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Resumen

México es uno de los paises que ha sustentado su economia en la exploracién y
produccién de hidrocarburos y cuenta con una gran oportunidad de recursos petroleros
debido a las condiciones geoldgicas donde se encuentra ubicado el territorio Mexicano.

Los Yacimientos Naturalmente Fracturados (YNF) son una recurso importante en
términos de las reservas de hidrocarburos a nivel mundial y actualmente estan sien-
do explotados en diferentes regiones del mundo, incluido el Medio Oriente y México.
Se estima que estos yacimientos cuentan con aproximadamente el 60 % de las reservas
mundiales de hidrocarburos. Por esta razén es necesaria una buena caracterizacién de
un medio complejo compuesto por un volumen rocoso (matriz) y que al mismo tiempo
cuenta con un sistema poroso tanto primario (intergranular, intragranular, etc.) como
otro de origen secundario (red de fracturas a diferentes escalas, vigulos, canales de di-
solucién, carvernas, etc.) que permite la acumulacién de hidrocarburos y que establecen
una relacién estatica y dinamica. La caracterizacion de los Yacimientos Naturalmente
Fracturados no es tarea facil debido a las caracteristicas complejas que presentan, por
lo tanto, al dia de hoy existe gran cantidad de investigaciones para la comprensién y
modelado de los fenémenos que actian entre la matriz, la mayaria de las veces con una
capacidad de almacenamiento mas grande, pero con menor permeabilidad, y una red
de fracturas que mejora la productividad de los Yacimientos Naturalmente Fracturados
debido a su alta permeabilidad, pero en este caso menor capacidad de almacenamiento.

El principal objetivo acerca de esta tesis, en la vida temprana de explotacién de los
Yacimientos Naturalmente Fracturados, es la determinacién tanto del volumen original
de hidrocarburos in situ del medio poroso matriz y de la red de fracturas, apoyado de
la Ecuacion de Balance de Materia y de los convenientes arreglos que se le hagan de
acuerdo a la metodologia presentada por los articulos que se veran en el capitulo 5.

Porder determinar el comportamiento de los yacimientos en su vida temprana, con
una cantidad limitada de informacién que provea las propiedades del yacimiento, usando
modelos matematicos y sin contar con un simulador numérico de yacimientos para
poder obtener una buena aproximacién de los volumenes de hidrocarburos recuperables
con el fin de maximizar las ganancias y disminuir los costos, dan las herramientas
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suficientes para la toma de decisiones sobre la administracién integral de yacimientos y
la implementacion exitosa de los planes de desarrollo y explotacion de los Yacimientos
Naturalmente Fracturados.
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Capitulo 1

Introduccion

1.1. Importancia de los Yacimientos Naturalmente Frac-
turados.

Meéxico es uno de los paises que tiene gran parte de su econémia nacional enfocada a
la exploracion y produccién de hidrocarburos y cuenta con una importante oportunidad
de recursos petroleros debido a las condiciones geoldgicas y geograficas en las que se
situa el territorio Mexicano.

Los yacimientos naturalmente fracturados (YNF) son un componente importante a
lo que se refiere a las resevas de hidrocarburos a nivel mundial y actualmente explotados
en diversas partes del mundo, incluido Medio Oriente y México. Estos yacimientos se
ha estimado que cuentan con aproximadamente el 60 % de las reservas mundiales de
petréleo. En nuestro pais la mayor parte de los hidrocarburos que se producen diaria-
mente provienen los los yacimientos naturalmente fraturados.

Es debido a ello que se requiere de una buena aproximacién de la caracterizacion de
un medio complejo, constituido principalmente por un volumen de roca (matriz) que
a su vez contiene un medio poroso de origen primario (porosidad intergranular, intra-
granular, etc.) y otro secundario (red de fracturas a diferentes escalas, vigulos, canales
de disolucién, cavernas, etc.) que permiten la acumulacién de los hidrocarbburos y que
interactiian de manera estatica como dinamica. La caracterizaciéon de los YNF no es
tarea facil debido a la complejidad de sus caracteristicas y hasta el dia de hoy existen
gran cantidad de estudios para poder entender y modelar la interaccién que existe en-
tre, una matriz que generalmente tiene una mayor capacidad de almacenamiento, pero
baja permeabilidad, con una red de fracturas que mejora la productividad de los YNF
debido a la alta permeabilidad, pero en su caso baja capacidad de almacenamiento.

El obtivo principal de esta tesis es poder determinar en la vida temprada de explota-
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cion de los yacimientos naturalmente fracturados, el volumen original de hidrocarburos,
de manera separada, aquel que ocupa el sistema poroso de la matriz como en la red
de fracturas, apoyandome de la ecuacién de balance de materia y los arreglos que se
le hacen de acuerdo a la metodologia propuesta por los autores que se veran en el tema 5.

El poder determinar el comportamiendo de los yacimientos naturalmente fractura-
dos de manera temprana, con poca informacién de las propiedades del yacimiento, el
uso de modelos mateméticos que no exijan el uso de un simulador ntimerico de yaci-
mientos y la buena aproximacion de los resultados de estos modelos, generan asi una
disminucién en los costos, permite tener las herramientas necesarias para la toma de
decisiones en la administracion integral de yacimientos y la correcta implementacién
de los planes de desarrollo y explotacién de los YNF.




Capitulo 2

Conceptos de Ingenieria de Yacimientos

2.1. Geologia del Petrodleo

La geologia del petroleo es la aplicacién de la geologia en la exploracién y explota-
cién de yacimientos de petréleo y gas.

Como objetivos principales podemos enlistar:

1. Localizar yacimientos petroliferos por medio de la geologia.
2. Economizar en la exploracién petrolera.
3. Conocer en todos sus aspectos la ciencia geolédgica.

4. Describir a la geologia en tres dimensiones con ayuda de los datos de las perfora-
ciones.

5. Evaluar los recursos petroliferos.

Las companias petroleras de todo el mundo, debido a los grandes intereses econémi-
cos y politicos, dan primordial importancia a sus departamentos de geologia, geofisica
y geoquimica, que cuentan con fuertes recursos econémicos, canalizados a proyectos de
investigacién en las distintas ramas de la geologia.

Con el tiempo la proyeccién de la geologia del petrdleo se ha extendido, ya que
anteriormente en la exploracién los criterios geolégicos se usaban, principalmente, para
encontrar los sitios favorables para la acumulacién de hidrocarburos; posteriormente,
la geologia definié los tipos de ambientes favorables para la generacién y acumulacién
de petroéleo; actualmente, los conocimientos estan enfocados al estudio integral de las
cuencas sedimentarias.

Antes de la revolucién industrial, los descubrimientos de aceite y gas eran acciden-
tales, pues los hallazgos eran por medio de pozos de agua someros o manifestaciones
superficiales.
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El nacimiento de la industria petrolera se atribuye a cuatro hombres de EE. UU.,
un financiero, un asesor cientifico (Prof. Silliman® de la U. de Yale), un perforador y
un superintendente (Coronel Edwin L. Drake?). Este grupo perforé en 1859, el primer
pozo en América cerca de Titusville, Pensilvania, en el cual broté aceite a 23 [m] de
profundidad, con una produccién de 20 barriles por dia (1 barril = 42 galones = 158.98
litros).

Los primeros descubrimientos de petroleo en los EE. UU. se reflejaron rapidamente
en México, ya que en 1864, Maximiliano otorga las primeras concesiones para explotar
petroleo. Hacia el final del siglo XIX, la exploracién del petrdleo es muy atractiva. En
México para esas fechas se encuentran gedlogos europeos, que estudian las regiones
potencialmente petroleras; se puede decir que la estratigrafia del este de México, fue
establecida a principios del siglo XX, por geélogos de compaiias petroleras extranjeras.

En 1902, en la region de Ebano la Mexicana Petroleum Company, en el pozo La
Pez #2, encontré petréleo pesado. Se puede mencionar, que la industria petrolera en
México, se inicid en el norte de Veracruz en la zona conocida como Faja de Oro.

El primer método geoldgico fue el de la teoria anticlinal (enunciado por W. Logan
en 1824, explicado por Hunt en 1861, y aplicado por primera vez por I. C. White
en 1880), el cual indicaba a la cima de los anticlinales como lugares favorables para
la acumulaciéon de los hidrocarburos. Esta teoria condujo a muchos descubrimientos
y aun hoy en dia, los estudios buscan estructuras sepultadas. Otros descubrimientos
importantes los realizé J. F. Carll en 1874 quien senalé la importancia del gas en el
movimiento del petrdleo a través del pozo y en la presiéon del yacimiento. También
propuso que el petréleo no se encontraba en cavernas, sino en los poros de las rocas.

El desarrollo de la industria petrolera tomé un impulso extraordinario durante la
primera guerra mundial, e igualmente coincidié con la integracion definitiva de la ciencia
geoldgica en la exploracién petrolera.

En los afios 20, tuvo lugar un acontecimiento importante en la historia de la explo-
racién, como fué la introduccién de los métodos geofisicos, desarrollados en Hungria y
Alemania, y con su maxima aplicaciéon en Norteamérica. En la misma década, Fracia
introdujo en el mercado los registros geofisicos de pozos, lo cual resulté de enorme im-
portancia para detectar las propiedades fisicas de las rocas y diferenciar las distintas
unidades litolégicas en el subsuelo.

Las nuevas tecnologias, asi como el estudio cuidadoso de las muestras colectadas
durante la perforacién propiciaron la aplicacién de otras ramas de la Geologia, como la
Estratigrafia y Micropaleontologia, que junto con la Geofisica se convirtieron en armas
esenciales.

Los problemas de correlaciéon debidos a cambios de facies, abrieron el interés por
conocer las condiciones de depdsito en los distintos paleoambientes; promoviendo asi,

!Benjamin Silliman, nacido el 8 de agosto de 1779 en Stratford Connecticut, Estados Unidos.

Silliman estudié quimica en la universidad de Yale e impartié las primeras clases de quimica en 1805.
2Edwin Laurentine “Coronel” Drake (1819-1880), nativo del condado de Greene, Nueva York, habfa

pasado con anterioridad su vida trabajando como oficinista, agente de correos y conductor de ferrocarril.
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el estudio de los sedimentos recientes con fines comparativos y la sedimentologia, en
general.

El desarrollo de las computadoras proporciond, como en todos los campos, un apoyo
mas a la exploracion petrolera.

La creciente dificultad para encontrar yacimientos en areas tradicionalmente pe-
troleras, enfocé el interés a otras areas potencialmente productoras. En estas regiones
se aplicd con éxito la prospeccién geoquimica. Los métodos geoquimicos permitieron
también evaluar el potencial generador de las formaciones.

Si se contemplan las futuras tendencias de la exploracion se puede extrapolar lo
siguiente:

1. Una creciente aplicacién de la estadistica y modelos matemaéticos con el auxilio
de las computadoras.

2. Una reduccién de los hallazgos petroleros en las regiones tradicionales, lo que
tiende a extender las fronteras de la exploracién a otras dreas (por ejemplo, aguas
profundas en los mares, regiones polares, zonas de dificil acceso, etc.) y a emplear
una tecnologia mas avanzada y costosa.

3. Una mecanizacién progresiva de los medios de exploracion.

2.1.0.1. Fuente de los Hidrocarburos

A pesar de algunas eventuales objeciones, universalmente se estd de acuerdo que los
hidrocarburos tienen una procedencia de tipo organico. Lo que indica que la materia
organica tuvo que ser sintetizada por organismos vivientes, y por lo tanto debié depo-
sitarse y preservarse en sedimentos. Dependiendo de las condiciones geoldgicas dadas,
parte de este material se transforma en compuestos de naturaleza petrolera.

La base fundamental para la producciéon masiva de materia organica fue la fo-
tosintesis, la cual aparecié aproximadamente hace 2000 millones de anos en tiempos
precambricos. Desde esa época a la era devonica la primera fuente de materia organi-
ca el fitoplancton marino. A partir del devénico, la mayor contribucién a la materia
orgénica fue por parte de plantas terrestres. Algunos animales grandes, como peces, con-
tribuyeron muy poco en la generaciéon de materia orgdnica. En resumen, los principales
contribuidores de material organico en los sedimentos fueron las bacterias, fitoplancton,
zooplancton y plantas de mayor tamano.

Los escudos continentales en areas de aguas tranquilas, como lagos, cuencas profun-
das y pendientes continentales, poseen las condiciones favorables para la depositacién
de los sedimentos ricos en materia orgdnica. Las tres etapas principales para la evolucién
de la materia organica son diagénesis, catagénesis y metagénesis.

La diagénesis toma lugar en sedimentos recientemente depositados donde se presen-
ta actividad microbial. Al finalizar la diagénesis, la materia orgénica consta principal-
mente de un residuo fosilizado e insoluble llamado kerégeno. La catagénesis resulta de
un incremento en la temperatura durante el sepultamiento del material en las cuencas
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sedimentarias. La mayor parte de la generacién de hidrocarburos se debe a la descom-
posicién térmica del kerégeno. La metagénesis toma lugar a altas profundidades, donde
tanto la presién como la temperatura son altas. En esta etapa, la materia organica esta
compuesta solamente de metano y carbono residual. Los constituyentes del kerégeno
residual se convierten en carbono granitico.

2.1.1. Rocas Generadoras

El problema de la roca generadora esta intimamente ligado al problema del origen
del petrdleo.

Un Yacimiento petrolero es un lugar privilegiado, donde se han efectuado eventos
favorables, repartidos en el tiempo y en el espacio, conjugando la historia geolégica de
de una cuenca sedimentaria.

Para que exista un yacimiento es necesario la existencia de 4 tipos de rocas: gene-
radoras, conductoras, almacenadoras y sellos.

Las etapas de formacién de un yacimiento petrolero se pueden resumir en cinco:

1. Formacién del petréleo
2. Migracién primaria

3. Migraciéon secundaria
4. Entrampamiento

5. Conservacion del yacimiento

La generacion de petréleo y la migraciéon primaria del mismo, se efectiian en la roca
generadora; la distribucion de este tipo de roca en una cuenca sedimentaria, depende
de las condiciones del relieve y del clima reinante durante la época del depésito.

Para localizar este tipo de rocas en la superficie o en el subsuelo, es indispensable
reconstruir la historia geoldgica de la cuenca, aplicando todos los conocimientos mo-
dernos sobre la evolucién de la materia organica en las rocas, desde su depdsito hasta
su transformacién en petroleo.

La determinacion de una roca generadora esta basada en:

1. Su contenido de materia orgéanica

2. El tipo de materia organica
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2.1.1.1. Caracteristicas Fisicas

Una gran variedad de sedimentos derivados de provincias geogréficas y estratigrafi-
cas diferentes han sido estudiadas y han dado datos para deducir varios hechos con
respecto a la formacién del sedimento rico en materia organica.

Bitterli (1963) establece que la riqueza de materia organica no es inherente a ninguna
litologia en particular, pero que més bien tiende a estar asociada con los sedimentos
de grano fino. Este hecho ha sido enfatizado por Hunt (1963), quien demostré que las
particulas mas pequenas, aparentemente debido a su mayor capacidad de absorcién,
estan asociadas con mayor cantidad de materia organica.

2.1.1.2. Caracteristicas Biolégicas

La productividad biolégica de los medios acuéticos, especialmente en los marinos, es
de gran importancia para la formacién de rocas generadoras con potenciales de hidrocar-
buros, pero no se deben despreciar los medios subaéreos sobre todo en la productividad
primaria de la materia orgédnica.

En los subaéreos el acceso libre del aire, conjuntamente con la presencia de humedad,
permite el crecimiento y la accién de bacterias, que descomponen y destruyen la materia
organica; por otro lado en los subacudticos, el depdsito de sedimentos de grano fino
limita el acceso del oxigeno molecular disuelto, y por ende, la actividad de las bacterias
aerdbicas llega a nulificarse. Abundando, el aire contiene 21 % de oxigeno, mientras que
en el agua, hay escasos mililitros de oxigeno por litro. Por lo tanto, la materia organica
es mejor preservada y posteriormente fosilizada en sedimentos subacudticos.

2.1.2. Migracién

Debido a que el aceite y el gas no se encuentran generalmente en las rocas en que
se originan, se hace necesario postular una migracion de los hidrocarburos de una roca
generadora a una roca almacenadora; y ademds, pensar en una migracién de los mismos
hidrocarburos dentro de la roca almacenadora, hasta que escapen a la atmosfera, o
bien, se encuentren un obstaculo o trampa natural donde se acumulen formando un
yacimiento.

Debido a la gran movilidad del gas natural, no hay dudas acerca de su migracién.
El gas bajo presion, practicamente se puede mover dentro de todas las rocas, a menos
que estas sean extremadamente compactas, en la direccién de menos presién que gene-
ralmente es hacia arriba. El aceite, como se ha observado en yacimientos profundos, se
mezcla con el gas en una fase homogénea de vapor, adquiriendo el aceite una movilidad
comparable con la del gas natural. Bajo estas circunstancias, se cree que la migracién
por largas distancias es posible.

En el pasado geoldogico también existe evidencia de la migracién, de la cual se
mencionan los siguientes puntos:
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Presencia de chapopoteras. La existencia de una chapopotera es evidencia de un
movimiento natural del aceite a la superficie. El petréleo que aflora a la superficie
proviene de un recepticulo en el subsuelo.

Acumulaciones en rocas inorganicas. La mayoria de las acumulaciones comercia-
les de petréleo se encuentran en rocas que probablemente nunca tuvieron la ma-
teria organica necesaria para generar petréleo. Por lo tanto, este tuvo que haber
migrado de la fuente de origen al receptdculo. Las rocas receptaculo mas comunes
(areniscas) se depositan en ambientes cercanos a la linea de costa que no son
favorables para la preservacién de la materia organica. Las rocas carbonatadas,
segundas en importancia después de las areniscas como rocas almacenadoras, pue-
den ser de origen organico, pero en la mayoria de los casos el aceite no parece
ser indigeno. Mucha de la porosidad de los carbonatos se debe a disolucién y es
dificil imaginar que el petréleo indigeno esté esperando la disolucién de la roca
para acumularse en ella.

Por otro lado, existen acumulaciones de aceite en rocas intrusivas y del basamento
cristalino en las que el aceite no es definitivamente indigeno. Igualmente sucede cuan-
do el aceite se acumula en colinas y cuestas sepultadas, cuya porosidad se desarrolla
posteriormente a la formacién de la roca misma.

Desde el punto de vista geoquimico, se sabe que los compuestos fluidos del petréleo
se generan en cantidades apreciables iinicamente a través de la accidén geotérmica sobre
el kerégeno organico de alto peso molecular, que normalmente sélo se encuentra en
rocas sedimentarias de grano fino, y no en rocas de grano méas grueso que son las que
constituyen las rocas almacenadoras. En la roca generadora siempre queda un residuo
del petroéleo generado.

Correlacion entre aceites del receptaculo y residuales. Con el desarrollo de la
geoquimica del petréleo, ahora es relativamente facil correlacionar diferentes tipos
de petrdleos con diferentes rocas generadoras en una cuenca.

Aceites quimicamente semejantes; receptiaculos superpuestos. Al contrario de
la regla, existen ejemplos de migracién de aceite de receptaculo en receptéaculo
formando un campo con multiples zonas productoras.

Ajustes estructurales de los hidrocarburos en el yacimiento. El gas, el aceite
y el agua generalmente se ajustan a la estructura independientemente del dias-
trofismo. Los plegamientos y el basculamiento pueden afectar la estructura; pero
el gas, el aceite y el agua migran relativamente rapido a su nuevas posiciones,
impuestas por los cambios estructurales. Las trampas con una adecuada seccion
sedimentaria pueden conservar sus hidrocarburos a pesar de ser muy jévenes.

Consideraciones cuantitativas. Probablemente el argumento més fuerte en apoyo
a la migracién en gran escala, es la presencia del aceite en enormes cantidades
en los campos gigantes de todo el mundo. Es cuantitativamente inconcebible que
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Figura 2.1: Migracién primaria, migracién secundaria y entrampamiento.

una acumulacién local o casi local de restos organicos haya sido tan enorme como
para generar todo el aceite que estos campos han producido.

La conclusion es en el sentido de que, aunque se reconocen migraciones cortas en
algunos campos (arenas acordonadas o barras), en la gran mayoria de los campos la
migracion en gran escala no es solamente posible sino probable.

2.1.2.1. Migracién Primaria y Secundaria

La primera migacién que experimenta el aceite después de su generacién es de la
roca generadora de grano fino a la roca porosa y permeable que representa la roca
almacenadora. A esta migracién se le llama primaria. Una segunda migracién se lleva
a cabo a lo largo de la roca almacenadora, hasta que el aceite llega a una trampa que
impide su movimiento, o escapa a la superficie. Esta migracién se denomina secundaria,
Figura 2.1. Debe indicarse que esta segunda migracion puede no exitir cuando la trampa
la constituye una lente arenosa aislada.

La migracién primaria y secundaria de gas y de mezclas de gas y aceite en fase
de vapor originada por altas temperaturas, es mas facil que la del petréleo liquido.
El gas simplemente se mueve en la direcciéon de menor presién, presentando los poros
saturados de agua una resistencia minima al movimiento. La migracién en fase de vapor
no solamente se produce a través de los poros interconectados en que se puede mover
el aceite, sino que también lo puede hacer a través de microporos y microfracturas.
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Fuente: Apuntes de Geologia del Petréléo. »

Figura 2.2: La migracién ocurre en un medio acuoso.

En la migracién primaria las fuerzas hidrdulicas son dominantes, pero en la migra-
cién secundaria la flotabilidad del aceite con respecto al agua asociada es probablemente
lo mas importante.

2.1.2.2. Fuerzas Hidraulicas

El agua en movimiento es capaz de arrastrar consigo al aceite. La compactacién de
la roca generadora debida al peso de la columna de sedimentos o presiones laterales
debidas a diastrofismo, es capaz de expulsar los fluidos que se encuentran dentro de
ella. La porosidad original de una roca de grano fino puede ser de entre 85 a 90 %, y por
compactacién puede disminuir hasta 35 % o menos. Obviamente, los fluidos que ocupan
los poros originales son expulsados de la roca al cerrarse los poros por compactacion,
produciéndose una migracién en direccién de menor resistencia hacia rocas mas porosas
y permeables como son las areniscas y las calizas.

El agua es siempre el liquido méas abundante, pero si en los poros entre los granos
mojados por agua hay aceite, éste es empujado hacia afuera de la roca generadora junto
con el agua libre. Figura 2.2.

Algunos gedlogos también creen en la eficacia de las fuerzas hidraulicas para mover el
aceite a lo largo de la roca almacenadora, produciendo acumulaciones con estratificacién
por densidad del agua y los hidrocarburos al alcanzarse la trampa. Sin embargo, la teoria
hidraulica no es aceptada por muchos, a menos que se acepte en algunos casos, que la
velocidad del agua circulando en el subsuelo es mayor que la velocidad echado arriba del
aceite moviéndose a través del agua. Se debe considerar que a profundidades grandes,
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Figura 2.3: Desplazamiento y separacién del aceite y gas por efectos hidrodinamicos.

el agua es virtualmente estacionaria.

Sin embargo, existen evidencias de contactos agua-aceite inclinados por efectos hi-
drodindmicos. Figura 2.3.

Por otra parte es indiscutible que las fuerzas hidraulicas son responsables del movi-
miento del aceite en la roca almacén durante la explotacién de un campo con empuje
de agua. en este caso, el agua se pone en movimiento debido a la cercania a la boca del
pozo.

Otro factor que puede ayudar a la migracién primaria, es la capilaridad, ya que
muchos autores opinan que mediante su accion, el aceite y el gas se pueden mover de
los poros més chicos a los més grandes; o bien, que la accién capilar tiende a introducir
agua a los poros mas finos desplazando de ellos el aceite y el gas. Sin embargo, hay
opiniones de muchos autores en el sentido de que la capilaridad no sélo no ayuda a la
migracién, sino que la retarda.

2.1.2.3. Flotacion

La migracién secundaria, dentro de la roca almacén, es debida a la flotabilidad que
es la primera causa del movimiento del aceite.
Para que la flotabilidad actie, se requieren dos condiciones:

1. Liquidos inmisibles.
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Figura 2.4: Migracién echado arriba.

2. Fluidos de diferentes densidades.

Se ha senalado que el agua y el aceite no se mezclan y que el aceite es siempre mas
ligero que el agua del receptéaculo, siendo el gas mas ligero que todos.

Por lo tanto, siempre que se encuentra: agua y aceite, agua y gas, agua, aceite y gas,
se produce una estratificacién por densidad. Debido a que las rocas almacén siempre
estan llenas de agua en una trampa, siempre se encuentran el aceite y el gas en las
partes mas altas de ellas. Para llegar a la zona de estratificacién, el aceite y el gas
deben migrar a través de los poros de las rocas.

La roca debe contener poros de cierto tamano que permitan actuar a la flotacién
pues de otra manera ésta no podria actuar. por ejemplo, en la roca generadora no se
produce estratificacién por densidad; pero como por definicion las rocas almacén tienen
suficiente porosidad y permeabilidad, la flotacion actia y se producen los ajustes por
densidad. Por lo tanto, la teoria de la flotacién se vuelve operativa cuando el aceite
llega a la roca almacenadora. Los poros de la roca almacenadora estan llenos de agua,
v los aceites mas ligeros se mueven hacia arriba.

2.1.2.4. Migraciones Posteriores al Primer Entrampamiento

La migracién secundaria no necesariamente termina con el primer entrampamiento.

Basculamientos posteriores pueden resultar en el derrame de los hidrocarburos y
renovacion de la migracién echado arriba. Figura 2.4.

Pero también la migracién continua de aceite y gas a una trampa, puede producir
que se rebase el punto de derrame (Spill Point) y se produzca una remigracién. Figura
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Fuente: Apuntes de Geologia del Petrdleo.

Figura 2.5: Remigraciéon del petréleo.

2.5.
Explicacién de la Figura 2.5.
Etapa 1.

En la trampa se observa estratificacion de gas, aceite y agua, arriba del punto de
derrame (PD).

Etapa 2.

Los hidrocarburos llenan la trampa hasta el PD, el aceite se derrama y migra echado
arriba.

Etapa 3.

La trampa esté llena de gas, el gas se mueve de abajo y entra a la trampa, pero el
mismo volumen se derrama fuera de la trampa. El aceite pasa por debajo de la trampa.

Cada yacimiento es una evidencia de migracién causada por la flotacién.

Casli invariablemente:

1. El aceite suprayace a el agua o esta en contacto con agua echado abajo
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2. El aceite ocupa el punto més alto abajo de una roca impermeable o abajo de un
casquete de gas natural mas ligero.

Aunque actien otros agentes en la migracién secundaria, el arreglo final en la trampa
es por diferencias de densidad; gas, aceite y agua.

2.1.2.5. Otros Agentes de Migracion

Dilatancia: Puede definirse como el incremento de volumen producido por el fractu-
ramiento. Produce una disminucién repentina de presién con el resultado de que
los fluidos en las rocas son absorbidos por las fracturas recién formadas.

Capilaridad: Ayuda en la migracién primaria, pero en la secundaria puede retardar
el movimiento de los fluidos. En las areniscas donde los granos gruesos estan
envueltos por agua congénita, ésta puede impedir la entrada de aceite a la roca.

Expansion del agua y corriente de gas (efervescencia): Auxilian en la migra-
cién al liberarse la presion por la perforacién de un pozo ayudando a los hi-
drocarburos a fluir hacia la superficie.

2.1.2.6. Caracter de Movimiento
Roof y Rutherford (1958), postulan 4 mecanismos para la migracién del petrdleo:

1. Flujo simultdneo en fases de agua y petréleo.
2. Flujo en fase de petroleo; el agua permanece estacionaria.
3. Movimiento del petrdleo en escala molecular con flujo de agua.

4. Movimiento del petrdleo en escala molecular sin flujo.

El mecanismo 1, es aplicable a la migracién primaria.

El mecanismo 2, el flujo del petrdleo sélo con el agua estacionaria, es por mucho el
mejor para explicar la migracién secundaria.

De acuerdo con Roof y Rutherford:

Después de que las gotas de aceite han sido removidas por algin medio de la roca
generadora, pueden entonces moverse hacia arriba por flotacion. Para las gotas mds
pequenas de los poros mds finos, tal movimiento parece ser posible. .. Si la ruta en to-
dos sus puntos tiene una componente hacia arriba, y si las gotillas no mojan el medio
himedo poroso, se moverdn continuamente a través de la formacion y se acumulardn
en la cima.
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La migracion secundaria no estd confinada a las gotitas. Estas pueden unirse en
masas flotadoras més grandes a medida que se mueven echado arriba, y abajo de una
capa sello inclinada hasta la trampa.

Es més, una vez que la acumulacién se ha efectuado, el aceite puede reasumir su
migracién en grandes “chorros”si se sale de la trampa al rebasar el Punto de Derrame.
En este caso, los chorros adquieren una mayor flotabilidad y se pueden mover echado
arriba expeditamente.

De acuerdo con los autores antes mencionados, los mecanismos 3 y 4 probablemente
no aportan una migracién sustancial en la escala molecular por si solo, sin embargo,
pueden auxiliar. El movimiento molecuar es tinicamente echado arriba.

2.1.2.7. Qué le pasa al agua de la trampa.

El aceite tinicamente puede entrar a la roca almacén desplazando un volumen igual
de agua.

En un sistema abierto, ésto no es problema porque el volumen se conserva constante
mediante el flujo de agua abajo del Nivel Freatico que puede aflorar. Pero en un sistema
cerrado el volumen adicional puede ser acomodado tinicamente por:

1. Compresién de los fluidos en la roca.

2. Penetracién forzada del agua desplazada a los estratos suprayacientes.

El agua tiene mayor penetrabilidad que el aceite, de tal manera que el sello puede
permitir el paso del agua e impedir el del aceite.

2.1.2.8. Direcciéon de la Migraciéon del Aceite.

Se considera en relacién a los planos de estratificacién. El aceite migra paralelo o
transversalmente a la estratificacion.

La migracion paralela o lateral se realiza en la roca almacenadora, mientras que
la transversal o vertical requiere de zonas permeables que atraviesen los planos de
estratificacién. Como regla, con sus correspondientes excepciones, la migracion primaria
es transversal y la secundaria es paralela.

La migracion transversal puede ser ayudada por juntas, fracturas y a veces, por
planos de falla, aunque éstos pueden frecuentemente impedir la migracion.

La migracién paralela se efectiia cuando se tiene una capa con porosidad y permea-
bilidad continua dentro de la columna geolégica. Ejemplo: areniscas y calizas de amplia
extension; canales y barras arenosas entre lutitas.




Capitulo 2. Conceptos de Ingenieria de Yacimientos 16

La migracion paralela es mas frecuente que la transversal como lo evidencia el hecho
de que existen extensos depositos de hidrocarburos en una formacién, sin que éstos se
encuentren en formaciones suprayacientes. Una misma formacion puede ser productora
en muchos campos separados dentro de una cuenca muy grande, sin que formaciones
superiores, con buenas condiciones de almacén cercanas a la formacién productora, los
contengan.

2.1.2.9. Distancia de la Migracion del Aceite.

La distancia de la migracion es funcién del tiempo si la permeabilidad y el gradiente
son suficientes. Si el aceite puede migrar 1 centimetro, puede migrar un kilémetro. Un
movimiento de 30 centimetros al ano se convierte en 300 kilémetros en un millén de
anos.

Obviamente, la migracién paralela tiene mas oportunidad de efectuarse por grandes
distancias.

El drea de recolecta o drenaje (gathering area) de una trampa esta limitada por la
extension echado abajo de la roca almacenadora.

Si la trampa esta en una parte alta en los flancos de la cuenca y la porosidad es de
“sabana”, la trampa podrd drenar una area enorme.

Las distancias reales de migracién son muy dificiles de calcular.

Tiempo de la migracién El factor tiempo es sumamente importante. Para que exis-
ta una acumulacion se requieren ciertas condiciones, y un orden determinado en
el cumplimiento de ellas.

El ejemplo més claro en la importancia del tiempo y la secuencia de eventos, lo
ilustra el caso de una migracion de aceite anterior a la formacién de la trampa.
En este caso, aun existiendo roca generadora, almacenadora, sello y trampa, ésta
serd estéril por haberse formado posteriormente a la migracion.

Cambios en el aceite durante la migracion Al moverse el aceite de lugares de
mayor a menor presion, pierde parte del gas disuelto.

Cambios de temperatura durante la migraciéon también afectan la cantidad de
gas.

Se producen cambios quimicos por el contacto con agua.

Se puede presentar la formacién de asfaltenos en los crudos cerca de la superficie
por la interacién quimica con el agua dulce percolante.

Se puede producir filtraciéon que separe componentes colorantes, mal olientes o
que separe fracciones viscosas; de tal manera que el aceite al final sera diferente
del original.
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2.1.2.10. Presencia de Agua en el Subsuelo.

De todo lo anterior, se puede concluir que la migracién del aceite y gas se produce
siempre en presencia de agua, debido a que todas las rocas en el subsuelo que tengan
naturalmente porosidad y permeabilidad, estan saturadas por agua.

2.1.3. Rocas Almacenadoras.

Se considera como roca almacenadora, a toda aquella roca que sea capaz de alma-
cenar a los hidrocarburos. Generalmente tienen una extension geografica mayor que la
de los yacimientos, debido a que éstos estan restringidos a la trampa. Afuera de las
areas productoras, las rocas almacenadoras estan casi siempre llenas de agua.

2.1.3.1. Caracteristicas Generales.

Para que un cuerpo o estrato pueda considerarse como almacenador, debe mostrar
las caracteristicas siguientes:

1. Ser poroso, es decir poseer espacios suficientes para almacenar un volumen con-
siderable de hidrocarburos.

2. Ser permeable, en otras palabras que sus poros estén de tal manera interconecta-
dos que cedan ficilmente los hidrocarburos al ser alcanzados por un pozo.

3. Mostrar cierta continuidad lateral y vertical.

El rango de valores que puede mostrar una roca almacenadora en sus caracteristicas
mencionadas depende, al final de cuentas, de la economia de explotacién (precio del
petréleo y costo de produccién), que impere en el momento de su descubrimiento; ya
que una roca almacenadora de escasa porosidad y permeabilidad puede ser econdémi-
camente explotable si su profundidad y extensién areal son adecuadas. Por otro lado,
una roca almacenadora u horizonte productor de escaso espesor puede ser explotable
si su porosidad y permeabilidad hacen costeable la extracién.

Las caracteristicas almacenadoras de una roca pueden ser originales como la porosi-
dad intergranular de las areniscas, o secundarias resultantes de cambios quimicos como
la disolucién en las calizas o el fracturamiento de cualquier tipo de roca. Los cambios
secundarios pueden aumentar la capacidad almacenadora de una roca o pueden provo-
carla en las rocas que no la tenfan originalmente. A la porosidad original se le conoce
como porosidad primaria y a la resultante de cualquier tipo de actividad geolégica,
después de que los sedimentos han sido convertidos en roca se le denomica porosidad
secundaria.
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2.1.3.2. Rocas Almacenadoras Miscelaneas.

Las rocas almacenadoras misceldneas incluyen a las rocas igneas y metamoérficas o
a la mezcla de ambas. Los yacimientos en este tipo de rocas son geolégicamente intere-
santes, pero rara vez lo son comercialmente. Donde se obtiene produccién econémica,
el yacimiento se encuentra echado arriba o apoyandose sobre sedimentos de los cua-
les probablemente migré el petréleo, mismo que ocup6 los espacios formados por el
intenso fracturamiento frecuente en estas rocas. Otra forma de ocurrencia de yacimien-
tos en roca volcanica se debe a que éstas se encuentran intercaladas en la secuencia
sedimentaria.

2.1.3.3. Principales Rocas Almacenadoras.

A excepcion de los contados casos de yacimientos en rocas igneas y metamérficas
mencionados previamente, la mayor parte de las reservas mundiales de aceite y gas se
encuentran en rocas almacenadoras detriticas o quimicas.

En el primer grupo las representantes mas importantes son las areniscas, mientras
que en el segundo grupo, en que se localizan aproximadamente el 30 % de los yacimien-
tos, esta representadado por dolomias y calizas, a las que en lo sucesivo denominaremos
rocas carbonatadas; un dato interesante de este grupo es que maés del 40 % de los campos
gigantes de petrdleo y gas se ecuentran en rocas carbonatadas. Es importante aclarar
en este momento, el punto respecto a la aplicacion de la geologia del petrdleo, por parte
de los gedlogos, geofisicos y petroleros.

2.1.3.4. Diferencias Fundamentales.

1. Areniscas Almacenadoras.

a) La naturaleza generalmente silicia de las areniscas almacenadoras las hace
menos susceptibles a las alteraciones diagenéticas reductoras de la porosidad
y permeabilidad, por lo que tales rocas son bastante consistentes en dichas
propiedades, tanto lateral como verticalmente, figura 2.6.

b) Debido a los procesos sedimentarios que intervienen en su formacién, las
particulas o granos detriticos que las constituyen tienden a adoptar formas
mas bien esféricas a subesféricas por efecto del transporte prolongado, lo que
se traduce en una geometria porosa de alta calidad para la extraccién de los
fluidos que contengan (especialmente hidrocarburos).

c¢) El transporte prolongado también se traduce en otras caracteristicas, ta-
les como predominancia de minerales estables y graduacién en la granulo-
metria del sedimento (la mayor parte de las areniscas almacenadoras tienen
didmetros de grano entre 0.05 y 0.25 mm), formando estrados en genral bien
definidos.
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d) Finalmente, las areniscas de tipo almacenador tienden a formar cuerpos en
forma lenticular, mas que en forma de capas muy extensas (excepto las depo-
sitadas en condiciones marinas transgresivas) y a acumularse en ambientes
de alta energia.

2. Rocas Carbonatadas Almacenadoras.

a) La naturaleza mineral6gica de estas rocas (minerales inestables) las hace muy
susceptibles a cambios diagenéticos que reducen notablemente su porosidad
y permeabilidad primarias; asi mismo, estas propiedades no son consisten-
tes en toda la extensién de un mismo cuerpo, por lo que resultan ser muy
heterogéneas desde el punto de vista de la explotacién de los hidrocarburos
que almacenan.

b) A diferencia de las areniscas, las particulas que constituyen las rocas carbo-
natadas almacenadoras sufrieron un transporte muy reducido (excepto las
que constituyen las turbiditas calcareas) o nulo, es decir se formaron in-situ
en la cuenca de depdsito.

¢) El depésito de carbonatos quimicos o bioquimicos requiere de condiciones
ambientales y de energia del medio acuoso muy especiales, éstos se reflejan en
cuerpos extensos arealmente y con gran potencia (espesor), frecuentemente
masivos si dichas condiciones se mantienen estables; y de cuerpos extensos
arealmente pero de escaso espesor (generalmente de estratos delgados), si
las condiciones varian frecuentemente. La energia del medio acuoso debe ser
escencialmente moderada a baja para repartir el depdsito de las particulas
que conforman estas rocas.

Dado que el primer elemento esencial de una roca almacenadora es su porosidad,
a continuacién se presenta una tabla de comparacién de esta propiedad entre las rocas
carbonatadas y las areniscas, publicada por Choquette y Pray (1970).

2.1.4. Rocas Sello.

Para que los hidrocarburos puedan quedar confinados a las rocas almacenadoras, es
necesario que las paredes del depdsito estén selladas de manera efectiva. Por lo tanto,
resulta obvio la importancia de las rocas sello, las cuales constituyen el cierre de los
yacimientos.

2.1.4.1. Caracteristicas Fisicas.

Puede decirse que no existe una roca que sea absolutamente impermeable y los sellos
de los yacimientos petroleros no son ninguna excepcién. Por lo tanto, no es necesario
que carezcan totalmente de porosidad, pues como se sabe, desde el punto de vista
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Aspecto de

la porosidad

a comparar Areniscas Carbonatos
Porcentaje
de porosidad Comunmente Comunmente
primaria en 25 - 40 % 40 - 70%

los sedimentos.

Porcentaje de
porosidad final

en las rocas

Tipos de porosidad

primaria.

Tipo(s) de porosidad
final.

Comunmente, la mitad o
mas de la mitad de la

porosidad inicial 15-30 %

Casi exclusivamente

interparticula.

Casi exclusivamente

interparticula.

Normalmente nula o
0 una pequena fraccion
de la porosidad inicial.

5-15% es comun
en las facies

almacenadoras.

Predomina
generalmente
la interparticula,
pero también la del

tipo intraparticula

Muy variada
debido a las
modificaciones

postdepositacionales.
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Aspecto de
la porosidad

a comparar

Areniscas

Carbonatos

Tamano de

los poros.

Forma de los

poros.

Uniformidad de
la forma, tamano y

distribucion.

El tamafo de
los poros y de los
canales de interconexién
estan muy ligados
al tamano de las
particulas

sedimentarias.

Muestran una fuerte
dependencia de la forma
de las particulas, en
general es un ”"negativo*
de la forma de

las particulas.

Comunmente muy
uniforme dentro
de un cuerpo

homogéneo.

El tamano de los
poros y de los canales
de interconexién
muestran poca relacién
al tamano o
clasificacién de las

particulas.

Muy variadas;
de fuertemente
dependientes
a independientes
de la forma de las
particulas o de los
componentes

diagenéticos.

Variable; desde
uniforme a
extremadamente
heterogénea ain
dentro de un

mismo cuerpo.
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Aspecto de
la porosidad

a comparar

Areniscas

Carbonatos

Influencia de la

diagénesis.

Influencia de

fracturamiento.

Minima; normalmente
reducciones minimas
de la porosidad
primaria por
compactacién y

cementacion.

Generalmente no es
de gran importancia
en las propiedades

almacenadoras.

Grande; puede crear,
destruir o modificar
en gran medida
la porosidad inicial.
La cementacion y
la solucién son

muy importantes.

De gran
importancia en las
propiedades

almacenadoras.
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MAXIMA PROFUNDIDAD DE SEPULTAMIENTO METROS

Fuente: Apuntes de Geologia del Petroleo.
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Figura 2.6: Relacién entre la porosidad y la profundidad de sepultamiento para areniscas

de diferente edad geoldgica.




Capitulo 2. Conceptos de Ingenieria de Yacimientos 24

sedimentoldgico, las arcillas que constituyen una de las rocas sello mas comunes, son
también porosas; basta simplemente que la roca a través de la cual esta circulando
el petréleo, pierda paulatinamente su permeabilidad, por reduccién del tamano de los
poros hasta un tamano capilar o inferior que el petréleo no sea capaz de franquear para
que quede detenido. Por lo tanto, la caracteristica principal de la roca sello serd la de
constituir una barrera a la migracion de los hidrocarburos y, de esa manera, permitir
su acumulacién en una trampa.

Para que una roca sea relativamente impermeable, no debe poseer fracturas in-
terconectadas. Debido a que los yacimientos aparecen normalmente tectonizados en
mayor o menor grado, las rocas deberan ser plasticas, de manera que respondan a los
esfuerzos mecanicos deformandose en lugar de fracturandose, lo cual abriria vias a la
migracién del petréleo como es el caso de las rocas quebradizas que son vulnerables al
fracturamiento.

Las mejores condiciones para la preservaciéon de los sellos se tienen en las regiones
con una historia geoldgica simple, ya que en areas muy deformadas y falladas, los se-
llos se destruyen frecuentemente; de ahi que por ejemplo, de los 25 principales campos

gasiferos del mundo, 21 se encuentran en &reas craténicas'.

El espesor de la roca sello es muy variable y depende fundamentalmente de su
calidad como tal (pero mientras mayor sea su potencia mayor sera su habilidad para
impedir la migracién del petréleo), y del grado de tectonismo de la regién.

En el caso de una roca sello de gran extensién es importante conocer la forma y el
tamafo de los poros, el contenido de fluidos y régimen hidrodinamico; rasgos que pueden
ser estudiados localmente, pero cuyos datos es dificil extrapolar a toda la extension de
una trampa. El estudio de la variabilidad lateral de las rocas sello se basa esencialmente
en un problema sedimentolégico que es importante resolver.

Se ha observado de manera general que las grandes acumulaciones de hidrocarburos
se encuenntran preferentemente en trampas que cuentan tinicamente con un sello en su
parte superior, los cuales se caracterizan por su gran extension y continuidad lateral.

Como hemos visto, en la mayor parte de los casos, los sellos son constituidos por
rocas que por sus caracteristicas fisicas originales impiden el paso de los hidrocarburos;
pero hay casos aunque pocos, en los cuales un yacimiento esta sellado por un tapén de
hidrocarburos sdlidos o semisélidos, como es el asfalto natural.

2.1.4.2. Tipos de Roca.

Los tipos de roca sello son muy variados; en general cualquiera que se adapte a la
definicién. Entre los tipos mas comunes estan, ademas de las lutitas, las margas y las
calizas arcillosas muy finas y toda la serie de evaporitas.

'Un cratén o cratégeno (del griego kratos, “cuenco muy plano“) es una masa continental llegada a
tal estado de rigidez en un lejano pasado geoldgico que, desde entonces, no ha sufrido fragmentaciones

o deformaciones, al no haber sido afectadas por los movimientos orogénicos
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Lutitas. Las lutitas son las rocas sedimentarias més abundantes de la corteza se-
dimentaria. Cominmente se encuentran interestratificadas con areniscas, rocas
carbonatadas o ambas. De manera que existen muchas probabilidades de que una
roca almacenadora esté situada entre capas de arcilla; como sucede en la columna
sedimentaria productora del NE de México. El grado de impermeabilidad de las
arcillas depende de su textura y de los minerales presentes. Una gran mayoria de
los sellos estan constituidos por lutitas.

Rocas carbonatadas. De las rocas carbonatadas hemos hablado tanto como rocas
generadoras, como rocas almacenadoras; pero bajo ciertas condiciones actiian
también como sellos. De entre ellas las calizas m&as comunes son las arcillosas,
las que gradualmente pueden pasar a arcillas calcareas; otro tipo son las margas
y ciertas cretas, que son de grano extremadamente fino, y ademas plasticas en
cierta medida, de manera que tienen una mejor capacidad a la deformacion; y
finalmente, las anhidriticas, o sea, aquellas calizas que contienen particulas dise-
minadas de anhidrita. Hay que recordar que las calizas densas puras, aunque de
baja porosidad, son quebradizas y susceptibles al fracturamiento en el caso de
sufrir esfuerzos.

Evaporitas. Después de las lutitas, las evaporitas siguen en importancia como rocas
sello. De estas, la anhidrita es el mineral mas importante como material de ta-
ponamiento y también es méas abundante que el yeso, la sal y otros precipitados
salinos. Idealmente, la sal serfa un magnifico sello ya que es el mas impermeable
de los minerales y es bien conocida su fluidez bajo la presién, pero ordinariamente
no actia como tal y en la practica, ain existiendo los diapiros de sal, la anhidrita
es la que efectua el sello. El yeso, es un mineral excepcionalmente compacto que
también podria constituir un excelente sello.

2.1.4.3. Rocas sello arregladas en orden de ductilidad (plasticidad).
= sal
= Anbhidrita
= Lutitas ricas en kerégeno
» Lutitas arcillosas
= Lutitas limoliticas
= Lodos carbonatados

= Cretas
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1 Cierre estructural
2 Relieve estructural

Fuente: Apuntes de Geologia del Petréleo

Figura 2.7: Cierre estructural.

2.1.5. Trampas.

La etapa final de la historia de un campo de aceite o gas la representa el entrampa-
miento de los hidrocarburos en acumulaciones econdmicamente explotables. Para ésto
es necesario que primeramente exista la roca almacén, y ademds, como condicién in-
dispensable que dicha roca se encuentre cerrada para que los hidrocarburos se puedan
almacenar en ella.

Las trampas representan recepticulos cerrados y son cuerpos de roca almacenado-
ras completamente rodeadas hasta por cierto nivel por rocas impermeables. En otras
palabras, una trampa es un obstaculo que impide la migracién de los hidrocarburos,
quedando éstos acumulados en ella.

Todas las trampas tienen un “cierre”, pero en los anticlinales es donde se mani-
fiestan con mayor claridad. El cierre es la distancia vertical entre la curva estructural
cerrada mas baja y la cima de la estructura. El cierre representa por lo tanto la distacia
maxima vertical en que los hidrocarburos se pueden acumular en la roca almacenadora.
Cualquier cantidad adicional de aceite abajo del cierre fluird sin entrar a la estructura.
Figura 2.7.

Generalmente las trampas no estan totalmente llenas de aceite, encontrandose el
contacto agua-aceite dentro del cierre.
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2.1.5.1. Area de Drenaje.

Es la extensién echado abajo de la trampa. En el caso de una trampa situada en el
flanco de una cuenca el area de drenaje puede extenderse hasta el fondo de la cuenca.
En condicones iguales, seran mayores los campos que tengan area de drenaje mayores.
De ahi la importancia de la localizacién del campo en la estructura regional.

2.1.5.2. Tiempo de Acumulacién.

De gran importancia en la exploracién. Se debe partir de la regla general de que la
acumulacén es siempre posterior a la trampa. No es facil de determinarlo.

Hay evidencias de migraciéon temprana como en las arenas lenticulares o acordona-
das donde la acumulacion puede efectuarse inmediata al depdsito, por compactacién
de las lutitas. En algunos anticlinales la acumulaciéon pudo efectuarse mucho antes del
maximo o ultimo plegamiento.

Estudios de subsuelo han mostrado que los plegamientos de las rocas mas viejas
de la corteza se han formado por una serie de movimientos recurrentes, y que cierres
adecuados para el entrampamiento pueden haber existido antes del diastrofismo! mayor.

Lo mismo sucede con las fallas que también pueden ser recurrentes pero quiza desde
el primer movimiento pudieron haber formado barreras impermeables. Por lo tanto, se
pudieron formar acumulaciones comerciales tempranas y subsecuentemente los movi-
mientos de la corteza acentuaron las trampas.

Sin embargo, se conocen anticlinales y fallas que se formaron en una sola etapa de
diastrofismo tardio. Es méds, en muchas trampas asociadas a discordancias, es inegable
la acumulacién tardia.

En algunos campos de las Rocallosas que producen rocas pensilvanicas y pérmicas,
se cree que la acumulacion se efectué a fines del Cretdcico o principios del Eoceno,
cuando se efectud el plegamiento.

Las discordancias dan evidencia de tiempos de migracion muy variados y muchas
teorias sobre la acumulacién.

Hay ejemplos de petréleo viejo en trampas jovenes.

2.1.5.3. Clasificacién de las trampas.

Se han propuesto muchas clasificaciones de las trampas que incluyen una amplia
variedad de condicones geoldgicas en las que se acumulan el aceite y el gas. Sin embargo,
debido a los numerosos tipos de yacimientos es muy dificil establecer una clasificacién
que incluya a todos los tipos.

Aun asi, se puede establecer una regla: el aceite y el gas se acumulan cuando la
migracion vertical y lateral es obstruida por una trampa o un cierre.

1Es el conjunto de procesos y fenémenos geolégicos de deformacién, alteracién y dislocacién de la

corteza terrestre por efecto de las fuerzas tectonicas internas.
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Las trampas se forman por condiciones estratigraficas que fueron establecidas du-
rante el tiempo de depdsito de los sedimentos, por los cambios posteriores y la litificacién
de los sedimentos, por deformaciones estructurales, o por combinacién de dos o mas de
estos factores.

Todas las clasificaciones han sido basadas en una o todos estos factores geoldgicos;
sin embargo, se considera que una clasificacién genética, relacionada al modo de origen,
es preferible.

Definiciones.

Yacimiento: es una acumulacién de petréleo en el subsuelo en una roca almacén
separada e individual, caracterizado por un sistema natural de presién, de tal
manera que la produccién de petréleo en una parte de él, afecta la presién de la
roca almacén en toda su extensién.

Un yacimiento estd limitado por barreras geoldgicas en todas direcciones, como
pueden ser condiciones estructurales, estratos impermeables y agua en la forma-
cion, de tal manera que esta efectivamente separado de otros yacimientos que
pueden existir en el mismo distrito o en la misma estructura geoldgica.

Campo: puede ser un sélo yacimiento, o puede consistir de dos o mas yacimientos
contenidos en, o relacionados a una misma estructura geoldgica.

Cuando més de un yacimiento estd presente en el mismo campo, los diferentes
yacimientos estan separados entre si por barreras geoldgicas, tales como fallas,
cambios de porosidad, y permeabilidad, acunamientos y condiciones sinclinales.

Los distintos yacimientos pueden encontrarse en varios horizontes de diferentes
edades geoldgicas, separados por formaciones relativamente impermeables, y pue-
den parcial o totalmente sobrelaparse unos a otros en sentido horizontal, sin ser
el sobrelapamiento necesario.

2.1.5.4. Clasificacion de las Trampas de Aceite y Gas.

Segiin Wilson incluido en Landes (1974).
1. Trampas Estructurales.

a) Sinclinales secos

b

)
) Anticlinales
c¢) Estructuras debidas a sal (Domos)
)
)

d

e

Hidrodinamicas
Fallas

2. Trampas por Variaciéon de Permeabilidad
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a) Permeabilidad variable por sedimentacién
b) Permeabilidad variable causada por aguas subterrdneas

¢) Permeabilidad variable por truncamiento y sello

Las trampas estructurales son el resultado de movimientos de la corteza terres-
tre. Los anticlinales son los més importantes, habiendo producido el 80 % del petréleo
extraido de todos los campos del mundo.

A las trampas de variacién de permeabilidad también se les ha llamado estratigrafi-
cas, sin embargo, este término no es muy apropiado debido a que en un estrato puede
continuar lateralmente, pero la permeabilidad no.

La acumulacién de aceite puede resultar de una trampa sola, de trampas multiples
o trampas combinadas.

Una trampa sola puede estar representada por la acumulacién de aceite en un
anticlinal.

Ejemplos de trampas multiples son la presencia de aceite abajo de un sello de asfalto
en una parte del campo, y en otra parte a lo largo de la cima de un anticlinal; o una
serie de pequenos domos superimpuestos en un anticlinal grande.

El entrampamiento combinado no es igual que el multiple. En el combinado todas
las trampas son mutuamente dependientes para efectuar el cierre.

La mayoria de las acumulaciones clasificadas como de permeabilidad variable son
realmente debidas a una combinacion de permeabilidad erratica y posicién estructural.
Ejemplo: acumulaciones en anticlinales que contienen localmente zonas estériles debidas
a variacion de permeabilidad. En este caso, la acumulacion es totalmente anticlinal, pero
la distribucién esta controlada por porosidad local.

A este aspecto, Wilson opina que los campos en que la porosidad es secundaria,
como en muchas calizas, no deben ser clasificados como estratigraficos.

El factor importante en este caso es saber si cuando se originé la estructura existia
permeabilidad, o si ésta se formé posteriormente al plegamiento.

Otras clasificaciones incluyen las siguientes trampas, Figura 2.8 y 2.9.
1. Estructurales

a
b

C

d

Pliegues

)
)
)
) Fracturas

2. Variacion de permeabilidad

a) Cambios de facies

b) Discordancias
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SECCIONES DE TRAMPAS GECLOGICAS

I
G

J‘;r,
[N

RS
f/ié:-:.ﬁm
MBIN, Clﬁﬁ DE PLIEGUE ¥ VARIACION

METASOMATISMO DOLOMITICO DE PORDSIDAD ¥ PERMEABILIDAD VARIACION DE POROSIDAD

Fuente: Apuntes de Geologia del Petrdleo.

Figura 2.8: Tipos de trampas.

¢) Diagénesis
3. Combinadas

4. Hidrodinamicas

5. Paleogeomorficas
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FISONOMIA GENERAL DE LOS DIFERENTES TIPOS DE YACIMIENTOS PETROLEROS

CAPAS PERTURBADAS POR
INTRUSION SALINA

CAPAS PERTURBADAS POR
INTRUSION SALINA

CAPAS PERTURBADAS
POR INTRUSION IGNEA

ACUMULACION EN FALLAS, FISURAS
¥ JUNTAS

7T

COMBINACION DE MONDCLINAL
¥ VARIACION DE POROSIDAD ¥
PERMEABILIDAD

SELLO DE HIDROCARBUROS

// ;i

L q 7
77 7
/¢

COMBINACION DE ANTICLINAL
¥ VARIACION DE POROSIDAD

COMBINACION DE PLEGAMIENTO,
FALLA ¥ VARIACION DE POROSIDAD

* Profundidodes b.n.m.

Fuente: Apuntes de Geologia del Petrdleo.

YACIMIENTO CONFINADO (SELLADO)

Figura 2.9: Tipos de trampas.
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2.2. Comportamiento de Fase.

2.2.1. Deficién de los Tipos de Yacimientos con Respecto a su Dia-
grama de Fase.

Hay 5 tipos de yacimientos petroleros de acuerdo a los fluidos que contienen. Estos
son usualmente llamados aceite negro, aceite voldtil, gas retrogrado, gas humedo y gas
seco. Los 5 tipos de fluidos han sido definidos, ya que cada uno requiere diferentes
aproximaciones por los ingenieros de yacimientos e ingenieros de produccion.

El ingeniero petrolero debe determinar el tipo de fluido, desde muy temprano en la
vida del yacimiento. El tipo de fluido es el factor decisivo en muchas de las decisiones que
deben ser tomadas considerando el yacimiento. El método de muestreo de los fluidos, los
tipos y didmetros del equipo superficial, los procedimientos de célculo para determinar
el aceite y gas in situ, las técnicas de prediccién de las reservas de aceite y gas, el plan
de explotacion del yacimiento y la selecciéon del método de recuperacién mejorada, son
todos dependientes del tipo de fluido en el yacimiento.

El comportamiento de los fluidos de los yacimientos durante su vida productiva es
determinado por la forma de su diagrama de fase y la posicién de su punto critico. El
conocimiento del comportamiento de una mezcla de dos componentes servira como una
guia para el comportamiento de las mezclas de multi-componentes.

2.2.2. Aceite Negro.

Los aceites negros consisten en una amplia varidad de especies quimicas incluyendo,
moléculas largas, pesadas y no volatiles. El diagrama de fase cubre un amplio rango de
temperaturas.

Existen unas lineas dentro de la envolvente de fase que representan el volumen
del liquido constante, medido como un porcentaje del volumen total. Estas lineas son
llamadas lineas de calidad. Las lineas estan separadas de manera uniforme dentro de la
envolvente.

Cuando la presion del yacimento se encuentra en cualquier lugar dentro de la en-
volvente, se dice que el aceite o el yacimiento se encuentra bajosaturado. La palabra
bajosaturado se utiliza en el sentido de que el aceite podria disolver mas gas, si existiera
la presencia de més gas.

Si la presién se encuentra en algin punto sobre la linea a la izquierda del punto
critico, el aceite se encuentra en su punto de burbuja y se dice que esta saturado. El
aceite contiene tanto gas disuelto como puede. Una reduccién en la presién liberara mas
gas para formar una fase libre en el yacimiento.

Como la presién declina, més gas se libera en el yacimiento. El volumen del gas
en porcentaje es 100 % menos el porcentaje del liquido. El agua siempre se encuentra
presente en un yacimiento de petréleo, pero no se incluye en esta discusion.
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En realidad el aceite estd saturado en cualquier lugar dentro de la envolvente de
saturacién. El punto de burbuja, es un caso especial de la saturacién, en el cual la
primera burbuja de gas se forma. Desafortunadamente, la palabra saturado es a menudo
utilizada para referirse al punto de burbuja.

Gas adicional se libera del aceite desde el yacimiento hasta la superficie. Esto causa
un encogimiento del aceite. Sin embargo las condiciones del separador se encuentran
aun dentro de la envolvente de fase, indicando que una relativamente gran cantidad de
liquido llega a la superficie.

El nombre de aceite negro es un nombre equivocado, ya que, el color de este tipo
de aceite no siempre es negro. Este tipo de fluido también ha sido llamado aceite crudo
de bajo encogimiento u ordinario.

Los aceites negros se caracterizan por tener un RGA inicial de 2000 [scf/STB] o me-
nor. La RGA se incrementard durante la produccién del yacimiento conforme la presién
decline por debajo de la presiéon de burbuja. El aceite en el tanque de almacenamiento
tendrd una densidad de 45 °API. La densidad en el tanque decresera ligeramente con
el tiempo hasta muy tarde en la vida del yacimiento cuando esta se vuelva a incremen-
tar. El aceite en el tanque es muy oscuro, indicativo de la presencia de hidrocarburos
pesados, a menudo negro, algunas veces con un tinte verdoso o café.

Los analisis de laboratorio indicardn que el B,; es de 2.0 o menor. El factor de
volumen de formacion es la cantidad de liquido en el yacimiento, en barriles, requerido
para producir un barril en el tanque de almacenamiento. Asi que el volumen del aceite
desde el yacimiento hasta la superficie, se encoge a la mitad, o menos, en su viaje hacia
el tanque.

Se determiné en laboratorio que la composicién de los C™* puede llagar a ser més
grande que 30 % mol, un indicativo de la gran cantidad de hidrocarburos pesados en
los aceites negros.

2.2.3. Aceite Volatil.

Los aceites volatiles contienen relativamente menos moléculas pesadas y maés inter-
medias (definidas como etano hasta hexanos) que los aceites negros.

El diagrama de fase de un aceite volatil, es de alguna manera diferente del diagrama
de fase de un aceite negro. El rango de temperatura cubierto por la envolvente de fase
es de alguna manera mas pequeno, pero de mas interes es la posicién del punto critico.
La temperatura critica es mucho mas baja que para un aceite negro y, en realidad,
esté cerca de la temperatura del yacimiento. También las lineas de calidad no estan tan
espaciadas, sino que estan desplazadas hacia la linea de puntos de burbuja.

Una pequenia reduccién en la presién por debajo del punto de burbuja, causa la
liberacién de una gran cantidad de gas en el yacimiento.

Un aceite volatil puede llagar a tener tanto gas como un 50 %, en el yacimiento
con sélo unos cuantos cientos de [psi] por debajo de la presién de burbuja. También
una linea de calidad con un mas bajo porcentaje de liquido cruza las condiciones del
separador. He alli el nombre de aceite volatil.
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Los aceites volatiles también han sido llamados aceites crudos de alto encogimiento,
y aceites cercanos al punto critico.

El conjunto de ecuaciones conocidas colectivamente como ecuaciones de balance de
materia, las cuales son usadas para aceites negros no funcionan para aceites volatiles.
Estas ecuaciones se derivaron bajo la suposicién de que el gas asociado con el liquido del
yacimiento, es un gas seco (definido mas adelante). Esto es cierto para aceites negros
excepto para bajas presiones en el yacimiento. Sin embargo el gas asociado con el aceite
volatil es muy rico, usualmente un gas retrégrado (definido més adelante). Este gas rico
libera una gran cantidad de liquido conforme se mueve hacia la superficie. A menudo
mas de la mitad del liquido en el tanque de almacenamiento producido, durante la vida
de un yacimiento de aceite volatil, ingresa al fondo del pozo en forma de gas. Esta
situacién causa que las ecuaciones de balance de materia sean invalidas para aceites
volatiles.

La linea divisoria entre los aceites negros y los aceites volatiles es de alguna manera
arbitraria. La diferencia depende ampliamente del punto en el cual las ecuaciones de
balance de materia comienzan a tener una inexactitud tolerable. La linea divisoria
entre los aceites volatiles y los gases retrégrados es clara. Para un fluido que es un
aceite volatil, su temperatura critica deberd ser mas grande que la temperatura del
yacimiento.

Los aceites voldtiles se identifican por tener una RGA inicial entre 2000 y 3300 [sc-
f/STBJ. La RGA se incrementa conforme la produccién se da, y la presién del yacimiento
decae por debajo de la presion de burbuja. La densidad en el tanque de almancena-
miento usualmente es de 40 °API o mayor, y se incrementa durante la produccion del
yacimiento, mientras las presion decae por debajo del punto de burbuja. El color del
aceite volatil es usualmente café, anaranjado o algunas veces verde.

Las observaciones de los aceites volatiles en el laboratorio revelaran un B,; mayor a
2.0. El aceite producido se encogerd en mas de la mitad, a menudo tres cuartas partes,
durante el viaje desde el yacimiento hasta el tanque. Los aceites volatiles deberian ser
producidos a través de 3 o mas etapas de separacion en la superficie para minimizar su
encogimiento.

El laboratorio determiné que las composiciones de los aceites volatiles tienen de
12.5 a 30 porciento mol de C'T. La linea divisoria entre los aceites volatiles y los
gases retrégrados con un 12.5 porciento mol de C7 es bastante definita. Cuando la
concentracién de C™* es mayor que 12.5 % mol, el fluido del yacimiento es casi siempre
liquido y presenta un punto de burbuja. Cuando la concentracién de C7* es menor que
12.5 % mol, el fluido del yacimiento es casi siempre gas y presenta un punto de rocio.

2.2.4. Gas Retrogrado.

Este tercer tipo de fluido del yacimiento sera considerado como gas retrégrado.

El diagrama de fase de un gas retrégrado es de alguna manera més pequeno que
para los aceites, y el punto critico se encuentra mucho mas hacia la izquierda en la
envolvente. Estos cambios son un resultado de que los gases retrégrados contienen una
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menor cantidad de hidrocarburos pesados que los aceites.

El diagrama de fase de un gas retrégrado tiene una temperatura critica menor que
la temperatura del yacimiento y una cricondenterma mayor que la temperatura del
yacimiento. Inicialmente el gas retrégrado es totalmente gas en el yacimiento, pero
conforme la presién decrese, el gas alcanza el punto de rocio. Al reducirse la presion,
el liquido se condensa del gas hasta formar un liquido en el yacimiento. Este liquido
normalmente no fluye y no puede ser producido. La trayectoria de la presion de manera
descendente, indica que, en alguna baja presién el liquido comienza a revaporizarse.
Esto ocurre en el laboratorio; sin embargo probablemente esto no ocurra de manera
tan extendida en el yacimiento, debido a que durante la produccién, la composicién del
fluido en el yacimiento cambia.

El limite inferior de la RGA inicial para un gas retrégrado es de aproximadamente
3300 [scf/STB]. El limite superior no estd bien definido; valores por arriba de 150000 [sc-
f/STB] han sido observados. Gases con grandes RGA tienen cricondentermas cercanas
a la temperatura del yacimiento y cae muy poco liquido retrégrado en el yacimiento.

Una manera préctica es que, cuando la RGA esta por encima de 50000 [scf/STB],
la cantidad de liquido retrégrado en el yacimiento es muy pequena y el liquido en el
yacimiento puede ser tratado como si fuera gas himedo (definido méas adelante).

La RGA para un gas retrégrado se incrementa después de que la produccion co-
mienza, cuando la presion del yacimiento cae por debajo de la presién de rocio del
gas.

Las densidades se encuentran dentro de los 40° y 60° [API] y se incrementa conforme
la presién cae por debajo de la presion de rocio. El liquido puede ser ligeramente de
color café, anaranjado, verdoso o como el agua.

Los gases retrogrados presentan un punto de rocio cuando la presion se reduce
a la temperatura del yacimiento. La fraccién de C7+ es menor que 12.5% mol. El
comportamiento retréogrado ocurrird a condiciones de yacimiento para gases con menos
del 1% de C™*, pero para estos gases la cantidad de liquido retrégrado es despreciado.

Los gases retrégrados son también llamados gas y condensados retrégrados, gas con-
densado o condensado. El uso de la palabra condensado en el nombre de este fluido del
yacimiento no lleva a mucha confunsién. Inicialmente el fluido es gas en el yacimien-
to y presenta un comportamiento retrégrado. Por lo tanto el nombre correcto es gas
retrégrado

Fl liquido producido del gas retrégrado a menudo es llamado condensado. El liquido
en el yacimiento también es llamado condensado. Pero un nombre adecuado es liquido
retrogrado.

Una RGA inicial de 3300 a 5000 [scf/STB] indica que se trata de un gas retrégrado
muy rico, del cual se condensars suficiente liquido para llenar 35 % o mds del volumen
del yacimiento. Incluso esta cantidad de liquido rara vez fluird y normalmente no puede
ser producida.

El gas en superficie es muy rico en hidrocarburos intermedios y a menudo es proce-
sado para remover el propano, butano, pentano e hidrocarburos méas pesados liquidos.
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2.2.5. Gas Humedo.

El cuarto tipo de fluido es el gas himedo.

El diagrama de fase entero de una mezcla de hidrocarburos, que en su mayoria
predominan moléculas mas pequenas, se encuentra por debajo de la temperatura del
yacimiento.

Un gas himedo existe tinicamante como gas en el yacimiento a través de toda
la reduccién de presion en el yacimiento. La trayectoria de la presiéon no entra en la
envolvente de fase. Asi no se forma nada de liquido en el yacimiento. Sin embargo las
condiciones del separador si se encuentran dentro de la envolvente, causando que algo
de liquido se forme en la superficie.

El liquido en la superficie normalmente es llamado condensado, y el gas en el yaci-
miento algunas veces es llamado gas y condensado. Esto nos lleva a una gran confusién
entre gas humedo y gas retrégrado.

La palabra hdmedo en un gas humedo no significa que el gas estd himedo (con
agua) sino que se refiere al liquido hidrocarburo, el cual se condensa a condiciones de
superficie.

Los gases humedos producen liquidos en el tanque de almacenamiento con las mis-
mas rangos de variedad que los liquidos provenientes de gases retrogrados. Sin embargo
la densidad del liquido en el tanque de almacenamiento no cambia durante la vida del
yacimiento. El liquido es usualmente como el agua en color. El gas hiimedo tiene un
gran valor de RGA, manteniendose constante durante la vida del yacimiento de gas
himedo. Para propédsitos de ingenieria, un yacimiento de gas el cual produce una RGA
mayor a 50000 [scf/STB] puede ser tratado como si fuera un yacimiento de gas himedo.

2.2.6. Gas seco.

Un gas seco es primordialmente compuesto por metano y algunos hidrocarburos
intermedios. La mezcla de hidrocarburos es tunicamente gas en el yacimiento y las
condiciones normales del separador en superficie, caén fuera de la envolvente de fase.
Y asi no se forma liquido en la superficie.

La palabra seco en un gas seco indica que el gas no contiene la suficientes moléculas
pesadas para formar hidrocarburos liquidos en la superficie. Usualmente algo de agua
se condensa en la superficie.

Un yacimiento de gas seco a menudo es llamado simplemente yacimiento de gas.
Esto nos lleva a una confusion debido a que los yacimientos de gas hiimedo en algunas
ocasiones son llamados yacimientos de gas. Ademds un gas retrégrado incialmente existe
como gas en el yacimiento.

Un conjunto de ecuaciones conocidas colectivamente como ecuaciones de balance de
materia han sido ideadas para determinar el volumen original in situ de gas y predecir
las reservas. Estas ecuaciones se idearon para gases secos y pueden ser utilizadas para
gases htumedos, si se toma cuidado en la definicién de las propiedades de los gases
htiimedos. Las ecuaciones son aplicables para gases retrégrados sélo a presiones del
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Figura 2.10: Clasificacion de los 5 tipos de fluidos de acuerdo con su diagrama de fase.

yacimiento por arriba del punto de rocio.

2.3. Propiedades de la Roca.

2.3.1. Porosidad.

La porosidad de un medio poroso esta dada por el simbolo ¢ (phi) y se define como
la razén del volumen vacio o volumen poroso entre el volumen total de la roca. Esta
razén puede ser expresada tanto en fraccion como en porcentaje. Cuando utilizamos
un valor de porosidad en una ecuacién, es casi siempre expresada como una fraccién.

Vi
=y

V), + volumen poroso.
Vi : volumen total.

De acuerdo a la interconexién del volumen poroso, la porosidad se define en poro-

sidades absoluta, efectiva y no efectiva.
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2.3.1.1. Clasificacion de la Porosidad.

Durante el proceso de sedimentacién y mitificacién, algunos de los poros que se desa-
rrollaron inicialmente pudieron sufrir aislamiento debido a varios procesos diagenéticos
o catagénicos tales como cementacién y compactacién. Por ende, existirdn poros inter-
conectados y otros aislados. Esto conlleva a clasificar la porosidad en absoluta y efectiva
dependiendo de que espacios porales se miden durante la determinacién del volumen
de estos espacios porosos.

2.3.1.2. Porosidad Absoluta.

Es aquella porosidad que considera el volumen poroso de la roca esté o no inter-
conectado. Esta propiedad es la que normalmente miden los porosimetros comerciales.
Una roca puede tener una porosidad absoluta considerable y no tener conductividad
de fluidos debido a la carencia de interconexién poral. La lava es un ejemplo tipico de
esto.

2.3.1.3. Porosidad Efectiva.

Es la relacion del volumen poroso interconectado con el volumen bruto de roca.
Esta porosidad es una indicacion de la habilidad de la roca para conducir fluidos, sin
embargo esta porosidad no mide la capacidad de flujo de una roca. La porosidad efectiva
es afectada por un numero de factores litolégicos como tipo, contenido e hidratacién
de arcillas presentes en la roca, entre otros.

2.3.1.4. Porosidad no Efectiva.

Es la diferencia que existe entre la porosidad absoluta y la efectiva.

2.3.1.5. Clasificacién Geolégica de la Porosidad.

A medida que los sedimentos se depositaron en los mares antiguos, el agua fue el
primer fluido que llené el espacio poroso. Esta agua se le denomina agua congénita. Un
método comun de clasificacién de la porosidad se basa en la condicién de, si la porosidad
se formd inicialmente o si fue producto de una diagénesis subsiguiente (dolomitizacién),
catagénesis, campo de esfuerzos o percolacion de agua.

2.3.2. Porosidad Primaria o Intergranular.

La cual se desarrollé al mismo tiempo que los sedimentos fueron depositados. Rocas
sedimentarias con este tipo de porosidad son: areniscas (detriticas o cldsticas) y calizas
(no detriticas). La porosidad primaria a su vez se clasifica en:
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2.3.2.1. Porosidad Intercristalina.

Se refiere a los espacios existentes entre los planos de un cristal o espacios vacios
entre cristales. Muchos de éstos poros son sub-capilares, por ejemplo, poros menores
de 0.002 mm de diametro. La porosidad que se encuentra entre cristales o particulas
tamano lodo se llama cominmente microporosidad.

2.3.2.2. Porosidad Intergranular.

Es funcién del espacio vac {o entre granos, es decir, de los espacios intersticiales
de toda clase en todo tipo de roca. Esta porosidad comprende tamano sub-capilar a
super-capilar. Generalmente, los espacios tienen un didmetro mayor de 0.5 mm.

2.3.3. Porosidad Secundaria, Inducida o Vugular.

Ocurre por un proceso geoldgico o artificial subsiguiente a la depositacién de sedi-
mentos. Puede ser debida a la disolucién o fractura (artificial o natural) o cuando una
roca se convierte en otra (caliza a dolomita). La porosidad secundaria es el resultado
de un proceso geoldgico (diagénesis y catagénesis) que tomé lugar después de la depo-
sitacién de los sedimentos. La magnitud, forma, tamafio e interconexion de los poros
podria no tener relacién directa de la forma de las particulas sedimentarias originales.
La porosidad secundaria se clasifica en:

2.3.3.1. Porosidad de Disolucion.

Integrada por canales resultantes de la disolucién del material rocoso por accién de
soluciones calientes o tibias que circulan o percolan a través de la roca. Las aperturas
causadas por meteorizacién (juntas alargadas y cavernas) y espacios vacios causados
por organismos vivientes pueden sufrir alargamiento debido a dilucién.

2.3.3.2. Dolomitizacion.

Es el proceso mediante el cual la caliza se transforma en dolomita segun la siguiente
reaccion:

2CaCO3 + Mgt — CaMg(CO3) + Ca™?

Algunas rocas carbonatas estdn constituidas solamente por calizas. Si el agua circu-
lante a través del espacio poroso contiene suficientes cantidades de magnesio disuelto,
el calcio en la roca puede intercambiarse por el magnesio en solucién. Como el magne-
sio es considerablemente mas pequeno que el calcio, la resultante dolomita tendra una
porosidad mayor, cuyo incremento oscila entre el 12-13 %.
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2.3.3.3. Porosidad de Fractura.

Son aperturas en la roca producto de fallamiento estructural de las rocas del yaci-
miento debido a tensién originada por actividades tectonicas tales como doblamiento y
falla. Esta incluye juntas, fisuras, y fracturas. Las porosidades de fractura normalmente
no superan el 1% en carbonatos.

2.3.3.4. Factores que Afectan la Porosidad.

2.3.3.5. Tipo de Empaque.

Idealmente se pueden formar los siguientes tipos de empaquetamientos los cuales
tienen diferentes valores de porosidad. El incremento de la presion de confinamiento
hace que los granos pobremente clasificados y angulares muestren un cambio progre-
sivo de empaquetamiento aleatorio a un empaque més cerrado, reduciendo con ello la
porosidad. Segun el tipo de empaque se tienen los siguientes valores de porosidad:

= Ctbico, porosidad = 47.6 %

= Romboedral, porosidad = 25.9 %

= Ortorrémbico, porosidad = 39.54 %

= Tetragonal esfenoidal, porosidad = 30.91 %

Para el sistema ctbico se tiene:
V (cubo) = (47)3 = 6473

Vol.cubo — Vol.esferas  64r® — 8(4/3)mr?

= - == 4 .
¢ Vol.cubo 64r3 76%
Para el empaquetamiento ciibico de varillas se tiene:
V (paralelepipedo) = (4r)(12r)L = 48r°L
V (varillas) = 127r* L
Vol.paral — Vol.varillas — 48r*L — 127r%L s
- = =1—--=214
¢ Vol.paral 48r2L 4 6%

De acuerdo con la figura 2.12

Vi = abc
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Empaquetamiento cibico Empaquetamiento romboédrico
de esferas uniformes, ¢ = 47.64 % de esferas uniformes, § = 2596 %

Empaquetamiento cubico de varillas
cilindricas de igual tamafio, ¢ =1- n/4

Fuente: Fundamentos de Ingenieria de Yacimientos.

Figura 2.11: Empaquetamiento ciibico, romboédrico y ctibico de varillas cilindricas.

I |
; b 1
Fuente: Fundamentos de Ingenieria de Yacimientos.

Figura 2.12: Sistema ortorrémbico




Capitulo 2. Conceptos de Ingenieria de Yacimientos

42

45°

Fuente: Fundamentos de Ingenieria de Yacimientos.

Figura 2.13: Sistema romboédrico

donde:

a = 4r cos 30° b=4r c=A4r

El volumen total del ortorrombo es:
Vi = 64r° cos 30°  V; = 55.426r°
El volumen de los 8 granos esta dado por:
Vyr = 8(4777«3)1/ = 335173
agr — 3 gr — .
Puesto que la porosidad la definimos como:

55.42613 — 33.5173
55.42673

V;f_vtqr
= ———7100 =
o= 113 00—

De acuerdo con la figura 2.13

>x100 =39.54%

V; = abe a = 4r cos 45° b=4r c=4r

El volumen total del ortorrombo es:

V, = 6413 cos 45° V, = 45.25¢°

El volumen de los 8 granos esta dado por:

Vgr =8 (;1717”3)

Vr = 33.517°

Puesto que la porosidad la definimos como:

V;f*‘/tqr
= ———2100 =
¢ A

<45.257“3 — 33.5173

953 )moo =25.94%
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2.3.4. Saturacién.

En un yacimiento normalmente estéd presente més de un fluido. Se acepta que inicial-
mente los espacios porosos de la roca fueron llenados con agua de mar en su totalidad.
Los hidrocarburos més ligeros se movieron por gravedad hacia la parte mas alta de
la estructura hasta alcanzar posiciones de equilibrio hidrostatico y dinamico, despla-
zando en su recorrido agua de los intersticios hasta una saturacién de agua congénita,
de aqui que cuando un yacimiento es descubierto, este puede contener aceite, gas y agua.

La saturacion S de un fluido en un medio poroso, se define como el volumen del
fluido V; medido a la presién y temperatura a que se encuentre el medio poroso, entre
su volumen de poros V,,; es decir:

-2

donde el subindice “f”puede representar aceite, agua o gas.
So = “2 [c.y.]
Sw = ‘V/z: [c.y.]
Sy = “;Z [c.y.]

Como en el caso de la porosidad, S puede considerarse también en forma puntual,
S(x, y, z, t) y expresarse en porcentaje.

En todos los yacimientos de hidrocarburos existe agua; los valores de .S, congénita
u original son del orden del 10 al 30 %, por lo tanto en etapas avanzadas de extraccion,
por entrada natural o artificial de agua, S, puede alcanzar valores de 0.8, quedando
solamente saturaciones pequenas de aceite y/o gas (saturaciones residuales). En yaci-
mientos de aceite S, puede variar desde cero (aceite bajo saturado) hasta valores
del orden 0.7. Ademaés, de la definicién de S se demuestra que:

So+ Sw+ S, =1

para cualquier yacimiento, a un tiempo cualquiera de explotacién, por lo que esto de-
be tomarse en cuenta al considerar cualquier situacién de saturacién de fluidos en los
yacimientos.

Se llama saturacion critica al valor de S a partir del cual el fluido correspondiente
puede empezar a moverse. Asi por ejemplo, para el caso de un yacimiento de aceite
bajo saturado, al llegar a la presion de saturacion aparece la priemra burbuja de gas;
al continuar bajando la presién se va incrementando Sy, pero el gas no puede moverse
hacia los pozos o hacia arriba de la estructura sino hasta que se alcanza la saturacién
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de gas critica Sy, que es del orden del 5 al 8 %, dependiendo de las caracteristicas del
sistema roca-fluidos.

2.3.5. Permeabilidad (k).

Es una propiedad del medio poroso y es la medida de la capacidad de un medio para
permitir el flujo de fluidos a través de él. La unidad de la permeabilidad es el Darcy.
Un Darcy es la permeabilidad de un medio poroso si a través de él fluye un solo fluido
de 1 [cp] de viscosidad, a un gasto de 1 [em?3/s], a través de un 4rea de 1 [em?] y con
un gradiente de presién de 1 [atm/cm], ver figura 2.14.

En estudios de yacimientos petroleros se consideran varios tipos de permeabilidad,
siendo cinco de ellos los siguientes:

Permeabilidad absoluta (k,): es la propiedad del medio que permite el paso de un
fluido, cuando éste lo satura al 100 %. Esta permeabilidad depende exclusivamente
de las caracteristicas fisicas de la estructura porosa.

Permeabilidad a un fluido (ky): indica la facilidad con que un fluido puede moverse
a través de un medio poroso cuando estd saturado 100 % con tal fluido. Puede
tenerse ky, ko y ki en el laboratorio.

b o— Gghtg L
9 AAP
Eo— %NgL
° AAP
b — %MQL
Y AAP

donde:

kg, ko, ky son las permeabilidades al gas, aceite y al agua

Tgs o> Quw son los gastos de gas, aceite y agua a condiciones medias de flujo
[y, Mo, My son las viscosidades del gas, aceite y agua

L es la longitud de la muestra

A es el area transversal de la muestra

AP es la caida de presién en la longitud (L)

Permeabilidad al liquido (k1): es la permeabilidad de un medio poroso obtenida
con el método Klinkengerg y estd dada por la siguiente ecuacion:

1

kL:kg—mFm
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el &
nQ

Seccion

Fuente: Dynamics of Fluid in Porous Media.

Figura 2.14: Modelo fisico de Darcy para la determinacion de la Permeabilidad.

donde:

K7, es la permeabilidad al liquido

kg es la permeabilidad al gas

m es la pendiente de la grafica de ﬁ vs kg
P, es la presién media de flujo

El valor de la kj, es practicamente igual al de la k.

Permeabilidad efectiva a un fluido (k.r): la pemeabilidad efectiva a un fluido es
la permeabilidad del medio a ese fluido cuando su saturacién es menor del 100 %.

_ Gl
AAP

ke f st S < 100 %

Se pueden tener diversos tipos de permeabilidad efectiva: permeabilidad efectiva
al gas (keg), permeabilidad efectiva al aceite (ke,) y permeabilidad efectiva al
agua (key)

Permeabilidad relativa a un fluido (k,f): es la relacién de la permeabilidad efec-
tiva a tal fluido entre la permeabilidad absoluta o la permeabilidad al liquido del
medio poroso.

Se tiene permeabilidad relativa al gas, permeabilidad relativa al aceite y permeabi-
lidad relativa al agua, las cuales son:
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Regién A i Regién B f Regién C

Swe Soc

Fuente: Apuntes de Simulacién Numeérica de Yacimientos.

Figura 2.15: Gréfica de permeabilidad relativa al aceite y al agua.

k
ko = g
g ka
keo
kro = 5
ka
kew
krw =
ka

La permeabilidad relativa depende de las caracteristicas tanto del medio poroso
como de los fluidos que lo saturan, asi como del grado de saturacion de los fluidos. Este
tipo de permeabilidad se expresa en por ciento o fraccion de la permeabilidad absoluta
y es muy comun representarla en funcién de la saturacion de algin fluido. En la figura
2.15 se muestra una gréafica de k,, v kro contra Sy,.

Regién A: Solo el aceite puede fluir porque se tiene S, < Syc
Region B: Puede fluir simultdneamente el aceite y el agua
Region C: Sdlo fluird el agua porque se tiene S, < S,

Los factores que afectan la permeabilidad relativa son:

= Saturacién de fluidos

= Geometria y distribucién del espacio poroso
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= Mojabilidad

» Historia de saturacion

2.3.6. Compresibilidad.

2.3.6.1. Coeficiente de Compresibilidad Isotérmico.

FEl conjunto de mecanismos que hacen posible la recuperacién primaria de hicar-
buros dependen de la expansion de los fluidos y de la roca en el yacimiento y pueden
ser apreciados de una mejor manera si consideramos la definicion de compresibilidad
isotérmica.

La compresibilidad se define como el cambio de volumen que sufre un volumen
unitario por unidad de variaciéon de presion, o sea:

 V\dP

La compresibilidad isotérmica, a temperatura constante, es comunmente utilizada
en la mayoria de los calculos de ingenieria de yacimientos debido a que se considera
una razonable aproximacion de cémo se producen los fluidos, y remueve calor del ya-
cimiento por conveccion, todo el yacimiento se asume que actiia como una fuente de
calor de extension infinita, que inmediatamente reemplaza este calor por conduccion y
con ello que la temperatura del yacimiento se mantenga constante. Por lo tanto la com-
presibilidad, referida en esta tesis, se debe interpretar siempre como la compresibilidad
isotérmica.

(2.1)

T

El signo negativo es una conveciéon requerida en la ecuaciéon 2.1 debido a que la
compresibilidad es definida como un nimero positivo, mientras que la diferencial, %,
es negativa, ya que los fluidos se expanden cuando su presion de confinamiento decrece.
Cuando se utiliza la definicién de compresibilidad de manera aislada, para describir la
pérdida de presion en el yacimiento, es mas ilustrativo expresarla en la forma.

dV = cVdP (2.2)

en donde dV es una expansién y dP una caida de presién, de las cuales ambas son
positivas. Esta es una ecuacién muy basica enfatizando todos los mecanismos en la
etapa de recuperacion primaria. En el yacimiento, si dP se toma como la caida de
presién desde un punto inicial hasta alguna presiéon menor, P; — P, entonces dV sera la
correspondiente expansion del fluido, el cual se manisfiesta a si mismo como produccién.

La habilidad de la ingenieria para obtener un alto factor de recuperacién, durante la
etapa primaria de produccién, utilizando unicamente la energia natural del yacimiento,
es asegurando que la dV, la cual es la produccién, sea proveniente del fluido de mayor
valor comercial en el mercado, llamado, petréleo o aceite.
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de = Produccién de aceite

T =dv, +dv, +dV,

Acuifero Casquete de gas

Aceite

dVi, dv, v,
v,

V,

w

Fuente: Fundamentals of Reservoir Engineering.

Figura 2.16: Recuperacion primaria de aceite resultado de la expansién del aceite, agua

y gas.

La figura 2.16 ilustra que, para hacer producir un yacimiento de aceite, deberan
ser perforados pozos dentro de la zona de aceite. Si el yacimiento estd en contacto con
un casquete de gas y un acuifero, la produccién de aceite debida a una caida uniforme
de la presion, dP, en todo el sistema, tendrd componentes debido a la expasién por
separado del aceite, gas y agua, y por lo tanto:

dVror = Produccion de aceite = dV,, + dV,, + dV,

en la cual el balance se expresa en volumenes de fluidos a las condiciones del yacimiento.
Aplicando la ecuacién 2.2, esto puede ser expresado como:

dVror = coVobAP + ¢, Vi, AP + CngAP

Considerando los siguientes valores de compresibilidad, como tipicos para cada uno de
los fluidos presentes, a una presién de 2000 [psia]:

co = 15x107C%/psi
cw = 3x107%/psi
cg = 500x107%/psi

es evidente que la contibucién para dVyor sumistrada por la expansion del aceite y
del agua, solo sera signicante si tanto V, como V,,, los volumenes iniciales del aceite
y del agua respectivamente, son lo suficientemente grandes. En contraparte, debido a
su muy alta compresibilidad, inclusive un muy pequenio volumen de gas en el casquete
contribuira significativamente con la produccién de aceite.

Por lo tanto, mientras que es obvio que no se produce el acuifero, sino que, se permite
que el agua se expanda y desplace el aceite, asi también, el gas en el casquete que aunque
teniendo valor comercial, frecuentemente se le mantiene en el yacimiento jugando un
papel muy importante en la contribuciéon de la recuperacién primaria através de su
expansion.
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2.3.6.2. Compresibilidad de la Roca.

La compresibilidad de la roca al igual que la de los fluidos es un mecanismo de
expulsién de hidrocarburos. Al comenzar la explotaciéon de un yacimiento y caer la
presién se expanden la roca y los fluidos. La expansiéon de la roca causa una disminucién
del espacio poroso interconectado. La expansion de los fluidos tiende a contrarrestar
el vaciamiento ocurrido por la produccion de fluidos que a su vez causé la caida de
presién. Ambos efectos van en la misma direccion, la cual es la de expulsar fluidos del
espacio poroso interconectado.

Este mecanismo de expulsién es especialmente importante en la produccién de ya-
cimientos bajo saturados sin empuje de agua y hasta que la presién baje a la presién
de burbuja. De hecho, en ese caso la compresibilidad es la tnica fuente de energia de
produccién.

En el caso de la formacién se definen tres tipos de compresibilidad, las cuales son
las siguientes:

1. Compresibilidad de los poros c,:

1 dv,

= ——— 2.3
Cp ‘/p dp ( )
2. Compresibilidad de la roca c,:
1 dV,
, = —— 2.4
c V. dp (2.4)
3. Compresibilidad total de la roca c:
1 dV,
=——— 2.5
%= (2.5)

donde:

¢p, ¢r Y ¢ son las compresibilidades de los poros, la roca y la roca total respectiva-
mente

Vp, Vi v Vp son los volumenes de los poros, la roca y los poros més la roca respec-
tivamente

Cuando se extrae fluido de una roca almacén, la presion interna cambia, aumen-
tando la presion diferencial entre esta presion y la presion externa de sobrecarga que
permanece constante. Esto trae como consecuencia el desarrollo de diferentes esfuerzos
en la roca dando como resultado un cambio en la parte sélida, en los poros y por con-
siguiente en la roca total. Desde el punto de vista de la ingenieria de yacimientos, el
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cambio principal es el sufrido por los poros. El cambio en el volumen total es importante
en areas donde ocurren hundimientos del terreno.

La relacion entre ¢, ¢, y ¢ con la porosidad (¢) viene dada por la ecuacién siguiente:

cy = ¢pcp + (1 = P)cy (2.6)

Segin estudios hechos ¢, es independiente de la presién entre 0 y 20000 [psi], por
lo tanto, para propdsitos practicos puede considerarse ¢, igual a cero y ¢, = ¢c,

2.4. Propiedades de los Fluidos.

2.4.1. Viscosidad (u).

Una propiedad muy importante se introducird como consecuencia de la ley de vis-
cosidad de Newton. Para un flujo bien ordenado! en el que las particulas de fluido se
mueven en lineas rectas y paralelas (flujo paralelo), la ley establece que para ciertos
fluidos, conocidos como fluidos newtonianos, el esfuerzo cortante sobre una interfaz
(superficie) tangente a la direccién de flujo es proporcional a la tasa de cambio de la
velocidad con respecto a la distancia, donde la diferenciacién se toma en una direccién
normal a la interfaz. Matematicamente se establece como:

T X — (2.7)

La figura 2.17 puede explicar con més detalle esta relacion. Se escoge un area infi-
nitesimal en el flujo que sea paralela al eje de velocidad horizontal, como se muestra.
Se dibuja la normal 7 a esta area y se grafican las velocidades del fluido en puntos a
lo largo de la normal, formando de esta manera un perfil de velocidad. La pendiente
del perfil hacia el eje i en la posicién correspondiente al elemento de area es el valor
oV /on, el cual se relaciona, tal como se planted anteriormente, con el esfuerzo cortante
T presente en la interfaz.

Al insertar el coeficiente de proporcionalidad en la ley de viscosidad de Newton se
llega al resultado:

1%

donde u se conoce como el coeficiente de viscosidad. En el sistema de unidades cgs, la
unidad de viscosidad es el poise, que corresponde a 1cmg <. El centipoise es 1/100 de
un poise. La unidad SI para la viscosidad es lmkg < Esta no tiene nombre particular y

es 10 veces mayor que el poise, como se deduce utilizando las unidades béasicas. En el

' Tal flujo, conocido como laminar, se encuentra libre de fluctuaciones macroscépicas de velocidades.
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- Perfil de velocidades

{/ Tangente
al perfil en
dA

— %
Eje de velocidad
Fuente: Mecanica de Fluidos. Irving H. Shames.

Figura 2.17: Flujo paralelo bien ordenado.

(& & o D’ F
= | )
d [ / Fluido
=g P /
A

Fuente: Apuntes de Simulacion Numérica de Yacimientos.

Figura 2.18: Representacién de la viscosidad de un fluido entre dos capas.

sistema USCS!, la unidad del coeficiente de viscosidad es 1% y en el sistema SI no
tiene nombre.

Es una medida de la resistencia de un fluido a fluir debido a interacciones molecula-
res; ésta varia con la presién y la temperatura. La mayoria de las teorias macroscépicas
de la viscosidad son fenomenoldgicas, porque es muy dificil calcular, a partir de los
principios fundamentales las muchas interacciones moleculares de las particulas que
son responsables de la viscosidad. Puede obtenerse por andlisis de laboratorio o bien
mediante alguna correlacién.

La viscosidad es el rozamiento interno entre las capas de fluido. A causa de la
viscosidad, es necesario ejercer una fuerza para obligar a una capa de fluido a deslizarse
sobre otra, como se puede observar en la figura 2.18, donde se representa un fluido
confinado entre una capa inferior fija y una superior movil.

La capa de fluido en contacto con la ldmina movil tiene la misma velocidad que
ella, mientras que la adyacente a la pared fija estd inmovil. La velocidad de las distin-
tas capas intermedias aumenta uniformemente entre ambas ldminas, tal como sugieren
las flechas. Un flujo de este tipo se denomina laminar.

! Al sistema de unidades inglesas se le conoce de varias maneras: Sistema de Unidades Comunes de

Estados Unidos (USCS, por sus siglas en Inglés).
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Figura 2.19: Gréficas de la viscosidad del aceite y del gas contra la presién del yacimiento.

Como consecuencia de este movimiento, una porcién de liquido que en un determina-
do instante tiene la forma ABCD, al cabo de un cierto tiempo se deformard adquiriendo
la forma ABC’D’.

La viscosidad del aceite aumenta al disminuir la presién bajo condiciones por debajo
de la presion de saturacién, esto es debido a la liberacion del gas en solucién. Estando
sobre la presion de saturacion la viscosidad aumenta al aumentar la presién debido a
que las moléculas se ven forzadas a estar mas juntas debido a la alta presion.

La viscosidad del gas aumenta al aumentar la presién y disminuye conforme aumenta
la temperatura, figura 2.19.

2.4.2. Compresibilidad de Fluidos.
2.4.2.1. Comportamiento de los Gases Reales.

Investigadores han propuesto cientos de ecuaciones de estado para gases reales.

Consideremos primero la ecuacion de estado de compresibilidad. Esta ecuacion de estado
es una de las mas comunmente utilizadas en la industria petrolera. Esta ecuacion tiene
algunas limitantes.

2.4.2.2. Ecuacién de Estado de Compresibilidad.

El comportamiento de la mayoria de los gases reales no se desvian drasticamente del
comportamiento predicho por la ecuacion de los gases ideales. Asi que la mejor manera
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Figura 2.20: Gréfico tipico del factor z, como una funcién de la presién a temperatura

constante.

de escribir una ecuacién de estado para un gas real es insertar un factor de correcién
dentro de la ecuacién del gas ideal. Esto resulta en:

zRT PM
M Y PTLRT
donde el factor de correccion, z, se conoce como el factor de compresibilidad y la ecua-
cién se conoce como la ecuacion de estado de compresibilidad. La ecuacién tiene varios
nombres, tales como la ecuacion de compresibilidad o la ecuacion de los gases reales.

El factor de compresibilidad es también conocido como factor de desviacion del gas,
super-compresibilidad, o factor z. Algunas veces el reciproco de la compresibilidad es
llamado supercompresibilidad.

El factor z es la relacién de el volumen real ocupado por un gas a una presién
y temperatura dados, entre el volumen de gas que ocuparia a la misma presién y
temperatura si se comportara como un gas ideal.

PV = znRT, PVy =zRT, Pv= (2.9)

V;“eal
o= 2.10
V;deal ( )

El factor z no es una constante. Varia con los cambios en la composicién del gas,
temperatura y presion. Debe ser determinado experimentalmente. Los resultados de la
determinacién experimental del factor z usualmente toman la forma mostrada en la
figura 2.20.

La forma de la curva es consistente con nuestro conocimiento del comportamiento
de los gases. A muy baja presion las moléculas se encuentran relativamente separadas, y
se reunen las condiciones con mayor probabilidad del comportamiento de un gas ideal.




Capitulo 2. Conceptos de Ingenieria de Yacimientos 54

=

1.20%
110 E

1004

| i

e

0.9 e a2 28
e
08 itk e 2
. L
ﬂv" L1 i < L
& AT P = e
0.5 e,
I b i
5 ! 13 z
o.alf 2,000 g
E gin iR b
= ! ETH te At R R H ]
Py 54K ;ﬂ R
il | I
33 B pvu [
i ¥ 1.0 FEE PR
o1 i

) 500 1,000 1,500 5,000 6000 7,000 §000 9,000 0,000

Presidn, [psia]

Fuente: Properties of Petroleum Fluids.

Figura 2.21: Factor z para el metano.

Los experimentos muestran que a muy bajas presiones el factor z se aproxima a un
valor de 1.0. Esto indica que el comportamiento de un gas ideal en realidad ocurre a
muy bajas presiones.

A moderadas presiones, las moléculas se encuentran mas cercanas entre ellas, lo
suficiente para ejercer alguna atraccién entre las meléculas. Esta atraccién causa que
el volumen real sea, de alguna manera, menor que el volumen predicho por la ecuacién
del gas ideal, asi que, el factor z serd menor a 1.0.

A altas presiones las moléculas son forzadas a permanecer juntas, y fuerzas repul-
sivas entran en juego, el volumen real es mas grande que el volumen ideal y el factor z
serd mas grande que 1.0.

El factor z para varios hidrocarburos gaseosos estan dados en las figuras 2.21, 2.22
y 2.23.

2.4.3. Compresibilidad de un Gas Ideal.
La ecuacion de estado més simple para un gas ideal.

RT
PV=nRT o V= ”T (2.11)
Si deseamos eliminar el termino dV/dP en la ecuacién 2.1, y obtenemos la derivada de
éste término de la ecuacién 2.11 como:

av nRT
= 2.12
<dP>T pe 212
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Figura 2.22: Factor z para el etano.
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Figura 2.23: Factor z para el propano.
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Combinando la ecuacién 2.12 con la ecuacién 2.1 da como resultado:
1 nRT
“=-\v )\~ Pz

oo (B (o o)

Debemos reconocer que la ecuacién de estado para un gas ideal no describe ade-
cuadamente el comportamiento de gases a temperaturas y presiones normalmente en-
contradas en los yacimientos petroleros. Sin embargo, la ecuacién 2.13 ilustra muy bien
los valores que podemos esperar del coefiente de compresibilidad isotérmico de un gas
y que resulta ser inversamente proporcional a la presién. La ecuacién 2.13 puede ser
utilizada para determinar el orden de magnitud esperada de la compresibilidad de un
gas.

2.4.4. Compresibilidad de un Gas Real.

La ecuacion de estado comunmente mas utlizada en la industria petrolera para gases
reales es:

z
= T— 2.14
V =nR fz ( )

donde el factor z cambia conforme la presion cambia y debe ser considerado como una
variable.

Si combinamos esta ecuacion con aquella que define el coeficiente de compresibilidad,
entonces obtenemos:

P gz —z
w (#),
<dP)T = nRTT (2.15)

y de

1 1/dz
- — _ (== 2.16
“=P (dP) . (2.16)
La figura 2.24 muestra el comportamiento tipico de la compresibilidad de un gas
real conforme varia la presion.
Para el caso especial, de un gas ideal, en el cual el factor z es una constante igual a

1.0 la derivada parcial del factor z con respecto de P es igual a cero y la ecuacion 2.16
se reduce a la ecuacién 2.13.
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Figura 2.24: Gréfica de la compresibilidad del gas contra la presién.

La derivada parcial, (dz/dP)r, es la pendiente del factor z graficado contra la
presion a temperatura constante. Las pendientes de las isotérmas de las figuras 2.21,
2.22 y 2.23 muestran como el segundo término de la ecuacion 2.16 puede llegar a ser
significativamente grande.

A bajas presiones, el factor z decrece conforme la presién se incrementa. Por lo
tanto la derivada parcial del factor z con respecto a la presién es negativa, y ¢, es mas
grande que en el caso de un gas ideal. Sin embargo a muy altas presiones, el factor z se
incrementa con la presién; la derivada parcial del factor z con respecto a P es positiva,
y ¢¢ s menor que en el caso de un gas ideal.

2.4.5. Compresibilidad del Aceite.

A presiones por arriba del punto de burbuja, el coeficiente de compresibilidad del
aceite se define exactamente como el coeficiente de compresibilidad de un gas. A pre-
siones por debajo del punto de burbuja, un término adicional debe ser agregado a la
definicién para cuantificar el volumen del gas que se libera.

Asi como con los gases, el coeficiente de compresibilidad isotérmico del aceite es
usualmente llamado compresibilidad, o en este caso, compresibilidad del aceite.

2.4.5.1. Presiones por Arriba de la Presién de Burbuja.

La definicién del coeficiente de compresibilidad, a presiones por encima del punto
de burbuja es:
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_ 1 [/av _ 1 (dVm
“="y\ar), ° “T"w\dr ),

1/ dv
o= —— | — 1
¢ v(dP)T (2.17)

Estas ecuaciones determinan el cambio fraccional del volumen de un liquido cuando
la presiéon cambia a temperatura constante. La derivada ordinaria se utiliza en lugar de
la derivada parcial debido a que Unicamente es permitida la variacién de una variable,
la presién.

La relacién que existe entre la compresibilidad del aceite y la presiéon para un aceite
negro tipico, a temperatura constante se muestra en la figura 2.25.

La compresibilidad del aceite negro es virtualmente constante, excepto a presiones
cercanas al punto de burbuja. Los valores rara vez exceden de 352x107% psi~!. La
ecuacion 2.17, aplican inicamente para presiones por arriba de la presién de burbuja.

Las ecuacién 2.17 pueden ser escrita como:

_ dlnV . dIn Vs
o= ap ), 7 P ),

dlnv
co——< iz >T (2.18)

Una sustitucién directa del factor de formaciéon de volumen del aceite dentro de la
primera ecuacién 2.17 da como resultado:

1 /dB,
- 2.1
“©="p, ( dP )T (2.19)

La ecuacién 2.17 puede ser integrada si se asume que ¢, permanece constante con

los cambios de presion.
Py v2
co/ P = —/ ! (2.20)
Py vy U

reultando en:

co(Py— P) = —In 2
U1
O
CO(PQ - Pl) = —IHE (221)
Vi

La ecuacion resultante es usualmente reordenada, asi que, los cambios en el volumen
especifico pueden ser calculados para conocidos cambios en la presion.
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Vo =Viexpeo(P1 — P) (2.22)

2.4.5.2. Presiones por Abajo de la Presién de Burbuja.

Cuando la presién del yacimiento se encuentra por debajo del punto de burbuja, la
situacion es muy diferente. El volumen liquido del yacimiento decrece al reducirse la
presién. Sin embargo, el volumen ocupado del yacimiento, por la masa que originalmente
era liquida, se incrementa debido a la liberacion del gas. El cambio en el volumen del
liquido puede ser representado por:

dB,

2.23

(ir), 229
El cambio en la cantidad de gas disuelto es:
dR;

2.24

(i), o2

y por lo tanto, el cambio en el volumen del gas libre es:

- (‘;%)T (2.25)

Entonces el cambio total en el volumen del yacimiento, a la presién por debajo del
punto de burbuja, es la suma del cambio en el volumen del liquido mas el cambio en el

volumen del gas libre.
dB, dRs
- B 2.26
[(dP)T g<dP>T:| ( )

donde B, es agregado para convertir el volumen del gas liberado a condiciones de
yacimiento.
Consecuentemente, el cambio fracional del volumen cuando la presion cambia, es:

(), n()] e

Esto es consistente con la ecuacién 2.19 en la cual, la derivada de R con respecto
de la presién, es cero a presiones por arriba de la presiéon de burbuja. En el grafico de
la figura 2.25, existe una discontinuidad justo en el punto de burbuja. La liberacién de
la primera burbuja de gas, provoca un cambio grande en el valor de la compresibilidad.
La ecuacion 2.17 aplica para presiones por arriba de la presiéon de burbuja y la ecuacién
2.27 aplica para presiones por debajo de la presién de burbuja.
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Figura 2.25: Compresibilidad de un aceite en funcién de la presién del yacimiento.

2.4.6. Compresibilidad del Agua de Formacién.

Como vimos anteriormente el coeficiente de compresibilidad del aceite tiene una
discontinuidad justo en el punto de burbuja. El coeficiente de compresibilidad isotérmico
del agua tiene la misma discontinuidad por la misma razén, como en la figura 2.25,
la cual muestra la tipica relacién entre la compresibilidad del agua y la presién del
yacimiento. Pero por otro lado, los valores de compresibilidad del agua son de alguna
manera més pequenos que los de la compresibilidad del aceite.

2.4.6.1. Presiones por Arriba de la Presién de Burbuja.

Apresiones por arriba de la presion de burbuja, la compresibilidad del agua se define
como:

1 /dV, 1 /dBy 1 (dpy
o= —— ) w=———=1 w = —| — 2.2
¢ Vw<dP>T ‘ Bw<dP )T ¢ Pw<dP>T (2.28)

La figura 2.26 muestra el coeficiente de compresibilidad del agua pura.

La figura 2.27 muestra el factor de correciéon que suele usarse para ajustar la com-
presibilidad por el efecto de los sélidos disueltos. Sorprendentemente la cantidad de gas
disuelto no tiene efecto en la compresibilidad del agua.
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Figura 2.26: Coeficiente isotérmico de compresibilidad del agua.
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Figura 2.27: Efecto de la salinidad sobre el coeficiente isotérmico de compresibilidad del

agua.
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Figura 2.28: Derivada de la razéon de solubilidad gas en agua, con respecto a la presién.

2.4.6.2. Presiones por Debajo de la Presién de Burbuja.

A presiones por debajo del punto de burbuja, la compresibilidad del agua se define

(), n()] e

Esta ecuacién es andloga a la ecuacién 2.27 para la ¢,. La ecuacion 2.29 es diferente
de la ecuacion 2.28 por la misma razon que la ecuacion 2.27 es diferente de la ecuacién
2.17.

La ecuacion anterior puede ser escrita como:

1 [dB B, (dR
Co=——|—m | +=2 ket (2.30)
By,\ dP ), By \ dP ),
El primer término del lado derecho de la ecuacién 2.30 estd relacionado con ¢, a

presiones por arriba del punto de burbuja y se calcula utilizando las figuras 2.26 y 2.27.
El segundo término de la derecha de la ecuacién se calcula por separado en tres

CcOomo:

partes.

El factor de volumen de formacién del agua, B,,, se calcula con la ecuacion 2.36 y
las figuras 2.34 y 2.36.

El factor de volumen de formacién del gas, By, se calcula usando la ecuacién 2.32.
Use un valor de 0.63 para la gravedad especifica del gas liberado del agua, para deter-
minar un factor — z en la ecuacién 2.32 este valor se basa en informacién limitada y su
presicion se desconoce; sin embargo, los valores que entrega parecen ser muy razonables.

La derivada (dRsy/dP)r se estima de la figura 2.28. Multiplicando los valores de
la derivada de la figura 2.28 por el factor de ajuste de la figura 2.27 para contar con el
efecto de los sélidos disueltos.

La figura 2.29 muestra en un mismo grafico las compresibilidades del aceite, gas y
agua.
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Figura 2.29: Compresibilidades de los fluidos del yacimiento.

2.4.7. Propiedades Volumétricas.

Cuando el petréleo, el gas y el agua de la formacién son producidos en la superficie,
sus volumenes se modifican debido a la compresibilidad de los tres fluidos y a la solubi-
lidad del gas en el petréleo y en el agua. Para convertir los volimenes (o gastos) desde
las condiciones de fondo hasta las condiciones de superficie se aplican los pardmetros
PVT. Ellos son los factores de volumen de formacién para el petrdleo, gas y agua y la
realcién de solubilidad del gas en el aceite y en el agua.

Los factores de volumen de la formacion relacionan el volumen del fluido en condicio-
nes de presién y temperatura del yacimiento con el volumen en condiciones estandar.
Se denominan B,, By, y B, y son funciones de la composicién de los fluidos y, por
supuesto, de la presiéon y temperatura.

La relacién de solubilidad gas-aceite, Rs, también se llama relacién gas-petréleo
disuelto. Existe una pequenisima solubilidad del gas en el agua, Rg,, que a menudo se
desprecia. Ahora bien, el gas producido en la superficie proviene tanto del gas disuelto
como del gas libre en el yacimiento. La relaciéon gas-aceite producido instantdnea se
denomina RGA. La relacién gas-aceite, tanto disuelto como producido, se mide en
volumen de gas en condiciones estandar por unidad de volumen de aceite en condiciones
estandar.

2.4.7.1. Factor de Volumen de Formacién del Aceite.

El petrdleo es una mezcla de hidorcarburos que a la presién y temperatura del
yacimiento se encuentra en estado liquido. A medida que se produce, disminuye la
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Figura 2.30: Grafico tipico del factor de volumen de formacién del aceite, como funcién

de la presion, a temperatura constante.

presién, y las fracciones mas livianas se gasifican. Se define el factor de volumen de
formacion del aceite, B,, como la relacién entre el volumen de petrdleo a condiciones
de yacimiento y el volumen de petréleo a condiciones estandar de superficie. El factor
de volumen de formacién del aceite es siempre mayor que la unidad.

B, es adimensional. Sin embargo es costumbre distinguir las condiciones de referen-
cia en las unidades [API]:

B, =

Volumen de aceite

~ Volumen de aceite +su gas disuelto [cy}
c.e.

En la figura 2.30 se muestra la variaciéon del factor de volumen de formacion del
aceite con la presién para un petréleo negro tipico. A presiones mayores que la presiéon
de burbuja el petréleo es un liquido monofasico y, por lo tanto, al disminuir la presién,
aumenta su volumen. A presiones menores que la de burbuja se libera gas y el volumen
disminuye.

2.4.7.2. Factor de Volumen de Formacion del Gas.

El factor de volumen del gas, By, es la relacién entre el volumen ocupado por el
gas a condiciones de yacimiento (V,)pr y a condiciones estdandar (Vj)c... Se aplica la
ecuacion de estado de los gases ideales a las condiciones de superficie o estandar, y la
ecuacion de estado de los gases reales a las condiciones de yacimiento. Se obtiene:
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V. P..T
Bg _ ( g)P,T _ tee z (231)
(Vg)c.e. PTc.e.
La ecuacion 2.31 es adimensional si las unidades de volumen son iguales.
en los textos de habla inglesa, se reemplaza P.. = 14.7 [psia] y T;.. = 519.7°R. De

tal modo que:

T
B, = 0.02828% (2.32)

si P=[psia] y T=[°R]. Por ejemplo, para condiciones de yacimiento de 2000 [psia] y 585
[°R], z=0.85 y By = 7.03121073 [Barriles a c.y./Barriles a c.e.).

En unidades inglesas se utilizan también los miles de pies cibicos (MSCF) para
expresar el volumen de gas a condiciones estdandar. Como 1 barril=5.615 [CF], resulta:

2T Barriles a c.y.
By = 5'03? " | MSCF a ce. (2.33)
si P=[psia] y T=[°R] y para el ejemplo anterior B, = 1.2516 [barriles a c.y./MSCF]

Ademss, se define el factor de expansién del gas, F, como el inverso de B,.

1
EF=— 2.34
5 (2:34)
By se representa en la figura 2.31. Nétese que para pequenas variaciones de la
presién en las cuales z se puede considerar aproximadamente constante, la ecuacién

2.31 indica que:

1

constante
B ooy TN
g P
lo que justifica la forma hiperbédlica de By(P).

(2.35)

2.4.7.3. Factor de Volumen de formacién del Agua.

El factor de volumen de formacion del agua B,, representa el cambio en el volumen
de la salmuera conforme ésta es transportada desde las condiciones del yacimiento hasta
las condiciones en superficie. Las unidades son barriles a condiciones de yacimiento,
sobre barriles a condiciones estdndar en superficie, [bbl/STB]. Tres efectos se relacionan
en la determinacién del factor de volumen de formacién del agua:

= La liberacién del gas disuelto en la salmuera conforme la presién se reduce,
= La expansion de la salmuera conforme la presion se reduce, y

= La concentracién de la salmuera conforme la temperatura se reduce
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Figura 2.31: Grafico tipico del factor de volumen del gas, como funcién de la presién, a

temperatura constante.

Hay que recordar que la mayor contribucién que tiene el factor de volumen de
formacion en el aceite, es la cantidad de gas que se libera. La solubilidad del gas
hidrocarburo en el agua, es considerablemente menor que la cantidad de gas en el
aceite, asi que la solubilidad del gas tiene un pequeno efecto en B,,. La contraccién y
expansiéon debidas a la reducciéon de la temperatura y de la presién respectivamente,
son pequenas y se contrarestan, asi que el factor B,, es numericamente pequenio y rara
vez mas grande que 1.06 [bbl/STB].

La figura 2.32 muestra una relacién tipica entre el factor de formacién del agua
contra la presién. La figura muestra desde la presion inicial del yacimiento, que se
encuentra por arriba de la presiéon de burbuja del agua. Conforme la presiéon del ya-
cimiento se reduce desde la presién inicial hasta la presién en el punto de burbuja, el
factor de formacién se incrementa debido a la expansion del agua en el yacimiento.

Una reduccion en la presion del yacimiento por debajo de la presién de burbuja da
como resultado la liberacién de gas desde el agua que se encuentra en el medio poroso
del yacimiento. La pérdida en el volumen del liquido debida a la liberacién de gas,
sélo es parcialmente compensada con la expancién del agua debido a la reduccién de la
presién en el yacimiento. Asi que el factor de volumen de formacién del agua continua
incrementandose conforme la presiéon del yacimiento se reduce.

Si la presién del yacimiento se reduce hasta la presién atmosférica, se alcanzara el
maximo valor de B,,. En este punto la temperatura debe ser reducida a 60 [°F| para
traer el factor de volumen de formacién a exactamente 1.0 [bbl/STB].

Note que el B, puede tener valores mores que 1.0 [bbl/STB]. Esto ocurre altas pre-
siones del yacimiento cuando la expansion de la salmuera fue causada por la disminucién
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Figura 2.32: Curva tipica de Bw como funcion de la presién, a temperatura constante.

de la presién durante el viaje hasta la superficie y ahi es mas grande la concentracién
de la salmuera debido a la caida de la temperatura y la pérdida del gas.

El factor de volumen de formacién para salmueras saturadas con gas han sido co-
rrelacionados. La figura 2.33 ilustra el procedimiento de la correlaciéon. Un volumen
de B, barriles de salmuera a condiciones de yacimiento, es covertido a V; barriles de
salmuera, por la reduccién de la presién a 14.65 [psia]. Normalmente V] es mds grande
que B, debido a la expansién como resultado de la reducciéon en la presién y es mas
grande debido a la reduccién del volumen del liquido resultado de la liberacién del gas.
Los Vi barriles de salmuera son convertidos a 1 barril de salmuera a condiciones de
superficie por la reduccién de la temperatura, desde el yacimiento hasta 60 °F.

El cambio en el volumen durante la reduccién de la presién se representa por AV,
y el cambio en el volumen debido a la reduccién en la temperatura se representa por
AVyr. Figuras 2.34 y 2.35 dan los valores de AV,,, y AV,r como funciones de la
temperatura y la presion del yacimiento. El factor de volumen de formacion del agua
puede ser calculado con estos valores utilizando la ecuacién 2.36.

By = (14 AVip) (1 4 AVir) (2.36)

Los valores del factor de volumen de formacién del agua, estimados usando esta
correlacién va de acuerdo al limite con los datos experimentales publicados, hasta en
un 100 %.

Sorprendentemente esta correlacion es valida para aguas de formacion de campos
con una amplia variedad de salmueras a diferentes concentraciones. Un incremento en
la concentracién de la salmuera causa un ligero incremento en el coeficiente térmico de
expansién del agua. Y esto a la vez causa un ligero incremento en el valor de AV, .
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Fuente: Properties of Petroleum Fluids.

Figura 2.33: Paso a paso del cambio en el volumen del agua de formacién, desde las

condiciones del yacimiento hasta condiciones estandar.
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Fuente: Properties of Petroleum Fluids.

Figura 2.34: AV en funcién de la temperatura del yacimiento.
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Figura 2.35: AV, en funcién de la presién y temperatura del yacimiento.

Un incremento en la concentracién de la salmuera también causa un decremento en la
solubilidad del gas en el agua y esto a la vez causa un ligero decremento en el valor
de AV,,. Estos cambios en los valores de AV, y AV,,, son compensados entre ellos,
hasta en un 100 % en todo el rango de concentraciones de salmuera desde cero hasta
30 porciento.

2.4.7.4. Relacion de Solubilidad Gas-Aceite.

La relacion de solubilidad gas-aceite, R, es el volumen de gas que se solubiliza (o
disuelve) en una unidad de volumen de petréleo a una determinada presién. Se mide en,
volumen de gas a condiciones estandar por unidad de volumen de petréleo a condicones
estandar. Sus unidades en los sistemas inglés e internacional son:

SCF m3

Rs=|—= 0 —

STB m3
En la figura 2.36 se muestra la evolucién de Rs(P). A presiones mayores que la
presion de burbuja, el volumen de gas disuelto en el aceite es constante e igual a Rg;,
relacién de solubilidad gas-aceite inicial. A presiones menores que la de burbuja, las

fracciones livianas de hidrocarburos se evaporan y el volumen de gas disuelto disminuye
con la presion.
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Rs vs Pressure
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Figura 2.36: Grafico tipico de R;.

2.4.7.5. Relacion Gas-Aceite Instantanea Producida.

La relacion gas-aceite instantdnea producida, RGA, también se denomina GOR
(Gas Oil Ratio) de produccién. Es el volumen de gas que se produce en campo (boca
del pozo) por unidad de volumen de petréleo producido en un corto intervalo de tiempo.
Ambos volimenes se miden a condiciones estdndar. No es un parametro PV, sino una
medicién de campo. Sus unidades son las mismas que para la relacién de solubilidad
gas-aceite:

- [5] - [%

STB

En la figura 2.37 se presenta la evolucién de RGA(P) para un yacimiento cuyo
mecanismo de drene se debe al gas disuelto. A presiones mayores que la de burbuja,
el gas producido proviene integramente del gas disuelto inicialmente en el yacimiento,
RGA = R,. La pequena caida en la produccién de gas a presiones cercanas pero
menores que la de burbuja se debe a la formaciéon de una saturaciéon de gas libre en
el yacimiento que no se produce en forma instantanea. En efecto, se ha comprobado
que el gas sélo comienza a moverse cuando su saturacién en el yacimiento excede un
valor critico, generalmente no mayor a 5%. A saturaciones mayores que la critica, el
gas —mucho mas mévil que el petréleo— comienza a producirse en volumenes cada
vez mayores. En esta etapa RGA es mucho mayor que Rg; y alcanza valores enormes,
arribando a un maximo. A partir del maximo, el volumen de gas producido disminuye
v la presion cae.

La figura 2.38 muestra cémo influyen B,, By, Ry y RGA en los volimenes de

m3
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Fuente: Propiedades de la Roca y los Fluidos en Reservorios de Petréleo.

Figura 2.37: Relacién gas-aceite producido en funcién de la presién media del yacimiento

para un yacimiento con energia del gas disuelto.

hidrocarburos en la formacién y en la superficie.

2.4.8. Relacion de Solubilidad del Gas en el Agua de Formacion.

La figura 2.39 nos muestra la comparacién de las solubilidades de varios componen-
tes del gas natural en el agua de formacién. Note que la solubilidad de cada hidrocarburo
parafinico es dos o tres veces menor que la solubilidad de el siguiente hidrocarburo maés
ligero. También la presién parece tener un gran efecto en la solubilidad de los hidro-
carburos més ligeros.

La figura 2.40 muestra la solubilidad del metano en agua pura a condiciones del
yacimiento. Esta figura puede ser utilizada con precisiéon de alrededor de 5% para
estimar la solubilidad del gas natural en el agua pura.
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Fuente: Propiedades de la Roca y los Fluidos en Reservorios de Petrdleo.

‘Gas Libre

Figura 2.38: Relacién entre los volimenes de fluido en la formacién y en la superficie.
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Figura 2.39: Solubilidad de hidrocarburos puros en agua a 200 grados F.
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Figura 2.40: Solubilidad del metano en agua pura.

2.5. Propiedades Roca-Fluido.

2.5.1. Capilaridad.

Cuando un capilar se sumerge en la fase de dos fluidos, puede producirse un ascen-
so o un descenso de la interfase. En el primer caso se produce el denominado “ascenso
capilar”, figura 2.41, y en el segundo caso se habla de “descenso capilar”’. Estos movi-
mientos ocurren como consecuencia de los fenémenos de superficie, que dan lugar a que
la fase mojante invada en forma preferencial el medio poroso. En términos generales, el
ascenso o descenso capilar se detiene cuando la gravedad contraresta (en funcién de la
altura y de la diferencia de densidad entre los fluidos) la fuerza capilar desarrollada en
el sistema. Estas fuerzas, en los yacimientos de hidrocarburos, son el resultado de los
efectos combinados de las tensiones interfaciales y superficiales, de la forma y tamano
de los poros y del valor relativo de las fuerzas de adhesién entre fluidos y soélidos y
las fuerzas de cohesién en los liquidos; es decir, de las propiedades de mojabilidad del
sistema roca-fluidos.

2.5.1.1. Presién Capilar (P,).

Es la diferencia de presiones que existe en la interfase que separa a dos fluidos
inmiscibles, uno de los cuales moja preferente a la roca. También se define la presién
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Fuente: Apuntes de Simulacion Numérica de Yacimientos.

Figura 2.41: Presion capilar.

capilar como la capacidad que tiene el medio poroso de absorber el fluido mojante y de
repeler al no mojante.
Aplicando un balance de fuerzas:
2r AT = 7T’I“2h,0wg

También se tiene:

P.= P, — Py = pwgh

Noétese que:

7r’P. = 7Tr2pwgh = 2nrAr

Para un par de fluidos inmiscibles que tienen un valor de tensién interfacial o,
confinados en un poro de seccion circular de radio r, la presién capilar estda dada por:

P 2A7 _ 20 cos
T

r

en donde 6 es el angulo de contacto que es medido a través de la fase mojante, que
hace la interfase con la superficie del poro.

La presién capilar normalmente es definida como la presion en la fase no mojante,
menos la presién en la fase mojante.

Pc:an_Pm

La presion capilar se usa para:

1. Determinar la distribucién de fluidos en el yacimiento.
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Fuente: Propiedades de la Roca y los Fluidos en Reservorios de Petrdleo.

Figura 2.42: Pelicula superficial aparente causada por la atraccion entre las moléculas

del liquido.

2. Determinar la saturacion de aceite residual para efectos de desplazamiento.
3. Determinar la distribucién de poros en la roca.

4. Diferenciar zonas o tipos de roca.

2.5.2. Fuerzas Interfaciales

Si sobre la superficie de un liquido se coloca con cuidado una aguja o lamina delgada
de metal, ésta flota pese a ser mas pesada que el liquido. Este experimento demuestra
la existencia de una aparente pelicula superficial, constituida por una o varias capas de
moléculas que actian como una membrana eldstica. La aparente membrana se origina
por la atracciéon que las moléculas del liquido ejercen entre si, figura 2.42. Por eso, en
la superficie se crea una tensién denominada tension superficial.

Dos fluidos inmiscibles en contacto no se mezclan y los separa una interfase. Las
moléculas no se mezclan por su mayor afinidad con las moléculas de su propia clase.
Cerca de la superficie las moléculas se atraen con mayor intensidad produciendo una
fuerza mecanica en la superficie que se conoce como tension interfacial o. Esta es el
resultado de efectos moleculares por los cuales se forma una interfase o superficie que
separa dos fluidos; en el caso de liquidos, si ¢ es nula, se dice que los liquidos son
miscibles entre si. Como ejemplo de liquidos inmiscibles se tiene el agua y el aceite, en
tanto que el agua y el alcohol son miscibles. En el caso de que se tenga una interfase
liquido-gas, al fendmeno se le llama tension superficial. Figura 2.43.

Las energias de superficie en un sistema de este tipo (figura 2.43) se relacionan
mediante la ecuaciéon de Young-Dupre, en la forma siguiente:
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Aceite

Figura 2.43: Tensién superficial.

AT =080 — OsSWwW — O'WOcOSGC
donde:

Ap = Tensién de adhesion, [dina/cm]

050 €s la energia interfacial (tensién interfacial) entre el aceite y el sélido, [dina/cm]

osw es la energia interfacial entre el agua y el sélido, [dina/cm)]

owo €s la energia interfacial entre el aceite y el agua, [dina/cm)]

0. es el angulo de interfase o de contacto aceite-agua con respecto al scélido, medido
a través del agua, [grados].

Ninguna de las energias interfaciales, aceite-sélido o agua-sdlido, pueden medirse
directamente. Son embrago, los términos equivalentes (la tensién superficial aceite-agua
y el dngulo de contacto) pueden determinarse independientemente, en el laboratorio.

2.5.3. Mojabilidad (W).

Cuando una roca contiene més de un fluido saturando su espacio poroso, la tensién
interfacial, es la que determina la preferencia de la roca a ser mojada por alguno de los
fluidos. La mojabilidad es la tendencia de un fluido a extenderse o adherirse sobre una
superficie solida, en presencia de otro fluido. Un parametro que refleja tal preferencia
es el dngulo de contacto. Si la roca es mojada por aceite se dice que oleofilica, figura
2.44, y si es por agua serd hidroéfila, figura 2.45.

La mojabilidad es de gran importancia para el flujo de aceite en un medio poroso.
Se han demostrado que si la roca es mojable por agua, figura 2.45, la permeabilidad
relativa al aceite es muy superior al caso en que la roca sea mojable por aceite. Esto es
debido a que la fase mojante (en este caso el agua) estd adherida a la roca, disminu-
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Aceite

Figura 2.44: Roca mojada por aceite.

Figura 2.45: Roca mojada por agua.
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Aceite

Figura 2.46: Roca sin preferencia a ser mojada por agua o aceite.

yendo de esta manera su movilidad.

En la aplicacién de esta propiedad a la ingenieria de yacimientos, la superficie sélida
es la roca del yacimiento, frecuentemente formanda por un material detritico de cuarzo,
caliza o dolomia y un cementante. Los fluidos que existen en los espacios o poros de la
roca son: aceite, agua y gas.

Como se ilustra en la figura 2.43, el valor del dngulo de contacto puede variar
desde 0° hasta 180°, como limites. Los dangulos de contacto de menos de 90°, medidos a
través de la fase de agua, indican condiciones de mojabilidad preferentemente por agua,
figura 2.45, mientras que los dngulos de contacto mayores de 90°, indican condiciones de
mojabilidad preferentemente por aceite, figura 2.44. Un dangulo de contacto exactamente
de 90° indicaria que la superficie de la roca tiene igual preferencia de ser mojada por
el agua o por el aceite, figura 2.46.

También han aparecido referencias a la mojabilidad en un sentido cualitativo. En
la literatura técnica, aparecen los términos “fuertemente mojados por agua’, “fuerte-
mente mojados por aceite”, y “mojabilidad intermedia”.

El gas natural es el fluido no mojante; el aceite es el fluido mojante cuando se com-
para con el gas y por lo regular el aceite es el fluido no mojante cuando se compara con
el agua. Dependiendo del tipo de roca en el yacimiento, la capacidad de mojabilidad
varia. El fluido mojante cubrird por completo la superficie de la roca y estara ubicado
en los espacios porosos mas pequeiios, debido a la accién de la capilaridad. La fase no
mojante tendera a congregarse en grandes espacios porosos, o en el centro de éstos.

Rara vez se indican los limites cuantitativos de estos términos cualitativos de mo-
jabilidad. Sin embargo, a veces se usan los limites aproximados siguientes: los angulos
de contacto cercanos a 0° y a 180° se consideran respectivamente como fuertemente
mojados por agua o por aceite.
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FASE MOJANTE

= La fase mojante ingresa al medio poroso en forma espontanea. Y por lo tanto, es
necesario entregar energia para sacarla del medio poroso.

= Se adhiere preferentemente a la superficie de la roca.

= Debido a las fuerzas de atraccién entre la roca y el fluido mojante, éste tiende a
ubicarse en los poros mas pequenos de la roca.

= La fase mojante usualmente no es moévil

= Las fuerzas de atraccion entre la fase mojante y la superfiecie de la roca impiden
que la saturacién de la fase mojante descienda por debajo de un valor minimo
(saturacién irreductible).

= Muchos yacimientos tienden a ser totalmente o parcialmente mojados por agua.
FASE NO MOJANTE

= La fase no mojante es expulsada del medio poroso en forma espontdnea. Y por
lo tanto, no es necesario entregar energia para extraerla de los poros. Sélo es
necesario disponer de una fuente de fase mojante para que la reemplace en forma
espontanea.

= No tiene preferencia a adherirse a la superficie de la roca.

= Debido a las fuerzas de repulsion entre la roca y el fluido no mojante, éste tiende
a ubicarse en los poros mas grandes de la roca.

= La fase no mojante es usualmente la fase mas mévil, especialmente a saturaciones
altas de la fase no mojante.

= Kl gas natural es siempre la fase no mojante, en yacimientos de hidrocarburos.

2.6. Distribucion de Fluidos en el Yacimiento.

Si agua, petréleo y gas son colocados en un tubo vertical, se distribuyen segtin sus
densidades. Las dos interfases son planas y separan las fase completamente.

Si el tubo estd lleno de arena (o contiene una muestra de roca) la situacién es
diferente.

No se observan interfases definidas y planas. La parte inferior se encuentra saturada
100 % con agua. Por encima se extiende una zona agua-aceite, denominada zona de
transicion en donde la saturacién de agua disminuye desde el 100 % hasta la saturacion
irreductible o congénita.
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Fuente: Propiedades de la Roca y los Fluidos en Reservorios de Petrdleo.

Figura 2.47: Efecto del tamano capilar sobre la altura del liquido.

La presencia de zonas de transicién de importante espesor se debe a que las fuerzas
capilares (mojabilidad y tensién interfacial) logran el ascenso del agua por sobre el
nivel original agua-aceite. El ascenso serd mayor en los poros de menor tamano, figura
2.47. Por eso, la zona de transicion es mayor cuanto menor es la permeabilidad. Para
una permeabilidad promedio dada, la zona es mas extendida cuanto méas amplia es la
distribucién del tamano de poros.

También hay zonas de transicién agua-gas en los yacimientos de gas y aceite-gas
en los yacimientos petroleros con casquete de gas. Estas zonas son de menor espesor
debidos a la mayor diferencia de densidades entre el gas y el agua, o entre el gas y el
aceite, como se esquematiza en la figura 2.48.

La distribucién de los fluidos en el yacimiento puede estimarse indirectamente par-
tiendo de curvas de presion capilar. Despejando la altura de la ecuacion 2.37.

Pe = (pw — po)gh (2.37)
Y asi obtener la ecuacion 2.38.
PC SUJ
h(Sy) = # (2.38)
(Pw — Po)g

donde tanto P. como h son funciones de la saturacién. Esta ecuacion es también
véalida para un sistema gas-agua reemplazando p, por pg.
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Fuente: Propiedades de la Roca y los Fluidos en Reservorios de Petrdleo.

Figura 2.48: Efecto de la densidad de los fluidos en el espesor de la zona de transicién.

2.6.1. Gradientes de Fluido.

La presion total a cierta profundidad es la combinacién del peso de la roca (GP) +
fluidos (FP) = presién de sobrecarga (OP). En la mayoria de las formaciones sedimen-
tarias es aproximadamente 1 [psi/ft], figura 2.49.

OP = FP + GP (2.39)

la presién de sobrecarga es constante, luego:

d(FP) = —d(GP) (2.40)

Es decir, una reduccién en la presiéon del fluido conduce a un incremento en la
presion de los granos de la roca (matriz) o viceversa. Para un caso normal de agua:

dpP
dj)agua

Esta ecuacion asume que hay continuidad desde la superficie hasta el fondo y ademas
de salinidad constante. El gradiente del agua dulce es 0.4335 [psi/ft]. Para un caso
anormal de agua:

P, = D +14.7 (2.41)

P
p,= (¥ D+14.7+C (2.42)
dD agua

donde C es (+sobrepresion) o (-subpresion). Los gradientes aproximados para agua
salada (depende de la salinidad) son:

dpP .
(ClD>agua =0.45 [psi/ft]
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Fuente: Fundamentos de Ingenieria de Yacimientos.

Figura 2.49: Gradientes de presién.

dpP .
(dl)>aceit6 -0 [pSZ/ft]

(Z;)g“ = 0.08 [psi/ft]

Presiones anormales se deben a:

» Cambios en temperatura. Un grado Fahrenheit causa un cambio de 125 [psi] en
sistemas sellados

= Cambios geoldgicos por levantamiento del yacimiento

= Osmosis entre aguas que tienen diferente salinidad. Si el agua dentro de la for-
macion es mas salada que los alrededores, causa altas presiones anormales.

Usando los gradientes promedios y de acuerdo con la figura 2.50, en el contacto
agua-aceite, WOC, a 5500 [ft], la presién del agua y del petréleo deben ser iguales para
que exista una interfase estatica. La presién del agua a 5500 [ft] puede ser determinada
usando la ecuacién 2.41 y redondeando 14.7 a 15 [psi]. De modo que:

P, = 0.45D + 14.7 = 0.45(5500) + 15 = 2490 [psi]
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Figura 2.50: Gradientes de presion.

Ahora, la ecuacidon lineal para el aceite encima de la zona de agua es:

P, =0.35D + C(constante)

Puesto que se debe cumplir que P, = 2490[psi| a 5500[ft], la constante se evalia de
modo que:

2490 = 0.35(5500) 4+ C
de donde:

C =565[psil; P, =0.35D + 565
En el GOC a 5200 [ft], P, = P,, entonces:

P, =0.35D + 565 = 0.35(5200) + 565 = 2385 [psi]

La ecuacién de gas, arriba de la zona de aceite, es Py, = 0.08D + C
Puesto que P, = P, a 5200 [ft] y 2385 [psi], se tiene 2385 = 0.08(5200) + C' de
donde:

C =1969[psi; P, = 0.08D + 1969]psi]

La presion en el tope de la formacién (5000 [ft]) es:

P, = 0.08D + 1969 = 0.08(5000) + 1969 = 2369[psi]

Si se asume que se esta perforando una formacién con agua dulce, a la profundidad
de 5000 [ft] (en la cima), la presién serd de:
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P, = 0.433D + 14.7 = 0.433(5000) + 15 = 2266[psi]

Lo que equivale a una patada o una presién diferencial de 2369-2266=103 [psi] al
entrar a la zona de gas.

2.6.2. Contactos de Fluidos.

Las muestras de fluidos obtenidas de un nuevo campo descubierto pueden ser uti-
lizadas en la definicién de la existencia de un sistema de dos fases, esto es, con un
casquete de gas suprayacente o una zona de aceite subyacente. Ya que las composicio-
nes del aceite y del gas son completamente diferentes una de la otra, ambos sistemas
pueden ser representados por un diagrama de fase individual y que tienen poca relacién
entre ellos o con la composicién. La zona de aceite se encontrard en el punto de burbuja
y produciria como un yacimiento de aceite saturado, pero modificado por la presencia
del casquete de gas. Dependiendo de la composicién y del diagrama de fase del gas,
el casquete de gas podria ser gas retrégrado o seco, o himedo. Por lo tanto un pozo
descubridor perforado a través de un yacimiento saturado usualmente requiere de mas
delimitacién del campo para substentar la presencia de una segunda fase en equilibrio
ya sea por arriba (casquete de gas) o por debajo (zona de aceite) de donde se realice
la prueba al pozo. Esto puede implicar correr una herramienta en repeticas ocasiones
para probar la formacién y determinar el gradiente de presién de los fluidos como una
funcion de la profundidad; o puede ser requerido un nuevo pozo.

Cuando varias muestras son recolectadas a diferentes profundidades, estas exhiben
propiedades PVT como una funcién de la profundidad expresada graficamente para
localizar el contacto gas-aceite (GOC por sus siglas en inglés). Las variaciones de las
propiedades PVT pueden ser expresadas graficamente en términos de los cambios de
composicion de C7 y Cr4 con la profundidad y en términos del agujero del pozo y de
las densidades en el tanque de almacenamiento con la profundidad, como se muestra
en la figura 2.51 a la 2.53.

Al de finir los contactos gas-aceite (GOC) y agua-aceite (WOC), son extremada-
mente importantes al momento de determinar el volumen original de hidrocarburos
in-situ y planear el desarrollo del campo. La incertidumbre en la ubicacién de los con-
tactos entre los fluidos puede tener un significativo impacto en la estimacién de las
reservas. Los contactos pueden ser determinados por:

1. Registros eléctricos, tales como herramientas de resistividad.

2. Mediciones de presién, tales como un probador de formacién repetida (RFT) o
un probador dindmico de formacién modular (MDT).

3. Y posiblemente por medio de la interpretacién de informacion sismica.
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Figura 2.52: Cambios en la composicion de Cy y C74 con la profundidad.
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Figura 2.53: Variacion de la densidad en el fondo del pozo y en el tanque de almacena-

miento con la profundidad.

Normalmente, a menos que un pozo penetre el contacto entre los fluidos directamen-
te, se mantiene la duda en su ubicacién. EI RFT es un nombre apropiado utilizado por
Schlumberger para una herramienta de registros en agujero descubierto que establece la
distribucién de la presién verticalmente en el yacimiento (por ejemplo, provee un perfil
de la presién contra profundidad en el yacimiento) y obtiene muestras de fluido. En la
etapa de evaluacién de un nuevo campo, el estudio de RFT provee la mejor calidad de
informacién de la presién y rutinariamente se corre para establecer el contacto de los
fluidos. Los estudios son usualmente sencillos de interpretar comparados con los DST
(pruebas de formacién), ya que no se requiere un andlisis complejo con una prueba
de incremento de presion para determinar la presién del yacimiento, ni son tan exten-
sos por las correcciones en la profundidad para ser aplicados, ya que la profundidad
calibrada coincide con la de la prueba RFT.

La herramienta RFT es equipada con un transductor de presién y posicionado a
través de la zona objetivo. El dispositivo es colocado contra el lado de la pared del
pozo por un empacador. Una prueba que consiste de dos camaras de preprueba, cada
una equipada con un pistén, es empujado contra la formacion y el enjarre. Se crea una
calda de presion debido a la prueba por la extraccion de los pistones en las camaras de
preprueba. Estas dos camaras operan en serie: El primer pistén es extraido lentamente
(tomando unos 4 segundos para extraer 10 em? de fluido); El segundo pistén es extraido
a un gasto mayor. Antes de que la herramienta es colocada contra la formacién, el
transductor de presién registra la presion a la que se encuentra el lodo de perforacién
a la profundidad objetivo.

Como la primera cdmara de preprueba es llenada (lentamente) con el fluido; la pri-
mera caida de presién importante A P; se observa, seguida por AP, debida a la segunda
camara que es llenada. Cuanto més estrecha es la formacién, méas grandes son AP} y
AP,. El registro da por lo tanto, una indicaciéon cualitativa de la permeabilidad del
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yacimiento. Debido a que el gasto y la caida de presién son conocidas, la permeabilidad
real de la formacién puede ser calculada, y esto es realizado por el CSU (la unidad de
computo en registros). Se debe tener precaucion en los valores de la permeabilidad, ya
que una muy pequena parte del yacimiento esta siendo probada y el analisis asume un
régimen de flujo, el cual puede no ser representativo en algunos casos. La confiabilidad
de los valores deben ser considerados como un indicador del orden de magnitud de la
permeabilidad.

Una vez que ambas caidas han ocurrido, la extraccién del fluido termina y la presién
de la formacién se permite que se reestablesca. Esta recuperacién es registrada como
un incremento de la presién, la cual deberia estabilizarse a la presiéon verdadera de la
formacién a la profundidad considerada. Debe notar que las caidas de presiéon, AP,
y AP, son relativas al incremento de presion final y no a la presion inicial, que fue
la presién del lodo. La velocidad del incremento de la presiéon puede ser usada para
estimar la permeabilidad; la prueba por lo tanto, da tres permeabilidades estimadas en
el mismo punto.

Una formacion estrecha conduce a caidas de presién muy grandes y a incrementos
de presién muy lentos. Si la presién no se ha incrementado dentro de los 4 a 5 minutos,
la prueba de presion usualmente es abandonada por temor a que la herramienta se
haya quedado atascada. La herramienta es retraida y el proceso repetido a una nueva
profundidad. Una vez que la herramienta es desinstalada, la lectura de la presién debe
regresar a la misma presién del lodo como al momento antes de ser instalada. Esto se
usa como una revision de control de calidad en la calibracién. No hay un limite del
nimero de profundidades, a las cuales las muestras de presién pueden ser tomadas.

Si es requerida una muestra de fluido, esta se puede tomar dividiendo el flujo del
fluido durante el muestreo hacia las camaras en la herramienta.

Debe ser tomado en cuenta que, cuando se grafica la presion contra la profundidad,
las unidades de la presion deben mantenerse consistentes, esto es, ya sean presion
absoluta en [psia] o presién manométrica [psig]. La profundidad debe ser la profundidad
vertical real, preferentemente a la profundidad referenciada por debajo de la superficie.

El grafico bésico de la presiéon contra la profundidad se ilustra en la figura 2.54.

Esta ilustracién muestra dos pozos:

= El pozo 1 penetra el casquete de gas con una presion registrada de P, y una
medicion de la densidad del gas de pg.

= El pozo 2 penetra la zona de aceite con una presién del aceite registrada de P, y
una densidad del aceite de p,.

Los gradientes del gas, el aceite y el agua se pueden calcular de:

aFy _ ps _
dh 144 g
dP,  po

dh 144 T
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Fuente: Equations of State and PVT Analysis.

Figura 2.54: Gradiente de presién contra profundidad.

APy _ pw _
dh 144

donde:

dp/dh: gradiente del fluido, [psi/ft]
vg: gradiente del gas, [psi/ft]

Yo: gradiente del aceite, [psi/ft]
Yw: gradiente del gas, [psi/ft]

pg: densidad del gas, [Ib/ ft3]

po: densidad del aceite, [Ib/ft3]
pw: densidad del agua, [Ib/ ft%]

Como se muestra en la figura 2.54, la interseccion entre las lineas de los gradientes
del gas y del aceite localizan la posicién del contacto gas-aceite. Dese cuenta que el
aceite puede ser visto unicamente hasta el nivel llamado “aceite por encima” (ODT, oil
down to, por sus siglas en inglés). El nivel es asignado al contacto agua-aceite a menos
que un pozo sea perforado més alld del contacto para ser localizado el WOC.

La figura 2.55 muestra otro caso donde un pozo penetra una columna de aceite. El
aceite puede ser visto hasta el nivel ODT. Sin embargo, puede existir un casquete de
gas. Si la presién del aceite es registrada como P, y la presiéon de burbuja es medida
como P, a esta especifica profundidad, el contacto gas-aceite puede ser determinado de:
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Figura 2.55: Un pozo en la zona de aceite. Un pozo descubridor penetra una columna de

aceite. ;Cudl es la posibilidad de un casquete de gas buzamiento hacia arriba?.

ap= te=to o= D (2.43)

dpP Yo
dh
aceite

Si el valor calculado de A D localiza al contacto GOC dentro del yacimiento, entonces
hay una posibilidad de que exista un casquete de gas, pero esto no es seguro. La ecuacién
2.43 asume que la propiedades PVT, incluyendo la presién de burbuja no varian con
la profundidad. La tnica manera de estar seguros de que un casquete de gas existe es
perforando un pozo en la cima del yacimiento.

Un escenario similar puede ser encontrado en la figura 2.56. Aqui un pozo descu-
bridor penetra una columna de gas con gas visto hasta por encima del nivel GDT (gas
por encima de), lo cual permite la posibilidad de una zona de aceite buzamiento hacia
abajo. Si el operador del campo siente que una zona de aceite existe, basado en la
similitud con otros campos en el area, la distancia al GOC puede ser estimada de:

Py,—P, P,— P
<dP> Yy
dh
gas

La figura 2.57 muestra un caso donde dos pozos son perforados: El primer pozo esta
en la columna de gas y el segundo penetra la zona del acuifero. Por supuesto, sélo hay
dos posibilidades:

AD =

1. La primera posibilidad se muestra en la figura 2.57 (a), la cual sugiere una columna
de gas conocida con una zona de agua subyacente. También, el contacto gas-
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Figura 2.56: Un pozo descubridor penetra una columna de gas. ;Cuél es la posibilidad

de una columna de aceite?.

agua (GWC) no ha sido establecido. Un “posible” GWC puede ser calculado de

la siguiente relacién:

dp [ dp Yagua — Vgas
dh h
agua gas

donde:

~: gradiente del fluido, [psi/ft] que es, p/144

p: densidad del fluido, Ib/ft?

D;: distancia vertical entre el pozo en la zona de gas y el GWC, en |[ft]
D: distancia vertical entre los dos pozos

dp/dh = ~: gradiente del fluido, [psi/ft]

2. La segunda posibilidad se muestra en la figura 2.57(b), donde existe la posibili-
dad de una zona de aceite entre los dos pozos. Asumiendo un rango de gradientes
de aceite de entre 0.28-0.38 [psi/ft], el maximo espesor posible de aceite puede
ser estimado graficamente como lo muestra la figura 2.57(b), trazando una linea
originada en el nivel GDT con una pendiente en el rango de 0.28-0.38 [psi/ft]
para interceptar con la linea del gradiente del agua.
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Figura 2.57: Dos pozos descubridores.
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Si la presion de burbuja puede ser asumida, el espesor maximo de la columna
de aceite puede ser estimado, como se muesta en la figura 2.58, de la siguiente

expresion:
dP, dPy, /dh
AD(dh) —(Pw—Pb)—(Pb—Pg)chm
AD,; = P, _ dP,
dh dh
AD"yw — <Pw — Pb) — (Pb — Pg)%
B Yw — Yo
donde:

A Dy: méximo espesor posible de la columna de aceite, [ft]
AD: distancia vertical entre los dos pozos, [ft]

dP/dh: gradiente de presién del fluido, [psi/ft]

2.7. Plano de Referencia.

Con la ayuda del método de isopacas y de cimas y bases podemos obtener un plano
de referencia tal que divida al volumen de roca almacenante de hidrocarburos en dos
partes iguales.

El fin que persigue es el de poder referir cualquier pardmetro a este plano, siendo
estos uno de los tantos métodos que existen para definir un plano de referencia.

2.7.1. Calculo del Volumen Bruto de Roca.

Para poder calcular el volumen de roca, existen dos métodos:

1. Método de isopacas.

2. Método de cimas y bases.

2.7.1.1. Meétodo de Isopacas

Este método y el de cimas y bases se utilizan para determinar el volumen de roca de
un yacimiento, con el cual se puede obtener, con los valores correspondientes de satura-
ciones, el volumen original de hidrocaruburos, que es béasico para toda actividad de la
industria petrolera. Con el método de isohidrocarburos se calcula en forma directa, sin
determinar previamente el volumen de roca, dicho volumen original de hidrocarburos.
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(1) (2) (3) (4) (5)

Espesor Espesor de la Area del plano Area del terreno

Pozo No. Neto (m) Isopaca en (m) en (em?) en (105m?)
1 18.4 00 207.4 51.85
2 25.1 10 170.1 42.53
3 20.0 15 141.8 35.45
4 19.8 20 86.2 21.55
5) 19.0 25 51.0 12.75
6 34.0 30 26.6 6.65
7 34.0 35 8.2 2.05
8 21.3 40 1.2 0.30
Tabla A

El método de isopacas tiene como base la configuraciéon de un mapa con curvas de
igual espesor de formacién, para cuya preparacién se tiene que disponer de un plano
con las localizaciones de todos los pozos que constituyen el campo en estudio. Se anota
en cada uno de ellos el espesor neto de la formacién y se hace la configuraciéon por
interpolacion o extrapolacion de datos para tener curvas con valores cerrados, tal como
se observa en la figura 2.58, que es un plano de isopacas para un campo hipotético que
se toma como ejemplo.

Las areas encerradas por las diferentes curvas se miden, con ayuda de un planimetro
o usando férmulas de integracion numérica o por cualquier otro método conocido. Los
valores encontrados se anotan en la tabla A, columna (4). En la misma tabla aparecen
los espesores y las areas convertidas a dimensiones reales.

En la figura 2.59, aparece una grafica en cuyas ordenadas estan los espesores netos
de la formacién que fueron anotados en la columna (3) de la tabla A y en las abscisas,
las dreas del terreno anotadas en la columna (5) de la misma tabla.

Se determina el area bajo la curva entre los limites cero y drea maxima. El valor
encontrado se multiplica por la escala de la grafica para obtener ”el volumen neto de
roca”. Al multiplicarse este volumen neto de roca por la porosidad media de la for-
macién y por la saturacién media de hidrocarburos, da precisamente el volumen de
hidrocarburos que se trata de conocer a condiciones de yacimiento.

Escala vertical: 1 [cm] — 4 [m]
Escala horizontal: 1 [em] — 42105[m?]
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Fuente: Principios de Mecanica de Yacimientos. ESCALA: 1:50000

Figura 2.58: Plano de isopacas.
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Figura 2.59: Gréfica correspondiente al plano de isopacas.

por tanto

1 [em?] (plano) — 16210%[m3] (terreno)
61.0 [em?] (plano) — 976x10°[m3] (terreno)

El volumen neto de roca es igual a 976x10%[m3).

2.7.1.2. Meétodo de Cimas y Bases.

Este método tiene como base la configuracion de mapas con curvas de igual profun-
didad tanto de las cimas como de las bases de la formacién, para cuya preparacién es
necesario disponer de planos con las localizaciones de todos los pozos que constituyen
el campo de estudio. Por medio de registros geofisicos, se puede determinar la cima y
la base de la formacién productora para cada uno de los pozos.

En el plano de localizacion de los pozos se anotan en cada uno de ellos la profun-
didad de la cima y de la base de la formacién correspondiente (Tabla B) y se hace la
configuracién por interpolacién o extrapolacién de datos para tener curvas con valores
cerrados, tal como se observa en la figura 2.60.

Las areas encerradas por las diferentes curvas se miden con la ayuda de un planime-
tro o usando férmulas de integracién numeérica conocidas. Los valores encontrados se




Capitulo 2. Conceptos de Ingenieria de Yacimientos 96

Plano de cimas Plano de bases
Fuente: Principios de Mecdnica de Yacimientos.

Figura 2.60: Planos de cimas y bases.
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Fuente: Principios de Mecanica de Yacimientos.

Figura 2.61: Profundidad del contacto agua-hidrocarburos=2540 [m].

anotan en la Tabla C, columna (2). En la misma tabla aparecen las dreas convertidas a
dimensiones reales. En la figura 2.61, aparece una gréfica en cuyas ordenadas estdn las
profundidades de las cimas y bases que fueron anotadas en la columna (1) de la Tabla
C y en las abscisas las dreas del terreno anotadas en las columnas (2) y (3) de la misma
Tabla C.

Se determina el area delimitada por los perfiles de cimas y bases, tomando en cuenta
el caso en que exista un contacto agua-aceite como en el ejemplo. El valor encontrado
se multiplica por la escala de la grafica para obtener de esta forma, el volumen bruto
de roca, que al multiplicarse por la porosidad media de la formacién y por la satura-
ciéon media de hidrocarburos, da aproximadamente el volumen de hidrocarburos que se
trata de conocer; si se conoce el factor de compacidad del yacimiento, el volumen de
hidrocarburos deberd multiplicarse por este factor para obtener un valor mas real, ya
que de otra manera se estaria considerando que no existen intercalaciones compactas.
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(1)

(2) (3)

Pozo No. Profundidad de las Profundidad de las

Cimas (m.b.n.m.)  Bases (m.b.n.m.)

1 2527 2576
2 2535 2575
3 2512 2557
4 2495 2548
5 2528 2575
6 2526 2575
7 2528 2571
8 2528 2576
Tabla B
Curvas Curvas
Profundidad Area Cimas Area Base
(m.b.n.m.)  Plano (em?) Real (10°m?) Plano (cm?) Real (10m2)
2500 60 0.150
2510 600 1.500
2520 1200 3.000
2530 2400 6.000
2550 40 0.100
2560 400 1.000
2570 1000 2.500
2580 2300 5.750

Tabla C
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Profundidad Volumen de roca
(m.b.n.m.) (105m3)
2407 0
2510 9.75
2520 32.25
2530 77.25
2540 150.05
Tabla D

2.7.1.3. Determinacién del Plano de Referencia.

Con este mismo método, podemos obtener un plano de referencia tal que divida al
volumen total de roca almacenante de hidrocarburos en dos partes iguales.

El fin que se persigue es el de poder referir cualquier pardmetro a este plano, siendo
éste uno de los tantos métodos que existen para definir un plano de referencia. La
secuencia a seguir es bastante sencilla. A partir de la grafica (Figuria 2.61) (Profundidad
vs. Area real), se construye una tabla (Tabla D); colocando en la columna (1) de la
misma, los valores de la profundidad y en la columna (2) los valores correspondientes de
las areas comprendidas entre la curva de “cimas” y la curva de “bases”, y la profundidad
fijada.

Como ya se vio anteriormente estas areas representan volimenes de roca. Una vez
construida la Tabla D, se grafican los valores contenidos en ella en un plano de coorde-
nadas cartesianas, tomando como ordenadas a las profundidades y como abscisas a los
volimenes correspondientes (Figura 2.62).

A partir del volumen medio de roca total (1/2 V}), se baja una linea vertical hasta
intersectar la curva; desde este punto, se traza otra linea horizontal en forma tal que
intersecte al eje de ordenadas. El valor sobre las ordenadas dard la profundidad del
plano de referencia.

Del plano anterior; figura 2.62, se puede apreciar que la profundidad del plano es
de:

D = 2529m.b.n.m.
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Figura 2.62: Plano de referencia.

2.8. Presion Referida al Plano de Referencia.

Una manera de expresar el potencial o presién a cierta profundidad de un fluido en
el yacimiento es

Y =pp =P+ pgz

donde ) es el potencial y tiene unidades de potencial (presién) por unidad de volu-
men.

Supongamos que se mide la presiéon en dos pozos, A y B, en un yacimiento en el
cual se tiene un plano de referencia arbitrario, que ha sido seleccionado a z = zy. Si
las presiones se miden con respecto al plano de referencia de cero, entonces como se
muestra en la figura 2.63, los valores calculados de ¥4 y de ¥p son simplemente las
presiones observadas en los pozos, pero referidas al plano, esto es:

1 a=(presén absoluta en) 4 & (pgz)
En un sentido practico es muy 1til referir las presiones medidas en los pozos a un

nivel de referencia e incluso asi poder mapear la distribucion de las presiones a lo largo
del yacimiento. De esta manera se puede conocer la distribucién del potencial y por
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Fuente: Fundamentals of Reservoir Engineering.

Figura 2.63: Refiriendo las presiones de los pozos en el yacimiento al plano de referencia.

lo tanto el moviento de los fluidos en el yacimiento puede ser conocido de un vistazo
yva que la distribucién de la presién en el plano es equivalente a la distribucién del
potencial.




Capitulo 3
Ecuacion de Balance de Materia para

Yacimientos Naturalmente Fracturados

3.1. Conceptualizaciéon de un YNF.

Ma3s del 90 por ciento de los yacimientos de hidrocarburos nacionales se ubican en
la clasificacién de naturalmente fracturados. Actualmente, el estudio de los yacimientos
naturalmente fracturados representa una tecnologia en crecimiento. Para explotarlos de
manera adecuada es preciso identificar y modelar los sistemas de fracturas, cavidades
de disolucién y bloques de matriz. Esto requiere aplicar, de manera consistente, diversas
fuentes de informacién de tipo estatico y dindmico; lo que hace necesario desarrollar
tecnologias de vanguardia para comprender los mecanismos de interaccion de los fluidos
con dichos sistemas.

3.1.0.4. Fractura.

Las fracturas se definen como superficies planas de discontinuidad, en donde la roca
ha perdido cohesion. Desde una perspectiva general se manejan diversos modelos para
representar los medios fracturados. En el mas simple se consideran bloques de roca,
separados por planos de ancho variable, representando fracturas.

Uno de los principales aspectos de las fracturas es la habilidad de mejorar la per-
meabilidad total de la roca (fractura y matriz rocosa), lo cual tiene una influencia
significativa en la produccion del pozo.

3.1.0.5. Matriz.

La matriz es el medio que almacena la mayor parte del fluido. Su area superficial
estd expuesta a una red de fracturas, lo que permite que exista transferencia de fluidos
entre ambos medios.
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Las permeabilidades de la matriz tienen un rango muy bajo de hasta 0.001 [mD],
mientras que las permeabilidades de la fractura son muy altas, desde pocos miliDarcy
hasta miles de miliDarcy.

Las porosidades de la matriz son muy altas, de hasta 40 %, mientras que las poro-
sidades de las fracturas son muy bajas, llegando a ser de hasta 0.01 %.

La matriz puede contener mas fluido porque tiene una porosidad intergranular maés
alta mientras que las fracturas tienen una muy baja capacidad de almacenamiento, ac-
tuando sélo como un medio de conduccion primario. En los modelos de doble porosidad
se establece que la matriz actiia como el medio de almacenamiento, y las fracturas como
medios de conduccién y transmisién de fluidos, hacia los pozos productores.

3.1.1. Modelo de Doble Porosidad.

3.1.1.1. Modelo de Warren y Root.

El modelo de doble porosidad fue introducido por Barenblatt! y cols, y més tarde
extendido por Warren y Root. Los modelos de doble porosidad estan basados en un
medio de flujo idealizado, figura 3.1, que consta de una porosidad primaria creada por
depositacién y litificacién, y una porosidad secundaria creada por fracturamiento [Wa-
rren y Root]. La base de estos modelos es la observacién de que la masa de roca no
fracturada (matriz), presenta gran parte de la porosidad del medio (almacenamiento)
pero poca permeabilidad (flujo). Por otro lado, la fractura puede presentar poco al-
macenamiento pero alta permeabilidad. La matriz y la fractura estan idealizados como
dos medios separados pero que se encuentran interactuando en espacio y tiempo, donde
la transferencia de fluidos ocurre de acuerdo al potencial del fluido entre los dos medios.

En el modelo de doble porosidad, un yacimiento fracturado se concibe formado por
dos sistemas: uno de fracturas, que constituye un medio continuo; y un sistema de
bloques de matriz, que constituye un medio discontinuo. Adicionalmente se realizan las
suposiciones siguientes con respecto a la estructura del yacimiento y a la formulacién
matematica.

1. El sistema continuo de fracturas proporciona la trayectoria principal de flujo del
fluido en el yacimiento. El fluido que es desplazado de los bloques de matriz fluye
cerca de la interfase matriz-fractura, y entonces fluye a través del sistema de
fracturas hacia el pozo. Lo anterior significa que los pozos se encuentran ubicados
tinicamente en el sistema de fracturas.

2. Los bloques de la matriz son idénticos y homogéneos.

! Grigory Isaakovich Barrenblatt matemético ruso graduado en 1950 de la universidad estatal de
Moscow. Sus principales areas de investigacién son: la mecdnica de fracturas, la teoria del flujo de

fluidos y gas en medios porosos.
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Fuente:Nueva Metodologia para el Analisis de Pruebas de Presion en YNF, Tesis.

Figura 3.1: Idealizacién de un medio poroso heterogéneo (Warren y Root).

3. La ley de Darcy es aplicable para describir el flujo multifdsico en la fractura.

4. Los sistemas de fracturas y de bloques de matriz ocupan una misma malla compu-
tacional, y por lo tanto, para cada conjunto de soluciones para el sistema de frac-
turas, se obtiene un conjunto de soluciones para el sistema de bloques de matriz.

La esencia de esta aproximacién es que en el medio poroso fracturado, las fracturas
se caracterizan por tener mayor difusividad (de aqui los pequenos tiempos de respuesta),
que la roca matriz. Por lo tanto, la respuesta “temprana”del sistema es controlada por
las fracturas, mientras que la respuesta “tardia”, es influenciada por la matriz.

3.2. Clasificacion de los Yacimientos Naturalmente Frac-
turados

De acuerdo con Nelson R. A., una vez que el origen, la continuidad y las propie-
dades del sistema fracturado han sido determinados y la interaccién de flujo entre las
fracturas y la matriz ha sido investigada, el yacimiento debe ser clasificado con base
en, qué efectos positivos proveé el sistema fracturado en la calidad del yacimiento en
conjunto. La siguiente clasificaciéon ha demostrado ser 1til en este aspecto.

Tipo 1: las fracturas proven escencialmente la porosidad y la permebilidad del yaci-
miento.

Tipo 2: las fracturas proven escencialmente permeabilidad al yacimiento.

Tipo 3: las fracturas ayudan a la permeabilidad en un yacimiento ya en produccion.
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Figura 3.2: Clasificacién de los Yacimientos Naturalmente Fracturados.

Fuente: Geologic Analysis of Naturally Fractured Reservoirs.

Tipo 4: las fracturas no proven ninguna porosidad o permeabilidad adicional, pero
si crean anisotropia significativa en el yacimiento (barreras).

3.3.

Tipos de Empuje.

La recuperacién de aceite se obtiene mediante un proceso de desplazamiento. El
gradiente de presién obliga al aceite a fluir hacia los pozos, pero ese movimiento se
verifica solamente si otro material llena el espacio desocupado por el aceite y mantie-
ne, en dicho espacio, la presién requerida para continuar el movimiento de los fluidos.
En cierto modo el aceite no fluye del yacimiento, sino que es expulsado mediante un
proceso de desplazamiento, siendo los principales agentes el gas y el agua.

Los procesos de desplazamiento son:

1.

Expansion de la roca y los liquidos.

. Empuje por gas disuelto liberado.
. Empuje por casquete de gas.
. Empuje por agua.

. Desplazmiento por segregacion.
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3.3.1. Expansiéon Roca-fluidos.

Este tipo de desplazamiento ocurre en los yacimientos bajosaturados, hasta que se
alcanza la presién de saturacion. La expulsién del aceite se debe a la expansion del
sistema. El aceite, el agua congénita y la roca se expanden, desalojando hacia los po-
zos productores el aceite contenido en el yacimiento. Dada la baja compresibilidad del
sistema, el ritmo de declinacién de la presién con respecto a la extraccién, es muy pro-
nunciado. La liberacion del gas disuelto en el aceite ocurre en la tuberia de produccién,
al tiempo en que obtiene la presién de saturacién. La relaciéon gas aceite producida
(RGA)permanece constante durante esta etapa de explotacion, e igual a Rs;. La sa-
turacién de aceite practicamente no varia. La porosidad y la permeabilidad absoluta
disminuye ligeramente, asi como la viscosidad del aceite. El factor de volumen del aceite
(B,) aumenta también en forma muy ligera.

3.3.2. Expansion Gas en Solucion.

Una vez iniciada en el yacimiento la liberacion del gas disuelto en el aceite, al al-
canzarse la presién de saturacion, el mecanismo de desplazamiento del aceite se debera,
primordialmente, al empuje de gas disuelto liberado; ya que si bien es cierto que tanto
el agua intersticial y la roca continuaran expandiendose, su efecto resulta despreciable,
puesto que la compresibilidad (o expansionabilidad) del gas es mucho mayor que la de
los otros componentes de la formacién. El gas liberado no fluye inicialmente hacia los
pozos, sino que se acumula en forma de pequenas burbujas aisladas, las cuales por mo-
tivo de la declinacion de la presion, llegan a formar posteriormente una fase continua,
que permitird el flujo de gas hacia los pozos.

La saturacién de gas minima para que ocurra el flujo del mismo se denomina satu-
racion de gas critica. Durante esta etapa, en la que la saturacion de gas es menor que
la critica, la relacién gas-aceite producida (RGA) disminuye ligeramente, ya que el gas
disuelto en el aceite que se libera, queda atrapado en el yacimiento. El gas liberado
llena totalmente el espacio desocupado por el aceite producido. La saturacién de aceite
disminuira constantemente, a causa de su produccién y encogimiento por la liberacién
del gas disuelto; por lo tanto, mientras que la permeabilidad al aceite disminuye con-
tinuamente, la permeabilidad al gas aumentara. El gas fluird més facilmente que el
aceite, debido a que es més ligero, menos viscoso y a que en su trayectoria se desplaza
por la parte cental de los poros (bajo condiciones equivalentes, su movilidad es mucho
mayor que la del aceite). De esta manera la realcién gas-aceite producida (RGA) que
fluye en el yacimiento aumentard constantemente y la realacién gas-aceite producida
en la superficie mostrard un progresivo incremento, hasta que la presién del yacimien-
to se abata substancialmente. Cuando ésto ocurra, la relacién medida en la superficie
disminuira, debido a que a presiones bajas, los volimenes de gas en el yacimiento se
aproximan a los volimenes medidos en la superficie.

Debido a que este tipo de mecanismos se presentan generalmente en yacimientos
cerrados, la produccién de agua es muy pequeiia o nula. Las recuperaciones por empuje
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Figura 3.3: Curvas de variacion de la presion y RGA, para un yacimiento productor por

expansion del sistema y por empuje de gas disuelto liberado.

de gas disuelto son casi siempre bajas, variando generalmente entre el 5 y el 35% del
aceite contenido a la presién de saturacion.

Cuando este mecanismo de desplazamiento ocurre en yacimientos que no presentan
condiciones favorables de segregacién, la recuperacién es totalmente independiente del
ritmo de extraccién.

Se acostumbra representar graficamente el comportamiento de los yacimientos in-
dicando la variacion de la presién y la relacién gas-aceite contra la recuperacion o la
producciéon acumulada. En la figura 3.3 se muestra diagramaticamente el comporta-
miento de un yacimiento productor bajo los dos mecanismos indicados.

3.3.3. Expansién Casquete de Gas.

El empuje por casquete de gas consiste en una invasién progresica de la zona de
aceite por gas, acompanada por un desplazamiento direccional del aceite fuera de la
zona de gas libre y hacia los pozos productores. Los requerimientos basicos son:

1. Que la parte superior del yacimiento contenga una alta saturacién de gas.

2. Que exista un continuo crecimiento o agrandamiento de la zona ocupada por el
casquete de gas.

La zona de gas libre requerida puede presentarse de tres maneras:

1. Existir inicialmente en el yacimiento como casquete.

2. Bajo ciertas condiciones, puede formarse por la acumulacién de gas liberado por
el aceite al abatirse la presién del yacimiento, a consecuencia, de la segregacién
gravitacional.
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3. La capa de gas puede crearse artificialmente por inyeccién de gas en la parte
superior del yacimiento, si existen condiciones favorables para su segregacién.

El mecanismo por el cual el aceite se recupera bajo este proceso, se entiende facil-
mente considerando primero la naturaleza del desplazamiento cuando la presién del
yacimiento se mantiene constante por inyeccién de gas, y analizando a continuacién las
diferencias que surgen cuando se permite la declinacién de la presién en el yacimiento.
Es obvio que si la presién del yacimiento se mantiene en su valor original, el gas inyec-
tado no tiene acceso a la zona de aceite, excepto atrds o en el frente de avance del gas
libre y por lo tanto la parte inferior de la estructura conserva sus condiciones originales
de saturacion de aceite, hasta que se invade por el gas inyectado. La produccién de
aceite proviene de los pozos localizados en la zona de aceite, pero el aceite producido es
reemplazado por el que se mueve adelante del frente de gas. En esta forma el proceso
obliga al aceite a moverse hacia la parte inferior del yacimiento.

La ventaja de este mecanismo consiste en que propicia, mediante una adecuada
localizacion y terminacién de los pozos, la obtencién de producciones de aceite de la
seccion del yacimiento que no contiene gas libre, reteniéndose, en la parte superior del
yacimiento, el gas libre que se utiliza para desplazar el aceite.

Sin inyeccion de gas, el empuje por casquete de gas tendrd lugar en virtud de la
expansién del mismo, debida a la declinaciéon de la presiéon. Si el volumen de gas li-
bre inicialmente presente en el yacimiento es grande, comparado con el volumen total
original de aceite, y si no se produce gas libre durante la explotacion, la declinacién
de presion requerida para la invasion total de la zona de aceite por el casquete de gas
serd ligera y el comportamiento del yacimiento se aproximara al obtenido con inyeccién
de gas. Si por otra parte el volumen del casquete de gas es relativamente pequeno,
la presion del yacimiento declinard a mayor ritmo, permitiendo la liberacién del gas
disuelto y el desarrollo de una saturaciéon de gas libre en la zona de aceite. Cuando la
saturacién de gas libre forme una fase continua, su exclusion de los pozos productores
serd imposible y el mecanismo de desplazamiento se aproximara al empuje por gas di-
suelto.

Las recuperaciones en yacimientos con caquete de gas varian normalmente del 20
al 40 % del aceite contenido originalmente, pero si existen condiciones favorables de
segregacién se pueden obtener recuperaciones del orden del 60 % o mas.

3.3.4. Expansion del Agua Congénita.

El desplazamiento por invasion de agua es en muchos sentidos similar al del casque-
te de gas. El desplazamiento de los hidrocarburos tiene lugar en este caso atras y en la
interfase agua-aceite movil. En este proceso el agua invade y desplaza al aceite, progre-
sivamente, desde las fronteras exteriores del yacimiento hacia los pozos productores. Si
la magnitud del empuje hidraulico es lo suficientemente fuerte para mantener la presién
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del aycimiento o permitir sélo un ligero abatimiento de ella, entonces el aceite serd casi
totalmente recuperado por desplazamiento con agua, puesto que no habré liberacién
de gas en solucién o dicha liberacién sera pequena y asimismo el desplazamiento que
ocasione.

Los requerimientos basicos para este proceso son:

1. En primer lugar una fuente adecuada que suministre agua en forma accesible al
yacimiento.

2. En segundo término una presién diferencial entre la zona de aceite (yacimiento)
y la zona de agua (acuifero), que induzca y mantenga la invasién. El empuje
hidratlico puede ser natural o artificial. Para que se presente en forma natural
debe existir, junto a la zona productora, un gran volumen de agua en la misma
formacién, sin barreras entre el aceite y el agua, y la permeabilidad de la formacién
facilitar su filtracion adecuada.

La formacién acuifera puede algunas veces alcanzar la superficie. En este caso la
fuente del agua de invasién podra disponerse a través de la entrada de agua superficial
por el afloramiento. Esta condicién no es muy comin. Generalmente la invasién de agua
tiene lugar por la expansién de la roca y el agua en el acuifero, como resultado de la
declinacién de presién transmitida desde el yacimiento. Debido a que las compresibili-
dades de la roca y el agua son pequenas, un empuje hidrailico regular requerird de un
acuifero extenso y grande, miles de veces mayor que el yacimiento.

Tan pronto como el agua invade una seccién de la zona de aceite y desplaza algo de
él, la saturacion de agua aumenta, la formacion adquiere e incrementa su permeabilidad
al gua y ésta tiende a fluir junto con el aceite.

Como agente desplazante el agua tiene una ventaja sobre el gas, ya que debido a su
menor movilidad (mayor viscosidad), un volumen dado de agua introducido en el espacio
poroso desalojard mas aceite que el mismo volumen de gas y se acumulara también en
mayor grado, mostrando menos tendencia que el gas a fluir a través del aceite.

Después que la interfase o contacto agua-aceite alcanza un pozo, su produccién
de agua aumenta progresivamente. El proceso se termina al abandonar el yacimiento
cuando se invaden los pozos superiores y su producciéon disminuye a un nivel tal que la
recuperacion deja de ser costeable.

En la mayoria de los yacimientos agotados por empuje de agua, la presién del
yacimiento se conserva a un nivel relativamente alto cuando se abandona su explotacién.

La relacién gas-aceite producida (RGA) en yacimientos con empuje hidrailico efec-
tivo no sufre cambios substanciales, debido a que al mantenerse alta la presion, se evita
la liberacion del gas disuelto y su disipacién en la produccion.

Las recuperaciones varfan normalmente entre el 35 y el 75% del volumen origi-
nal de aceite en el yacimiento. Las recuperaciones bajas corresponden a yacimientos
heterogéneos o con aceite viscoso.
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Figura 3.4: Distribucién de las saturaciones de fluidos en un sistema de desplazamiento

de aceite con agua en presencia de una fase gaseosa.

En yacimientos con empuje hidrailico la recuperacién es sensible al ritmo de ex-
plotacion. Si los gastos son altos el depresionamiento propiciard la liberacion de gas
y el desplazamiento con agua se efectuara en presencia de una fase gaseosa. En estas
condiciones la saturacién de aceite residual puede reducirse substancialmente. Esta re-
duccién proporciona una recuperacion de aceite mayor que la obtenida con invasién de
agua donde no existe una fase gaseosa. El desplazamiento con agua en una formacién
parcialmente saturada de gas da lugar al desarrollo de una zona de alta saturacién de
aceite (banco de aceite), formada adelante del agua de invasién. El banco de aceite
desplaza parte de la fase gas movil inicial, dejando gas residual “atrapado”distribuido
en los poros en forma de burbujas discontinuas o filamentos. El aceite es desplazado
posteriormente por el agua, en presencia de la fase gaseosa inmovil. En la figura 3.4 se
presenta la secuencia del sistema de desplazamiento descrito.

Si se desea obtener la méxima recuperacién, se debera controlar el ritmo de produc-
cién a fin de que el desplazamiento por agua se efectie a la presion mas conveniente.

En la figura 3.5 se muestra una comparacién de los comportamientos de yacimientos
de acuerdo al mecanismo de empuje operante.

3.3.5. Empuje por Segregacion Gravitacional.

La segregacién gravitacional o drene por gravedad, puede clasificarse como un me-
canismo de empuje; sin embargo, se considera més bien como una modificacién de los
demas. La segregacién gravitacional es la tendencia del aceite, gas y agua a distribuirse
en el yacimiento de acuerdo a sus densidades. El drene por gravedad puede participar
activamente en la recuperaciéon del aceite. Por ejemplo, en un yacimiento bajo condi-
ciones favorables de segregacion, gran parte del gas liberado fluird a la parte superior
del yacimiento, en vez de ser arrastrado hacia los pozos por la fuerza de presion con-
tribuyendo asi a la formacién o agrandamiento del casquete de gas y aumentando la
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Figura 3.5: Variaciones en las curvas de declinacion de la presion y relacién gas-aceite

producida, dependiendo del tipo de empuje del yacimiento.
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Figura 3.6: Efecto de la segregacién gravitacional en la recuperacién total y en la relacién

gas-aceite instantanea.

eficiencia total del desplazamiento.

Los yacimientos presentan condiciones propicias a la segregacion de sus fluidos,
cuando poseen espesores considerables o alto relieve estructural, alta permeabilidad y
cuando los gradientes de presion aplicados, no gobiernan totalmente el movimiento de
los fluidos.

La recuperacién en yacimientos donde existe segregacién de gas y/o de agua, es
sensible al ritmo de produccién. Mientras menores sean los gastos, menores seréan los
gradientes de presién y mayor la segregacién. Si se establece en un yacimiento contra
flujo de aceite y gas, se desarrollara una capa de gas y la relacion de gas-aceite producida
mostrard una disminucion. En la figura 3.6 se presenta diagraméaticamente el efecto que
se produce, en un yacimiento con y sin segregacion, sobre su recuperacién y su relacién
gas-aceite producida.

La observacion de la figura 3.7 permite analizar, en forma cualitativa, las trayecto-
rias de las burbujas de gas liberado en un yacimiento, asi como las fuerzas que actian
sobre las mismas.

Dichas fuerzas son: el peso de la burbuja de gas, el empuje debido a la diferencia
de densidades entre el gas y el aceite, y la fuerza debida al gradiente de presién.

El gradiente de presién es menor entre mayor es la distancia al pozo productor.
Asi una burbuja como la mostrada en (1), cuyo diagrama de cuerpo libre se presenta
en la figura 3.7 (A), tenderd a ascender, pero su movimiento predominante sera hacia
el pozo; sin embargo, en una burbuja como la indicada en (4), cuyo diagrama de cuerpo
libre se presenta en la figura 3.7 (B), la resultante de las fuerzas, tendera a incorporarla
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Figura 3.7: Representacién de las fuerzas que actuan sobre una burbuja de gas en un

yacimiento.
al casquete, en vez de desplazarse hacia el pozo.

3.3.6. Combinacion de Empujes.

La mayoria de los yacimientos quedan sometidos durante su explotacién a mas
de uno de los mecanismos de desplazamiento explicados. Por ejemplo: un yacimiento
grande puede comportarse inicialmente como productor por empuje de gas disuelto.
Después de un corto periodo de produccion, el casquete de gas asociado actia efecti-
vamente y contribuye substancialmente a desplazar aceite. Posteriormente, después de
una extensa extracion, la presion del yacimiento caerd lo suficiente como para establecer
la entrada de agua del acuifero, de modo que el empuje por agua se presentard como
parte importante del mecanismo de desplazamiento.

3.4. Ecuacién de Balance de Materia.
La ecuacion general de balance de materia fue desarrollada por primera vez por

Schilthuis' en 1936. Desde entonces, el uso de computadoras y sofisticados modelos ma-
tematicos multidimensionales han reemplazado la ecuacién de Schilthuis de dimensién

'Ralph J. Schilthuis se gradio de la Escuela de Minas de Colorado, Estados Unidos de Norteamerica.
Fue un alumno destacado de la clase de 1930, trabajé en el departamento de insvestigacién de “The
Humble Oil and Refining Co.” en Tulsa, Oklahoma. Fue premiado con la medalla de oro por la A.I.M.E.
debido a su extraordinario trabajo y exposicién maestra de un articulo técnico “Connate Waters” en

coneccion con el desarrollo de la industria petrolera.
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Fuente: Applied Petroleum Reservoir Engineering.

Figura 3.8: Seccién de una combinacién de empujes en el yacimiento.

cero, en muchas aplicaciones. Sin embargo, la ecuacién de Schilthuis, si se comprendie-
ra completamente, puede proveer una mayor visiéon para la practica del ingeniero de
yacimientos.

3.4.1. Forma General.

Cuando un yacimiento de aceite y gas es explotado mediante pozos; aceite y gas, y
frecuentemente algo de agua, son producidos, de esta manera al reducir la presién del
yacimiento y causando que el aceite y gas remanente se expandan para llenar el espacio
desocupado por los fluidos extraidos. Cuando los estratos que contienen aceite y gas
estan hidraulicamente conectados con el estrato que contiene agua, o acuiferos, el agua
invade dentro del yacimiento al momento en que la presiéon caé debido a la produccién,
como se ilustra en la figura 3.8.

Esta invasion del agua disminuye el grado en que el aceite y gas remanentes se
expanden y en consecuencia retarda la declinaciéon de la presion en el yacimiento. En
la medida en que la temperatura de los yacimientos de aceite y gas se mantiene subs-
tancialmente constante durante el curso de la produccién, el grado en la cual se dan la
expansion del aceite y el gas remanentes dependen unicamente de la presion. Al tomar
muestras del fondo del pozo de los fluidos del yacimiento bajo presién y medir sus vo-
lumenes relativos en el laboratorio a la presion del yacimiento y bajo varias presiones,
es posible predecir como es que estos fluidos se comportan en el yacimiento al declinar
la presion.

La siguiente tabla da un rango de los valores de las compresibilidades de los fluidos
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y de la formacion de los cuales se puede concluir que las compresibilidades del agua y de
la formacién son menos significativos en los yacimientos de gas y en los casquetes de gas
(yacimiento saturado) donde hay una apreciable saturacién de gas. Debido a esto y a
las complicaciones que presentarian las ya inicialmente, bastante complejas ecuaciones,
las compresibilidades del agua y de la formacién son generalmente omitidas, excepto
en los yacimientos bajo saturados que producen por arriba del punto de burbuja.

Tabla de rango de compresibilidades

Formacién 3 - 10 210 %psi!
Agua 2 - 4 210~ %psi—!
Aceite bajo saturado 5 - 100 210 %psi—!
Gas a 1000 psi 900 - 1300 210 Spsi—!
Gas a 5000 psi 50 - 200 210 Spsi—!

Un término para tener en cuenta el cambio en los volumenes del agua y de la forma-
cién debido a sus compresibilidades se incluye en la derivacion de la ecuaciéon de balance
de materia; el ingeniero puede seleccionar o eliminarlos para casos o aplicaciones par-
ticulares. El gas en solucién en el agua de formacién es omitido y en varios ejemplos el
volumen del agua producida no se conoce con suficiente exactitud para justificar el uso
de factor de volumen de formacién con el agua producida.

La ecuaciéon de balance de materia general es simplemente un balance volumétrico, el
cual establece, ya que el volumen de un yacimiento (asi definido por sus limites iniciales)
es constante, la suma algebraica de los cambios en el volumen del aceite, el gas libre,
el agua, y los volimenes de roca en el yacimiento deben ser igual a cero. Por ejemplo,
si ambos tanto el volumen del aceite como el del gas decrecen, la suma de estos dos
decrementos deben ser balanceados por los cambios de igual magnitud en los volumenes
del agua y de la roca. Si se hace la suposicién de que se alcanza el equilibrio completo en
todo momento en el yacimiento entre el aceite y su gas disuelto, es posible escribir una
expresion de balance de materia generalizada que relacione las cantidades de aceite, gas
y agua producidas, el promedio de la presién en el yacimiento, la cantidad de agua que
puede haber invadido desde el acuifero, y finalmente los volumenes originales de aceite
v gas en el yacimiento. Haciendo estos calculos se ven involucrados los siguientes datos
de produccién, informacién del yacimiento e informacion del laboratorio:

1. La presion inicial del yacimiento y la presiéon promedio del yacimiento a sucesivos
intervalos de tiempo después de haber comenzado la produccion.

2. El volumen de aceite producido y medido en el tanque de almacenamiento a 1
[atm] y 60[° F], a cualquier momento o durante cualquier intervalo de produccion.

3. Los pies cubicos totales a condiciones estandar producidos. Cuando el gas es
inyectado dentro del yacimiento, esto sera la diferencia entre el gas total producido
y aquel reincorporado al yacimiento.
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4. La razon del volumen del casquete de gas inicial entre el volumen de aceite origi-
nal, simbolo m.

volumen de gas libre inicial

m = : .
volumen de aceite original

Si este valor puede ser determinado con rasonable presicién, solo hay una incégni-
ta (N) en el balance de materia para yacimientos volumétricos con casquete de
gas, y dos (N y W,) para los yacimientos con empuje hidrailico. El valor de m
se determina de la informacion de registros y de nicleos y de la informacién de
la terminacién del pozo, el cual frecuentemente ayuda a localizar los contactos
aceite-gas y agua-aceite. La razén m se conoce en varios casos mucho mas exacta-
mente que los valores absolutos de los volumenes del casquete de gas y del aceite.
Por ejemplo, cuando la roca en el casquete de gas y aquella en la zona de aceite,
parecen ser esencialmente la misma, puede ser tomada como la razén de los vo-
lumenes netos o brutos de la roca, sin saber el promedio de agua congénita o el
promedio de la porosidad.

5. Los factores de volumen del gas y del aceite y las relaciones de gas-aceite en
solucién. Estos son obtenidos como funciones de la presién por mediciones de
laboratorio sobre muestras del fondo del pozo, por métodos de separacién dife-
rencial y flagh.

6. La cantidad de agua que ha sido producida.

7. La cantidad de agua que ha invadido al yacimiento proveniente del acuifero

Por simplicidad, la derivacién de la ecuacién es dividida en los cambios de volumen
del aceite, gas, agua y roca que ocurren entre el comienzo de la produccién y cualquier
momento t. El cambio en el volumen de la roca se expresa como un cambio en el
volumen del espacio vacio, el cual es simplemente el negativo del cambio en el volumen
de la roca. En el desarrollo de la ecuacién de balance de materia general, los siguientes
términos son utilizados:

N Volumen de aceite original a condiciones estandar, [Bls a c.e.]

B,; Factor de volumen de formacién del aceite inicial, [Bls a c.y./Bls a c.e.]
N, Volumen de aceite producido y acumulado, [Bls a c.e.]

B, Factor de volumen de formacién del aceite, [Bls a c.y./Bls a c.e.]

G Volumen de gas original, [pies® a c.e.]

By; factor de volumen de formacién del gas inicial, [Bls a c.y./pies? a c.e.]

G Cantidad de gas libre en el yacimiento, [pies® a c.e.]
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Rsoi Relacién gas-aceite en solucién inicial, [pies3 a c.e./Bls a c.e.]
R, Relaciéon volumenes gas-aceite producidos y acumulados, [pies® a c.e./Bls a c.e.]
Rso Relacién gas-aceite en solucién, [pies® a c.e./Bls a c.e.]

B, Factor de volumende formacién del gas, [Bls a c.y./pies® a c.e.]
W Volumen de agua inicial, [Bls a c.e.]

W, Volumen de agua producida y acumulada, [Bls a c.e.]

B, Factor de volumen de formacién del agua, [Bls a c.y./Bls a c.e.]
We Volumen del influjo de agua hacia el yacimiento, [Bls a c.e.]

¢,y Compresibilidad del agua, [psi~!]

Ap Cambio en el promedio de la presién del yacimiento, [psia]

Swi Saturacion de agua inicial

V; Espacio poroso inicial, [Bls]

cs Compresibilidad de la formacién, [psi—!]

3.4.1.1. Cambio en el volumen del aceite.

Volumen original inicial del aceite a condiciones de yacimiento:
N By;
Volumen del aceite al tiempo ¢ y a la presién p:

(N — N,)B,

Cambio en el volumen del aceite:

NByi — (N — N,)B,

3.4.1.2. Cambio en el volumen del gas.
Relacion del volumen de gas libre inicial y del volumen de aceite inicial:

OBy

NBoi

Volumen del gas libre inicial:

GBgi == NmBm;
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[Pies cubicos de gas al tiempo t]=[Pies cibicos de gas inicial, libre y disuelto]-[Pies
ctbicos de gas producidos]-[Pies ciibicos remanentes en solucién]

NmBm-
Gy = [V 4 N | = N ] = [V = Ny R

Volumen del gas libre en el yacimiento al tiempo ¢:

[NmBm'

5 + NRgoi — NpRy — (N — Np)RSO] B,
gt
Cambio en el volumen del gas libre:

NTTLBOZ'
By;

NmB,; — { + NRyoi — NpRy, — (N — Np)RSO} B,

3.4.1.3. Cambio en el volumen del agua.

Volumen de agua inicial en el yacimiento

w

Volumen del agua producida y acumulada al tiempo t:

Wy

Volumen de agua producida y acumulada a condiciones de yacimiento:

Bu,W,

Volumen del agua que invade al yacimiento:

We

Cambio en el volumen del agua:

W — (W + W, — BuW, + WewAp) = —We + BuW, — WewAp

3.4.1.4. Cambio en el volumen del espacio poroso.

Volumen del espacio poroso inicial:

Vi

Cambio en el volumen del espacio poroso

Vf — [Vf — VfoAﬁ] = VfoAﬁ
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Ya que el cambio en el volumen del espacio poroso es el negativo del cambio en el
volumen de roca.
Cambio en el volumen de roca:

—VfoAﬁ

Combinando los cambios en los volumenes del agua y de la roca e introduciendolos
en un solo término, resulta como:

=W, + Bpr — WewAp — VfoAf?

Considerando que:

W = V}Sui
y que:
Ve — NBy,; + NmB,,;
/ 1— Sui

y sustituyendo, se obtiene lo siguiente:

NBy; + NmB,;
1— _Swi

= W, + B,W, — [ ] (CwSwi + ¢f) AP

O también como:

CwSwi + Cf
1-— Swi
Igualando los cambios de los volumenes del aceite y del gas libre con el negativo de
los cambios de volumen del agua y de la roca y expandiendo todos los términos:

= —W, + BuW, — (1+m)NB,, [ ]Ap (3.1)

NmB,iB,

NB,i — NB, + N,B, + NmB,; — [
By;

} — NRsoiBy + NyR,By + NBy R,

wai _
—N,ByRyo = W — BuyW, + (1 + m)N By [c“ﬂ Ap

1— Swi

Ahora agregando y sustrayendo el término N, By R,
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NmB,; B,

NBy — NB, + NpB, + NmB,; — [
By;

] — NRyiBy + NyR,By + NByR,,

1 — Swi

wai _
—N,ByRso + NpByRaoi — NyByRaoi = We — ByuW,, + (1+ m)NBy; [C“f] AP

Agrupando términos:

NBoi + NmBoi - N[Bo + (Rsoi - Rso)Bg] + Np [Bo + (Rsoi - Rso)Bg] + (Rp - Rsoi)Bng

[AmBaB, wSui ter]
By; 1— Swi
Ahora escribiendo By = By y [Bo + (Rsoi — Rso)Bg| = By, donde By es el factor de
volumen de formacion de las dos fases:

] = W, — ByW,, + (1 +m)N By [

B
N(Btl — Bt) + Np[Bt + (Rp — Roi)Bg] + NmBy; (1 — Bg>
gi

CwSwi + cf
1-—- Swi

Esta es la ecuacién general de balanade de materia. Puede ser reordenada de
la siguiente forma, que es 1til para propdsitos de estudio.

=W, — B,W, + (1 +m)NBy [ }Ap (3.2)

N’I?’LBm'
By;

CwSwi + Cf
- Swi

N(B; — By) + (By — Bgi) + (1+m)NBy; [ ]Ap + W,

= Np[Bi + (Rp — Rsoi)Bg] + BuwW) (3.3)

Cada término del lado izquierdo de la ecuacién 3.3 toma en cuenta un método de
produccion de los fluidos, y cada término del lado derecho de la ecuacion representa
una cantidad de hidrocarburo o agua producidos. Los primeros dos términos del lado
izquierdo toma en cuenta la expansién de cualquiera de las dos zonas, ya sea de aceite
o de gas, que puedan estar presentes. El tercer término considera el cambio en el volu-
men del espacio poroso, el cual es la expansién de la formacion y del agua congénita.
El cuarto término es la cantidad de agua que invade al yacimiento. Del lado dercho de
la igualdad, el primer término representa la produccion de aceite y gas, y el segundo
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término representa la produccién de agua.

La ecuacion 3.3 puede ser reordenada para poder ser aplicada a cualquier de los
diferentes tipos de yacimientos, discutidos en el capitulo 2. Sin eliminar ninguno de los
términos de la ecuacién 3.3 puede ser utilizada para el caso de yacimientos de aceite
saturados con un casquete de gas asociado. Cuando no existe la presencia de gas libre
en yacimiento, como es el caso de un yacimiento de aceite bajo saturado, m = 0y la
ecuacién puede ser reducida.

3.4.2. Indice de Empujes.

En el estudio de los yacimientos que se producen simultdneamente por los tres
principales mecanismos de empuje, casquete de gas, empuje hidrailico y segregacién
gravitacional, es de interés practico el poder determinar la magnitud relativa de ca-
da uno de los tres mecanismos que contribuyen a la produccién. Pirson' reordené la
ecuacién de balance de materia, ecuacién 3.3, como a continuacién se presenta, para
obtener tres fracciones, de las cuales su suma es igual a 1, a los que el llamé indice de
empuje por agotamiento (Ipp), indice de empuje por segregacién (Isp), e indice de
empuje por entrada de agua (Iyyp).

Cuando los tres mecanismos de empuje contribuyen a la produccién de aceite y
gas del yacimiento, el término de compresibilidad en la ecuacién 3.3 es despreciado y
puede ser ignorado. Cambiando el término de produccién de agua al lado izquierdo de
la ecuacion, se obtiene:

Nthz‘

N(B; — By;
(Bt — By) + B,

(Bg — Byi) + (We — BuWp) = Np[Bt + (Rp — Rsoi) Byl (3.4)

Dividiendo toda la ecuacion por el término del lado derecho de la igualdad:

N(B; — By;)
Np[Bt + (Rp - Rsoi)Bg]

55 (By — Byi)

+ g
Np[Bi + (Rp — Rsoi) By
(We — ByuWhp)
Np[Bt + (Rp - Rsoi)Bg]
Los numeradores de estas tres fracciones que resultan del lado izquierdo de la igual-
dad de la ecuacién 3.5 son la expansion de la zona de aceite, la expansién de la zona

—+

—1 (3.5)

!Dr. Sylvain J. Pirson, una autoridad renombrada mundialmente en el an4lisis de registros de pozos
e ingenieria de yacimientos. Su trabajo beneficié a la industria petrolera alrededor del mundo por lo
que recibié “the Gold Metal Award” por la Sociedad de Analistas Profesionales en Registros de Pozos.

Condujo la investigacién en la Universidad de Texas en Austin de 1956 a 1974.
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de gas y la entrada de agua respectivamente. El denominador comtn es el volumen
acumulado producido de aceite y gas del yacimiento expresado a una presién mas baja,
la cual evidentemente iguala la suma de las expansiones de las zonas de gas y aceite,
mas la entrada de agua total. Por lo tanto utilizando las abreviaciones de Pirson:

Ipp+Isp+Iwp=1

3.4.3. EBM en Forma de Linea Recta.

A inicios del ano de 1953, van Everdingen, Timmerman y McMahon identificaron
un método de aplicar la ecuacién de balance de materia como una linea recta. Pero no
fue sino hasta que Havlena y Odeh (1963) publicaron su trabajo que, el método llego
a ser completamente explotado. Normalmente cuando se usa la ecuacién de balance de
materia, un ingeniero considera cada presion y la correspondiente informacion de pro-
duccién como puntos separados de otros valores de presién. Para cada punto separado,
se realiza un calculo para una variable dependiente. Los resultados de los calculos son
algunas veces promediados. El método de Havlena-Odeh usa todos los puntos de la
informacién, con el requisito adicional de que estos puntos deben producir soluciones
para la ecuacion de balance de materia que se comporta linealmente para obtener valo-
res de la variable independiente. El método de la linea recta comienza con la ecuacién
de balance de materia escrita de la siguiente manera:

Np[Bt + (Rp — Rsoi)Bg] + Bpr — Wy — G]B[g

thi
By

CwSwi + Cf
1 — Sui

= N|(B; — By) + Bu(1+ m)< >Ap + (Bg — Bgi)| +We  (3.6)

Los términos W7, agua acumulada inyecta, G, gas acumulado inyectado, y By,
factor de volumen de formacion del gas inyectado, han sido agregados a la ecuacién
3.3. En el desarrollo original de Havlena y Odeh, ellos eligieron omitir el efecto de las
compresibilidades de la formacién y del agua congénita en la porcién del casquete de
gas en el yacimiento. Asi es que, en su desarrollo el término de la compresibilidad es
multiplicado por N y no por N(1+m). En la ecuacién 3.6, el término de compresibilidad
es mutiplicado por N(1 + m) para su integridad. Se puede decidir ignorar el término
multiplicador (1 + m) para aplicaciones particulares. Havlena y Odeh definieron los
siguientes términos y reescribieron la ecuacién 3.3 como:

F = Np[Bt + (Rp — RSOZ')Bg] + Bpr — Wy — G]B[g

Eo = Bt — By

Cwai+Cf _

Epy = | S22 T A

fiw |: 1 _Swi :| p
E, = B, — By
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Nthi

F:N&+NG+WWM%W+[B
g1

]Eg + W, (3.7)

En la ecuacién 3.7 F representa la produccion neta del yacimiento. E,, Ef.,, v Ey
representa la expansion del aceite, formacion y agua, y gas respectivamente. Havlena
y Odeh examinaron varios casos de varios tipos de yacimientos con esta ecuacion y
hallaron que la ecuaciéon puede ser reordenada en la forma de la ecuacién de una linea
recta. Por ejemplo, considerar el caso de que no existe casquete de gas, no hya entrada
de agua y se desprecian las compresibilidades de la formacién y del agua. Con estas
consideraciones la ecuacién 3.7 se reduce a:

F=NE, (3.8)

Esto sugeriria un grafico de F' como la coordenada y y E, como la coordenada z
que produciria la forma de una linea recta con pendiente N e intercepcién igual a cero.

Una vez que la relacién lineal se ha obtenido, se puede usar el grafico como una
herramienta predictiva para estimar la produccién futura.

3.4.4. EBM para YNF.

La complejidad fisica asociada a los yacimientos naturalmente fracturados exige el
uso de formulaciones més robustas de la Ecuacién de Balance de Materia (EBM) para
determinar el volumen original de hidrocarburos in-situ y predecir el comportamiento
del yacimiento.

Arreglos matematicos convenientes de la ecuaciéon permiten la estimacién no sélo
de los voliimenes de petrdleo y gas originales, sino de la capacidad de almacenamiento
relativa de los medios porosos (matriz y fracturas) y de la compresibilidad para los
sistemas fracturado y total. La nueva ecuacién puede ser aplicada a un rango maés
amplio de yacimientos, debido a su cardcter mas general.

El aporte més significativo que se di6 con esta expresion radica en el hecho de con-
siderar, por primera vez en una EBM, la separacién de los continuos matriz y fractura,
reflejada en la diferenciacién de las compresibilidades. Con esta ecuacién es posible
calcular el petréleo original existente en cada medio poroso, como incognitas indepen-
dientes, en un sistema inicialmente subsaturado.

En la figura 3.9 se observa el modelo simplificado de yacimiento en el cual se apoya
el planteamiento del balance que conlleva a la EBM. La matriz y las fracturas se con-
sideran como depésitos independientes conectados. La matriz aporta fluido al sistema
de fracturas y estas conducen el fluido que sera producido.

Donde:
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Sistema de Fracturas

Sistema Matriz

;’7 -
f om er

Fuente: EBM para Sistemas de Doble Porosidad con
Casquete de Gas Inicial.

Figura 3.9: Sistema a un tiempo final, considerando dos depdsitos interconectados, Pefiue-

la 2001.

Vgm Volumen de gas en la matriz [Bls]

Vom Volumen de petréleo en la matriz [Bls]

Vigm Volumen de gas que fluye de la matriz hacia las fracturas [Bls]
Viom Volumen de petréleo que fluye de la matriz hacia las fracturas [Bls]
V¢ Volumen de gas en las fracturas [Bls]

Vo5 Volumen de petréleo en las fracturas [Bls]

Vys Volumen de gas que se libera del aceite en las fracturas y fluye hacia superficie
[Bls]

N, Volumen de petréleo producido y acumulado [STB]

G)p Volumen de gas producido y acumulado [SCF]

Expresando convenientemente los voliimenes contenidos en los depésitos y trans-
feridos desde el inicio de la produccion, en funcién de variables como el volumen de
petréleo original en el yacimiento, los factores volumétricos, la relacién de solubilidad
y los voliimenes de petréleo y gas producidos, se llega a la expresion:

NP[BO + (Rp - RS)BQ] =

CwSwmi + Cm

ApB,,;
1_Swmz' > P :|+

Nl Bo - Boi + (RS’L - Rs)Bg + (
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wa %
N2 Bo - Boi + (Rsz - Rs)Bg + <61fS+Cf> ApBoi:| (39)
— Pwfi

Los autores propusieron un método de solucién basado en un grafico diagnéstico
que resulta en una linea recta, de cuya pendiente y ordenada se obtiene el volumen de
petréleo original en las fracturas y en la matriz, respectivamente. Niz (2003) rescribi6 la
ecuacion 3.9 de la siguiente forma:

F = N1[(B; — Bt) + cemApBoi] + No[(By — By;) + cof ApBo;]
Donde:

N,
F = Bié[Bo + (Rp - RS)Bg]

B; = B, + (Rsi — Rs) By

CwSwmi + Cm

Cem =

1- Swmi

- Cwafi +cy

Cem - - 3 4
1-— Swfi

Y propuso que la EBM en la forma de la ecuacion 3.9 podria resolverse para N1 y
N2 utilizando regresion lineal, ya que tiene la forma

Y = a1T1 + a2

con

y=F
a1 =N,

x1 = (By — By;) + cemApBo;
as = Ny

29 = (Bt — Byi) + cef ApBo;

El método grafico tiene la desventaja de que se presenta distorsién numeérica para
los primeros datos, puesto que la transformacion de las variables implica dividir toda la
expresion entre el coeficiente xo, el cual tiende a cero a presiones cercanas a la inicial,
generando una exageracién de la variable dependiente. Lo anterior contribuye a que se
desarrolle una regién de comportamiento no lineal temprano en el grafico propuesto,
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que sumado los efectos derivados de la discordancia entre los fenémenos reales y las
suposiciones inherentes al modelo matematico, dificultan la seleccién de la mejor recta.
Por su parte, la soluciéon utilizando regresién lineal permite hacer un analisis estadistico
de la solucién, al hallar los intervalos de confianza y analizar la viabilidad de aplicar
el modelo matematico, observando el comportamiento de los graficos de residuos (Fair,
1994).

3.5. Objetivo de la Administracion Integral de Yacimien-
tos.

El desarrollo de la ecuacién general de balance de materia, y en particular, para
yacimientos naturalmente fracturados tienen la finalidad de poder inferir el compor-
tamiento de un yacimiento sea éste, de petréleo, gas o ambos; poder determinar el
volumen original de aceite y gas no ha sido tarea facil. La ecuaciaén de balance de
materia es y seguird siendo una herramienta muy til en las etapas tempranas, y en
general en cuaquier etapa, de desarrollo de los campos petréleros, debido a su facil
manejo y bajo costo en los recursos tanto econémicos como de capacidad de computo.
El desarrollo de estos modelos matematicos nos permiten tener una mayor certeza de la
manera Optima de administrar un yacimiento petrolero, asi como tomar decisiones para
la seleccién de las mejores alternativas de explotacién e implementarlas para lograr el
mayor recobro de hidrocarburos.

. Qué es la administacién integral de yacimientos?

"Bl empleo de recursos humanos, técnicos y financieros para maximizar las ganan-
ctas obtenidas de un yacimiento, optimizando la recuperacion de hidrocarburos mientras
que se minimizan los costos de inversion y de operacion”!.

”La Administracion de Yacimientos puede definirse como: “El uso adecuado de los
recursos humanos, tecnolégicos y financieros disponibles, para mazximizar la rentabilidad
economica de un yacimiento, minimizando costos de inversion y operacion, y maximi-
zando ingresos con las consideraciones de sequridad industrial y proteccion ambiental
necesarias”?.

Objetivo General: en el largo plazo, optimizar el valor econémico asociado a la re-
cuperacién de hidrocarburos de un yacimiento. El objetivo general se consigue
mediante...

!Satter y Thakur: “Integrated Petroleum Reservoir Management: A Team Approach”, Penn Well

Publishing Co., 1994 Tulsa, OK.
2Dr. Néstor Martinez Romero, 05 de junio del 2008, Senado de la Repiblica.
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Fuente: Qué es administracion integral de yacimientos
(presentacion), Dr. V. Hugo Arana Ortiz.

Figura 3.10: Ciclo de vida de un yacimiento.

Objetivos Especificos: que se establecen a lo largo del tiempo de acuerdo a las etapas
que atraviesa el yacimiento durante su vida productiva. Las etapas son interde-
pendientes, cualquier operacién que en ellas se realice, o deje de realizarse, incide

en la agregacion o desagregacién de valor econémico en el largo plazo.

La administracién integral de yacimientos se considera un trabajo en equipo multi-
disciplinario. Las especialidades que requiere la administracién integral de yacimientos
son multiples y abarca disciplinas técnicas, administrativas, econdmicas, legales y am-

bientales trabajando integramente para crear sinergia y valor en el activo.
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Figura 3.11: Especialidades en la ATY.







Capitulo 4

Métodos Propuestos

4.1. Una Nueva Ecuacion de Balance de Materia para Ya-
cimientos Naturalmente Fracturados Usando un En-
foque de Sistema Doble.

Gherson Penuela, University of Oklahoma; Eduardo A. Idrobo, Anibal
Ordonez, Carlos E. Medina y Nestor S. Meza, ECOPETROL-ICP.
SPE-68831.

La complejidad asociada a las formaciones naturalmente fracturadas obliga a los
ingenieros de yacimientos a usar versiones simplificadas de la ecuacién de balance de
materia (EBM) para determinar el volumen original de hidrocarburos in-situ y predecir
el comportamiento del yacimiento. Aunque en casos particulares, una variante limitada
de la EBM, puede terminar en pequenos errores volumétricos y el riesgo de usarla puede
ser estremadamente alto.

Una de las idealizaciones bésicas de la ecuaciéon de balance de materia convencio-
nal es que, las propiedades de la roca, tales como porosidad y compresibilidad, son
uniformes a través de todo el yacimiento. Para un medio de doble porosidad, como el
encontrado en los yacimientos naturalmente fracturados (YNF), esta idealizacién ya
no es valida. La porosidad de la fractura como de la matriz cambian de manera dife-
rente con los cambios de presion, ya que las fracturas son altamente compresibles en
comparacién con la matriz. Figura 4.1.

Desde el punto de vista de capacidad de almacenamiento, los YNF pueden ser clasi-
ficados en tres grupos. Yacimientos del tipo A, tienen alta capacidad de almacenamiento
en el sistema matriz y baja en el sistema fractura, los yacimientos del tipo B, tienen
casi la misma capacidad de almacenamiento entre la matriz y las fracturas, y en los
yacimientos del tipo C, la capacidad de almacenamiento es exclusivamente en la red de
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A New MBE for NFR using a Dual-System
Approach.

Figura 4.1: Porosidad normalizada del sistema matriz y fractura como una funcién de la

presién de confinamiento hidrostéatica.

fracturas.

Para los yacimientos del tipo A y C, la EBM convencional es aplicable ya que la
idealizacién de un modelo de simple porosidad se mantiene. Sin embargo, hay un ntime-
ro importante de YNF en los cuales las fracturas no sélo ayudan a la permeabilidad (en
un yacimiento en produccién desde la matriz) sino que también contribuye con la ca-
pacidad de almacenamiento. Para los yacimientos del tipo B, se derivo una nueva EBM.

La ecuacion propuesta es aplicable para fluidos de aceite negro, inicialmente bajo-
saturados, en un medio poroso (matriz) y que se produce a través de una red fracturada.
El método grafico de soluciéon de Havlena y Odeh es aplicable y puede estimar el
volumen original de hidrocarburos in-situ, tanto de la fractura como de la matriz.

4.1.0.1. Idealizaciones del Modelo.

El origen de la ecuacién de balance de materia volumétrica se basa en las siguientes
idealizaciones:

1. El yacimiento es un sistema isotérmico.

2. El yacimiento esta compuesto de cuatro componentes: aceite en el tanque de
almacenamiento, gas en superficie, produccién de agua y roca naturalmente frac-
turada.
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10.
11.

12.

13.

. El yacimiento esta compuesto de cuatro fases: aceite, gas, agua y roca natural-

mente fracturada.

. El componente, aceite en el tanque, existe unicamente en la fase aceite y no se

divide en fase agua, gas o roca.

. En el yacimiento, el componente gas en superficie existe libre en la fase gaseosa

y disuelto en la fase aceite.

. El componente agua existe en fase agua inmovil, que para propésitos de balance,

sélo reduce el espacio poroso disponible para la acumulacién de los hidrocarburos
y del flujo.

La componente roca existe inicamente en la fase roca.

. La fase roca se compone de dos medios porosos con comunicaciéon hidratlica: el

sistema fracturado y el sistema roca-matriz (porosidad primaria).

. Los sistemas porosos fractura y matriz, son compresibles.

No hay entrada de agua al yacimiento y la produccién de agua es despreciable.
No hay inyeccién de fluidos (agua y/o gas) dentro del yacimiento.

La porosidad por fracturas, la porosidad de la roca-matriz y la saturacion de agua
inicial son uniformes a través de todo el yacimiento.

La presién del yacimiento es uniforme en toda su extensién, lo cual implica que
no hay gradientes de presién verticales u horizontales.

Las idealizaciones anteriores son una modificacién de aquellas usadas en los modelos
de simple porosidad.

Las afirmaciones anteriores definen un tipo de fluido conocido como aceite negro,
el cual se asume que tiene una presién inicial por arriba de la presiéon de burbuja. Por
debajo de la presion de burbuja, el gas se libera de la solucién y fluye también hacia
la cima de la formacién o hacia el pozo a través de la fracturas. Por lo tanto, el gas en
superficie llega desde la fase gas-libre y del gas disuelto en la fase aceite.

Los yacimientos naturalmente fracturados son ejemplos ideales para probar la ecua-
ciéon de balance de materia. Una de las razones por las cuales la EBM volumétrica
funciona tan bien es debido a la alta comunicacién de la presion a través del sistema
fractura haciendo que la idealizaciéon de yacimientos con un comportamiento “como
tanque”’sea valida.
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Figura 4.2: Balance de materia volumétrico en un sistema fracturado.

4.1.0.2. Ecuacién de Balance de Materia para Yacimientos Naturalmente
Fracturados (Derivacién)

Aplicando las idealizaciones previamente establecidas, la derivacién de la EBM para
YNF se lleva a cabo basada en el modelo idealizado de la figura 4.2.

Un balance de materia volumétrico en el sistema fracturado demanda:

Vori + Vari = Vopa + Vgra + Vor + Vg1 — Voo — Vo + AVyy, + AV (4.1)
El volumen original del aceite que se encuentra en el sistema fracturado es:

Vori = NoBy; (4.2)

El volumen de gas que se encuentra inicialmente en el sistema fracturado esta dado
por:

Vosi =0 (4.3)

ya que se asumié que el aceite se encontraba inicialmente bajo-saturado y por lo
tanto no hay gas libre. El aceite en el sistema fracturado después de una caida de
presién, se estima como:

Vora = NaB, (4.4)

Y el gas libre presente en el medio fracturado después de la misma caida de presién
se calcula de:

V2 = Nao(Rsi — Ry)B, (4.5)

en donde el volumen original in-situ en el medio fraturado se calcula:
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Vodri(1 — Swyi)
Boi
Por otra parte, el aceite que proviene desde el sistema matriz, de la roca, se calcula
como la expansion del aceite de la acumulacion inicial, de acuerdo a el siguiente balance
de materia volumétrico en el sistema matriz:

Ny =

(4.6)

Vo1 = NlBo—i-AVp—l-AVw — N1 By; (4.7)
donde:
Vi mi 1- Swi
N, = bd)(Boi) (4.8)
AVp = Vpdmicm AP (4.9)
AV, = %¢miswichP (4.10)

Sustituyendo las ecuaciones 4.8, 4.9 y 4.10 en la ecuacién 4.7 se obtiene la expresién
siguiente:

Vor = N3 [Bo — By + <W”>APBOZ-] (4.11)

La fase de gas libre se asume que fluye directamente hacia el sistema fracturado tan
pronto como esta se libera desde la soluciéon en el sistema matriz. El gas libre que entra
hacia las fracturas es:

Vg1 = Ni(Rsi — Rs) By (4.12)
La corriente producida se compone de aceite, el cual se calcula de:
Voo = NpBo (413)
y un volumen de gas, el cual se estima de la siguiente expresion:
Vg2 = Np(Ry — Rs) By (4.14)
La expansién del volumen poroso de la fractura es dado por:
AVy = Vypres AP (4.15)
y la expansion neta del agua congénita en el sistema fractura es:

AVyy = Vo SupCu AP (4.16)

Sustituyendo las ecuaciones previas en la ecuacion 4.1, la EBM para YNF con la
presencia de aceite inicialmente bajo-saturado, se obtiene:
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Np[Bo + (Rp - RS)BQ] =

Nl{Bo - Boi + (Rsz’ - Rs)Bg + <W> APBoi}+

NQ{BO — Byi + (Rs — Ry)By + (W) APBm} (4.17)
1-5S, fi
Donde N; es el volumen original in-situ presente en la matriz de la roca y Ny es el
volumen original in-situ en las fracturas, N, es el volumen de aceite producido y acumu-
lado y R, es la relaciéon de gas-aceite producido y acumulado, ¢,, es la compresibilidad
promedio de la matriz y c; es la compresibilidad promedio de la fractura.

4.1.0.3. Solucién Grafica de la EBM

Un método de soluciéon muy 1util de la EBM fue presentado por Havlena y Odeh.
Este método conocido como el método de la linea recta consiste en reordenar la EBM
para obtener grupos de variables que se grafican como la ecuacién de una linea recta.

Por lo tanto, si se definen las siguientes variables:

F = N,[B, + (R, — Rs)By] (4.18)
CwSwi + Cm
CwSwfi +cf
E02 — BO - Boi + (RSZ - RS)BQ + W APBOZ (420)
— Pwfi

La ecuaciéon 4.17 puede ser expresada de la siguiente forma:

F=NE, + NoEy (4.21)

donde F,; representa la expansién neta del volumen original de la fase aceite en la
matriz y Fyo es la expansién neta del volumen original de la fase aceite en la fractura.
El reordenamiento de la EBM puede ser escrito como:

F E
= Ny + N, =22 (4.22)
Eol Eol
Por lo tanto un grafico de Eil contra gof deberia resultar en una linea recta con

pendiente Ns y ordenada Nj. Este gréfico es presentado en la figura 4.3.
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Fuente: A New MBE for NFR using a
Dual-System Approach.

Figura 4.3: Gréfico diagndstico para un YNF inicialmente bajo-saturado.

4.2. Estimaciéon de las Propiedades de un Yacimiento Na-
turamente Fracturado de Aceite, usando el Método
de Balance de Materia.

N. Ebrahimi, S. Jamshidi y S. Gholinezhad.
Sharif University of Technology.

En principio este método tiene el mismo desarrollo de la ecuacién de balance de
materia que el método expuesto anteriormente, la diferencia primordial es la introduc-
cién de la razén de la capacidad de almacenamiento (Warren y Root), bajo condiciones
iniciales de un yacimiento bajosaturado:

w = (¢Ct)f _ (¢Ct)f (4.23)

(@) p + (Pct)m  (Pt) frm

Sustituyendo esta ecuacién en la ecuacién 4.21 y reordenando los términos, se obtiene:

F = N[(l —w)Eo + wE()Q] (4.24)

Por lo tanto si se realiza un grafico de F' contra (1 —w)E,; +wFEp2 daria como resultado
una linea recta que pase a través del origen con una pendiente como se representa en
la figura 4.4.
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Figura 4.4: Gréfico diagndstico para un YNF inicialmente bajo-saturado.
El método grafico propuesto en la ecuacién 4.24 tiene algunas ventajas sobre el
propuesto por Penuela et al. (ecuacién 4.22):

1. Requiere menos informacién de produccion.

2. Unicamente un parametro de regresién se necesita para obtener buenas estima-
ciones del volumen original de hidrocarburos in situ.

El volumen de aceite inicial en fracturas puede ser estimado de:

Ny =wN (4.25)

Tomando en cuenta que:
N =Ny + Ny, (4.26)
Np=(1—-w)N (4.27)

es bueno hacer notar que el valor de w puede ser estimado mediante dos métodos:

1. con registros de pozos e informacion de andlisis de nucleos y

2. pruebas a pozos.

en este estudio el valor de w se calcula usando una aproximacién mediante pruebas
a Pozos.
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4.3. Una Nueva Ecuacion de Balance de Materia Genera-
lizada para Yacimientos Naturalmente Fracturados.

P. Sandoval, Ecopetrol; Z. Calderon, UIS; A. Ordonez, Ecopetrol.
SPE-122395.

Durante los ultimos afnos, las investigaciones han desarrollado ecuaciones de ba-
lance de materia para YNF, con el fin de mejorar el andlisis del comportamiento del
yacimiento. Sin embargo, todos los esfuerzos del pasado son aplicables inicamente para
rangos restringidos de fluidos en el yacimiento.

En 1994, Walsh desarrollo el método de la linea recta generalizado para estimar las
reservas de petréleo en yacimientos convencionales aplicable para el rango completo de
fluidos del yacimiento. En 2001 Petiuela et al. introduce un modelo matematico original
que considera un aceite negro inicialmente bajo-saturado en un medio poroso compues-
to de un sistema interdependiente matriz-fractura. La ecuaciéon propuesta mejora el
método de modelar los YNF considerando la diferencia de compresibilidades entre el
sistema matriz y fractura. Finalmente en 2003, Niz propuso la formulacion de la linea
recta extendida para YNF presentada por Pefiuela para yacimientos inicialmente con
casquete de gas. Este trabajo completa la busqueda de un método de linea recta general
para estimar el volumen original de aceite y gas in-situ en YNF sin restricciones en la
composicion del fluido. Esto fue posible incluyendo tanto el aceite volatil —R,— y el
gas disuelto —Rs— en el balance individual de cada componente.

4.3.1. Ecuacién de Balance de Materia.

El modelo se basa en las mismas idealizaciones que en el primer método.
Un balance de materia para el componente aceite ya sea tanto para el sistema matriz
o para la red de fracturas, a un tiempo inicial es:

Voi - (Nm + Nf)Boi

Y un balance en el aceite para ambos sistemas a un tiempo=t es:

Vot = (Nt + Ny)Bo = (Ny + Ny — N + Gy, + G}) B,

Donde G* es el gas en solucion en la fase aceite de cada sistema y se calcula como:

G:n - GmRvi - Gm,th

G4 = GpRy — GyR,
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De igual manera se realiza un balance de materia para el componente gas tanto en
el sistema matriz como en las fracturas al tiempo inicial:

Voi = (Gm + G ) By
Y un balance de materia para el gas en ambos sistemas al tiempo=t:

Vgt = (G +Gri)Byg = (G + Gy — Gp + Ny, + N})Bg

Donde N* es el aceite volatilizado en la fase gas en cada sistema y se calcula como:

N;kn = NmRsz - Nm,tRs

N% = N¢Ryi — Ny4R,

El cambio neto en cada uno de los componentes se calcula como la diferencia entre
el balance de materia al tiempo=t y el balance al tiempo inicial.

AV, = Vo — Vi

Considerando que la principal idealizacién del balance de materia en la cual el

sistema se considera como un volumen de tanque constante.
AV, = AV, + AV, + AV, + AV, =0

Reemplazando los cambios netos individuales en la ecuacién anterior, la EBMG

para YNF, se obtiene:
F=NunEom+GnEgm+ NiEyr+GrEy r+ AW (4.28)
Donde:

F es el fluido producido y se calcula como:

5 _ No(Bo — RuBy) + Gy(By — RuB,)
(1 — RsR,)

Eop, es la expansion neta del volumen original de la fase aceite en el sistema matriz:

(4.29)

o Bo - Boi + RU(RsBoi - RsiBo) + Bg(Rsi - Rs)

Eom
’ (1 - RsRy)

+

BoiAP(Swmijm + Cfm)
(1 - Swmz)

Egpm es la expansion neta del volumen original de la fase gas en el sistema matriz:

(4.30)

E _ Bg — Bgi =+ Rs(Rngz’ — Rm'Bg) + BO(RW' — RU)
gom (1 - RsR,)

+
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BgiAP(Swmijm + Cfm)
(1 - Swmz)

E, es la expansién neta del volumen original de la fase aceite en la red de fracturas:

(4.31)

_ Bo - Boi + Rv(RsBoi - RSiBO) + Bg(RSi — Rs)
- (1 — RsRv)
BoiAP(Swfijf + Cff)
(1 - Swfz)

Ey; es la expansion neta del volumen original de la fase gas en la red de fracturas:

Eo ¢ +

(4.32)

_ By — Byi + Rs(RyBgi — Ry By) + Bo(Ryi — Ry) n

E
9! (1— RRy)

BgiAP(Swfijf +Cff)
(1 - Swfz)

(4.33)

4.3.1.1. Solucion de la Ecuacién de Balance de Materia

La EBM generalizada para YNF desarrollada, presenta cuatro incégnitas:

= Volumen original de aceite in-situ en la matriz —N,,,—
= Volumen original de gas in-situ en la matriz —G,,,—
» Volumen original de aceite in-situ en las fracturas —N;—

» Volumen original de gas in-situ en las fracturas —Gy—

Esto hace imposible el uso del método grafico de la linea recta de Havlena y Odeh
debido a que este fue un método diseniado para resolver como maximo dos incognitas.
Con el fin de resolver el modelo propuesto se utilizé el método de regresion multilineal.

La regresion multilineal, asume que la informacién dependiente y;, depende lineal-
mente de varias variables independientes, x1, =3, ..., z;. Para los propositos de esta
discusion, se asume que los datos dados dependen tnicamente de dos variables in-
dependientes. Asi, cada uno de los datos son de la forma (11,221, 41), (212, 222, Y2),
(713,223, 93); - - - » (T1ns T2n, Yn)-

El objetivo es minimizar la suma:

n

R® = Z(awu + aome; + b —y;)? (4.34)
i=1

Idealmente, queremos encontrar ag, a1, as asi que:
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a1x11 + a2 +b =y

a1x12 + aswaz +b = Yo

1213 + asxe3 +b = y3

a1Z1p + a2T2n +b =y,

Reescribimos este sistema como:

AW =Y
Donde
11 w1 1
T2 Too 1
r13 x93 1
A=
Tin Xon 1
Y
al
W = as
b

Y asi la solucién para la regresiéon multilineal es:

W = (A*A) D Aty




Capitulo 5

Discusion de Resultados

5.1. Aplicacién a Yacimientos Hipotéticos (SPE 68831).

Para probar la exactitud de la Ecuacién de Balance de Materia propuesta, tres
casos hipotéticos de produccién de aceite para un Yacimiento Naturalmente Fracturado
fueron diseniados. El caso 1 modela una situacion donde el aceite en el medio fracturado
es dos veces el aceite que en la matriz. En el caso 2, se asume que el aceite inicial en
ambos sistemas es aproximadamente el mismo, w ~ 0.5, y en el caso 3, el aceite inicial
in-situ del sistema matriz es dos veces el aceite que se encuentra en el medio fracturado.
En todos los casos sélo es un unico pozo el que se utiliza para drenar el yacimiento
cuadrado.

La petrofisica y las propiedades de los fluidos utilizados para todos los casos estan
dados en las siguientes tablas 1 y 2, y en la figura 5.1. La informacién de produccién
se obtuvo de un simulador de yacimientos con diferencias finitas que puede manejar
un sistema de doble porosidad y con el cual las estimaciones volumétricas de N; y No
se utilizaron para validar los resultados obtenidos de los calculos de la Ecuacién de
Balance de Materia.
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Tabla 1. Informacion usada para el caso sintético

Informacién del yacimiento

Area 826 [acres]
Espesor productor 50 [ft]
Permeabilidad de la matriz 50 [mD]
Compresibilidad de la matriz 3210 5[psi~1]
Permeabilidad en fracturas 300 [mD]
Compresibilidad en fracturas 3x10~ [psz o
Saturacién de agua inicial en el sistema matriz 20 [ %]
Saturacién de agua inicial en el sistema fracturado 5 [ %]
Informacién del fluido
Densidad del aceite 30 [AP]]
Gravedad especifica del gas 0.7 (aire =1)
Compresibilidad del agua de formacién 3210 5[psi~1]
Presién inicial del yacimiento 3800 [psia]
Presién de burbuja 2000 [psia]
Tabla 2. PVT
p Ko B, Rso Hyg By
psia cP rb/STB  scf/STB cP rb/scf
1000 1.1252  1.1653 150.01 0.01465 0.003082
1500 0.9241 1.1976 150.01 0.01582 0.001991
2000 0.7866 1.2322 242.07 0.01726  0.001467
2500 0.8270 1.2238 340.62 0.01890 0.001171
3000 0.8763 1.2182 340.62 0.02066  0.000987
3500 0.9333 1.2142 340.62 0.02247 0.000865
4000 0.9973 1.2112  340.62 0.02427 0.000779

El caso seleccionado para aplicar el modelo descrito en el capitulo 4 (SPE 68831) fue

Tabla 3. Resultados obtenidos del simulador.

Simulador EBM para YNF
MMSTB Ny Ny Mg Ny
Casol 238 4.75 2.49 4.60
Caso 2 4.75 4.75 4.79 4.54
Caso3 950 4.75 9.80 4.58

el caso 2, para el cual se considera que tanto el medio matriz como el medio fracturado
tienen la misma capacidad de almacenamiento.

Una vez contando con el método para poder determinar los volumenes originales in
situ, desarrollé una interfaz para poder hacer mas amigable la manera en que se cal-
cularfan ambos volumenes con la ayuda de informacién de produccién y andlisis PVT
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4000 1600
P 1400
s
3, 35009 —e—Case 1
= P 1200
e —— Case 2 a
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= P
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= =
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> 2000 «
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Fuente: SPE-68831 TimE, da}’S

Figura 5.1: Perfil de produccién y curva de declinacién de la presion, usado en los casos

hipotéticos.

(Informacién sintética).

La interfaz requiere que se ingrese informacion como son el B,; y Ry ademaés de
propiedades petrofisicas y de la roca, tal como se muestra en la figura 5.2.
Donde las unidades que se deben utilizar con cada propiedad son las siguientes:

- [B ] __ | Barriles—a—condiciones—de—yacimiento
otly, Barriles—a—condiciones—estandar

- [R ] _ | Pies—cubicos—a—condiciones—estandar
Stly Barriles—a—condiciones—estandar

lcwl, = [psia_l]

], = [poia™]
« lefl, = [psia
» [Swiml, = [Fraccion]

» [Suwifl, = [Fraccion]

[w(Razon — de — almacenamiento)],, = [Fraccion]
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[ PROGRAMA BALANCE DE MATERIA PARA YNF |

RA2

Boi[/sTBI[ ] Lk
08

Rsi[scfiSTB] |
0.7
ewlpsia™110 || a6
omppsian 1] |

04 No. Datos
of psien-11 | [
B . Ini. Fin
Swim [fraccion] [ || 02 Prod.  Prod
01
Swif [fraccion) | D D
_ % 02 04 06 08 g
w [fraccion] [
Método 1 v

Fr[%] Ejecutar
Creado por: Vicente Lopez Gonzalez.

Figura 5.2: Interfaz.
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Los datos de produccion del yacimiento se deberan ingresan mediante un formato
.txt en el siguiente orden.

Para un primer archivo de txt, la primera columna es el tiempo en [dias|, iniciando
con el primer dia de produccién. En la segunda columna se colocard la presién en orden
cronolégico a como se da la explotacién y la caida de presion en el yacimiento en [psia).
De la tercera a la quinta columna los volumenes producidos y acumulados de aceite,
gas y agua en [barriles a condiciones estandar], [pies ctbicos a condiciones estandar| y
[barriles a condiciones estdndar| respectivamente, acorde a las presiones del yacimiento
que se van generando. La dltima columna es para el gasto de aceite [Barriles/da].

Para el anédlisis PVT se necesita un segundo archivo txt, en donde se capturan cuatro
columnas, con los valores de la presion [psial, la relacién de solubilidad del gas en aceite
[Pies cubicos a condiciones estdndar/Barriles de aceite a condiciones de yacimiento], el
factor de formacién del aceite [Barriles de aceite a condiciones de yacimiento/Barriles de
aceite a condiciones estdandar] y por ultimo el factor de formacién del gas en [Barriles a
condiciones de yacimiento/pies cubicos a condiciones estandar]. Colocando la columna
de la presién en orden creciente y a su vez asociando las demas propiedades a la presién.

Al correr el programa nos damos cuenta que no se obtuvo una buena correlacién
(Figura 5.3) debido a los primeros datos que corresponden a los inicios de la produccion,
cuando las fracturas aportan fluidos hacia los pozos y la matriz no es capaz de aportar
fluidos hacia las fracturas logrando evitar esa descompensacién ya que el sistema se
encuentra en un estado transitorio.

Es posible ajustar nuestra grafica para poder obtener una mejor correlacién entre
nuestros datos.

Se alcanza un buen ajuste a partir del dato 7, pero no se obtiene una buena apro-
ximacién en el valor del volumen original in-situ de la matriz. Al realizar algunas
sencibilidades de las compresibilidades (Figura 5.4), principalmente de la fractura, se
concluye que el modelo no ajusta realmente a los datos con los que se cuenta. Quizas
el contar con més datos de produccién seria una manera de ver como se comporta el
modelo a tiempos mas largos de produccién, sin embargo el modelo tinicamente consi-
dera un yacimiento bajosaturado, por lo cual no mejoraria su aproximacién porque ya
se encontraria por debajo de la presiéon de saturacién.
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% & ORE

[ PROGRAMA BALANCE DE MATERIA PARA YNF
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Fr [%)] ‘ NaN Ejecutar ‘

Figura 5.3
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Boi [rb/STB] /121234 |
Rsi [scf/STB] 34082
cw [psia®-1] 0.000003 |
cm [psiat-10000003 |

cf [psia®-1] 0.00003
Swim [fraccién] 02
Swif [fraccion] 005 |
w[fraccion)

Creado por: Vicente Lopez Gonzélez.
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B
=

B
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B
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[ PROGRAMA BALANCE DE MATERIA PARA YNF

R'2 | 0068968
Nf [MMB]
No. Datos
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@ Prod. Prod.
O-M (7] [«]
6 28 3 32 34 36 38
E02/Eo1, Fraccién fatost ]
Wétodo 1 v
Fr [%] -3.29811 J Ejscutar

Figura 5.4
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Tabla 4.
Método 1 (Datos Sintéticos)

N, Ny R? F, Cm cr
MMSTB MMSTB [1] 1] psia~tx1075  psia=tx1076

11 datos para todos los casos (7 - 17).

-28.1476 11.7346  0.9764 -3.18 1 30
-22.1040  5.6910 0.9764 -3.18 1 60
-20.1694  3.7564 0.9764 -3.18 1 90
-19.2164 2.8034 0.9764 -3.18 1 120
-18.6491  2.2361 0.9764 -3.18 1 150
-28.9283 12.84 0.9726 -3.24 2 30
-22.1734  6.0935 0.9726 -3.24 2 60
-20.0737  3.9938 0.9726 -3.24 2 90
-19.0502  2.9703 0.9726 -3.24 2 120
-18.4442  2.3644 0.9726 -3.24 2 150
-29.8803 14.0635  0.9690 -3.30 3 30
-22.3295 6.5126 0.9690 -3.30 3 60
-20.0543  4.2375 0.9690 -3.30 3 90
-18.9572  3.1404 0.9690 -3.30 3 120
-18.3114  2.4946 0.9690 -3.30 3 150
-30.9983  15.3947  0.9655 -3.34 4 30
-22.5532  6.9496 0.9655 -3.34 4 60
-20.0914  4.4878 0.9655 -3.34 4 90
-18.9174  3.3139 0.9655 -3.34 4 120
-18.2303  2.6267 0.9655 -3.34 4 150

Para este yacimiento hipotético considerado del tipo B (razén de almacenamiento
igual a 0.5) se utiliza el segundo método para poder conocer que tan efectiva puede ser
su aplicacién, bajo las mismas suposiciones.

Haciendo algunas sencibilidades se llega a valores muy aproximados de los volumenes
originales de matriz y de fractura (Figura 5.5), de acuerdo con los valores obtenidos
por medio de simulaciéon ntmerica.
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Boi [rb/STB]
Rsi [scf/STB]
cw [psiat-1]
om [psiat-1]

cf [psia®-1]
Swim [fraccion]
Swif [fraccion]
wifraccionlos ]
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Figura 5.5
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Tabla 5.
Método 2 (Datos Sintéticos)

Nm Ny R? F, Cm ¢
MMSTB MMSTB [1] 1 psia~tx107%  psia=tx107°
12 datos (1 - 12).

7.0291  7.0291 0.9905 2.48 1 10
5.0509  5.0509 0.9924 3.46 1 20
3.9407  3.9407 0.9934 4.43 1 30
2.3742  2.3742 0.9946 7.36 1 60
1.6987  1.6987 0.9951 10.28 1 90
1.3225 1.3225 0.9954 13.21 1 120
1.0826  1.0826 0.9955 16.13 1 150
6.7169  6.7169 0.9908 2.60 2 10
4.8874  4.8874 0.9926 3.57 2 20
3.8405  3.8405 0.9935 4.55 2 30
2.3374  2.3374 0.9946 7.47 2 60
1.6798  1.6798 0.9951 10.40 2 90
1.3110  1.3110 0.9954 13.32 2 120
1.0749  1.0749 0.9955 16.25 2 150
6.4312  6.4312 0.9911 2.72 3 10
4.7342  4.7342 0.9927  3.69 3 20
3.7452  3.7452 0.9936 4.66 3 30
2.3018  2.3018 0.9947 7.59 3 60
1.6613  1.6613 0.9951 10.51 3 90
1.2997  1.2997 0.9954 13.44 3 120
1.0673  1.0673 0.9955 16.37 3 150
6.1688  6.1688 0.9914 2.83 4 10
4.5903  4.5903 0.9928 3.81 4 20
3.6545  3.6545 0.9936 4.78 4 30
2.2672  2.2672 0.9947 7.70 4 60
1.6432  1.6432 0.9951 10.63 4 90
1.2886  1.2886 0.9954 13.56 4 120
1.0598  1.0598 0.9955 16.48 4 150

El segundo método genera una mejor aproximacién en los resulatos de los volimenes
originales en matriz y fractura con base en las sencibilidades que se hicieron a las
compresibilidades del medio matriz y fractura, y comparando con los valores reportados
de la simulacién numérica para un yacimiento naturalmente fracturado. Se logra un
buen ajuste (R? = 0.9927) y con una menor cantidad de datos que en comparacién con
el primer método.
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Tabla 6. Resultados.

Ny, Ny Cm cr Error
[MMSTB] [MMSTB| psia 'z10~% psia='2z107%  [%]
Simulador 4.75 4.75 3 30
EBM para YNF  4.7342 4.7342 3 20 0.33

(Método 2)

5.2. Caso Real (Yacimiento de la Regién Marina Suroes-
te).

Con informacién de producciéon y PVT de un yacimiento real, se intenta determinar
el volumen original in-situ tanto en matriz como en la red de fracturas con ayuda de
los dos modelos. La importancia de la determinacién yace en poder hacer una mejor
caracterizacién y evaluacion de los recursos, asi como de las técnicas o métodos que se
aplicaran para la 6ptima explotacién del yacimiento.

Tabla 7. Informacién usada en el caso real

Informacién del yacimiento

Compresibilidad de la matriz 3210 %[psi—1]
Compresibilidad en fracturas 10 — 40210~ G[psz o
Compresibilidad del agua de formacién 3110~ [psz o
Saturacién de agua inicial en el sistema matriz 0 [%)]

]

Saturacién de agua inicial en el sistema fracturado 0%
Informacién del fluido

O

Densidad del aceite 39.59 [API]
Gravedad especifica del gas 0.797 (aire = 1)
Presién inicial del yacimiento 10899 [psial
Presiéon de burbuja 4694 [psial

La figura 5.6 nos permite visualizar el mejor ajuste que se obtiene con la mayor
cantidad de datos posibles.
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Figura 5.6
Tabla 8.
Método 1 (Datos Reales)
Np, Ny R? F, Cm c
MMSTB MMSTB  [1] [1]  psia™'2x1076 psia=t2x1076
10 a 94 meses.
289.313 87.9448  0.9547 19.29 1 10
336.668 40.5899  0.9547 19.29 1 20
350.874 26.3834  0.9547 19.29 1 30
357.714 19.5433  0.9547 19.29 1 40
10 a 94 meses.
347.473 29.8463 0.6542 19.28 2 10
364.883 12.4359 0.6542 19.28 2 20
369.465 7.8543  0.6542 19.28 2 30
371.579 5.7397  0.6542 19.28 2 40
10 a 28 meses.
-20.0209 308.353 0.9176 4.41 2 10
159.851 128.48  0.9176 4.41 2 20
207.186 81.1454 0.9176 4.41 2 30
229.033 59.2986 0.9176 4.41 2 40
10 a 24 meses.
-177.359 435.623 0.9169 3.96 3 10
99.8558 158.408 0.9169 3.96 3 20
161.459 96.8051 0.9169 3.96 3 30
188.564 69.6997 0.9169 3.96 3 40
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Ny, Ny R? F, Cm s
MMSTB MMSTB  [1] [1]  psia=t2107%  psia=tz107°
10 a 21 meses.

-437.854 666.207  0.9137 3.75 4 10
28.4911 199.862 0.9137 3.75 4 20
110.787 117.566  0.9137 3.75 4 30
145.077 83.2759  0.9137 3.75 4 40

El primer método (SPE 68831) no es muy presciso y varia facilmente con cualquier
cambio en los valores de las compresibilidades, principalmente con las sensbilidades de
la compresibilidad de la fractura y con la cantidad de datos que se ingresan de produc-
cién.Aun asi se alcanzé un buen ajuste para valores de compresibilidad de la matriz de
1 [psi~!] y de fractura entre 10 y 40 [psi~?]

Cabe volver a mencionar que el primer método fue desarrollado para ser aplicado
con aceite negro o de bajo encongimiento. Lo cual no se cumple en este caso, ya que se
trata de un aceite de 39.59 [°API]. Para este caso se recomienda hacer uso de aquella
ecuacién de balance de materia (SPE 122395, tercer método) que considera una varia-
ble adicional como lo es la Rv, relacién de volatilidad liquido en gas, que ayudaria a
disminuir la incertidumbre asociada al volumen calculado tanto para la zona matriz co-
mo para la regién de fracturas. Ya que aplica para aceites ligeros que arrastran liquidos
condensables a la corriente de gas.

A continuacién en la Figura 5.7 se pude verificar que con ayuda del segundo método,
los datos se ajustan mejor a lo largo de la vida de produccién del yacimiento (apro-
ximadamente 10 anos). Debido a que este método solo considera una sola fase en el
yacimiento, se opté por solo tomar como datos a partir del primer mes y hasta el mes
94 donde se alcanza la presiéon de saturacién que graficamente se puede notar una ligera
desviacion y discontinuidad de los datos. Parece ser que este método tiene una mejor
aproximacion independientemente del tipo de fluido del yacimiento, pues que atin des-
pues de la presién de saturacién se aprecia una buena correlacién.
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Tabla 9.
Método 2 (Datos Reales)
N Ny R? F, Cm cf
MMSTB MMSTB 1] [1] psia 121075  psia=tx1076
1 a 94 meses.
177.798 177798  0.9999 20.46 1 10
157.667 157.667  0.9996 23.08 1 20
141.574 141.574  0.9992 25.70 1 30
128.427 128.427  0.9987 28.33 1 40
174.619 174.619  0.9999 20.84 2 10
155.152 155.152  0.9996 23.45 2 20
139.536 139.536  0.9991 26.07 2 30
126.744 126.744  0.9986 28.71 2 40
171.55 171.55 0.9999 2121 3 10
152.714 152714 0.9995 23.82 3 20
137.555 137.555  0.9990 26.45 3 30
125.103 125.103  0.9985 29.08 3 40
168.585 168.585  0.9998 21.58 4 10
150.35 150.35 0.9994 2420 4 20
135.628 135.628  0.9990 26.83 4 30
123.504 123.504  0.9984 29.46 4 40

5.3. Caso con Informacion de Simulacién Numérica.

Un tercer caso se realizdé con informacién generada a través de un simulador de

diferencias finitas. Se generé informacién para tres diferentes yacimientos.

De acuerdo con la clasificacién de Nelson, se plantearon tres yacimientos; tipo 1,
tipo 2 y tipo 3. Los cuales solo se hizo variar la porosidad de cada medio y no la per-

meabilidad.

Tabla 10.

(;Smatriz Qbfractura

Yacimiento Tipo 3 10% 3% Mayor porosidad en el medio
matriz.
Yacimiento Tipo 2 6.5% 6.5 % Misma porosidad
en ambos medios.
Yacimiento Tipo 1 3% 10% Mayor porosidad en el medio

de fracturas.
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Para cada tipo de yacimiento se realizaron tres analisis:

= El primero, utilizando la ecuaciéon de balance de materia considerando un yaci-
miento homogéneo con una porosidad (primaria).

» El segundo, utilizando la EBM para YNF desarrollada por Gherson et al.(2001).

» Y el tercero, utilizando la EBM para YNF desarrollada por Ebrahimi et al. (2013).

Los datos utilizados para llevar acabo el célculo de los volumenes originales (N, y
Ny) se presentan en las siguientes figuras (interfaz de pantalla del programa desarro-
llado).

Para los diferentes tipos de yacimiento que analicé encontré un mejor ajuste de los
resultados considerando el modelo Irani de Ebrahimi et al. que en escencia retoma el
modelo de Gherson et al., pero que agrega una consideraciéon adicional como lo vimos
en su desarrollo, que es la relacién de almacenamiento w (la cual debemos ser capaces
de calcularla a través de los registros eléctricos o medirla de las pruebas a ntcleos).

Comparé los resultados del modelo de Gherson et al. y de Ebrahimi et al. con el
resultado del modelo de yacimiento homogéneo que considera una sola porosidad, una
saturacién de agua y una compresibilidad, constantes a lo largo de todo el yacimiento,
para tener un volumen original total de comparaciéon. Teniendo en cuenta que en cada
tipo de yacimiento las proporciones que guardan las porosidades de matriz y de fractura
pueden hacer viable que se considere como un solo medio (homogéneo) el que aporte
la produccion.

En los resultados obtenidos nunca se alcanzo un resultado favorable usando el mo-
delo de Gheron et al. como en los casos anteriores. Pero hubo una buena aproximacién
entre los resulados del modelo homogéneo y el modelo de Ebrahimi et al. como se pude
ver en las siguientes tablas.

Tabla 11.
¢matriz ¢fractu'ra

Yacimiento Tipo 3 10% 3% Mayor porosidad

Figuras 5.8, 5.9 y 5.10 del medio matriz.
Niota [MMSTB]  Fr [%]  Coeficiente de correlacién

Modelo homogéneo 102.231 2.30 0.9969
Modelo Gherson et al. Error -0.11 0.9727
Modelo Ebrahimi et al. 93.3 2.53 9969

Al pacerer aun cuando la porosidad del medio matriz va disminuyendo de un tipo de
yacimiento a otro el volumen original se va incrementando, esto podria ser consecuencia
de:




Capitulo 5. Discusion de Resultados 157

B Programa_Tesis1 = hd

%5 O E ¥

g R'2  0.996908

4 e
Boi [rb/STB] 1 40281 g laing
[ ] 35 Nm [MMSTB]
Rsi [scf/STB](965.28 3 102 231
Nf [MMSTB
cw [psia*-1] 3e-006 25 [ 1
=
=
cm [psia®-1] 8 72e-007 =
w No. Datos
cf [psia®-1] [No Aplica 17
s 2 1 Ini Fin
Swim [fraccion] 0.3 Prod Prod
. o 0.5 1 136
Swif [fraccion] |0 p
o . . . . . .
w [fraccion] No Aplica 0 0005 .01 UE-SITS[BLIE[;-T?BZ] Gl e R Caso 1 Homogeneo ¥
Método 1 ~
Fr [%] 230458 Ejecutar
|

Figura 5.8: Yacimiento tipo 3: Anélisis como Yacimiento Homogéneo.

1. La densidad de fracturamiento es alta, asi como la conductividad de la red de
fracturas.

2. La alta compresibilidad de las fracturas en comparacién con la compresibilidad
de la matriz permite que se genere una mayor capacidad de almacenamiento
en la red de fracturas a lo largo de la vida de explotacién del yacimiento. La
compresibilidad es una propiedad que depende de la presion y esta varia con el
tiempo de explotacion

Tabla 12.
¢matriz ¢fractura
Yacimiento Tipo 2 6.5 % 6.5 % Misma, porosidad
Figuras 5.11, 5.12 y 5.13 en ambos medios.
Niotar [IMMSTB]  Fr [%]  Coeficiente de correlacién
Modelo homogéneo 239.217 0.99 0.9992
Modelo Gherson et al. Error -0.11 0.9850
Modelo Ebrahimi et al. 232.425 2.53 9969

Al realizar las sensibilidades para las diferentes propiedades para diferentes tiempos
de produccion, me di cuenta que las variables més sensibles son las compresibilidades
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Figura 5.9: Yacimiento tipo 3: Analisis como YNF usando EBM de Gherson et al.

y el valor del factor de formacién del aceite.

El modelo de Ebrahimi et al. da buenos resultados en las estimaciones de los volime-
nes originales de matriz y de fractura. A pesar que se logran buenos ajustes con la infor-
macién de produccién a tiempos cortos desde el inicio de la explotacién del yacmiento,
es recomendable determinar el periodo adecuado para no sobrestimar los volimenes
originales.

Tabla 13.
¢matriz ¢fractura
Yacimiento Tipo 1 3% 10% Mayor porosidad
Figuras 5.14, 5.15 y 5.16 en el medio de fracturas.
Niotat [MMSTB]  Fr [%]  Coeficiente de correlacién
Modelo homogéneo 379.458 0.61 0.9997
Modelo Gherson et al. Error -0.06 0.4761

Modelo Ebrahimi et al. 376.146 0.62 9997
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Figura 5.10: Yacimiento tipo 3: Anélisis como YNF usando EBM de Ebrahimi et al.
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Anélisis como Yacimiento Homogéneo.

Boi [rb/STB] |1.40281
Rsi [scf/STB] 965.28
cw [psia®-1] 3e-006
cm [psiat-1] |8 72e-007
cf [psia®-1] |0.000872
Swim [fraccién] 0.3
Swif [fraccion] |0

w [fraccion] No Aplica

Figura 5.12: Yacimiento tipo 2: Andlisis como YNF usando EBM de Gherson et al.
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Figura 5.13: Yacimiento tipo 2: Andlisis como YNF usando EBM de Ebrahimi et al.
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Figura 5.14: Yacimiento tipo 1: Andlisis como Yacimiento Homogéneo.
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Figura 5.15: Yacimiento tipo 1: Anélisis como YNF usando EBM de Gherson et al.
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Figura 5.16: Yacimiento tipo 1: Andlisis como YNF usando EBM de Ebrahimi et al.
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Conclusiones y Recomendaciones

6.1. Conclusiones.

Primer método.

= La comunicacion que existe entre los medios matriz y red de fracturas genera
gastos iniciales muy altos debido a que la produccién es obtenida principalmente
por la alta permeabilidad de las fracturas. Las fracturas enmascaran la contri-
bucién que tiene el medio matriz, por lo cual el yacimiento se encuentra en un
estado transitorio lo que ocasiona que con pocos valores de produccion nos den
valores muy altos del volumen original en las fracturas y volumenes negativos en
los volumenes originales en la matriz.

= Es importante resaltar que a pesar que las compresibilidades del agua y de la
formacién son bastante pequenas con respecto a las compresibilidades de los flui-
dos hidrocarburos, por encima de la presion de saturacion, son significativas las
sencibilidades que se pueden hacer a éstas y contribuir a una fraccion apreciable
de la produccion.

= Uno de los principales problemas a la hora de poder determinar los volumenes
originales es que el medio poroso no logra comunicarse todo al mismo tiempo.

= Se necesitan tiempos largos, que dependen del tipo de yacimiento, para poder
alcanzar la tendencia de una linea recta.

= Uno de los parametros mas sencibles en la ecuacion es la compresibilidad de las
fracturas.

= Es necesario tener buenos valores de la compresibilidad de las fracturas y de la
formacién.

Segundo método.
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= Se necesita menor cantidad de datos de produccién para un buen ajuste.

= Hay que determinar a partir de qué periodo de tiempo de la explotacion temprana
del yacimiento nos daran los mejores resultados y sin generar sobrestimaciones
en los volimenes.

= Parece ser que es posible estimar el volumen original de hidrocarburos con datos
que se encuentran por debajo de la presién de saturacién, aunque se recomendaria
considerar otros parametros que incluyan por ejemplo la relacién de volatilidad
aceite en gas.

» Existe mas estabilidad en los valores obtenidos, pero es necesario poder determi-
nar un buen valor de la relaciéon de almacenamiento.

6.1.1. Generales.

= Kl balance de materia para yacimientos naturalmente fracturados nos permite de
una manera econdémica y temprana, en la vida de explotacién de un yacimiento
petrolero, hacer una estimacién de los volumenes originales de aceite en matriz y
en la red de fracturas para una buena administraciéon de los recursos.

= Seria bueno validar los resultados obetenidos del balance de materia con algin
simulador e ir ajustando los parametros pertinentes, para mejorar los modelos.

= Como recomendacion deberia incluirse en el balance de materia una parte es-
tocastica de las variables que son susceptibles a mayores cambios, debido a que
durante la vida de explotacién del yacimiento se va recopilando nueva informacién
y enriqueciendo la caracterizacion estatica y dinamica del yacimiento.

» Las compresibilidades de la matriz y de fractura son de importante determinacién
y son variables que dependen de la presiéon. Por lo cual hay que considerar el
periodo de tiempo para el cual aiin pueden ser validos estos valores.
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