas
como la permeabilidad.

Se define a la porosidad como la razén entre el espacio poroso o
vacio y el volumen total de la roca en cuestién y por lo general se
expresa como un porcentaje:

Vol. Vacio

P i =
orosidad Vol Total X

100 (L.1)
La porosidad varia en la mayor parte de las rocas, tanto lateral
como verticalmente.
El espacio poroso propiamente dicho es aquella porcién de la
roca disponible para la migracién, acumulacién y almacenamiento
de fluidos y por tanto, esta propiedad es de especial interés por que
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junto con la permeabilidad, determina la capacidad de la roca para
contener agua, gas y petroleo. (A.I. Levorsen, 1954).

Un cuerpo poroso es un sélido que contiene espacios vacios. Todas
las rocas son consideradas porosas en algin grado, sus poros contienen
uno o mas fluidos (aire, agua,o en menor cantidad, hidrocarburos)
—Freeze y Cherry, 1979-.

En las rocas generalmente estan contenidos, de forma natural,
fluidos como agua, petréleo y gas o combinaciones entre ellos.

La porosidad en las rocas la constituye el conjunto de los es-
pacios o poros entre las particulas de la fase sélida que la forman
(Dajnov, 1982).

El ingeniero gedlogo se ve en la necesidad de conocer las cantidades
de los fluidos asi como la transmisibilidad de éstos a través de las
rocas. Las principales propiedades de las rocas que pueden favorecer
o afectar a un yacimiento son, la porosidad que es una medida del
espacio vacio dentro de una roca y la permeabilidad que representa
una medida de la transmisibilidad de los fluidos en una roca. Otras
propiedades de importancia también son la saturacion de fluidos y la
conductividad eléctrica.

La porosidad se define entonces como la relaciéon del volumen
vacio de una roca respecto al volumen total de ésta multiplicada por
100 para expresarla en porcentaje.

La porosidad es el conjunto de los espacios vacios (poros) con-
tenidos entre las particulas de la fase sélida que forman la roca
(Amyx, 1960).

En un esfuerzo por asentar la base tedrica de la medida de la
porosidad y determinar los limites aproximados de sus valores Gra-
ton y Fraser calcularon la porosidad de varios arreglos o empaques
construidos con particulas esféricas uniformes. Los limites encontra-
dos corresponden a la celda unitaria ctubica (méxima porosidad) con
47.6 % aproximadamente y a la romboedral (minima porosidad) con
alrededor de 25.96 %. Esto significa que el arreglo cibico (fig. 1.1 y 1.2)
representa el mas abierto de los empaques y el romboedral el menos
abierto. Considerando el arreglo ctubico se puede entonces calcular:
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BR

POROSIDAD=47.6% POROSIDAD=25.96%
cuBico ROMBOEDRAL

Figura I.1: Celda unitaria Figura 1.2: Tipos de empaque

La celda unitaria es un cubo de lado igual a 2r donde 7 es el radio
de la esfera. De esta forma,

Volumen total = (2r)% = 83

Puesto que en en el cubo hay 8 (%) de esfera entonces:

4 3
Volumen soélido = i
La porosidad es entonces
Vol. Vacio Vol. Total — Vol. Solido
—— x 100 = 100
Vol. Total | Vol. Total %
87’3 o 43
_ 3
=3 x 100
s
=1——— ] x100
( 2 (3)>
=47.64%

Resulta de interés particular el hecho de que los radios se cancelan
por lo que la porosidad de arreglos de esferas uniformes es una funciéon
inicamente del empaque.

En la realidad los materiales que conforman las rocas estidn com-
puestos de una variedad de tamanos de particulas y que no sélo el
arreglo sino la angulosidad y distribuciéon del tamano de particula
(fig. 1.3) afectan a la porosidad.

Obviamente la configuraciéon del espacio poroso es muy distinto
a aquel observado en un arreglo de esferas de tamano uniforme. Es
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Figura 1.3: Distribucion de fragmentos en una arenisca (Amyx, 1960).

de esperar que ademas pueda haber alguna porcién de estos espacios
que se encuentren rellenos de arcillas y/o material cementante.
En las grauvacas se observa la distribuciéon del tamano del grano

en forma acumulativa (fig. 1.4 y 1.5) compuestas de mas del 80 % por
arenas.

I1.2. Porosidad efectiva

Es aquel espacio dentro de una roca que puede ser ocupado por algunos
fluidos y que verdaderamente esté interconectado permitiendo el paso
de estos a través de las rocas.
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Figura I.4: Distribucién acumulativa de tamano de grano en arenas
(Amyx, 1960).
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Figura 1.5: Distribucién acumulativa de tamano de grano de una
grauvaca (Amyx, 1960).
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Figura 1.6: Tipos morfologicos de poros (Selley, 1998).

En general, se puede definir a la porosidad como el espacio dentro
de una roca que no esta ocupado por particulas en fase solida y que
por tanto puede estar relleno de uno o mas fluidos.

La porosidad, se clasifica dependiendo de su origen y de sus
caracteristicas geométricas y capacidad de permitir el paso de fluidos
a través de las rocas.

Finalmente se muestran los tres tipos basicos de poros (fig. 1.6.)
desde el punto de vista morfologico.

Los poros de catenaria son aquellos que se hallan interconectados
por méas de un conducto. Los del tipo Cul-de-sac o sin salida tnica-
mente se comunican a otros por una sola ruta y por ultimo, los poros
cerrados que no se conectan con otros poros.

La porosidad efectiva queda entonces constituida por la presencia
de los poros de Cul-de-sac y de catenaria Gnicamente.
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II. TIPOS DE POROSIDAD

II1.1. Clasificaciéon de la porosidad

Se han realizado diferentes esfuerzos para clasificar los diferentes tipos
de porosidad por parte de varios investigadores. La descripcion de la
porosidad debe tener como fin principal su aplicacion al relacionar
ésta con las propiedades petrofisicas que ayuden verdaderamente a la
caracterizacion de las rocas que contienen algin fluido que represente
un bien material con valor comercial.

La porosidad puede ser definida y clasificada en términos de la
textura de la roca y de sus propiedades petrofisicas.

Las tres clasificaciones mas importantes son: G. E. Archie, (1952),
Choquette y Pray, (1970), y J. Lucia, (1983). Aunque dichas clasifica-
ciones se centran principalmente en rocas carbonatadas, éstas pueden
extrapolarse a rocas clasticas haciendo consideraciones adecuadas,
por lo que no se haréan diferenciaciones especificas entre estas dos
clases de rocas para la cuestion de porosidad durante la descripciéon
y comparacién entre las clasificaciones.

Segin Archie (1952), la clasificacion de la porosidad consiste en
dos partes:

1. La textura de la matriz
2. El caracter de la estructura visible de poros

La clasificaciéon de la textura de la matriz es como sigue:

Tipo 1: Compacta cristalina. De apariencia cristalina, resinosa en
especimen de mano y con aristas algo rotas, al microscopio
se observa una matriz de cristales estrechamente unidos que
impiden la porosidad entre ellos.

Tiro 11: Pizarrosa Cretosa. A simple vista la apariencia es pizarrosa-
cretosa por que los cristales pequenos estan menos compactados,
por lo que reflejan la luz en diferentes direcciones o esta com-
puesta de organismos marinos. En el microscopio se ven cristales
menos conjuntados y unidos a diferentes angulos.

7
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Tr1po 111: Granular o sacaroidal. A macroescala segin Archie, se
observa una apariencia arenosa o azucarada con tamanos de
grano muy finos (0.05 mm), finos (0.1 mm), medios (0.2mm) y
gruesos (0.4 mm). A nivel microscopico los cristales se juntan en
diferentes angulos permitiendo la existencia de espacios (porosi-
dad) entre éstos. Las texturas ooliticas y granulares pertenecen
a este tipo.

De acuerdo a Archie, los poros quedan clasificados de la siguiente
manera;

Clase A. Porosidad no visible al microscopio x10 6 <0.01 mm ¢

Clase B. Porosidad visible, 0.01mm < ¢ < 0.1 mm

Clase C. Porosidad visible, >0.1 mm

Clase D. Visible evidenciada por crecimiento cristalino secundario
con huellas de fracturamiento o canales de disolucion.

Archie, ademas, clasifica la frecuencia de los poros visibles (al
microscopio) como:

Grado Frecuencia— % superficie
cubierta de poros
Excelente 20

Buena 15
Regular 10
Pobre 5

En esta clasificacion se pueden agregar otros términos descripti-
vos como oolitico, fosilifero, dolomitico, siliceo o arcilloso. Por ejem-
plo:Silicea regular o fosilifera excelente.

Asi, con todos estos elementos, es posible describir tipos de poro-
sidad mediante la combinacién de tipo y clase, como IA que significa
compacta cristalina < 0.01 mm ¢ para citar un ejemplo.

Para J. Lucia (1983) y Choquette y Pray (1970) existen similitudes
como se muestra en la siguiente tabla:
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CHOQUETTE Y

TERMINO Lucia (1983) PRAY (1970)
Interparticula 1P BP
Intergranular IG —
Intercristalino IX BC
Vacuola Vacuola Vacuola
Vacuola separada SV —
Moldica MO MO
Intraparticula WP WP
Intragrano WG —
Intracristalino WX —
Intrafosil WF —
Microporosidad Intragranular upG —
Cubierta SH SH
Vacuolas en contacto TV —
Fractura FR FR
Fractura con disolucion SF CH
Cavernosa Ccv (G4
Brecha BR BR
Fenestral FE FE

En la siguiente Tabla se muestra la clasificaciéon petrografica de
los tipos de poros en carbonatos donde se compara la clasificacion
de Archie (1952), y el concepto de selectividad de textura de Cho-
quette y Pray (1970) asi como la posterior clasificacién propuesta por
Lucia (1983) (véase Apéndice B).

TIPOS DE POROS

. Cavernoso
Mboldico
Intergranular . Fractura
: : Intrafosil
Intercristalino . Fractura agrandada
guarida

por disolucién
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ARCHIE (1952)

Matriz
Visible (A, B, C y D)
Lucia (1983)
Interparticula Vacuola

Separado Tangente

CHOQUETTE Y PRrRAY (1970)

Selectiva de textura No selectiva de textura

Aunque el sistema de Archie puede seguir siendo tutil para la
estimacion de propiedades petrofisicas, relacionar estas descripciones
a modelos geoldgicos es complicado porque éstas no se pueden expresar
en términos diagenéticos ni depositacionales.

Respecto a la teoria geométrica de los posibles arreglos intergra-
nulares se parte de la suposiciéon de un volumen de roca conformado
por particulas perfectamente esféricas y se ordenan espacialmente
de diversas maneras para determinar aquellos arreglos o empaques
extremos, es decir, los que permitan el minimo y el maximo espacio
intersticial. El empaque romboedral (27 % de porosidad) y el cibi-
co (48 % de porosidad) describen dichos limites (Graton & Fraser,
1935), pero debido a que éstos son arreglos ideales de particulas idea-
les es de suponer que en la naturaleza rara vez las particulas clésticas
se situaran cerca de estos extremos de esfericidad, redondez y selec-
cién. Por lo general los arreglos constan de disposiciones aleatorias
de las particulas, ademéas de que éstas poseen ciertas distribuciones
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TERMINOS-POROSIDAD TIEMPO

ETAPA |PRE-DEPOSITACION | DEPOSITACION POST-DEPOSITACION
< POROSIDAD PRIMARIA ——+{<———POROSIDAD SECUNDARIA———~|
TERMINOS
DE POROSIDAD-POST DEPOSITACIONAL
POROSIDAD POROSIDAD POROSIDAD
it DEROSIACIONAL POROSIDAD POROSIDAD POROSIDAD
EOGENETICA MESOGENETICA TELOGENETICA

LINEA
RELATIVA
DE TIEMPO 5

Figura II.1: Choquette y Pray, 1970

de tamanos y tienden a tener formas no esféricas. La porosidad, es
una propiedad que varfa en términos del tiempo (Fig. I1.1)

Como en la naturaleza las rocas sedimentarias no se encuentran
nunca en tan perfectas condiciones de esfericidad y redondez en sus
particulas asi como en su clasificacion, ademéas de presentar cementa-
cién y en su caso compactacion como procesos posteriores al deposito
y litificacion la porosidad experimenta variaciones que pueden oscilar
desde menos del 1% hasta un 50 % 6 mas.

Por otra parte, es preciso indicar que la porosidad no implica
necesariamente permeabilidad. Por ejemplo, las arcillas suelen ser
altamente porosas pero practicamente impermeables.

La porosidad es una propiedad que varia a lo largo de la etapa
diagenética, ya que las particulas sedimentarias desde su formaciéon
hasta su depositaciéon y respectiva litificaciéon y sepultamiento ex-
perimentan cambios importantes en su constitucion fisica (desgaste
por transporte) dando por resultado diferentes grados de esfericidad
y redondez ademas de verse afectadas también quimicamente a lo
largo de la litificaciéon. De acuerdo a esto es necesario mencionar que
la porosidad se divide en dos clases segiin su tiempo de formacion:
primaria y secundaria las cuales se definen y comentan a continuacion.

I1.2. Porosidad primaria

Se denomina porosidad primaria a aquella formada durante el deposito
de las particulas sedimentarias. En otras palabras, el término se refiere
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a aquellos poros existentes o generados en el proceso de depésito de
un sedimento que posteriormente se convierte en roca. A las etapas
correspondientes al origen de la porosidad primaria se les conoce como
predepositacional y depositacional respectivamente.

La porosidad primaria depende casi completamente de la seleccién
y a su vez del tamano de grano.

En los yacimientos petroliferos de rocas clasticas, la porosidad
depende o resulta del efecto combinado de variables tales como son el
tamarnio de particula, morfologia de la particula, seleccion, empaque
y cantidad y naturaleza del material cementante. En los yacimientos
de clasticas por lo regular, la porosidad es principalmente primaria.

Una porosidad extremadamente alta corresponderia a granos no
muy fuertemente empacados y no cementados mientras que una poro-
sidad extremadamente baja se debe por lo general a arenas inmaduras
y una alta proporcién de material como matriz y ocasionalmente a
cementante como silice, calcita o dolomita.

I1.3. Porosidad secundaria

Esta porosidad secundaria o postdepositacional se refiere a aquella
que ha sido creada en un tiempo posterior al depésito del sedimento y
cuya aparicion (la cual logicamente modifica a la porosidad primaria)
es ocasionada por diversos procesos efectuados a lo largo del tiempo y
que corresponden a fenémenos geoldgicos tales como fracturamientos,
fallamientos, actividad orgénica, sepultamiento de los sedimentos,
sobrecrecimiento mineral, disoluciéon, interpenetracién de granos, etc.

La porosidad secundaria se subdivide a su vez en eogenética, me-
sogenética y telogenética (Choquette y Pray, 1970) segtn la evolucion
de la porosidad de acuerdo a procesos tempranos o tardios dentro de
esta etapa. En esta porosidad secundaria la forma y tamaifio de los
poros, su posicién en la roca y su interconexién no mantienen relacion
directa con la forma de las particulas sedimentarias.

La mayoria de los yacimientos caracterizados por porosidad se-
cundaria son ubicados en rocas carbonatadas. Esta porosidad puede
resultar y ser modificada por cuatro factores:
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1. Disolucién: Las aguas infiltradas que contienen acido carbonico y
otros acidos orgénicos, penetran a la roca a través de fisuras, poros,
juntas, fracturas, planos de estratificaciéon asi como cualquier otro
rasgo fisico que permita su paso tal como aperturas cristalinas. De
esta forma son disueltos los cationes solubles, incluyendo carbona-
tos de calcio y magnesio y sales de sodio y potasio. El orden de
disolucién de los carbonatos méas comunes es:

aragonita—calcita—dolomita—magnesita.

Este incremento de porosidad se efecttia en aquellas partes de
la roca donde la solucién circula més rapidamente e impide el
redeposito.

Este proceso es més importante en yacimientos de calizas y dolo-
mias puesto que la mayoria de las rocas clasticas contienen cantida-
des variables de carbonatos de calcio y magnesio y otros minerales
solubles que se ven afectados en menor cantidad por este fendémeno,
aunque si se presenta y debe considerarse como factor generador
de porosidad secundaria en estas rocas.

2. Fracturamiento: Casi todos los yacimientos en calizas, dolomias y

rocas siliceas contienen este tipo de porosidad atn en minimas
proporciones. Las fracturas constituyen canales por donde circula
el agua, los cuales resultan agrandados por disolucién modificando
la porosidad de las rocas . Las principales causas del fracturamiento
son: a) diastrofismo en forma de plegamiento y fallamiento, b) la
remocién de encapes por erosiéon produce la expansiéon de la parte
superior de la roca al sufrir un efecto de descompresiéon provocando
asi la apariciéon de fracturas, fisuras y juntas. Frecuentemente
se combinan con otros tipos de porosidad tanto primaria como
secundaria. ¢) La reduccion de volumen debida a cambios minerales
durante la diagénesis acompanadas por pérdidas de agua es otra
causa de fracturamiento.
Los planos de fracturamiento en conjunto con cualquier otro tipo
de porosidad presente en la roca puede formar un sistema interco-
nectado lo cual incrementa notablemente la permeabilidad en la
roca en intervalos de unos cuantos milidarcys a darcys.

3. Recristalizaciéon-Dolomitizacién: La teoria propuesta por Elie de
Beaumont en 1836, sienta bases para el anéilisis de la porosidad
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en dolomias. En ésta senala que el reemplazamiento molecular de
las calizas en dolomias da como resultado una disminucién del
volumen entre el 12 y el 13 %. Dicho reemplazo se explica a través
de la siguiente ecuacién quimica.

2CaCO3+MgCly — CaMg(CO3)2+CaClsy

En esta ecuacién se observa una doble sustitucién entre el magnesio
de uno de los reactivos y el calcio en el CaCOs3.En los productos,
la molécula de dolomita contiene un dtomo de calcio y uno de mag-
nesio. El radio i6nico del Mg es menor que el de Ca lo cual sugiere
que dentro de la molécula ocupa un espacio menor y por tanto la
dolomita (producto) se reduce en volumen. Estudios petrograficos
han mostrado una marcada tendencia en los cristales de calcita
dentro de las calizas en orientar su eje ¢ con el plano de estra-
tificacion, posiblemente en respuesta a la presiéon. Sin embargo,
en las dolomias los cristales no se orientan, mas bien se disponen
aleatoriamente. Esto explica por que la disminucion del eje ¢ del
cristal durante la transformacion de calcita a dolomita produce
huecos en la roca. El empaque en la dolomia es més amplio que
en la caliza. Las dolomias presentan espacio intercristalino mucho
mayor que permite el paso de soluciones disolventes y muestran
mayor area expuesta a este proceso natural.

Cementacién y compactacién: cuando un sistema poroso con carac-
ter primario o secundario se ha formado, generalmente se modifica
ya sea por cementacion, compactacion o ambos procesos. Estos
tienden a reducir el espacio poroso y la permeabilidad a las rocas
y pueden ocurrir durante o después del depésito de los sedimentos.
En el caso de la cementacion, se puede decir que parte de ella es
primaria.

Carbonatos, silice y otros materiales solubles pueden precipitarse
contemporianeamente con el depésito de material clastico.

El material cementante primario, es susceptible a recristalizacion
posterior, lo cual dificulta la distincién entre este material cuando
es primario recristalizado y el material similar introducido después
de la consolidacién del sedimento.

En el caso de las clasticas, éstas contienen cementante siliceo depo-
sitado con los granos de arena o precipitado durante la diagénesis
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y son denominadas cuarzoarenitas distinguiéndose de las cuarcitas
producidas a partir de procesos metamorficos. Varios minerales
distintos pueden actuar como cementante encontrandose como mi-
nerales secundarios depositados en poros o formados dentro de la
matriz clastica, entre éstos se tienen al cuarzo, albita, ortoclasa,
microclina, calcita, dolomita, caolinita, glauconita, barita y pirita.
El mas importante de todos, en yacimientos clasticos es el cuarzo
el cual es el primero en precipitar.

El origen y la forma de precipitaciéon de este material es algo
incierto aunque las posibles fuentes incluyen la silice contenida en
las aguas metedricas, aquella transportada por los rios y arroyos
al océano donde se precipita junto con los granos de arena, la
que precipita disuelta de los granos minerales que la contienen
en los puntos de contacto de los granos de arena resultado de la
presion durante el deposito o durante y despues de la diagénesis
y por tltimo por aquella disuelta a partir de minerales arcillosos,
transportada en agua al existir sobrecarga y compactacion.

En general, si la disolucién es mayor que la precipitaciéon de mate-
rial cementante, la porosidad aumenta, si el deposito o precipitacion
es mayor que la disolucién, la porosidad disminuye.

La compactacién en las rocas es producto del incremento de la
masa de roca que la sobreyace. El efecto de esta carga se refleja
en la reduccion de la porosidad en el material.

Resulta de mayor importancia en yacimientos que contienen lutitas
y arcillas o material coloidal. El agua contenida es expulsada de
estas rocas al elevarse la carga litostatica de tal forma que las arci-
llas y coloides dada su naturaleza pléstica fluyen hasta emplazarse
entre los granos y formando asi un cementante y reduciendo la
porosidad. En un yacimiento se pueden distinguir dos tipos de
compactacion:

a) Compactacion pldastica: Esta compactacion se refiere a aquella
producida por presiones de carga ejercidas por tiempos prolon-
gados, la cual se presenta en la etapa temprana de la diagénesis.
Este proceso se encarga de remover grandes cantidades de agua
lo cual produce la inyeccién de minerales accesorios de la matriz
tales como arcillas, productos de alteraciéon y coloides dentro
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de los poros conforme la presiéon aumenta y el agua es expul-
sada, resultando la pérdida de la porosidad y la reducciéon de
la permeabilidad, ademas de la modificaciéon del volumen de la
roca. En rocas clasticas la compactacion plastica es denotada
por los minerales sometidos a esfuerzos, deformados y emplaza-
dos intersticialmente en la roca, por el reordenamiento de los
granos, por la ruptura de las aristas en éstos, lo cual ocasiona
un empaque mas cerrado asi como por un reajuste de los granos
con la matriz. Las rocas sometidas a compactacion plastica no
recuperan su volumen original ni aiin parcialmente por lo que
se puede decir que en tales rocas el volumen es una funcién de
la carga.

Compactacion eldstica: En este tipo de compactaciéon, cuando
se reduce la presion de carga, la roca recupera, al menos en
parte, su volumen inicial. Su ocurrencia sugiere que la energia
impresa por carga es almacenada en los granos comprimidos
con la presion litostatica y esta energia es liberada conforme
disminuye la presion.

Para explicar como actiia este fenémeno se puede recurrir a la
analogia de un colchoén el cual se comprime con el peso aplicado
sobre él y una vez retirada la carga, la energia almacenada se
libera y regresa a su forma original.

Las rocas clasticas contienen minerales de comportamiento
plastico y como la presiéon de la carga produce mayor cierre en
el empaque lo cual resulta no elastico estas no recuperan su
volumen original.

En cuanto a la compresion en clasticas es dificil distinguir los
efectos de la compresion pléastica y elastica. La baja compresi-
bilidad del cuarzo sugiere que en los yacimientos de clasticas
se efectia una compresion plastica preferentemente.

Calculo de la porosidad

La nocion de porosidad va mas alla del conocimiento que ésta, como
evidencia, puede proporcionar acerca de las etapas evolutivas de un
material rocoso, puesto que su descripcién y cuantificacién ofrecen la
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posibilidad de aplicar este conocimiento para alcanzar la optimacién
de la roca como recurso util en la realizaciéon de cualquier proyecto
en el cual esta propiedad juegue un papel determinante.

En cualquier caso de la aplicacién de conocimiento geoldgico en la
exploracion y/o explotacion de recursos minerales, petroleo, gas, aguas
subterrdneas o en asentamientos de grandes obras civiles, principal-
mente construidas en roca, la porosidad es una propiedad primordial,
ya que su magnitud y distribucién se manifiestan modificando la cali-
dad de los materiales con los que se encuentre el ingeniero gedlogo, por
lo cual, se veré en la necesidad de evaluarla objetiva y numéricamente
para asi determinar de forma correcta si la roca en estudio es apta o
no para la realizacién del proyecto u obra.

En la préctica, el calculo de la porosidad se lleva a cabo general-
mente en pruebas de laboratorio y los métodos suelen ser variados y
con margenes de error de acuerdo al tipo de obra a realizar.

Por ejemplo, en algunos casos basta con pesar el especimen en
seco y después sumergirlo en algun fluido (casi siempre agua) durante
algun tiempo (unas 48h) para permitir que el fluido penetre en todos
los intersticios de manera que, una vez saturada la pieza se realiza
una segunda mediciéon del peso. A partir de las diferencias entre
ambas mediciones se calcula la cantidad de liquido contenido en el
especimen y asi saber el volumen de la roca ocupado por el fluido,
lo cual se traduce como la porosidad. El calculo de esta propiedad
in situ se efectia por medio de registros geofisicos en pozos y sirven
para complementar adecuadamente la informacién sobre la porosidad
de la roca en observacion.

En términos fisicos existen dos tipos de porosidad: La porosidad
absoluta o total y la porosidad efectiva. La porosidad absoluta o
total se refiere inicamente a la relacién espacial entre el volumen de
material s6lido presente y el volumen ocupado por éste:

Pror = L 100 (IL1)
t
Donde ¢¢01q; €s la porosidad total, V; representa el volumen total
ocupado por el cuerpo y Vs el volumen sélido de que consta la roca.
La porosidad efectiva, por otra parte, es aquella que relaciona el
espacio vacio interconectado con el volumen total de la roca:
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Vi
Pefectiva = VZ x 100 (IIQ)
t

Donde @ fectiva €8 la porosidad efectiva, V; representa el volumen
interconectado y V; el volumen vacio en la roca.

Es importante indicar que la porosidad es una cantidad de natura-
leza escalar y para facilitar su utilizacién se expresa como porcentaje

I11.5. Porosidad en sedimentos carbonatados y clasticos

Los sistemas de porosidad en los sedimentos en general son complejos
en cuanto a su geometria y génesis y difieren marcadamente unos de
otros, es decir, entre sedimentos carbonatados y clasticos .

Se acostumbra interpretar ambos sistemas por analogia, y aunque
puede haber cierta validez en ello, la evolucién de la porosidad entre
ambas clases de roca es muy distinta. Al realizar una comparacion
entre varios aspectos presentes para rocas clasticas y sedimentos
carbonatados (Choquette y Pray, 1970) se observa lo siguiente:

1. La porosidad primaria en clasticas oscila entre 25 y 40%; en
carbonatos del 40 al 70 %.

2. La porosidad extrema en clasticas llega a 15-30 % y en carbonatos
5-15%.

3. El tipo de porosidad primaria presente en cada una de estas rocas
carbonatadas y clasticas es completamente distinta.

4. El tamano y forma de los poros son diferentes y dependen o estéan
relacionados a diferentes pardmetros y componentes.

5. La influencia de la diagénesis es menor en las clasticas (compacta-
cion y cementacion) mientras que es mayor en carbonatos ya que
modifica en mayor grado a la porosidad (cementaciéon y solucion).

6. El efecto del fracturamiento es de mayor significancia en carbonatos
que en clasticas.

7. Las intercalaciones de porosidad-permeabilidad dependen de la
clasificacion y tamano de grano en las clasticas lo cual convierte
esta interrelaciéon en consistente mientras que en los carbonatos no
hay consistencia al ser independientes de clasificacién y tamano
de grano.
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Se han realizado diferentes esfuerzos por clasificar los diferen-
tes tipos de porosidad por parte de varios investigadores como Ar-
chie (1952), Lucia (1983) y Choquette y Pray (1970) (v. apéndice B).
Se puede hablar de dos tipos principales de poros de acuerdo a sus
tiempos de formacion. Los poros primarios se pueden dividir en dos
subtipos: interparticula (o intergranular) e intraparticula (intragranu-
lar). Estos se originan en el momento del depésito de un sedimento,
mientras que los poros secundarios se desarrollan en la roca algin
tiempo posterior a su deposito.

I1.6. Resumen de la clasificacién de la porosidad
Porosidad primaria

1. Intercristalina: Espacios entre planos de crucero en los cristales, es-
pacios entre cristales y espacios en las redes cristalinas. Muchos de
estos espacios, son llamados subcapilares (didmetro < 0.002 mm).
Es comiin que la alta recuperacion de agua en yacimientos produc-
tivos carbonatados sea debido a la presencia de grandes cantidades
de esta microporosidad cristalina.

2. Intergranular o interparticula: Espacios entre granos, es decir,
espacios intersticiales de todo tipo en todo tipo de roca. Estas
aberturas varian desde subcapilares hasta supercapilares (didmetro
> 0.5mm).

3. Planos de estratificacion: Espacios de muchas variedades que estan
concentrados en forma paralela a estos planos. Las diferencias
entre los sedimentos depositados, de intervalos de dimensiones
de particulas y de los ambientes de depdsito son causas de estos
espacios en dichos planos de estratificacion.

4. Espacios sedimentarios miscelaneos:

a) Resultados de la acumulacion de fragmentos clésticos o fosiles.

b) Espacios resultantes de empaque de oolitas.

¢) Espacios cavernosos o vacuolas de dimensiones irregulares y
variables.

d) Espacios creados por organismos al tiempo del depésito.

Porosidad secundaria
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. Porosidad de disolucién: Canales abiertos debido a disolucién de
las rocas por circulaciéon de fluidos. Aberturas causadas por me-
teorizacion, agrandamiento de cavernas y juntas.

. Dolomitizacién: Proceso por el cual la caliza es transformada en
dolomfia. El reemplazamiento del calcio por magnesio da por resul-
tado un incremento de 12-13 % de porosidad.

. Porosidad por fracturamiento: Espacios creados por fallamiento
estructural de rocas bajo tensiéon por actividad tecténica como
plegamiento y fallamiento, incluyen juntas, fracturas y fisuras. En
carbonatos esta porosidad no excede el 1 %.

. Porosidad secundaria miscelénea:

a) Cimas arrecifales que son espacios en las crestas de anticlinales.

b) Horizontes y cabeceos que son aberturas formadas por la parti-
cion de capas bajo condiciones de deslizamiento.

¢) Espacios causados por deslizamiento de brechas y conglome-
rados resultado de movimiento por gravedad del suelo marino
después de litificacién parcial.
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II1.1. Permeabilidad

La porosidad es la primera propiedad esencial requerida para deter-
minar la calidad de una roca como yacimiento, pero por sf sola no es
suficiente. Los poros existentes deben estar interconectados. A esta
conexién entre poros se le denomina permeabilidad.

Definicion. Permeabilidad: la permeabilidad mide la facilidad con
la cual un fluido pasa a través de un material poroso.

La permeabilidad es una propiedad inherente a cada tipo de
material. El simbolo con el que se representa generalmente es la letra
k.

La unidad preferencial para la medicién de la permeabilidad es
el darcy (dc), el cual se define como la permeabilidad que permite
a un fluido de 1cP (centipoise) de viscosidad fluir a una velocidad
de 1cm/s para una presion de 1atm/cm . En la practica, el darcy
es una unidad demasiado grande por lo cual se prefiere utilizar un
submultiplo, el milidarcy (md).Las rocas eruptivas plutonicas tienen
en general permeabilidades bajas (k < 10 ud ) por ejemplo, mientras
que las rocas sedimentarias en general presentan valores muy bajos
(arcillas, £ < 1pud ) hasta valores muy elevados (kK = 1dc). Las
permeabilidades promedio en yacimientos oscilan entre los 5 y 500 md.

I1I1.1.1. Ley de Darcy

El pionero en el estudio de la permeabilidad fue H. Darcy (1856), quien
trabajo en este rubro durante un estudio realizado sobre las tasas o
flujo de gasto en Dijon, Francia. Luego de algunas observaciones y
experimentacion, establecié relaciones entre los distintos parametros
fisicos que le permitieron realizar el modelo matematico conocido

21
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como la Ley de Darcy:

k(P —Py) A

Q=""7

Donde:

Q es el gasto;

k la permeabilidad;

(P) — P) la diferencia de presiones;
A el area de la seccion de flujo;

L la longitud de la muestra;

u la viscosidad del fluido.

II1.1.2. Permeabilidad absoluta

La permeabilidad de una roca es una propiedad de la roca y no del
fluido que corre a través de ésta, considerando que el fluido satura el
espacio poroso al 100 %. Esta permeabilidad al 100 % de saturacion
de un solo fluido se conoce como permeabilidad absoluta.

I1.1.5. Permeabilidad efectiva

Se refiere a la permeabilidad de una roca para un fluido en particular
(se supone la presencia de més de un fluido por ejemplo agua y aceite)
cuando dicho fluido tiene una saturacién menor al 100 % del espacio
poroso de la roca.

I1.1.4. Permeabilidad relativa

Se define como la relacion de la permeabilidad efectiva para un fluido
a una saturacion dada y su permeabilidad al 100 % de saturacion,
dentro de una roca.

Este concepto es de gran importancia en la exploracién de ya-
cimientos petroleros ya que ayuda a explicar las caracteristicas y
algunas propiedades del sistema conformado por roca-fluidos.

La permeabilidad relativa se explica con mayor facilidad por medio
de un diagrama como el que se muestra en la figura 111.1:

La curva denominada k,, la cual comienza en el punto F situado
en la esquina izquierda superior con saturacién cero para el agua con
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Figura III.1: Ejemplo de permeabilidad relativa aceite-agua

un valor de 1 en permeabilidad relativa de la formacién para el aceite
en presencia de cantidades variables de agua intersticial.

La capacidad de flujo del aceite cesa cuando el 90 % o mas del
espacio poroso es ocupado por agua (punto G).

La curva k., representa la permeabilidad relativa de la formacién
para la fase acuosa. Esta curva alcanza la unidad en el punto H
cuando los poros estan 100 % saturados de agua. Para la roca del
ejemplo, la permeabilidad relativa para el agua vale cero cuando la
saturacion de agua es menor de 45 %.

Fisicamente la combinacién de ambas curvas determina que por
debajo del 45% de saturacion de agua,ésta no fluye y tinicamente
el aceite puede desplazarse . En la zona del diagrama limitada por
los puntos G y H que representa el intervalo de saturacion del agua
entre 90 y 100 % no existe permeabilidad para el aceite y solo el
agua se puede mover. Entre los puntos I (45%) y G (90 %) existe
permeabilidad tanto para el agua como para el aceite y ambas fases
pueden desplazarse a través de la roca aunque en diferente proporcion
dependiendo del sitio dentro del intervalo.

Algunos factores que inciden en la permeabilidad relativa se enun-
cian a continuacion:
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Naturaleza de la roca

Aunque es posible la localizacion de fluidos en rocas igneas y metamor-
ficas (agua) las rocas de mayor interés econdémico en la actualidad son
justamente las rocas sedimentarias las cuales tienen principalmente
dos origenes: Uno como la litificacién de materiales quimicos preci-
pitados y otro como cuerpos constituidos a partir de particulas de
rocas preexistentes que han sido transportadas y depositadas en una
cuenca. Es de suponer entonces que el comportamiento y presencia
de los diferentes fluidos en cada una de estas clases de rocas también
tendera a variar. No es lo mismo estar constituido a partir de una
mezcla de diversas rocas y de diferentes origenes que de compuestos
quimicos que gobernados por factores como temperatura y presiéon
alcanzan una consistencia, asi como propiedades mecénicas distintas.
La permeabilidad relativa, entonces, depende del tipo de roca en el
cual se encuentre.

Tiempo

Dado que, la cantidad y el tipo de porosidad en las rocas también
depende del tiempo este factor influye directamente en la permea-
bilidad relativa. De acuerdo con la antigiiedad de las rocas estas se
ven afectadas por los diferentes procesos diagenéticos como la com-
pactacion , la disolucién, la cementacién o fracturamiento,etc. lo cual
necesariamente modifica a la porosidad y por consiguiente a la per-
meabilidad y si se tiene presencia de agua e hidrocarburos también la
permeabilidad relativa se modificara. Por tanto, la porosidad en las
rocas se relaciona directamente con el tiempo geologico, puesto que
los fendmenos diagenéticos actian a lo largo de éste en la modificaciéon
del espacio poroso, ya sea aumentandolo (disolucion y fracturamien-
to) o disminuyéndolo (cementaciéon y compactacion) segun la etapa
espacio-temporal de las rocas.

Presencia de fluidos

La cantidad y tipo de fluidos presentes en el sistema roca-fluidos
afecta directamente a la permeabilidad relativa, ya que ésta se refiere
justamente (por eso es relativa) a la permeabilidad segtin la proporcion
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presente de los fluidos implicados por lo que la medicién de este tipo
de permeabilidad depende de la medida de la cantidad de cada fluido
dentro del sistema. En general se observa que en un sistema fluido-
roca pueden intervenir hasta tres fases diferentes. Por consecuencia,
las proporciones y la presencia o ausencia de los diferentes fluidos
modifican directamente a la permeabilidad relativa.

Porosidad efectiva y permeabilidad efectiva

La estrecha relaciéon entre la porosidad y la permeabilidad interviene
directamente en el comportamiento entre los fluidos presentes en el
sistema. La porosidad efectiva se refiere a aquel espacio intersticial
en una roca que verdaderamente esté interconectado, y que por tanto
permite el paso de los fluidos a través de ésta.

La permeabilidad efectiva, entonces, toma lugar dentro del sistema.
Resulta evidente, que tanto la porosidad efectiva como la permeabili-
dad efectiva acttian como variables lo cual influye de forma directa
en la permeabilidad relativa.

Puesto que la permeabilidad es una propiedad de las rocas y no de
los fluidos que las transitan, el grado de interconexiéon entre los poros
asi como la saturacion de uno o maés fluidos en particular determinan
las relaciones y proporciones en que se presenta la permeabilidad
relativa.

Nivel de saturacion de agua y aceite

Puesto que la permeabilidad relativa se refiere al comportamiento
agua-aceite, es importante la proporcién presente en el sistema de
cada uno de estos componentes, pues dichas proporciones representan
otras dos variables a considerar ya que es justamente la cantidad de
aceite y agua la que determina la circulaciéon de estos fluidos en el
interior de la roca, ademas de la mojabilidad (ver /capsiii.2.4) por
parte de alguno de ellos en particular en el sistema fluido-roca.

El resultado de la relacién agua-aceite entre estos componentes se
representa graficamente en un diagrama que muestra las diferentes
curvas que correspondan segun el nivel de saturacion de cada fluido
presente.
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La permeabilidad relativa depende también directamente de las
proporciones de agua y aceite presentes en el espacio poroso de las
rocas asi como de que tanto saturan ambos el sistema de poros.

I11.2. Isotérmicos

Para el analisis de la mecénica de un yacimiento se consideran procesos
y fenémenos que se efectiian a temperatura constante, es decir son,
isotérmicos.

El estudio y descripcién de un yacimiento implica el conocimiento
de las relaciones existentes entre los fluidos (liquidos y gases) en el
subsuelo y la roca encajonante (fase solida). Estas interrelaciones dan
como resultado la presencia de fenémenos interfases, los cuales se
explican por medio de la fisico-quimica, dado que se producen a nivel
molecular.

Algunos de los fenémenos isotérmicos considerados son:

Capilaridad

Viscosidad

Densidad

Mojabilidad

Absorciéon

Adsorciéon

Cohesion y adhesion

Composicion (Multifases) y miscibilidad

e A

11.2.1. Capilaridad

Tubo capilar. Es un tubo lo suficientemente delgado para permitir
el ascenso de un liquido a través de éste en contra de la fuerza de
gravedad cuando las fuerzas intermoleculares entre el liquido y el
solido son mayores que las fuerzas intermoleculares cohesivas en el
liquido.

El peso de la columna liquida es proporcional al cuadrado del
didmetro del tubo, por lo que un tubo angosto succionara el liquido
a una altura mayor que su propio diametro, por ejemplo un tubo de
0.1 mm de didmetro levantara 30 cm la columna de agua en tanto que
uno de 1 pum corresponde una altura de cerca de 15m (de agua).
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Figura II1.2: Tubo capilar Figura II1.3: Diagrama de cuerpo
libre

El ascenso y descenso de un liquido a través de un tubo capilar
se relaciona directamente con la tension superficial ( o).

Tension superficial ( o)

La tensién superficial es la resistencia de un liquido ante un esfuerzo
cortante, en otras palabras es la fuerza por unidad de longitud pro-
ducida por las fuerzas de cohesion entre las particulas de un liquido
en su superficie en contacto con una fase menos densa (por ejemplo
aire). Las unidades en que suele medirse son dina/cm.

Si se introduce un tubo abierto en agua, el nivel de ésta en el tubo
se ubica por encima del nivel del agua fuera del tubo. (figura 111.2)

Se tiene una interfase liquido-gas -sé6lido donde existe una atrac-
cion (adhesion) entre las paredes del tubo y las moléculas del liquido
lo suficientemente fuerte para superar la atraccion (cohesion) mutua
de las moléculas y empujarlas hacia arriba sobre la pared, es decir, el
liquido moja al sélido.

La altura "h"depende del valor de la tensién superficial o, del
radio del tubo R, el peso especifico del liquido v y el angulo de
contacto 6 entre el fluido y la pared del tubo.

En la figura 111.3 se observan las fuerzas interactuantes en el
sistema:
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En el diagrama de cuerpo libre se indican las posiciones y direc-
ciones de las fuerzas actuantes. Sus componentes en el sistema se
anulan mutuamente por lo que se obtiene la condiciéon de equilibrio.

B 20 cosf

h = 1.1
- (1L.1)

De acuerdo a la ecuacién, la altura es inversamente proporcional
al radio del tubo, y por consiguiente, el ascenso de un liquido por
este tubo, como resultado de la accién capilar, es mas pronunciado a
medida que disminuye el radio.

Presion capilar

Las superficies curvas de la interfase entre dos fluidos inmiscibles
tienden a contraerse formando la menor area posible por unidad
de volumen existiendo una diferencia de presién entre ambas fases,
medida en puntos adyacentes sobre los lados opuestos de la interfase
curva. El fluido sobre el lado céncavo de la superficie curva esta
bajo una presiéon mayor que el fluido sobre el otro lado. En aperturas
capilares esta diferencia de presion es muy marcada, y se conoce como
presion capilar.

Esta presion depende de la tension interfase y del grado de curva-
tura segin la ecuacién:

Pczpl—pzzv(%wL%)

Donde: p; — ps es la diferencia de presiéon entre los lados concavo y
convexo de la interfase curva, v la tensién interfase y r1, ro los radios
principales de curvatura (tomados en dngulo recto uno con respecto
al otro)

Se infiere que cuanto menor sea el radio de curvatura, o mayor la
tension interfase, mayor sera la presiéon capilar.

El grado de curvatura depende del tamano de poro y de las
proporciones relativas (saturaciones) de los fluidos que se encuentran
presentes. La presion capilar especifica es la diferencia en presion a
través de la interfase de los fluidos a una saturacién determinada de
la fase humectante.
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Figura II1.5:

Figura III.4:

I11.2.2.  Viscosidad (1)

En la figura 111.4 se observan un par de placas planas paralelas cada
una de area A separadas una distancia 1. La region entre dichas placas
esta ocupada por un fluido de viscosidad (7).

Para mover la placa superior con una velocidad v respecto a
la inferior se necesita una fuerza, la cual serd en proporciéon a la
viscosidad del fluido (figura 111.5).

La viscosidad se define como:

Fl

n= Av
Donde:

Fuerza aplicada en el plano superior
Area de las placas

Distancia entre las placas

Velocidad de la placa superior

S o T

Teniendo en el Sistema Internacional de Medidas (SI) al newton-
segundo por m? la cual recibe el nombre de Poiseuille (P1).

Otras unidades comunes son el Poise donde 1p = 0.1 Pl y el
centipoise (cP) la cual representa un milipoiseuille, 1 ¢cP = 1mPL

111.2.3. Densidad

Se designa con la letra griega p (rho) y se define como la masa por
unidad de volumen. La densidad se utiliza para caracterizar la masa
de un sistema fluido. En el sistema inglés tiene unidades de slug/ft3
y en el SI, de Kg/m3 . A pesar de que la densidad varia ampliamente
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entre fluidos diversos la variacion de la temperatura y presion afectan
muy poco su valor.

p = V
Donde: p es la densidad, m masa y V' el volumen.
En ingenieria para fines practicos se hace uso del concepto de
densidad relativa ya que simplifica la nocién y el cédlculo de esta
propiedad en sus aplicaciones.

Densidad relativa (DR)

Se define como la densidad de un fluido dividida entre la densidad
del agua destilada a temperatura especifica, por lo regular se emplea
T = 4°C (39.2°F) y una atmosfera de presion.

PH20

Donde p es la densidad del fluido en observacion y py,o la densi-
dad del agua.

Obsérvese que la DR carece de unidades ya que la relacion entre
las densidades senala tnicamente el nimero de veces que cabe la
densidad del agua en la densidad de otro liquido.

I11.2.4. Mojabilidad

La mojabilidad resulta del efecto de la energia de adhesion. En tér-
minos de tensiones interfases, el liquido con menor tension interfase
(mayor adhesion) con un sélido resulta humectante (moja).

En un sistema conformado por dos liquidos inmiscibles y un s6lido
(agua, petroleo y roca) el angulo de contacto que forma la interfa-
se entre los liquidos con la superficie del sélido permite una mejor
comprensiéon de los fenémenos relacionados con la mojabilidad.

En la figura 111.6 se muestra un sistema petroéleo-agua-roca donde
se ve que el angulo 6 del contacto de la interfase petréleo-agua con la
superficie del sélido se mide a través de la fase del agua. Este dngulo
generalmente es menor a 90° por que la energfa de adhesiéon es mayor
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Figura III.6: 0° < 8 < 70° Figura II1.7: 110° < 6 < 180°

a través del angulo formado por la interfase agua-roca que a través
del angulo obtuso formado por la interfase petréleo-roca.

Las fuerzas de adhesion se neutralizan en el punto P cuando el
sistema se encuentra en equilibrio estético. El s6lido no es mojable
con agua en tanto 6 > 90°.

El petroleo y el agua al llenar los poros del yacimiento compiten
para ubicarse en la superficie del solido por lo cual es importante
determinar que liquido es el que moja preferentemente la roca.

Sistema mojable por agua. Si el agua es forzada a moverse, despla-
zaré al fluido no mojante. Cuanto menor sea el d&ngulo (mayor
adhesion) mayor sera la eficacia del desplazamiento en este caso,
el petrdleo (figura 111.6).

Sistema mojable por petrdleo. Situacion contraria a la anterior si se
forzara el movimiento del agua, el angulo obtuso provocaria su
avance sobre el extremo superior del petréleo sin perturbar al
liquido mojante (figura 111.7).

111.2.5. Absorcion

Es un fenémeno fisico-quimico que se produce cuando una sustancia
queda atrapada en otra. Es decir, es una accién por la cual una
sustancia atrae y retiene a otra entre sus moléculas.

1I1.2.6. Adsorcion

Este fenomeno se produce cuando una sustancia, generalmente un gas,
se adhiere a otra (generalmente un solido). Supéngase un material
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s6lido, como un silicato y que tiene la humedad del aire que lo rodea .
Las moléculas de vapor de agua se van depositando sobre la superficie
haciendo una capa de espesor monomolecular. Este es el ejemplo del
fenémeno de adsorcion.

La adsorcion puede ser de dos tipos, fisica y quimica:

1. Quimisorcion: Suele ser s6lo una capa de moléculas la que se adsor-
be y se produce una interaccién relativamente fuerte, direccional
v localizada similar a un enlace quimico.

2. Fisorcion: Suele ser mas de una capa y la interaccion es débil y
deslocalizada, suelen ser fuerzas del tipo electrostatico de van der
Waals.

En la naturaleza generalmente se dan fenémenos de forma simul-
tanea, una primera capa de adsorcién quimica, cubierta de una o
varias capas de adsorcién fisica.

111.2.7. Cohesion y Adhesion

Las moléculas en estado liquido experimentan grandes fuerzas de
atraccion intermolecular. Cuando dichas fuerzas se presentan entre
moléculas semejantes (de la misma composicion) se hace referencia a
las fuerzas de cohesion que son las encargadas de mantener unidas a
las moléculas de un fluido.

Las fuerzas de cohesion entre las moléculas de un liquido se efec-
tian con todos los 4tomos adyacentes.

Las moléculas ubicadas en la superficie no cuentan con atomos por
encima de éstas por lo cual presentan fuerzas de atraccién mayores
entre las moléculas més proximas lateralmente (para mantenerse
unidas) dando como resultado el fenomeno de tension superficial.

Cuando las fuerzas de atraccion se presentan entre moléculas no
semejantes, se habla entonces de fuerzas de adhesion.

Por ejemplo, las fuerzas de adhesion entre las moléculas de agua
y las paredes de un tubo de vidrio son mas grandes que las fuerzas
de cohesién que mantienen unidas las moléculas del liquido lo cual
contribuye al fenémeno conocido como capilaridad.

Las fuerzas de adhesion ademés producen el efecto de mojabilidad.
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Por dltimo, las fuerzas de atraccion en un liquido pueden consi-
derarse como fuerzas electrostaticas residuales y se les conoce como
enlaces de van der Waals.

I11.2.8.  Composicion (multifases) y miscibilidad

Estas dos condiciones se encuentran estrechamente relacionadas y se
trata del hecho de la presencia simultanea de dos o mas fases y de la
capacidad de disolucién entre éstas. El agua y el aceite o petroleo se
hallan juntos frecuentemente y aunque no se mezclan entre si, el paso
de estos a través de los poros de las rocas asi como la permeabilidad
relativa se ven modificados segin la proporciéon de cada uno de estos
fluidos. La fase gaseosa también se presenta y se manifiesta en la
capacidad de flujo de los fluidos subterraneos y de la solubilidad de
esta fase en las otras.
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IV. FACTORES MODIFICADORES
DE LA POROSIDAD

IV.1. Definicién de parametro modificador

Se denomina pardmetro modificador de la porosidad en las rocas como
aquella cualidad, propiedad, circunstancia, agente o evento (fisico,
quimico o bidlogico) capaz de generar o alterar (ya sea aumentando o
disminuyendo) al espacio vacio contenido en una roca de tal manera
que su presencia contribuye a la caracterizacion de la porosidad de la
roca en estudio.

Estos parametros y su apariciéon dependeran a su vez de otros
factores como la propia naturaleza y los procesos geologicos que dieron
origen a la roca, todo esto intimamente ligado al tiempo, o més bien
en funcién de éste ya que la magnitud e intensidad de la influencia
de dichos parametros dependen directa y proporcionalmente de esta
altima variable. Por otra parte, de acuerdo a las condiciones propias
de cada roca, se empleara el criterio para determinar cual o cuéles
pardmetros se contemplaran en el estudio de su porosidad.

En otras palabras, hay que hacer notar que, el hecho de tener un
mismo tipo de roca en dos localidades distintas (6 mas) no significa ne-
cesariamente que ambas posean las mismas propiedades geoldgicas o
ingenieriles, ya que al contar con historias espacio-temporales diferen-
tes, los parametros modificadores seguramente se habréan presentado
en cantidad y calidad también en forma distinta.

La evaluacién y determinacién de dichos pardmetros se haran en
funciéon de la necesidad por la cual se estudian las rocas de cierta
localidad, pues la aceptacion o rechazo del uso de éstas basado en la
determinacién de la porosidad mediante la medicién de sus pardmetros
depende del tipo de obra a la cual se sujetaran dichas rocas pues la
calidad ingenieril de éstas no es la misma para asentamiento de obras
civiles que para la extracciéon de aguas subterraneas o explotaciéon
petrolera y en cada caso habra que definir la funcionalidad de las
rocas. Existen al menos 5 parametros modificadores de la porosidad

35
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(segtn Scherer ,1987) aplicables tanto a rocas carbonatadas como a
clasticas los cuales se listan a continuacion:

Presencia de fluidos
Tiempo

Composicién (Mineralogia)
Textura

D=

= Seleccién

= Redondez

s Esfericidad

s Tamano de Grano

= Orientacion de los granos

5. Procesos diagenéticos

= Compactacion
= Fracturamiento
= Disolucién

= Cementacién

1V.1.1. Presencia de fluidos

El contenido de fluidos en un yacimiento est4 compuesto principal-
mente de petroleo, agua y gas. Cada fluido se encuentra en diferentes
proporciones y saturaciones, ademas de que sus propiedades fisicas y
composiciones también suelen variar considerablemente.

Dichas propiedades tienden a modificarse de acuerdo a la tem-
peratura y la presion del yacimiento. Las presiones y temperaturas
elevadas en yacimientos a gran profundidad son diferentes a las que
se presentan en los yacimientos poco profundos por lo cual, las pro-
piedades de los fluidos recuperadas en estos son muy distintas.

El petroleo y el gas poseen dos propiedades principales:

1. Su inmiscibilidad con el agua
2. Densidad menor que el agua que permite la flotaciéon de éstos en
el agua

La porosidad y la permeabilidad son propiedades esenciales en un
yacimiento las cuales se pueden ver afectadas por el paso de los fluidos



“plantilla” — 2007/9/21 — 9:55 — page 37 — #4

IV.1. DEFINICION DE PARAMETRO MODIFICADOR 37

a través de las rocas, ya sea disolviendo o precipitando materiales
durante su recorrido.

Logicamente, esta disoluciéon o precipitaciéon de materiales depen-
de de la temperatura de los fluidos asi como de la carga mineral
transportada en éstos y tiene como consecuencia la ampliacién o la
reduccién de la porosidad y de la permeabilidad de las rocas.

1V.1.2. Tiempo

Actta como un agente modificador de la permeabilidad y la porosidad
por que de acuerdo a la antigiiedad de las rocas, éstas presentan
diversos cambios fisicos y quimicos a través de los procesos naturales
a que son sometidas.

La presencia e intensidad de estos procesos dependen directamente
del tiempo. La migracién y la formacién de yacimientos de fluidos, son
fendémenos que por sus dimensiones y caracteristicas fisico-quimico-
biolégicas requieren de largos periodos para completarse y constituirse
como un sistema fluido-roca de proporciones y naturaleza rentables
para su explotacién.

En general este parametro es de gran importancia por que es
determinante en el desarrollo de mecanismos y procesos mediante
los cuales la porosidad y la permeabilidad son creadas, destruidas o
modificadas.

IV.1.3.  Composicion (Mineralogia)

La composicién de la roca es de gran importancia en el comporta-
miento de la porosidad ya que al existir cinco tipos principales de
sedimentos, los procesos fisico-quimicos que se llevan a cabo en ellos,
como es de esperarse, no lo hacen de la misma manera e intensidad.
Estos tipos de sedimento son:

Organicos: Son aquellos que estan conformados por materia orga-
nica tanto de origen animal como vegetal. Como ejemplos se tiene a
las calizas fosiliferas y el carbom.

Residuales: Son aquellos emplazados por la meteorizacién, como
ejemplos se pueden mencionar a las lateritas y bauxitas.

Quimicos: Se forman por precipitacion directa en ambientes acuo-
sos, como ejemplos se incluyen al yeso y a la sal de roca o halita.
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Terrigenos: Son aquellos cuyas particulas fueron originalmente
derivadas de la Tierra e incluyen siliciclastos, arenas y conglomerados.

Sedimentos piroclasticos: Son producto de la actividad volcénica.
Como ejemplos se pueden incluir las cenizas, arenas y aglomerados
volcénicos.

Los sedimentos, de acuerdo con su origen, dan lugar a determi-
nadas rocas de determinados ambientes, por lo cual, la ocurrencia
e intensidad de los procesos que dan lugar a la porosidad desde su
propia formacion (porosidad original) como aquellos que la modifi-
can, seran propios de su ambiente de depoésito asi como del lugar de
emplazamiento actual.

1V.1.4. Textura
Seleccion

La porosidad, se incrementa con el grado de seleccién y por tanto, la
permeabilidad también aumenta. La razon es simplemente que una
arena bien clasificada contiene una alta proporcién de granos clasticos
en la matriz, mientras que una arena pobremente clasificada contiene
baja proporcién de estos granos, lo que provoca la invasiéon por parte
de parte de los granos mas finos de la matriz en los poros y gargantas
de paso, bloqueandolos y reduciendo tanto a la porosidad como a la
permeabilidad.

Redondez

Definida por Wenthworth en 1919 como la razén de los radios prome-
dio de la arista méas pronunciada entre el radio del maximo circulo
inscrito.

Modificada por Wadell en 1932 en la que se propone que debe
definirse como la razén del promedio de radios de todas las esquinas
entre el radio del circulo méximo inscrito.

¢promaristas

redondez = - - — - -
radio del circulo maximo inscrito

donde: ¢prom es el didmetro promedio.
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Estadisticamente la definicion de Wadell implica mejor aproxima-
cion pero la de Wentworth es mucho mas préctica.

Esfericidad

La esfericidad fue definida por Wadell en 1935 como qué tan parecida
es la forma de una particula a una esfera de la siguiente forma:

area de la particula

Esfericidad =
area de esfera de igual volumen

La redondez y la esfericidad, influyen a la porosidad y la permea-
bilidad por que de acuerdo al grado alcanzado por éstas, se abre o se
cierra el empaque en la roca.

Tamanio de grano

El tamano de grano es probablemente la cualidad més llamativa
de una particula sedimentaria. El concepto de tamano de grano se
refiere nicamente a la medicién de las particulas de acuerdo a ciertos
criterios. El méas aceptado corresponde a la escala de tamano de grano
de Krumbein, basada en una transformacion logaritmica de base 2.

¢ = —logyd

donde d es el didmetro de la particula.

Contrario a lo que se pudiera pensar, el tamano de grano no afecta
a la porosidad ya que geométricamente, se guarda las proporciones
espaciales, es decir, el espacio vacio para particulas semejantes siempre
es el mismo.

No asi a la permeabilidad, ya que las propiedades fisicos-quimicas
de los fluidos que transitan las rocas si se afectan de acuerdo al area
disponible para su paso por ejemplo existen lutitas muy porosas pero
no permeables.

Orientacion de los granos

Generalmente la orientacion de las particulas sedimentarias se con-
sidera en referencia a la direccion de flujo del transporte y al plano
horizontal.
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Una de las caracteristicas mas comunes en texturas de gravas es la
imbricacién en la cual las particulas yacen con su eje mayor paralelo
a la direccion de flujo y buzando suavemente corriente arriba.

La orientacién de una textura de guijarros es bien conocida por
su tamano de particula pues éste facilita su medicion, mientras que
en granos de tamano de arenas la orientaciéon es mas dificil de medir
y cuantificar.

La orientacién puede afectar a la porosidad debido al arreglo que
produce en las particulas de la roca lo cual puede abrir o cerrar el
empaque.

1V.1.5. Procesos diagenéticos

Los principales procesos diagenéticos que afectan a la porosidad son
la compactacion y fracturamiento desde el punto de vista mecénico
y la disolucién y la cementacion en el aspecto geoquimico. Existen
otros procesos diagenéticos, pero sblo los antes citados se consideran
esenciales por su importancia en la modificaciéon de la porosidad de
las rocas.

Compactacion

La pérdida de la porosidad por compactaciéon se produce cuando
la presion litostatica excede los limites de resistencia de las rocas y
sus estructuras ceden ante ésta originando, a nivel microscépico el
aplastamiento y deformacion de los granos que la conforman cerrando
asi el espacio intersticial entre estos y reduciendo la porosidad original.

Fracturamiento

Como resultado de diversos eventos geoldgicos (principalmente tecto-
nicos) aparece el fracturamiento en los cuerpos rocosos, lo cual puede
originar un cambio significativo en la porosidad dado que el espacio
vacio se incrementa dentro de la roca modificando a la porosidad
directamente.
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Disolucion

El paso de los fluidos a través de los conductos intersticiales dentro de
las rocas, ocasiona la disolucién de los granos y cementantes presentes
al reaccionar tanto al desgaste fisico producido por la corriente como
por las reacciones quimicas a nivel molecular propias de la interaccién
entre los componentes de la roca y la naturaleza del o de los fluidos
que transitan por ese cuerpo.

Cementacion

De modo contrario, el paso de los fluidos no siempre es destructivo
con la roca que atraviesan, dichos fluidos en su trayecto se cargan de
sustancias que van arrastrando durante su viaje y que, de acuerdo
a las condiciones fisico-quimicas que encuentran pueden precipitar
sus componentes dentro de los poros de una roca, produciendo asf
la disminucién del espacio intersticial, afectando y cambiando la
porosidad del sistema.
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V. MODELOS FISICOS
PARA LA PERMEABILIDAD

V.1. Factor de formacion

Definido por Archie (1952) se refiere a la relacion de la resistividad de
una roca completamente saturada con una salmuera y la resistividad
eléctrica de la salmuera sola.

La resistividad es la inversa de la conductividad, y las mediciones
fisicas de resistividad son realmente mediciones de conductividad. Los
modelos fisicos implican célculos de conductividad, donde la inversién
de ésta se realiza en la dltima medicién posible por que los valores de
la conductividad son aditivos mientras que los de la resistividad no.

La conductividad es analoga a la permeabilidad, y tal como ésta,
un numero infinito de configuraciones de la microestructura porosa
puede producir valores idénticos de conductividad.

La permeabilidad y el factor de formacién son propiedades im-
portantes en la determinaciéon de yacimientos reales o potenciales de
hidrocarburos. Aunque ambas propiedades requieren la existencia de
porosidad, la relaciéon de cada una con ésta es diferente en calidad y
tipo.

V.2. Modelo de tubos

El primer modelo fisico que relaciona la estructura de un medio
poroso con la permeabilidad es el modelo de Hagen-Poiseuille el cual
describe el comportamiento de un fluido que se mueve a lo largo
de tubos circulares, donde cada tubo es independiente de los demas
(no hay flujo cruzado) y la permeabilidad es proporcional a la suma
de los cuadrados de la areas de la secciéon de los tubos. Un modelo
similar es apropiado para la conductividad eléctrica excepto que la
conductividad es proporcional a la suma de las areas de las secciones
de los tubos.

43
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V.3. Modelo de permeabilidad

El modelo del sistema consiste en empaques o manojos de tubos que
representan las contribuciones asociadas con los poros de un cierto
tipo. La determinacién de la relacién entre el tipo o tipos de poros y su
tamano de garganta entendiéndose por garganta al espacio contenido
dentro de los poros y que puede ser ocupado por algin fluido. Los
tubos en cada empaque contienen uno o més radios de acuerdo a la
relaciéon entre poros y gargantas supuesta. Para modelos de tubos
rectos el nimero de éstos y sus respectivos didmetros se deben conocer,
pues los tubos representan patrones de flujo cuasi-independientes de
garganta a garganta en la direccién de un gradiente de potencial.

Este modelo requiere la suma de cuadrados del area seccional del
manojo o empaque de tubos.

Se asume o supone que el niimero de gargantas es proporcional
al namero de poros. Dado que el niimero de gargantas efectivas por
poro es desconocido el modelo es proporcional a la permeabilidad.

V.4. Numero de poros

El &rea relativa sobre el plano de seccién es igual a su fraccion de
volumen, asi, el nimero de poros por unidad de secciéon de area se
obtiene dividiendo la porosidad asociada a cada tipo por el area de
un poro individual de cada tipo.

Se debe considerar el hecho que cada tipo de poro esta represen-
tado por una distribucién de frecuencias definida en un contexto de
un proceso de dilatacidén-erosion.

Cada distribucion representa las contribuciones de varias escalas
de grosor para el tipo de poro tridimensionalmente.

El componente de mayor escala (similar a un circulo inscrito)
se denomina componente suavizante. El tamano de un tipo de poro
puede derivarse de esta distribucion.

El tamafio representa la suma de areas de los diferentes “parches”
de porosidad que resultan del plano de seccién que intersecta los poros
en todas direcciones.

El area total de un solo tipo de poro en el plano de seccién se puede
determinar de la siguiente manera (recordando que las gargantas son
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aproximadamente circulares):

SR; =Y Pjxfj (V.1)

j=1
Donde:

SR; es el radio de la componente suavizante del i-ésimo tipo
de poro en pm?;

n el nimero de intervalo de tamanos de poro;

P; la proporcion relativa del area de un poro de i-ésimo tipo
que existe en el j-ésimo intervalo de tamano;

fj la media ponderada de los radios en pm del j-ésimo intervalo
de tamafos.

SA; =7 x (SR;)? (V.2)

Donde: SA; es el drea de la componente suavizante en pum? de un
solo poro del i-ésimo tipo

54
- Sf;

TA; (V.3)

Donde:

T A; es el area total de poros en um? de un solo poro del i-ésimo
tipo;

S fi la fracciéon proporcional del area total de los poros contri-
buida por la componente suavizante para un simple poro del
1-ésimo tipo

El nimero total de poros de tipo ¢ es entonces:

(POT) (PT;)

NP, =
! TA;

(V.4)

Donde:

NP, es el nimero de poros de tipo ¢ por unidad de seccién de
area;
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POT la porosidad optica total;
PT; la proporcién relativa de poros de tipo i;
T A; el area en el plano de la seccion de un poro de tipo 3.

Este método no asume ninguna forma especifica para los poros
por lo cual depende Gnicamente de las relaciones espaciales en la roca.

V.5. Modelo de permeabilidad basado en tipos de poros
y tamano de gargantas

La cantidad por unidad de area de cada tipo de poro y los radios
asociados permite calcular la permeabilidad a partir de un modelo
simple.

De acuerdo a la ley de Hagen-Poiseuille la descarga de un conducto
horizontal de didmetro conocido sera:

7 x d* " dp
128 dz

Q= (V.5)

Donde:

Q es el volumen total de fluido descargado por unidad de tiempo;
d el didmetro del tubo;

u la viscosidad dindmica del fluido;

dp el gradiente de presion.

dx

Si hay n tubos por unidad de secciéon de area entonces la ecuacion

se convierte en: .
nxmxd dp

=" N (V-6)
La ley de Darcy expresa la descarga total como:
kxA dp
Q= . X - (V.7)

Donde: k es la permeabilidad del medio y A es la secciéon de area
perpendicular al flujo.
Considerando unitaria a la seccion del area se tiene.
k dp

Q:;x% (V.8)
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Igualando las ecuaciones (V.6) y (V.8) se relaciona la permeabili-

dad con el ntmero de tubos en el medio
nxmxd
k= ST (V.9)

Si los conductos varian de didmetro, entonces la permeabilidad es
igual a la suma de valores individuales de permeabilidad para cada
tubo, asi el modelo queda:

" Nz X m X d;l
k= ; [ o8 ] (V.10)

Donde: N; es el namero de tubos del i-ésimo tamano, n el nimero
de diferentes tamarnios de tubos y d; el didmetro del i-ésimo tubo.

La ecuacion V.10 requiere el conocimiento del niimero de tubos o
conductos, N;. En las rocas, el niimero de patrones de flujo indepen-
dientes seria el equivalente al nimero de tubos.

Se debe suponer que el nimero de gargantas efectivas es propor-
cional al ntimero de poros por que las gargantas que se encuentran a
angulos grandes (cerca de 180°) respecto al gradiente de presion, no
son efectivas.

Asumiendo que el nimero de gargantas efectivas por poro es
constante para todo tipo de poros, entonces el nimero de gargantas
es proporcional al nimero de poros, y se puede expresar como:

NT; =Cj, x NP, (V.11)

Donde NTjes el nimero de gargantas por unidad de area en seccién
cruzada asociada a los poros del ¢ — ésimo tipo, C el nimero de
gargantas efectivas por poro y N P; el nimero de poros por unidad
de seccion de area cruzada asociada a los poros del ¢ — ésimo tipo.

El modelo de permeabilidad basado en modelo de tubos de Hagen-
Poiseuille se puede escribir como:

n
NP d}
k=1013x Cpx 3 [;gx]

=1

(V.12)

Donde:
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k es la permeabilidad del espécimen o de la muestra si el expe-
rimento se realiza en forma sisteméatica;

Cj, el nimero de gargantas efectivas por poro;

N P; el ntimero de poros del i-ésimo tipo de poro por pm?;

d; el diametro (en pum) de las gargantas del i-esimo tipo de
poros;

n el nimero de tipos de poros;

1013 el factor de conversion entre pm? y milidarcys los cuales
estan dados en términos de cm? (1um? = 1013md);

Imd = 9.87 x 107 2cm? = 9.87 x 10~ 4um?.

La constante de proporcionalidad C}, no puede obtenerse por
medicion empirica por lo que el grado de éxito del modelo depende de
la constancia de la relaciéon entre los valores medidos y los calculados
en los espécimenes.

V.6. Modelo del factor de formacion

El modelo de conductividad eléctrica de un cable recto es anélogo al
modelo de tubos de Hagen-Poiseuille para la permeabilidad. La ley
de Ohm es el equivalente eléctrico para la ley de Darcy.

La definicion fisica de la resistencia eléctrica de un fluido en un
contenedor cilindrico aislado (no conductor) es:

Ly

i (V.13)

Ry, =px

Donde:

R, es la resistencia del sistema;

p la resistividad del fluido;

L., la longitud viajada por la corriente;

A, el area de la seccién cruzada disponible para el flujo de la
corriente.

La resistencia de un sistema similar pero con un cilindro de roca
completamente saturado con fluido esta dada por:

Lo

Donde:
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Ry es la resistencia del sistema;

p la resistividad del fluido;

Ly la longitud de la ruta recorrida por la corriente;
Ag el area de la seccion por donde fluye la corriente.

La relacién entre estas dos ultimas formulas es la definicion fisica
del factor de formacion (F). Como la resistividad del fluido es la
misma en ambas ecuaciones y eligiendo el area seccional del cilindro
como la unidad, la relacién queda:

F= (V.15)

2233

Aplicando el modelo de tubos capilares se establece que las rutas
seguidas por la corriente eléctrica son idénticas en ambas ecuaciones
y entonces esta ultima se reduce a:

1

F=_—
A

(V.16)
La cual se refiere al factor de formacién para tubos rectos cilindricos.

La variable Ag con respecto al modelo de tubos capilares es igual
al area total de los tubos por unidad de area (lo que se asume como
unidad de area) lo que es equivalente al area total de garganta por
unidad seccional de area de un ntcleo (core plug).

Asi el factor de formacion no se ve afectado por el tamafio indivi-
dual de elementos conductores, sino tnicamente por la suma de estos
elementos.

El modelo del factor de formaciéon basado en el modelo de tubos

capilares es:

Fe ! (V.17)

Cy x i [NP; x 7 x r?]
=1

Donde:

F es el factor de formacion;

C'y el ntimero de poros del i-ésimo tipo por pm?;

r; el radio de las gargantas del i-ésimo tipo de poro um;
N P; el nimero de tipo de poros.
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Una vez més; los radios de las gargantas de cada tipo de poro
definen los radios de los tubos y el nimero de poros de cada tipo por
unidad de volumen determina los ntimeros relativos de gargantas por
unidad de volumen.

El modelo asume que la mayoria de las corrientes se concentran a
lo largo de trayectorias que pasan de garganta en garganta.

Las gargantas no son visibles en anéalisis de imégenes, por lo
que el area de una de las gargantas es determinada empleando el
radio obtenido a partir de la inyecciéon de mercurio y el calculo de la
circunferencia correspondiente.



“plantilla” — 2007/9/21 — 9:58 — page 51 — #1

VI. POROSIMETRIAS

VI.1. Ensayos de intrusién de mercurio

Este tipo de ensayos de porosimetria, permiten obtener informacién
sobre el volumen interconectado de espacio vacio (o no ocupado por
al roca) y su distribuciéon por tamano.

El principio de funcionamiento consiste en sumergir el especimen
de roca en mercurio (Hg) y aumentar la presion en forma gradual.

Para cada incremento de presion aplicado en el mercurio se mide el
volumen ingresado en la roca. El volumen total de mercurio inyectado
proporciona la informacién necesaria sobre el indice de vacios de la
roca y la presion de mercurio aplicada en cada incremento se vincula
con el tamano de los poros.

Para interpretar este ensayo se plantea en una analogia geométrica
asumiendo que el material esta formado por un conjunto de conductos
(poros) de forma cilindrica de diferentes didmetros.

Al aumentar la presion, el mercurio comienza a entrar en los tubos
(poros), primero en los de mayor didmetro y luego en los de menor
diametro. La relaciéon entre la presiéon de mercurio y el didmetro del
poro que se esta llenando se expresa como:

4~y cos

D=— (VIL.1)

PHg — PUHg
Donde:

D es el didmetro del poro;

~ la tension superficial Hg;

0 el angulo de contacto Hg-roca;

Ppy — Pvgy la diferencia de presion de Hg(;y sobre la presion
de Hg(g).

Esta relacion (VI.1) se deduce del planteamiento del equilibrio
de fuerzas sobre la superficie de contacto Hg(,)-Hg()-pared del poro,

51
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como existente en el poro cilindrico durante la intrusion de Hg a 25°C
la ypg = 0.484%

Algunos porosimetros de Hg permiten aplicar presiones mediante
2 sistemas de control. Emplean un sistema de baja presiéon que utiliza
nitrégeno como fluido para aplicar las presiones sobre el mercurio y
un sistema de alta presiéon que utiliza aceite.

El sistema de baja presion controla la presién absoluta de mercurio
en un intervalo de valores entre 0.0025 a 0.20MPa. Mediante el sistema
de alta presion se aplican presiones absolutas entre 0.2-220MPa.

A partir de la expresion (VI.1) se deducen los valores méaximos y
minimos de tamano de poro que se pueden investigar.

Los poros con tamanos mayores a 500um se inyectan de mercurio
durante la etapa de llenado inicial del porosimetros y en el caso
de poros de tamano menor a 6 nm se reportan como porosidad no
conectada o no inyectada.

El resultado del ensayo proporciona una relacién entre la presiéon
de mercurio aplicada y el volumen de mercurio inyectado. La presion
de mercurio se traduce en un didmetro de poro a partir de la expresion
(VI.1) y se representa en funcion del volumen inyectado por unidad
de masa.

En una gréafica en la que el eje horizontal indicara la presion
aplicada o el didmetro de poro equivalente y el eje vertical representara
el volumen total introducido por unidad de masa y considerando la

densidad de las particulas del sélido ps [%] y el volumen de mercurio

introducido por unidad de masa Vj,; [%1], se puede obtener el indice
de vacios inyectado e;,; a partir de la relacién:

Eint = V;nt X Ps (VIQ)

En los ensayos de porosimetria por intrusién de mercurio se dis-
tinguen dos fases diferentes, la fase de intrusiéon y la fase de extrusion.
Durante la fase de intrusién, se incrementa la presion de mercurio
hasta un valor maximo (220MPa) y se mide el volumen de mercurio
entrando en la muestra. En la segunda fase, fase de extrusion, se
disminuye la presion de mercurio aplicada de forma controlada y
se mide el volumen de mercurio saliente de la muestra. La fase de
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intrusiéon permite obtener informacioén sobre el volumen de vacios
interconectados y de su distribucién por tamano.

Durante la segunda fase del ensayo, fase de salida o extrusién
de mercurio, se mide el volumen de mercurio “saliente” frente al
decremento de la presion. A lo largo de la fase de extrusion, se observa
un efecto de histéresis y también que parte del mercurio se mantiene
dentro de la muestra. Estos fenémenos se deben por una parte a la
diferencia entre el angulo de mojado durante el proceso de entrada y
salida del mercurio, y en segundo lugar por la existencia de poros con
constricciones o cuellos de botella que hacen las veces de cavidades
donde el mercurio permanece atrapado.

El analisis de incrementos de la curva de intrusiéon permite obtener
una funcién de densidad de distribuciéon de los poros segiin su tamano
e identificar los tamanos mas caracteristicos. Tomando f (x) como:

11 d(Vin
f(z) = v [—ilxt)] (VL3)
y la funcion integral F'(z) como.
ﬂ@:/ ﬂ@m:?? (VIA)

y donde .
nm:/’ﬂmmz1 (VL5)

x es el diAmetro aparente del poro inyectado, V; es el volumen total
de poros accesibles en la roca y Vj,; es el volumen de poros inyectado
con un didmetro mayor o igual que x (> z).

A los efectos de analizar la informacion obtenida en el ensayo y
dado que los didmetros maximo y minimo de los poros difieren en
varios 6rdenes de magnitud, resulta conveniente utilizar una escala
logaritmica dando como resultado:

f (log (z)) = - [_d(log(az))]

Analizando la funcién de distribucion resulta méas sencillo y con-
fiable el estudio de la estructura interna del material ensayado.

El ensayo de intrusién de mercurio desafortunadamente presenta
algunas desventajas o limitaciones como:

(VL6)
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1. Los poros deben estar secos, lo cual obliga a realizar en forma
previa un secado de la muestra para extraer el agua de los poros
lo cual puede producir alguna modificaciéon de la estructura por
efectos de retraccion.

2. Solo se obtiene informacion sobre los poros interconectados.

3. Los poros, conectados a través de poros de menor tamafio (tipo
cuello de botella), se llenaran al alcanzar la presion de llenado
correspondiente al poro menor.

4. La limitante del propio equipo de no poder inyectar poros menores
a cierto tamano (algunos menores a 6nm).

A pesar de sus limitantes la informacién aportada por el ensayo
de intrusiéon de mercurio es muy til para caracterizar la estructura
interna de la roca y los factores que la afectan.

VI.2. Conteo de puntos al microscopio petrografico

El propésito principal del conteo de puntos es la determinaciéon de
la composicién de una unidad de roca por medio de proporciones o
porcentajes.

Cuando se efecttia un analisis modal en una seccién delgada,
obviamente existe una relaciéon entre el nimero de puntos contados y
la exactitud del resultado.

En el conteo de puntos, se tiene la problemaética de determinar
si 0 no, una seccion delgada es representativa del especimen de roca
de la cual fue tomada. Para evitar dificultades técnicas de muestreo
sistematico y dependiendo de la confiabilidad deseada, la representati-
vidad en una roca homogénea es en primer lugar cuestiéon de tamaifio
de grano.

La superficie necesaria para el conteo depende del namero de
puntos y de la distancia entre éstos los cuales a su vez dependen
de la confiabilidad requerida y del tamano de grano. Si la superficie
necesaria fuera mayor que la de una sola seccién delgada, se pueden
emplear varias secciones o superficies pulidas.

Esta técnica, basada en proporciones puede ser empleada también
en la determinacion del porcentaje de los espacids vacios en la super-
ficie puesto que, asi como el analisis modal indica una distribucion
normal para los tamafios de grano en rocas homogéneas, los poros de
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una roca también tienen la misma distribucién siguiendo los mismos
principios del conteo de puntos, en este caso se tomaran en cuenta
espacios vacios y no vacios.

Para este proposito, una roca homogénea puede considerarse como
una poblacién de granos de mineral distribuidos aleatoriamente, en
este caso la poblacion seria de espacios vacios.

Para tal situacion, la desviacion estandar esta dada por:

o= M (VL)
n
donde: p es el contenido real del espacio vacio en porcentaje por
volumen y n el nimero de puntos contados.
Considerando que se trata de una distribuciéon normal (fig. VI.2)
se sigue la regla empirica:

1. Aproximadamente el 68 % del area bajo la curva (la cantidad de
observaciones) normal esta entre la media (en este caso p) maés
una y menos una desviacion estdndar y se expresa p &+ lo.

2. Alrededor del 95 % de las observaciones estan entre la media mas
dos y menos dos desviaciones estdndar lo que se expresa p + 20.
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3. Précticamente todas las observaciones (~99 %) estén entre la media
y tres desviaciones estandar, es decir p + 30.

La grafica presentada a continuacion, es para determinar la con-
fiabilidad de los resultados del conteo de puntos, la cual se basa en el
intervalo donde la desviacién estandar es 20.

Para su empleo, la distancia entre puntos debe ser mayor que el
tamano de grano méas grande incluido en el analisis modal.

Esta grafica tiene en su eje horizontal la proporcion p (0-100 %) y
en la vertical el niimero de puntos observadas.

Las lineas curvas continuas indican el valor de 20 en % enten-
diéndose que 20 esté expresada como una fraccion de p. Las lineas
discontinuas representan los valores relativos de 2o.

Al obtener los valores de 20 y sumandolo y restandolo a p se
obtiene el intervalo de valores (de la proporcion p de poros) maximo
y minimo en la roca con un 95 % de confianza. Este método ademés
de ser comodo y sencillo, esta firmemente sustentado por la teoria
de la probabilidad para la obtencién de intervalos de confianza para
proporciones lo cual produce resultados cercanos a la realidad. Van
der Plas (1965) sostiene que el conteo de puntos es una técnica efectiva
para determinar con un nivel de confianza del 95 %.

Una desventaja que podria tener el conteo de puntos es que, bajo
ciertas condiciones geoldgicas, no se puede asumir una distribucién
normal de los poros dentro de una roca, por lo que se deben considerar
otras técnicas estadisticas y geoldgicas ya que en conjunto, es posible
obtener conclusiones més confiables y por tanto, més aprovechables.
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VII. CONCLUSIONES

El trabajo antes descrito intenta mostrar inicamente la problematica
relacionada con la porosidad y la permeabilidad y la comprension
parcial de algunos de los fenémenos diagenéticos, asi como su inter-
pretacion y su utilizaciéon con fines practicos. La gran complejidad
del proceso de la diagénesis hace muy dificil su cuantificaciéon con el
objetivo de optimar la explotacion de recursos contenidos en las rocas
sedimentarias.

La intencién es hacer una breve descripcion de una cuestiéon geo-
logica de gran importancia como lo es la relaciéon porosidad - permea-
bilidad asi como mostrar algunos elementos tanto geolégicos como
fisico-quimicos ttiles en la investigacién del funcionamiento de los
fenémenos que intrevienen en ésta.

Debido a la complejidad de los fenémenos fisicos y quimicos que
ocurren en el subsuelo y del proceso de diagénesis se debe senalar
que, aunque no intervienen en forma directa,existe una serie de cono-
cimientos previos y complementarios a los aqui expuestos. En otras
palabras, para comprender los procesos y fenémenos que intervienen
en la formaciéon y desapariciéon de la porosidad y su consecuente re-
lacién con la permeabilidad, la base tedrica requerida debe ser lo
suficientemente solida para llevar a cabo adecuadamente la descrip-
cion, planteamiento y resoluciéon de dichos fenémenos asi como su
correcta integracion e interpretacion.

Se requiere de conocimientos de geologia y todo lo que esto im-
plica, la fisica, quimica y mateméaticas a un nivel que llega a ser
practicamente imposible de alcanzar dada la extensiéon de cada una
de estas disciplinas.

Por ésta razon, se eligieron algunos conceptos y temas para con-
formar este trabajo, pues abordando sélo algunos aspectos de esta
relacion se puede pensar en alcanzar (parcialmente) resultados favo-
rables y que verdaderamante contribuyan o aporten algo al estudio,
exploraciéon y explotacién de recursos naturales como agua, gas y
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petréleo. Asi, de acuerdo con la naturaleza del tema, y de los recursos
disponibles durante su desarrollo, se concluye que:

Primero: La preparacion bésica del ingeniero geblogo antes de inentar
abordar cualquier problemética en particular como en este caso
la relacion porosidad -permeabilidad (parte de ella) debe ser lo
més completa posible en el aspecto técnico, ya que es imposible
acceder adecuadamente a la informacion necesaria y por tanto
no se puede llegar a una correcta comprension, descripciéon ,
experimentacion e interpretacion de ningtun fenémeno de los
que intervienen a nivel del subsuelo tanto en las rocas como en
los fluidos contenidos en ellos.

Sequndo: Es necesario reconocer la cuantificacion de los fenémenos
geologicos como un problema real a lo cual se debe comenzar a
prestar mayor atencién ya que la importancia del analisis en
materia geologica debe asumirse de forma cuantitativa pues so-
lamente tomando conciencia del beneficio que de esto resulta se
puede intentar una descripcién de cualquier sistema en estudio
logrando asi una serie de resultados congruentes y confiables
ademés de ttiles.

Tercero: Se resalta la utilidad de la realizacién y profundizacion del
estudio de los procesos y fenémenos fisico-quimicos desde el
punto de vista numérico, por la objetividad alcanzada bajo este
criterio, ya que permite una mejor apreciaciéon y valoracién y
repercute directamente en la toma de decisiones.

Cuarto: La porosidad y la permeabilidad se presentan de forma di-
ferente en rocas carbonatadas que en rocas clasticas debido
a la propia constituciéon de ambas, pues se ven afectadas por
fendémenos geoldgicos en distintas formas e intensidades, por
tanto es necesario abordar de forma adecuada esta problemaética
de acuerdo al tipo de roca presente en el sistema y no aplicar
indistintamente los conceptos y parametros conocidos.

Quinto: La porosidad y la permeabilidad han sido poco estudiadas
como una cuestion geoldgica cuantificable, pocos intentos se han
realizado acerca de esto principalmente en los dltimos 15 anos
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por parte de gente de instituciones académicas y principalmente
petroleras de presencia mundial como Shell y British Petroleum
entre otras, hecho que sugiere la gran importancia que tiene en
la vida practica el conocimiento de ésta relacién. Esto significa
que el tema representa un campo de desarrollo extenso y poco
estudiado, pero de una enorme utilidad, ya que una vez que
se logren avances en el conocimiento de la cuantificacion y
prediccion de porosidades y permeabilidades y l6gicamente se
apliquen en la exploracion y explotacion de agua, gas y petroleo
supone un mayor beneficio para las industrias dedicadas a este
fin, pues sus inversiones seran més bajas y sus producciones y
rendimientos serdn mayores.

Sexto: No deben utilizarse ciegamente los parametros destinados
al analisis de la porosidad y la permeabilidad en clasticos y
carbonatos, pues su mal empleo puede conducir a resultados
equivocados, si se utilizan indistintamente para cualquiera de
este tipo de rocas. En otras palabras, el criterio aplicado a este
anélisis es de suma importancia puesto que se deben hacer las
consideraciones adecuadas a cada clase en observacion.

Séptimo: El proceso de diagénesis, relacionado con la formacion y
destrucciéon de la porosidad y su impacto en la permeabilidad
comprende un sinndmero de variables fisicas y quimicas como
la presiéon litostatica, presion de poro, temperatura, densidad
de los fluidos, saturacion de fluidos, saturacion de minerales en
solucion, transporte de masa, isotérmicos, etc., hecho que incide
en su anéalisis de tal manera que obliga a elegir cual o cuéles de
los fenémenos asociados a ésta seran estudiados, pues abordar
el proceso como un todo resulta simplemente imposible. Es
necesario que dichos fenémenos se encuentren preferentemente
lo més interrelacionados posibles con el fin de obtener mejores
resultados.

Octavo: Los modelos fisicos, matematicos y geoldgicos, son so6lo eso,
modelos, los cuales son planteados bajo condiciones ideales,
condiciones que no se presentan en la naturaleza. Por eso se
debe ser sumamente cuidadoso al emplear cualquiera de éstos y
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ain mas al utilizarlos de forma simultdnea. Los modelos deben
ser lo mas sencillos posibles ademéas de considerar las variables
indispensables que sean capaces de describir un fenémeno o pro-
ceso hasta donde sea posible y no pretender describir en forma
total. El anélisis de los diferentes aspectos geoldgicos requiere
sustentarse en situaciones verdaderamente posibles, e integrarse
a otros andlisis geoldgicos, pues la historia y funcionamiento de
la geologia de una localidad no se pueden inferir sin el conoci-
miento y las herramientas necesarias, los cuales en la actualidad
no resultan ni completamente adecuados ni suficientes para este
objetivo.
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A. FACTORES DE CONVERSION

Area

1 pulg? = 6.4516 cm?
lem? = 1074 m?

Concentracion

1 microgramo = 1 parte por millén (ppm)

pg/mm (ml) = 0.001 gramo g/1 (litro) = 1 miligramo mg/1
1 g/ton métrica = 1 ppm = 0.001 %

1 parte por millon = 0.9072 g/ton corta = 1 g/ton métrica
1 onza Troy/ton (corta) = 34.286 ppm

Densidad

Densidad (p) = gms/cc 6 mg/m®

Longitud

lLangstrom (A) = 10~ 'nm = 10~ ym = 10~ " mm = 10~%cm
1 nanémetro (nm) = 10A =10"m

1 micrémetro (um) = 1 micrén (p) = 1000 nm

1 milimetro (mm) = 1000 gm = 100 000 nm = 0.0394 in
0.03 milimetros = 30 micrones

1 pulgada (in) = 2.54 cm

1 centimetro (cm) = 0.39in

1 metro (m) = 3.2808 ft

1 pie (ft) = 0.3048 m

1 kilometro (km) = 0.6214 mi = 3281 ft

1 milla (mi) = 1.6093 km = 5 280 ft
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Masa/Peso

1gramo (g) = 0.03527 onzas (Avoirdupois) = 0.03 215 onzas (Troy)
1onza (Avoir) = 28.3495g = 1.097 oz (Troy)

1 Kilogramo (kg) = 2.204621b (Avoir) = 35.27 oz (Avoir)

1libra (Ib) (Avoir) = 0.4536 kg = 16 0z (Avoirdupois)

1libra (Ib) (Troy) = 120z (Troy)

1ton corta = 20001b (Avoir)

1ton larga = 22401b (Avoir)

1 ton métrica = 22051b (Avoir)

Presion

1 atmosfera (atm) = 1.01 325 (bar) = 1.013 x 10° (Pa)
= 14.6963 psi = 760 mmHg
1 bar = 0.9869 atm = 14.5038 psi = 10° Pa
1psi = 0.0689 bar = 0.0680 atm
1kg/cent cuad. = 0.96 784 atm = 0.98 067 bar = 14.2233 psi
1 kilobar (kbar) = 10 Pa = 986.9 atm
1 pascal (Pa) = 1N/m?
1 kilopascal (kPa) = 103 Pa = 10~2 bar
1 megapascal (MPa) = 10°Pa = 10 bar
1 gigapascal = 10° Pa = 10% bar = 10 kbar

Temperatura

1 grado Fahrenheit = gOC
°C = 3(°F — 32)
°F =:°C+ 32

Ulo|

Viscosidad

1 poise = 1dyn x s/cm? = 1g/cm x s
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A. FACTORES DE CONVERSION

Volumen

1 pulg. ctibica (in®) = 16.4 cm?

1litro (1) = 1000.028 cm® = 1.057 qt

1 mililitro (ml) = 1.000028 cm? = 1 cm?
1 microlitro (ul) = 1073 ml = 10791

1 galon (imperial, U. K.) = 4.5461
1galon (U.S.A) = 3.7851
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B. CLASIFICACION GEOLOGICA
DE POROS

TIPOS BASICOS DE POROSIDAD S

SELECTIVO DE TEXTURA NO SELECTIVO DE TEXTURA
@ INTERPARTICULA BP
W e =
' INTRAPARTICULA wp 1
INTERCRISTALINA BC ; CANAL* CH
.
¢ MOLDICA MC 8
VACUOLA* VUG
® ap
o A o e
oo FENESTRAL FE
S
% CAVERNA* oV
= GUARIDA SH
SRy
B ¥ 2 ESTHUCTURAS o *CAVERNA APLICA A POROS DEL
P TAMARNO DE UN HOMBRE O MAS
' . GRECIMIENTO GRANDESCON FORMAS DE CANAL O DE VACUOLAS 1

SELECTIVO O NO DE TEXTURA

BRECHA ' 17 SOTERRAIIENTO I—@- PISTAS — ENCOGIMENTO
BR ¢ ¢ w o j J BU L SK
F il Tt {5 C g it R
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TERMINOS MODIFICADORES £ canETi PRy
MODIFICADORES GENETICOS MODIFICADORES DE TAMANO* |
PROCESO DIRECCION O ETAPA CLASES mm**
- 256 —
SOLUCION s AGRANDADO x MEGAPORO  mg ,Mf._'"ﬁ 5y ]
CEMENTACION c REDUCIDO r : L 4]
grande fins
SEDIMENTACION INTERNA | RELLENO f MESOPORO  ms = 112 —
pequeiio  sms .
TIEMPO DE FORMACION MICROPORO  mc !T
PRIMARIO P Utilice prefijos de tamaiio con tipos basicos de porosidad:
PRE-DEPOSITACIONAL Pp OR0Vg msVUG
smcll mesomold smsMO
DEPOSITACIONAL Pd microinterpartic'e mc3P
SECUNDARIO S *Para poros de forma regular menores a cavernas
**Medidas referentes a diametro promedio de poro
EOGENETICO Se o el intervalo de tamaiios de un conjunto de poros.
MESOGENETICO Sm Para poros tubulares emplee el promedio de seccion
cruzada. Para poros en forma de plato use el ancho
TELOGENETICO St ¥ denote la forma.
LOS MODIFICADORES GENETICOS SE COMBINAN COMO SIGUE: MODIFICADORES DE ABUNDANCIA
PROCESO + DIRECCION + TIEMPO porcentaje de porosidad (15%)
0
EJEMPLOS:  :AGRANDADO-POR SOLUCION sX relacion de tipos de porosidad (1:2)
PRIMARIO REDUCIDO- EN CEMENTO  crP 0
EOGENETICO-RELLENO CON CEMENTO if Se relacion y porcentaje  (1:2) (15%)
CLASES PETROFISICAS LUCIA(1983)

TEXTURA DOMINADA POR GRANO

GRAINSTONE

NOTA: LA BARRA MIDE 100 pm

_otsses]

PACKSTONE

TEXTURA DOMINADA POR LODO
PACKSTONE WACKESTONE MUDSTONE

ﬁs&%‘g%%
PR AL S
Sy
iy
o

\l
. N

OLOMITA
4 TAMANO

TAMARO Fr
CRISTAL
20-100pm

'A-;v. N R
S Aavr)
]

TAMANO
CRISTAL
>100pm

QA 15772¢
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ESPACIO POROSO VACUOLAR LUCIA (1983)

INTRAGRANULAR

FENESTRAL

VACUOLAS SEPARADAS VACUOLAS EN CONTACTO
CONEXION VACUOLA-MATRIZ CONEXION VACUOLA-VACUOLA
TEXTURA DE
TEXTURA DE GRANO TEXTURA DE LODO GRANO Y LODO
EJEMPLO TIPO EJEMPLO TIPO EJEMPLO TIPO
SRR
3
n POROS POROS CAVERNOSO
b3 MOLDICOS MOLDICOS::
<
m P L D T L L
E v
w
»
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6‘ MOLDICOS INTI:I(\)I':C?SSILES '
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g
> Fevrmieryrves
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7
o Freery \errerreeTT
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PORCENTAJE DE POROSIDAD INTERPARTICULA

ESPACIO POROSO INTERPARTICULAS

LUCIA (1983)

(INTERCONEXION MATRICIAL)

TAMARO Y SELECCION DE PARTICULA
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TEXTURA DE LODO
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O CEMENTANTE
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