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OBJETIVO.

Desarrollar una metodologia para la seleccion de productos
quimicos a emplear en pozos que presentan dafo por bloqueo,
causado por condensacion retrograda del gas condensado y
vapor de agua en formaciones arenosas, con la finalidad de

mejorar su productividad.
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ALCANCE.

El presente trabajo fue desarrollado para yacimientos tipo gas
condensado en formaciones arenosas relativamente

homogéneas.

Nuevos estudios se reqgueriran realizar para yacimientos de gas
condensado acumulados en formaciones calcareas que pudieran

presentar fracturas, o en formaciones arenosas heterogéneas.

Otra area de estudio se podria focalizar en yacimientos de aceite
volatii que presenten una capa de gas, la cual, dada su
composicién, se comporte de manera similar al de un yacimiento

de gas condensado con Una region retrégrada.

XX



CAPITULO |
INTRODUCCION.

El dafo a la formacian por bloguec de condensado retrégrado origina gue disminuya la
productividad de los pozos, trayendo como consecuencia el retraso en la recuperacion
de las reservas de hidrocarburos. Aunado a lo anterior, los pozos pueden dejar de
producir con la consecuente pérdida de importantes volimenes de gas y condensados,
que podrfan ser factibles de recuperarse mediante la implantacion de métodos
artificiales de produccion.

Existen diferentes técnicas de mantenimiento de presion aplicables a yacimientos de
gas condensado, entre las cuales se encuentra la inyeccion de gases, como metano,
bidxido de carbono o nitrogeno, cuyo ohjetivo es mantener a la presién de yacimiento
por arriba de la presion a la cual comenzaria la formacion de una fase [liquida
proveniente del gas. Sin embargo, la no disponibilidad de estos gases y/o las altas
inversiones que se requeririan para llevar a cabo su implementacion, no lo hacen
factible de llevar a ia practica.

Otra técnica susceptible de llevar a cabo es la inyeccion contra formacién de productos
quimicos, la cual tiene como objetivo primordial facilitar e movimiento del condensado
cercanc a la vecindad del pozo, asi como incrementar la permeabilidad efectiva al gas.
Sin embargo, antes de decidirse por la inyeccién de cualquier producto quimico, se
deben realizar una série de pruebas a nivel de Iaboratorio, las cualles fienen como
objetive el disminuir el riesgo de realizar operaciones fallidas que traigan como
consecuencia aumentar el dafio por incompatibilidad de fluidos, precipitacion de sélidos

0 que simplemente no disminuyan el dafio por bloqueo de condensado retrogrado.

En este trabajo se presenta el desarrollo de una metodologia para la seleccion de
productos quimicos con potencial aplicacion en formaciones arenosas que presenten
dafo por blogueo de condensado retrégrado.



|.1. DESARROLLO DEL TRABAJO.

En cada uno de los capitulos se indican las unidades de las ecuaciones empleadas. La
nomenclatura esta indicada con las dimensicnes en que se encuentran las variables. A

continuacion se presenta una hreve descripcion de los capitulos desarrollados.

En el Capitulo | se presenta la introduccion.

En el Capitulo 1) se realizé una investigacion de la literatura técnica basica para
estudiar el fendmeno de condensacion retrégrada y mojabilidad de la roca, asi como de
los diversos factores que influyen para alterarla.

En el Capitulo 1ll se presentan los aspectos basicos de los yacimientos de gas
condensado, lo referente a la mojabilidad de la roca, diferentes tipos de mojabilidad,

factores que la alteran y los diferentes meétodos disponibles para medirla.

El Capitulo IV frata de la descripcion de los diversos factores que originan la formacion
de un anillo de condensado airededor del pozo asi como de la pérdida de productividad
asociada a dicho fendmeno.

Respecto al Capitulo V se presentan los aspecios generales, las condiciones y
resultados obtenidos de los experimentos que se llevaron a cabo con los fluidos y rocas

del campo Saramako.

Finalmente, en el Capitulo VI se tratan las conclusiones y recomendaciones a que se
liegaron en el estudio realizado.



CAPITULO HI

REVISION BIBLIOGRAFICA

Las principales fuerzas que interactian en los yacimientos petroleros son las
gravitacionales, capilares, fuerza viscosa e inerciales. Dependiendo de la regién dentro
det yacimienfo upas son mas importantes que otras, pero todas juegan un papel
fundamental en el flujo de fluidos. Diversos esfuerzos se han realizado con miras a
incrementar el factor de recuperacidn de hidrocarburos en yacimientos de gas
condensado, dentro de los cuales se pueden mencionar a la inyeccion de solventes en
la vecindad del pozo o la inyeccion de diferentes gases pero a nivel de yacimiento, sin
embargo, existen lirnitaciones tanto técnicas como economicas para llevarlas a cabo. A
continuacion se presenta una revision bibliografica de la [iteratura técnica disponible
relacionada con el tema de mejorar la productividad de pozos productores en
yacimienios de gas condensado.

Ursin' definié nimeros adimensionales para describir la interrelacion de las fuerzas que
actian en el flujo de fluidos en medios porosos. ldentifica regiones dentro del
yacimientc donde ciertas fuerzas son mas importantes que ofras. Las fuerzas
fundamentales son: viscosas (V), capilares (C), gravitacionales (G) & inerciales (l). Las
fuerzas viscosas resultan de |a interaccion intermolecular dentro del mismo fluido y son
relativas a las condicienes que rodean al fluido, tales como la pared del canal por donde
fluye o por ofros fluidos. La importancia de las fuerzas capilares es relativa a la
mojabilidad del medio poroso y, en particular, a la extensién de la fase mojante. Las
fue-rzaé gravitacionales estan siempre activas en todo el yacimiento. En el flujo de
fluidos en el yacimiento, las fuerzas gravitacionales pueden ser de importancia en
situaciones donde los fluidos tienen diferentes densidades, como es el caso del gas y €l
condensado liquido. La fuerza de inercia estd asociada con el redireccionamiento del
flujo de fluidos en el medio parose. Por ejernplo, en flujo lineal {como en un tubo recto)

no hay fuerzas inerciales activas, pero en un medio poroso, un continuo



redireccionamiento del flujo estd tomando lugar conforme las moleculas de
hidrocarburos se estan moviendo entre los granos minerales.
Las refaciones que enconiré Ursin entre todas estas fuerzas a través de numeros

adimensionales son los siguientes:

-, . . cosl@
Relacion entre fuerzas capilares y viscosas. NCIV) = f‘f-"l--—i—) 2.1)
Dykty
- . N o, cos(f)
Relacian enfre fuerzas capilares y gravitacionales: NC/G) = i‘i—— 2.2)
P pok
Relacidn entre fuerzas viscosas y gravitacionales:  N¥(V/G)= -k-zg‘”" (2.3)
Pgil
. ) . . JI:; ,Dcus{é’)
Relacion enire fuerzas capilares e inerciales: NIy =288 (2.4)
Ho Ly Py
-, - . . o
Relacian entre fuerzas viscosas e inerciales: NV Y=ot (2.5)
u,p ik
EE
s oo . . o uy BRAOL,
Relacion entre fuerzas gravitacionales e inerciales: ~NG/n="* 7" ~.% {2.6)
Ha v, p
g ~e

Donde:

Ogo Tension interfacial gas-aceite.

6 Angulo de contacto.

Ug Velocidad de flujo del gas en el poro.

Lo Viscosidad del aceite.

k Permeabilidad absoluta.

Apgo Diferencia de densidades entre el gas y el aceite.




Py Densidad del gas.

Hg Viscosidad del gas.

g Constante gravitacional

N (C/V) Relacién entre fuerzas capilares y viscosas.

N (C/G) Relacion entre fuerzas capilares y gravitacionales.
N (V/G) Relacidén entre fuerzas viscosas y gravitacionales.

N(C/) Relacién entre fuerzas capilares e inerciales.

N (V) Relacion entre fuerzas viscosas e inerciales.

N (G/) Relacion entre fuerzas gravitacionales e inerclales.

Ursin lleg6 a las conclusiones siguientes (ver figura I1.1);

1. La importancia relativa de |la fuerza inercial comparada con ias fuerzas capilares,
gravitacionales, y en i‘nenor grado la fuerza viscosa, se incrementa como una
funcién de la disminucion de la posicion radial y la presion.

2. La fuerza viscosa es proporcional a la velocidad en el poro y, por lo tanto, es mas
importante que la fuerza capilar y gravitacional conforme el fluido se va
acercando a la pared del pozo.

3. La relacion de la fuerza viscosa a [a gravitacional muestra la probabilidad de que
la segregacion del condensado sea mayor en areas remotas del yacimiento (a
partir de la pared del pozo).

4, Conforme disminuye 'a presion en el medio poroso, la interrelacion entre la
fuerza capilar y gravitacional es mayor, es debido al incrementa en la tension

interfacial.

C._a-s-t‘ea'.f:}ns2 desarrollé un modele composicional para calcular la recuperacion de
condensado retrégrade por medio del drene por gravedad. Este modelo es una
extensién de la teorfa de drene por gravedad en una dimension para sistemas gas-
aceite, en el cual incluye los efectos de la condensacion retrégrada y la revaporizacion.

Menciona que cuando la presion del yacimiento disminuye por debajo de la presion de



rocio, la condensacion refrograda ocurre; una parte del condensado permanecera

inmovil en los poros de la roca del yacimiento, l6 que resultara en una pérdida valiosa

Fig. Il.1 - Representacidn de las fuerzas y la region de importancia relatlva a la

dimensi6n radial y presién del yacimiento'.

del liguido a menos que se tomen medidas especificas para evitarlo. Sin embargo, una
safuracion del liquido se empezara a desarroliar por arriba de la saturacion residual del
aceite, 10 cual resultara en gue una parte del condensado comience a ser movil y
resbale hacia abajo del yacimiento, acumulandose en el fondo o en el contacto gas-
aceite (tratandose de un yacimiento de aceite volatil con capa de gas). Un requisito
previo para gue se lleve a cabo este fendmeno, es que en la zona de gas la roca
presente una baja saturacion de aceite residual.

Las suposiciones para desarrollar su modela son las siguientes:

1. El potencial del gas es uniforme.
2. Los efectos capilares son despreciables.

3. Existe equilibrio termodinamico a través de la capa de gas.



El modelo de computo desarroliado requiere de los parametros siguientes de entrada:
1. Composicion quimica del gas-condensado.
2. Propiedades promedio del yacimiento, tales como porosidad, permeabilidad.
3. Relacitn entre la presidn del yacimiento y el fiempo de produccion.

Finalmente, al aplicar el modelo en el yacimiento Afam F5.00 (aceite volatil con capa de
gas), encontrd que la acumulacion de condensado ocurrira en el contacto gas-aceite y
que conforme disminuya la presidon del yacirmento, esta se seguira incrementando.
Asimismo, concluye que el drene por gravedad es un mecanismo efectivo para las
condiciones del yacimiento Afam F5.00

Siregar’ investigo si la inyeccién de nitrégeno puede aplicarse como una alternativa en
lugar de fa inyeccion de gas seco (metano) al yacimiento, haciendo énfasis en el
problema de atrapamiento de liquido.

La investigacion reatizada comprendio tres fases:

1. Formulacién de un gas condensado rico, consistente en metano, n-butano, n-
tetradecano y mitrdgeno, empleando un simulador PVT interactivo.

2. Calculo del liquido atrapadoc en el yacimiento, como una consecuencia de
mezclarse con el gas seco inyectado o el nitrdgeno, variando la concentracion
de! gas inyectado.

3. Evafuacion de la eficiencia de desplazamiento para diferentes numeros de

Peclet, empleando un simulador composicional en una dimension.

Los calculos mostraron que a bajo numeros de Peclet, la inyeccion de nitrégeno resulta
en un desplazaml'ehto menos eficiente que con fa inyeccion de gas seco. Sin embargo,
la diferencia disminuye significativamente conforme se incrementan 10s nameros. de
Peclet.


http:AfamF5.00

Cuando se inyecta nitrégeno y este se mezcla con el gas del yacimiento, ocurre un
atrapamientc de liquido significante, no .obstante que se mantenga la presion del
yacimiento por arriba del valor de la presion de rocio del gas condensado. Esto es
debida a que el punto de rocio de la mezcla resuitante, es mayor que el punto de rocio

del gas condensado original.

Respecto a la inyeccion de metano, éste puede evaporar mucho mas condensado que
el nitrbgeno; es decir, se requiere una cantidad menor de metano para evaporar
condensado que nitrégeno. En otras palabras, el metano puede contener 45% mole de
condensado en forma de gas, mientras que &l nitrdgeno solamente puede contener un 2
%. Esto es debido a que el metano tiene una capacidad 20 veces mayor de evapaoracion
de condensado que el nitrogena.

Sin embargo, la inyeccién de nitrégenc es una alternativa viable en lugares donde no
hay disponible gas seco para inyeccion, ya que esta disponible en cualquier lugar, es
relativamente barato y presenta caracteristicas favorables para la inyeccion (es seguro,

no corrosivo y no contaminante).

Al-Anazi® realizé un estudio empleando nutcleos de formaciones calcareas y arenosas
provenientes de yacimientos de gas condensado. Analizé el impacto del bloqueo de!
condensado y fluidos de terminacion en la productividad de pozos productores de gas
en yacimientos de gas condensado, y evaluo la factibitidad de realizar tratamientos en
pozos cen diversos solventes para reestablecer la productividad. Cuando [a produccion
de gas proveniente de yacimientos de gas condensado fluye a presiones inferiores a la
presion de rocio, da lugar a la acumulacién de liguido condensado en la region cercana
a la pared del pozo. Esta acumulacién, también conocida como un banco o anillo de
condensado, reduce tanto [a permeabilidad relativa al gas asi como la productividad del
pozo. El efecto adverso del banco de condensado se incrementa en presencia de altas
saturaciones de agua. Un blogqueo por agua puede ocurrir cuando las fuerzas capilares
exceden [a presidn del gas en la formacion. La presencia de agua reduce el espacio

poroso disponible y consecuentemente disminuye la permeabilidad del gas. La



saturacion de agua residual restringe la movilizacion del condensado debido a altas
fuerzas capilares entre |a fase fluyente de gas, el agua y el condensado atrapado. El
impacto negativo del bloqueo de agua se incrementa en formaciones de baja
permeabilidad donde las fuerzas capilares son altas o en yacimientos de baja presion.
En general, el indice de productividad de los diferentes nlcleos probados disminuyo
mas de un 70 % debido al banco de condensado.

Los solventes evaluados para realizar tratamientos fueron los siguientes:
Metanol

Mezclas metancl-agua

Alcohol isopropitico

Rl S B

Mezclas metanol-alcohol isopropitico.

En generai, los tratamientos con metanol, alcohol isopropilico y mezclas metanol-
alcohol isopropilico fueron muy efectivas en eliminar el blogueo por condensado y agua,
mejorando en todos los casos el indice de productividad del gas. Respecto al efecto de
la duracién del tratamiento con metanol, se observd gue es muy largo; es decir, la
produccion de gas puede incrementarse y pagar el costo del tratamiento. Con relacién
al tratamiento empleando mezclas metancl-agua, no ayudaron en remover el
condensado del nicleo y tuvieron un impacto adverso en el indice de productividad del
gas. Esto es debido a gue esta mezcla introduce un blogueo por agua dentro del
condensado acumulado. '

Los pozos productores de gas en formaciones de baja permeabilidad han mosirado una
baja capacidad de produccién después de las operaciones de perforacion y terminacion
de pozos. Lo anterior, es parciaimente atribuible a la pénetracic’m dentro de la
formacion de los fluidos de terminacion. Los fluidos que invaden la formacion son
atrapados y forman un anillo alrededor del agujéro," déndo como resultade una alta
saturacion de liquido que restringe o bloguea el flujo de'gés.



En ofro estudio, A-Anazi’ menciona que el condensado puede ser movilizado de la
region cercana a la pared del pozo ya sea reduciendo la presion capilar o
incrementando las fuerzas viscosas. La presion capilar puede reducirse disminuyendo
la tension interfacial o alterando la mojabilidad. Ya que muchos de los yacimientos son
preferencialmente mojados por lfquidos, alterar su mojabilidad utilizando tratamientos
guimicos a una intermedia o mojada por gas, reduce el entrampamiento de condensado
y ayuda a mantener o incrementar la produccion de gas. Para alcanzar este objetivo, se
requiere que los quimicos tengan ciertas propiedades tales como longevidad, que no
causen dafio, que sean termicamente estables y de bajo costo. Se conoce que muchas

rocas en estado natural son mojadas por liquido en yacimientos de gas condensado.

Recientemente, Liu® y colaboradores realizaron pruebas de imbibicién esponténea de
agua para mostrar el efecto de la alteracién de la mojabilidad mediante productos
quimicos sobre la recuperacién de hidrocarburos. Para una mayor demostracion de
alteracion de mojabilidad mediante productos quimicos, los autores colocaron una gota
de agua destilada en la parte superior de un nicleo saturade con aire después de haber
sido sometido a tratamiento quimico. El agua no se imbibid dentro de la roca,
formandose una gota con un anguto de contacto de 121° el cual es mayor a 90°, lo que
demuestra que la mojabilidad de la roca fue alterada (ver figura 11.2).

Fig. .2 - Agua en la parte superior de una roca después de haber alterado
su mojabllidad por productoes quimicos®.
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CAPITULO il

ASPECTOS GENERALES DE YACIMIENTOS DE GAS CONDENSADO,
PERMEABILIDAD Y MOJABILIDAD DE LA ROCA.

A continuaciébn se presentan los aspectos basicos de los yacimientos de gas
condensado, asi como lo referente a la mojabilidad de la roca, diferentes tipos de
mojabilidad, factores que la alteran y los diferentes métodos disponibles para medirla.
Dado que una vez que la presion del yacimiento se encuentra por debajo de la presion
de rocio de la mezcla de hidrocarburos se forma una fase liquida, se altera la
permeabilidad efectiva al gas y la productividad del pozo comienza a disminuir, por fo
que tambien se tratara lo referente a este tema. La temperatura y presion estandar a ta
que en adelante se hara referencia es 60 °F y 14.695 psia, respectivamente.

1. YACIMIENTOS DE GAS CONDENSADOQ.

I1.1.1. DIAGRAMA DE FASES DE UN GAS RETROGRADO O GAS CONDENSADQO.

El diagrama de fases de una mezcla de hidrocarburos, consiste de una grafica
cartesiana donde el eje horizontal representa a la temperatura y el eje vertical a la
presion’ (ver figura 11.1).

Los componentes principates de un diagrama de fases son:

a} Curva de puntos de burbuja. Indica la presion y temperatura a la cual se

formara la primera burbuja de gas al disminuir la presion de la fase liquida.

by Curva de puntos de rocio. Indica la presion y temperatura a la cual se formara

fa primera gota de liquido al disminuir la presién a la fase gaseosa.

c) Curvas de calidad. indican el porcentaje en volumen de liguido de la mezcla de
hidrocarburos existente dentro de la region de dos fases.

I



d) Enveolvente de fases. Compuesta por las cuivas de puntos de burbuja y puntos

de rocio.

e} Punto critico. Se refiere a la temperatura y presion a la cual ya no es posible

distinguir si una mezcla de hidrocarburos se encuentra en fase liquida o gaseosa.

f) Cricondenterma. Es la mayor temperatura a la cual se encuentra ia envolvente

de fases.

g) Cricondenbara. Es la mayor presion a la cual se encuenira la envolvente de

fases.

Dependiendo del tipo y cantidad de componentes en la mezcla de hidrocarburos es la
forma del diagrama de fases. La caracteristica principal del diagrarmma de fases para un
gas condensado es que la temperatura del yacimiento se encuentra entre la
temperatura critica v la cricondenterma; respecto a la presion de! yacimiento ésta puede

ser mayor o iguai a la presion de rocio de la mezcla de hidrocarburos.

Los factores ffsicos que controlan el comportamiento de fases son:

» Presion
e Temperatura
« Afraccion molecular

s Repulsion molecular.

La presion y atraccion molecular tratan de confinar las moléculas (reduccién de la
distancia molecular), lo cual genera una tendencia a fermar liguido, mientras que la
temperatura y la repulsion moiecular actlian de modo contrario; es decir, ocasionan una
tendencia a separar moléculas para generar gas.

12




Region de comdensacion

| Lexagrads

Fresitn en ef
vacimenle

Gas refrdgrado

:!Q.-_-mrb'ﬂ'-:l

@

g

Temperatura

Fig. I}.1 - Diagrama de fases tipico de un gas condensada retrogrado’.

A partir de la figura HI.1 se puede observar el camino que sigue el gas condensado a
nivel de yacimiento y bajo un proceso isotérmico, una vez que la pre—éién comiénza a
disminuir. En el punto 1 el gas condensado se encuentra totalmente en fase gaseosa;
cuando la presion disminuye vy alcanza la curva de rocio, en el punto 2, se comienza a
formar una fase liquida. Al continuar disminuyendo la presién, punto 3, ya se tiene una
fase liquida en el yacimiento, |a cual normalmente no podra fluir, y por lo tanto tampoco
sera producida.

Asimismo, se podra notar un area limitada por una linea discontinua a la cual se le
denomina regidon de condensacién retrégrada; esta linea cruza por los puntos de
inflexién de cada curva de calidad. La caracteristica principal de esta region es que el
gas, una vez que cruza la curva de rocio, comienza a incrementar el porcentaje de
liguido hasta alcanzar un valor méximo, para posteriormente volverse a vaporizar y

consecuentemente a disminuir su porcentaie.
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1.1.2. ASPECTOS GENERALES DE UN GAS CONDENSADQ.

Una definicién aprebada después de la convencion de Viena® es “Los condensados son
aguelflos hidrocarburos gue existen en la fase gaseosa en yacimientcs cuya femperalura
original se encuenira entre un rango de la temperatura critica y la maxima temperatura
a fa cual dos fases pueden coexistir (cnicondentenna). Estos hidrocarburos pueden
sofarmente producirse de pozos que son ferminados en yacimientos de gas condensado,

que se convierfen en liquido a condiciones estandar de presion y temperatura”.

En la tabla 3.1 se muestra una composicidn tipica de una mezcla de hidrocarburos
correspondiente a un gas condensado. Asimismo, la riqueza de un gas condensado
(GPM, gal/1000 pie’gc.) se define como la cantidad de condensados que se pueden
obtener de cada 1000 pie3@.;_e, de gas, y depende de la composicion de la mezcla de
hidrocarburos. En su célcule se supone gue los componentes pesados a partir del

propanac se recuperan en su totalidad en superficie, lo cual en la realidad no ocurre.

En la tabla 3.2 se muestra una ¢lasificacion de los yacimientos de gas condensado con
base en su riqueza.

Tabla 3.1 - Composicién tipica de un gas condensado®.

i Componente % Mol.
Ii C, 75
‘ G, 7
Cs 45
iCa-nCy
} iCs-nCs
Cs 25
; C; 6
| Moz 125
TROL (pie B ges, 7000
| “APl 55
| Color del liquido tanque | Amarillo claro > |
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Tabla 3.2 - Clasificacién de un yacimlento de gas condensado

con base a su riqueza’®.

Riqueza | GPM [ (BI/MMpie’) gc..
Ata | 146 >300
Media | 9.4 200-300
Baja 73 100-200
Pobre 4 <100

I.1.3. EFECTOS DE LA DENSIDAD API, TEMPERATURA Y RELACION GAS-

LIQUIDO SOBRE LA PRESION DE ROCIO.

En la figura lll.2 se puede observar que conforme la densidad AP| de un condensado

aumenta, menor es la presién de rocio. Esto se puede explicar ya que a mayor

densidad API, menor es |a cantidad de componentes pesados que se encontraran en'la

fase liguida.

Asimismo, en la figura 1il.3 se muestra la respuesta de la presién de rocio de un

condensade de 51 APl y 15000 (pie3/Bl) @.. a la temperatura. Conforme la

temperatura aumenta de 120 a 160 °F, |la presion de rocio se incrementa de 4200 a

4400 psia para posteriormente practicamente permanecer constante.

2 2800 |

4800

4600 -
4400 -
-'g 4200 -
£ 4po0 |

2 3500 4
-8
3400 1
3200 -
3000

T=160 °F |
RGL= 15,000 {pie3/Bl}g....

52 54 58

50 62 64 &6 |
AP ‘

Fig. HI.2 - Efecto de la densidad APl sobre la presion de rocio.
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50 70 50 110 130 130 170 190 210 230 250,
TR

Fig. 1.3 - Efecto de la temperatura sobre la presiéon de rocio.

En la figura ill.4 se puede observar que conforme aumenta la RGL (gas condensado
mas pobre) la presion de rocio disminuye, ya que en la composicién de la mezcla es

predominante la presencia de metanoc.

5000 -

4500

T=160°F
51 AP

'
(=]
S
(=]

3504 -

p roclo (psia)

3000

2500 4 i

2000 . , : . . : i
10,000 15000 20,000 25000 30,000 35000 40,000 45000
RGL (pie"/Bi) goe,

|

Fig. lll.4 - Efecto de la Relacién Gas-Liguido sobra la presién de rocio.

lil.1.4. CONDENSACION Y VAPORIZACION®,

Cuando en un yacimiento de gas condensado se produce una reduccién isotérmica de

la presién y se cruza la curva de rocio, se entra en la regién de dos fases ocurriendo la

16
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lamada condensacion retrégrada de las fracciones pesadas e intermedias. Estas
fracciones se depositan como liquido en los canales poroses mas pequefios de la roca;
los hidrocarburos asi depositades no logran fluir hacia los pozos ya que raramente
alcanzan la saturacién critica de liquido. El efecto dafiino de permitir la condensacion
retrégrada, tiene el agravanie de que lo que se deposita son las fracciones mas
pesadas de la mezcla y por lo tanto, no sélo se pierde la parte de mayor valor en el
yacimiento, sino que el fluido que se continla extrayendo se empobrece en tales

fracciones.

La figura ill.5 ilustra los cambios que ocuiren durante la condensacion reirégrada de un
gas condensado estudiado por Standing, la disminucidn de la presion por debaje de la
. presion de rocio de 2860 psia produce una rapida condensacion de liquide que alcanza
un maximo, en este ejemplo, de 8.2 % a una presién de 1800 psia {curva B). Como el
condensado se acumula en el yacimiento, el gas producido tendra una menor densidad
relativa como lo ilustra la curva C. Al disminuir la densidad relativa del gas condesado,

disminuye su contenido de liguido y por lo tanto se incrementa la RGL {curva D).

J
Fig. Il.5 - Comportamiento retrégrado de un gas condensado’.
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.2, PERMEABILIDAD.

HI.2.1. PERMEABILIDAD ABSOLUTA, PERMEABILIDAD EFECTIVA Y
PERMEABILIDAD RELATIVA'™.

La permeabilidad de la roca es una propiedad de la roca y no del fluido que fluye a
través de ella. Cuando la roca esta saturada 100 % de un solo fluido, se le conoce como
permeabifidad absoluta (kaps). En caso de que la roca esté saturado con mas de un
fluido, por ejemplo agua, aceite vy gas © agua y aceite o agua y gas, entonces se le
conoce como permeabilidad efectiva al agua, permeabifidad efectiva al aceite y
permeabifidad efectiva al gas (kw, k. y kg, respectivamente). Es decir, la permeabilidad
efectiva es la permeabilidad de una roca a un fluido en particular, cuando ese fluido
satura menaos det 100% a fa roca. La suma de las permeabilidades efectivas es siempre
menor que |a permeabilidad absoluta.

Cuando dos fluidos estan presentes, tales como el aceite y el agua, sus gastos relativos
de flujo estan determinados por sus viscosidades y sus permeabilidades relativas. La
permeabilidad refativa es la relacion de la permeabilidad efectiva a la permeabilidad

absoluta.

Las permeabilidades antes mencionadas se encuentran descritas por las siguientes

expresiones obtenidas a partir de la ley de Darcy:

quL

k=20
yo (3.1)
Fop by e

FAS Lot i

e (32)
qoiy L

k=100

o = g (3.3)
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k.,
krw ="
r (3.5)
k
Koy ="2"
e (36)
k.@
Donde:
k Permeabilidad absoluta, darcy.
Kwog Permeabilidad efectiva al agua, aceite y gas, respectivamente, darcy.
Kny rorg Permeabilidad relativa al agua, aceite y gas, respectivamente, darcy.
Kw.o.g Viscosidad del agua, aceite y gas, respeciivamente, cp.
Jw. o g Gasto de agua, aceite y gas, respectivamente, cm’/s
A Area transversal por dende fluye el fiuido, cm?
L Longitud gque atraviesa ef fiuido, cm.
Ap Caida de presidn, atm.

Fluido Jl:

Fig. .6 - Representacién esquematica de una muestra de roca
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La figura 1.6 muestra esquematicamente la ubicacion de las variables que intervienen
en las ecuaciones anteriores.

La figura lIL.7 muestra una gréfica tipica de curvas de permeabilidad relativa para un
sistema agua-aceite para una roca en particular, como una funcion de la saturacion de
agua (Sy). A partir de un 100% de S,,, las curvas muestran gue a una reduccion en Sy
del 85%, (15% de incremento en fa saturacién de aceite (S.}) répidamente se reduce la
kwde 1.0 a 0.6y aun 15% de S, 1a &, es practicamente igual a cero. Este valor de S,
del 15%, es conocido como la saturacion critica de aceite (Sqc), 1a cual es la saturacién
a la que el aceite comenzara a fluir conforme se incremente su saturacion. Esta también
es llamada la saturacion residual (Sy), valor por debajo del cual la saturacion ya no

puede ser disminuida en un sistema agua-aceite.

Fig. B.7 - Curvas de permeabilidad relativa para un sistema agua-aceite’”,

Del mismo modo, en la figura i11.8 se ilustra Jas curvas de permeabilidad relativa para un
sistema gas-aceite. Notese que para una saturacion de gas (Sg) del 3%, el gas
comenzara a fiuir, mientras que la k. se reduce rapidamente de 1.0 (S, del 100%) at
.38 para una S, del 80%.
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lii.3. MOJABILILIDAD DE LA ROCA™' .

Los cambios en Ja mojabilidad de la roca han demostrado que afecta la presion capilar,
permeabhilidad de la roca, saturacion de agua irreductible, saturacion de aceite residual,

asi como las propiedades eléciricas.

II.3.1. MOJABILIDAD POR AGUA, MOJABILIDAD POR ACEITE ¥ MOJABILIDAD
NEUTRA.

La mojabilidad esta definida como la tendencia de un fluido a dispersarse o adherirse a
una superficie solida en presencia de otro fluido inmiscible. En un sistema
roca/aceite/satmuera, es una medicién de la preferencia que la roca tiene ya sea por el
aceite o el agua. Cuando la roca es mojada por agua, hay una fendencia para que el
agua ocupe los poros mas pequefos y contacte la mayor parte de la supefﬂcie de la
roca. Similarmente, en un sistema mofado por aceite, 1a roca esta preferencialmente en
contacio con el aceite, la localizacion de los fluidos es inversa a partir del caso mojado
por agua, y el aceite ocupafé los poros pequenos y cohtactara |a mayor parte de la
superficie de 1a roca. Es importante hacer notar que el termino mojabilidad es utilizado
para la preferencia mojante de la roca y no necesariamente se refiere a que el fluido

esté en contacto con la roca en algin tiempo dado.

Fig. 1.8 - Curvas de permeabilidad relativa para un sistema gas-aceite'.
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Cuando la roca no tiene una fuerte preferencia ya sea por el aceite o por el agua, se
dice que el sistema es de una mojabilidad neutra (o intermedia). Otro tipo de
mojabilidad es la maojabilidad fraccional, donde diferentes areas del nucleo tienen

diferente preferencia de mojabilidades.

La mojabilidad del sistema rocaffluido es importante debido a que es el principal factor
gue controla la localizacion, fliyo y distribucion de los fhuidos en un yacimiento. Cuando
el sistema esta en equilibrio, el fluide mojante ocupara totalmente los poros pequefios y
estara en contacto con la maycria de la superficie de la roca (suponienda, por supuesto,
que la saturacién del fluido mojante es lo suficientemente alta). El fluido no mojante
ccupara el centro de los poros mas grandes y formara globulos que se extenderdn
sobre varios poros.

111.3.2. FACTORES QUE AFECTAN LA MOJABILIDAD ORIGINAL DEL YACIMIENTO.

La mojabilidad ocriginal de muchos yacimientos fuertemente mojados por agua puede
alterarse por la adsorcion de componentes polares y/o la depositacidn de material
organico que estaba originalmente en el aceite. Se cree que agentes surfo-activos en el
aceite son componentes polares que contienen oxigeno, nitrégeno y/fo sulfuro. Los
componentes polares se absorben sobre la superficie de la roca, exponiéndoia al
hidrocarburo y haciéndola una superficie mas mojada por aceite. Mientras los
componentes surfo-activos del crudo se encuentran en un amplio rango de fracciones
petroleras, son més prevalecientes en las fracciones pesadas, tales como en resinas y
asfaltenos. Los experimentos han demostrado que algunos surfactantes naturales son
suficientemente solubles en agua para absorberse sobre la superficie de la roca
después de pasar a través de una delgada pelicula de agua.

Adicionalmente a la composicitén del aceite, el grado al cual la mojabilidad es alterada
por estos surfactantes es también determinada por la presiéﬁ, temperatura, superficie
mineral, y la quimica de fa salmuera, incluyendo la compasicién idnica y el pH. Varios
investigadores han encontrado que algunos componentes polares afectan la mojabilidad

22

e S E

e T B e AT Tan



de la roca y a los carbonétos de diferentes maneras. La quimica de la salmuera puede
también alterar la mojabilidad. Los cationes multivalentes algunas veces mejoran la
absorcion de surfactantes sobre la superficie mineral. El pH de {a salmuera es también
importante en la determinacion de la mojabilidad y otras propiedades interfaciales del

sistema aceite/salmuera/roca.

H1.3.3. METODOS DE MEDICION DE MOJABILIDAD.

Cuando una gota de agua se colaca sobre una superficie inmersa en aceite, se forma
un anguio de contacto en el rango de 0 a 180°. Un sistema tipico aceitefagua/roca se
muestra en la figura [11.8, donde las energias superficiales en el sistema estan
relacionadas por la ecuacion de Young:

T ow COSHC =05 ~ Oy ' (3.8}
Donde:

Cow Tension interfacial entre el aceite y el agua.

Gos Tension interfacial entre el aceite y &l solido.

Ows Tension interfacial entre el agua y el sélido.

Be Angulo de contacto.

Por convencion, el angulo de contacto,B;, es medido a traves del agua.



Superfrcie de ta raca

ac

T Muojade por accite

Fig. li1.9 - Mojabilidad de sistemas aceitefaguafroca”.

Como se muestra en la figura 11.9, cuando el angulo de contacto es menor de 90°, fa
superficie es preferentemente mojada por agua, y cuando e&s mayor de 90° es
preferentemente mojada por aceite. Cuandc algunos componentes como los de un
aceite se adsorben sobre la superiicie de la roca, las energlas interfaciales cambian
inequitativamepte. Esto cambia a 6. y por lo tanto a la mojabilidad. St B. estd mas
alejadt_: de 90°, aumenta la preferencia mojante de un fluido sobre otro. Si Oc es
exactamente de 90°, el solido no tiene preferencia a ser mojado por ninguno de los
fluidos. Como se muestra en fa tabla 3.3, cuando 6. esta entre 0 y 60/75°, el sistema
esta definido como mojado por agua. Cuando 9. esta entre 180 y 105/120°, el sistema
estd definido como mojado por aceite. En el rango medio de &ngulos de contacto, el

sistema es de mojabilidad neutrat o intermedia.
El término oss-ows 5 algunas veces llamado fensién de adhesion, ca:

G =00 Ty & F iy COSE)L. ; (39)
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La tension de adhesion es positiva cuando el sistema es mojado por agua, negativa
cuando el sistema es mojado por aceite y cercana a cero cuando el sistema es de
mejabilidad neutra.

Tabla 3.3 - Relaciones aproximadas entre mojahilidad, éngulo de contacto y los indices de
mojabilidad USBM y Amott'".

[ Mojado poragua | Mojabilidad neutra | Mojado por aceite
Angulo de contacto |
Minimo 0° | a0-75" 105-120°
Maximo 60-75° 165-120° 180°
Indice de W cercanc a1 W cercanc 2 ¢ W cercano a -1
mojabilidad USBM
Indice de
mojabilidad de
Ammot ,
Relacidon de Positivo Cero Cero
desplazamiento por
agua
Relacion de Cero Cero Positivo
desplazamiento por :
aceite o

Se han propuesto diferentes métodos para la medicidn de la mojabilidad de un sistema.

Estos incluyen metodos cuantitativos y cualitativos.

Aunque no hay un método que solamente sea el aceptado, los tres métodos

cuantitativos que generalmente se emplean son:
1il.3.3.1. Métodos cuantitativos:

« Angulos de contacto
s  Amoit
» Indice de mojabilidad USBM

El 4ngulo de contacto mide la mojabilidad de una superiicie especifica, mientras que los
métodos de Amott y USBM miden la mojabilidad promedio de un nicleo.
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Angulo de contacto. El angulo de contacto es el mejor método de medician de
mojabitidad cuando se emplean fluidos puros y nucleos, debido a que no hay la
posibilidad de que surfactantes u otros componentes alteren la mojabilidad. El método
también se emplea para determinar si un aceite crudo puede alterar la mojabilidad y
para examinar los efectos de la presion, temperatura y quimica de la salmuera sobre la
mojabilidad. Sin embargo, se presentan algunas dificuttades en aplicar las mediciones
del angulo de contacto a nicleos de yacimiento. Por ejempio, debidc a los agentes
surfo-activos presentes en el aceite crudo, una cantidad significante de tiempo es
necesario para que el angulo de contacto alcance el equilibrio. Otro problema en la
medicién del angulo de contacto es la histéresis, ya que generalmelnte es encontrado
experimentalmente que una gota de liquido sobre la superficie puede tener diferentes
angulos de contacto estables. Jhonson, Defire y Adamson establecieron que parece ser
que hay ftres diferentes causas de la histéresis del angulo de contacto: superficies

rugosas, superficies heterogéneas y superficies inméviles a una escala macromolecular.

Método de Amott. El método de Amott combina la imbibicién y el desplazamiento
forzado para medir el promedio de la mojabilidad de un ndcleo. Tanto el ndcleo como
los fluidos del yacimiento pueden ser empleados en |a prueba. El método de Amott esta
basado sobre el echo de que el fludo mojante generalmente se imbibe
espontaneamente dentro del nacleo, desplazando al filuido no mejante. La relacién de
imbibicion espontanea a imbibicion forzada es empleada para reducir la influencia de
ofros factores, tales como la permeabilidad relativa, viscosidad y la saturacion inicial de
faroca.

Los resultados de la prueba son expresados por:

1. "La relacion de desplazamiento por aceite”, que es la relacion de volumen de
agua desplazada por imbibicion espontanea de aceite, Vs, al total desplazado
por imbibicidén de aceite y desplazamiento centrifugo (forzada), V.
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5, = (3.10)

2. "La relacién de desplazamiento por agua”, gue es la refacién de volumen de
aceite desplazado por imbibicion espontanea de agua, Vosp, al total de volumen

de aceite desplazado por imbiticidn y desplazamiento centrifugo (forzada}, V.
o= ] (311

Como se muestra en a tabla 3.3, los nlcleos preferenciaimente mojados por agua
tienen un desplazamiento positivo por relacian de agua. El desplazamiento por relacion
de agua se aproxima a 1 conforme se incrementa a mojado por agua. Similarmente, los
nucleos mojados por aceite tienen un desplazamiento positivo por relacién de aceite y
un desplazamiento cero por relacion de agua. Ambas relaciones son igual a cero para
nucleos de mojabilidad neutra.

indice de mojabilidad USBM. El tercer método cuantitativo que se emplea para medir
la mojabilidad es la prueba USBM desarrollada por Donaldson et af La prueba USBM
tambien mide la mojabilidad promedio del nicleo. La prueba es relativamente rapida,
requiere pocos dias para probar de 4 a 8 tapones. La principal ventaja que tiene sobre
la prueba de mojabilidad de Amoit es su sensibilidad cercana a la mojabilidad neutra.
Una desventaja menor es que el Indice de mojabilidad USBM sdlo puede medirse en
tapones de nucleos ya gue éstos tienen gque girar dentro de una centrifuga. La prueba
USBM compara el trabajo requerido para que un fluido desplace a otro. Debido al
cambic favorable en energia libre, el trabajo requerido para que el fluido mojante
desplace del nicleo al no mojante, es menor que el trabajo requerido para el
desplazamiento opuesto. Ha sido demostrado que el trabajo requerido es proporcional
al area bajc la curva de presion capilar. En otras palabras, cuando un nlcleo es mojado
por agua, el area bajo la curva de presion capilar de empuje por _sglrpuera (cuando el

aqua desplaza al aceite) es menor que el drea bajo la curva de presion capilar para el
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desplazamiento opuesto. De echo, si el agua es fuertemente mojante, mucha del agua
se imbibird espontaneamente dentro del nlcleo y el area bajo la curva de empuje por
salmuera sera muy pequena.

En la figura IlI.10 se muestran los resultados de una prueba de mojabilidad en nticleos

con tres diferentes superficies. El asterisco (*) sefiala la saturacidén de agua imeductible.

E! método USBM utiliza la relacion de areas bajo las curvas de presién capilar para
calcular el indice de mojabilidad de acuerdo a la ecuacion 3.12.

l‘i”:log[j;] : (3.12)

Fig.IH.10 - Mediciones de mojabilidad USBM: (I-Empuje por salmuera. B-Empuje por aceite)
(a) Nacleo no tratado, (b) Nucieo tratado con organoclorosilano, {¢) Nucleo pre-tratado con aceite
por 324 hrs y 140 °F; la salmuera contiene 1000 ppm de tripolifosfato de sodio™.
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Donde A y A; son las areas bajo las curvas de empuje del gceite y de la salmuera,
respectivamente. Como se muestra en |a tabla 3.3, cuando W es mayor que cero, &l
nlicleo es mojado por agua, cuando W es menor que cero, es mojado por aceite. Un
indice de mojabilidad cercano a cero significa que el niicleo es de mojabilidad neutra.
Entre mayor sea el valor absoluto de W, mayor sera la preferencia mojante.

Asimismo, hay numerosos métodos cualitativos de los cuales, dado su mayor uso, sélo
se describiran los de imbibicion, flotacién y permeabilidad relativa.

I11.3.3.2 Métodos cualitativos:

+ Rapidez de imbibicion.

* Flotacion.

« Curvas de permeabilidad relativa.

¢ Examinacidn microscopica.

o LA&mina de cristal.

» Relaciones de permeabilidad/saturacion.
» Curvas de presion capilar.

« Registros de yacimientos. -

« Resonancia magnética nuclear.

s Adsorcion de colorante.

Método de Imbibicién. Es el método cualitativo mayormente empleado, debido a que
proporciona una idea rapida de la mojabilidad sin requerir de equipos complicados. El
equipo original probaba la mojabilidad a presién y temperatura ambiente.

En una prueba de imbibicién, un nucleo con su S, se sumerge en salmuera dentro de
un cilindro graduado, se mide la rapidez y la cantidad de aceite desplazado por la
salmuera imbibida. El nucleo es fueriemente mojado por agua si grandes volimenes de
salmuera son imbibidos rapidamente, mientras que bajas velocidades y pequefios
volimenes implica un ndcleo mas débilmente mojado por agua. Si el agua no es



imbibida, el nicleo es mcjado por aceite 0 de mojabilidad neutra. Los nlcleos no
mojados por agua scn entonces llevados a una S y sumergidos en aceite. El aparato
de imbibicion es invertido, con el cilindro graduado bajo el nlcleo para medir la rapidez
y votlumen de agua desplazada por la imbibicion de aceite. St el niicleo imbibe aceile, es
mojado por aceite. La rapidez y volumen de aceite imbibido indican que tan fuertemente
mojado por aceite es el nicleo. Sini el agua y ni el aceite son imbibidos, el nicleo es de
mojabilidad neutra. Finalmente, algunocs nticleos imbiben tanto agua comao aceite. Estos
nucleos tienen mojabilidad fraccional o mixta.

Método de flotacién. Los métodos de flotacidn son rapidos pero trabajan solamente en
sistemas fuertemente mojantes. Agua, aceite y arena se colocan en una boiella de
vidrio. La botella se agita y el experimentador observa hacia donde se dirigen los granos
de arena. Este método es recomendado por el AP| para determinar los efectos de
surfactantes sobre la rhojabiiidad. Si &} sistema es fuertemente mojado por agua, los
granos de arena limpia se asentaran en el fondo de [a botella. Los granos de arena gue
estén en la fase aceite se aglomeraran como pequefios grumos rodeados por una
delgada capa de agua. Si el sistema es mojado por aceite, algunos granos pueden estar
suspendidos en la interfase agua/aceite. Los granos de arena mojados por aceite en el
agua se agruparan, formando pequefios glébulos de aceite cubiertos de arena. Este

método de flotacion es cualitativo y trabaja solamente para sistemas fuertemente
mojantes.

Metodos de pemmeabilidad relativa. Un gran namero de métodos cualitativos estan
basados sobre el efecto de la mojabilidad sobre la permeabilidad relativa. Sin embargo,
ellos son (tiles solamente para discriminar entre nlcleos fuertemente mojados por agua
y nucleos fuertemente mojados por aceite. Un pequeiio cambio en mojabilidad, por
ejemplo, enfre fuertemente y moderadamente mojado por agua, no puede distinguirse
mediante este método. Un método desarroliado por Ehrich y Wigal esta basado en
reglas practicas dadas por Cféig para diferenciar entre nicleos fuertemente mojados
por agua y fuertemente mofa'doé p_br aceite. Las reglas de Craig son:
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1. Las saturacioneé d:e; agua connata son usualmente oinayores de 20 a 25 % en
rocas mojadas por agua, peroc menores que 10% en rocas mojadas por aceite.

2. Las saturaciones de agua a la cual la permeabilidad relativa al agua y Ia
permeabilidad relativa al aceite son iguales es generatmente mayor del 50% para
ncleos mojados por agua y menores del 50% para nticleos mojados por aceite.

3. La permeabilidad relativa al agua al final del desplazamiento es generalmente
menor del 30% en rocas mojadas por agua, pero menor del 50 al 100% en las
mojadas por aceite.

Estas permeabilidades relativas se calculan con base en la permeabilidad al aceite a la
saturacion de agua connata. Ejemplos de curvas de permeabilidad relativa en nicleos
fuertemente mojados par agua y fuertemente mojados por aceite son tomados de Craig
y estan dados en la figura lH.11. Hay que hacer notar que Raza y colaboradores
establecieron que hay excepciones a la regla general de que la saturacion de agua

connata es mayor para rocas mojadas por agua que para rocas mojadas por aceite.

Trieber y colaboradores propusieron una segunda técnica cualitativa para rocas
fuertemente mojadas. El mé&todo compara las permeabilidades relativas aceite/agua,
gasfaceite y gasfagua y toma ventaja sobre el hecho de que las permeabilidades
relativas de las fases fuertemente mojanies es una funcion solamente de su propia
saturaciéon. Por ejemplo, si la roca es fuertemente mojada por agua, la permeabilidad
relativa al aceite (fase preferentemente mojante con respecto al gas} en las pruebas de
permeabilidad relativa gas/aceite debe ser una continuacion de la permeabilidad relativa
al agua (la fase mojante) en una prueba de permeabilidad relativa agua/aceite. Si se

observan diferencias significantes, la muestra no es fuertemente mojada por agua.

Un ejemplo de comparacion de curvas de permeabilidades relativas en un nicleo
fueriemente mojado por agua es tomado de Owens y Archer, figura HL.12. La
permeabilidad relativa de drene de un sistema gas/aceite, donde el aceite es el fluido
fuertemente mojante, es'la correspondiente a la linea discontinua. La permeabilidad
relativa agua/aceite, donde el agua es el fiuido fuertemente mojante, es mostrada como



la linea continua. Nétese que la permeabilidad relativa al agua, donde la saturacion del
fluido mojante se estd incrementando, es continuacion de la permeabilidad relativa al
aceite, donde [a saturacion del fluido mojante esta disminuyendo. Esto demuestra que
el nucleo es majado por agua.

Fig. .11 - Curvas de permeabilidad relativa agua/aceite basadas sobre la permeabilidad efectiva
al aceite a la saturacion de agua connata; {a) roca fuertemente mojada por agua, (b) roca

tuertemente majada por aceite™,

inaitias riativa; potéentaia:

Fig. 1.12 - Comparacién de permeabilidades relativas gas/aceite (drene)
y agualaceite {Imbibicion)™ .
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111.3.4. EFECTOS DE LA MOJABILIDAD SOBRE LA PRESION CAPILAR.

Por convencién, la presion capilar esta definida como

. K

Pc=Pa—Pw=a|= +- | | (3.14)
Lrl 1,

donde:

G Tension interfacial.

Pc Presién capilar.

Pa Presion en el aceite.

Pw Presi6n en el agua.

ry, 2 Radio de curvatura de la interfase, medido perpendicular una a otra.

Cuando otros fluidos diferentes al agua o al aceite son empleados, la presion capilar
esta definida como

Pc=Pyy _Bugr {3.15)
donde:

Prw Presién en el fluido no mojante.

PweT Presion en el fluido mojante.

En un tubo capilar (figura 111.13), donde se encuentra agua y aceite, la presion capilar se
determinaria con la siguiente ecuacion:

~ 2acosd
i

Pc (3.16)
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Para balancear la fuerza ascendente causada por la tensién interfacial, la presién en la
fase aceite, por arriba de la interfase, es mayor que la presion en [a fase agua. Estas
fuerzas son responsables del incremento o disminucion de la interfase curva en un tubo
capilar respecto a la altura de la superficie plana. Cuando la superficie es mojada por
aceite, 6>90°, hace que el cos0<0 y la tension interfacial actia hacia abajo,

disminuyendo la interfase en el tubo capilar par debajo de la superficie plana.

H4 ﬂ
- | rrun
iied Aceite Sove
EH
o
v i i -
o e ] N
2 a,
£ wa ) ',F _’:9 »
h
;’:r’#.: o P e
Interfase plana ) 7
aguafacefta oy ¥
E% U P ” . ; 5 "s‘" | = 57, M0
:Dg LA ) % » :Hh'lﬁ oy A a"'s;
3, =
K ':’i.: ¢ 3 ¥ 2als ;
o 5 ;\:"‘a ' AT
? £ ) i 2 E of L)
hay » nﬂ: '5’ T, L !tﬂ -, it 'l‘!
o T o ;s % 3
¥ H 2, FE a0 = 3 2
AEHH : = 5 . . y
q! ﬁs:l @ :E: “af:q fa_ o v - ity T a 5’4

Fig. lIL.13 — Interfase agua/aceite en un tubo capilar.

Hay dos tipos basicos de procesos de presion capilar: drene e imbibicion (figura [11.14).
En un proceso de drene el fluido no mojante desplaza al fluido mojante, mientras que el
proceso inverso ocurre para la imbibicidn. Generalmente, hay un proceso de histéresis
en la presion capilar cuando la saturacion del fluido esta variando, haciendo diferentes a
las curvas de drene e imbibicion. Para establecer una curva de presién capilar de
drene, la saturacion de la fase mojante es reducida de su maximo valor hasta la minima
irreducible incrementandose la presion capilar desde cero hasta un maximo valor

positivo. Para generar una curva de presion capilar de imbibicién, la saturacién de la
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fase mojante se incrementa. Es importante notar que hay dos diferentes porciones de la
curva de presion capilar de imbibicion. La primera es [a curva de imbibicion espontanea,
la cual es determinada inmediatamente después de medir la presién capilar de drene.
La presion capilar se reduce a cero, permitiendo a la fase mojante imbibirse; la tercera
porcion es ta curva de imbibicién forzada, donde la presion capitar es disminuida desde
cero hasta un valor negativo.

32t A
Curva
1. Drene.

P 2. Imbibicion espontanea.

r 3. Imbibician forzada.
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Fig. Hi.14 - Curva de presion capilar agua/aceite medida en una
arena Berea mojada por agua.

11.3.5. EFECTOS DE LA MOJABILIDAD SOERE LA PERMEABILIDAD RELATIVA'Z

La permeabilidad relativa es una medicion directa de la facilidad del sistema poroso
para conducir un fluide cuando uno o mas fluidos estan presentes. Estas propiedades
de fiujo son el efecto combinado de la geometria del poro, mojabilidad, distribucion de

los fluidos y el comportamiento de la presion capilar en funcion de la saturacion del
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fluido mojante. La mojabilidad afecta a la permeabilidad relativa ya que es el principal
factor en el control de la localizacion, fiujo y distribucidn espacial de los fluidos en el

nucleo.

Considerando una roca fuertemente mojada por agua a una S,,;, el agua, que es la fase
mojante, ocupara los poros pequerios y formara una delgada pelicula sobre ta superficie
de los granos. El aceite, que es la fase no mojante, ocupara el centro de los poros mas
grandes. Esta distribucién de fluidos ocurre debido a que es energéticamente mas
favorable. Cualquier aceite ubicado en los poros pequefos serd desplazado at centro de
los poros mas grandes mediante la imbibicion espontanea, debido a esto disminuira la
energia del sistema.

Curante un desplazamiento por agua de un sistema mojado por agua, el agua se mueve
a través del medio poroso come un frente bastante uniforme. El agua inyectada tendera
a imbibirse dentro de cualquier poro de tamarno peguerio a medio, moviendo al aceite a
los poros mas grandes donde es facilmente desplazado. Solamente el aceite es movido
a la caheza del frente. En la zona frontal, cada uno de los fluidos se mueve a través de
su propia red de poros, pero con algo de fluido mojante localizado en cada poro. En
esta zona, donde el aceite y el agua estan fluyendo, una porcion de aceite existe en
canales continuos, mientras que el aceite remanente es atrapado en glébulos
discontinuos.

En una roca fuertemente mojada por aceite, la roca esta preferentemente en contacto
con el aceite, y la localizacién de los dos fluidos es inversa al caso de la roca mojada
por agua. El aceite generalmente se encontrard en los poros pequefios y como una
delgada pelicula sobre la superficie de los granos, mientras que el agua se localizara en
el centro de los poros mas grandes. La saturacién de agua intersticial aparecera
localizada como gotas en el centro del espacio poroso en algunos yacimientos
fuertemente mojados por aceite. Un desplazamiento por aguz en un sistema
fuertemente mojado por aceite, serd menos eficiente que en una roca fuertemente

mojada por agua. Cuando el desplazamiente por agua es iniciado, el agua formara
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canales continuos o “dedos” a través del centro de los poros mas grandes, empujando
al aceite a la cabeza del frente. El aceite es dejado en los poros mas pequehos. El
aceite remanente es encontrado como (1) llenando los poros mas pequefos, (2} como
una pelicula continua sobre la superficie. de los granos y (3) como bolsos grandes de

aceite atrapado y rodeado por agua.

Ya que la permeabilidad refativa es una funcion del comportamiento de la presion
capilar vs. la saturacion del fluido mojante, la histéresis es generalmente observada en
las curvas de permeabilidad relativa cuande se comparan al aumentar y disminuir J1a
saturacion del fluido mojante. La imbibicion es regularmente empleada para referirse al
flujo que resulta al incrementar [a saturacién del fluido mojante mientras que el drene se
refiere at flujo cuando disminuye la saturacién de la fase mojante. Por ejemplo, el
desplazamiento por agua en una roca mojada por agua es un proceso de imbibicion,
mientras que &l desplazamiento por agua en una roca mojada por aceite es un proceso
de drene.

Craig presentd varias reglas practicas, dadas en la tabla 3.4 que indica la diferencia en
las caracteristicas de la permeabilidad relativa de nucleos fuertemente mojados por
agua y fuertemente mojados por aceite. Estas reglas son demostradas en la figura
[i1.41, tomadas de Craig, las cuales muestran ejemplos de curvas de permeabilidad

relativa en sistemas-fuertemente mojados.

La permeabilidad efectiva (y relativa) de un fluido es una funcién de la movilidad de esa
fase a una saturacidn dada. Es decir, |a movilidad es upna funcidén de las propledades
mojantes y del area promedio de la secciéh transversal de los canales de flujo. El fluido
mojante tiene una baja movilidad comparado con el fiuido no mojante, debido a que el
fluido mojante esta localizado junto a la pared de los poros, mientras que el fiuido no
mojante esta localizado en e} centro de los poros. E! fluide mojante tiene una baja
movilidad relativa comparada con la del fluido no mojante debido a que el fluido mojante
esta localizado junto a las paredes del poro mientras que e! fluido no mojante esta en el
ceniro de los poros.
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Tabla 3.4 - Reglas précticas de Craig para determinar la mojabilidad®.

Mojado por Mojado por aceite
agua
Usualmente Generalmente menor que 15%

: Sui mayor que 20 a | P.V.
. 25% PV, Frecuentemente menor de 10%.
' Saturacién  a fa cuoal las | Mayor det 50% | Menor del 50% de saturacion de

permeabilidades relativas al aceite y | de saturacién de | agua.

al agua son iguales. agua.

Permeabilidad relativa al agua a fa |
maxitna saturacion de agua, con Generaimente " Mayor del 50% y aproximandose
.base a fa permeabilidad efectiva al , menor del 30%. al 100%.

aceite a condiciones de saturacion

intersticial de agua en el yacimiento.

La regla final de Craig fue que la saturacion de agua intersticial era menor del 15% en
un sisterma mojado por aceite y mayor al 20-25% en un sistema mojado por agua. Para
una roca mojada por agua, la saturacion de agua intersticial llena los poros pequefios y
forma una delgada pelicula sobre la superficie de la roca; por lo tanto, la saturacién de
agua es relativamente alta. Por otro lado, la saturacion de agua intersticial en algunas
rocas fuertemente mojadas por aceite se encuentra como gotas dispersas en el centro
de los poros mas grandes. Debido a que no hay requerimientos de que el agua cubra la
superficie de los poros, la saturacién de agua intersticial usualmente es mucho menor.
Adicionalmente, la saturacién de agua intersticial es también una funcién de Ia
permeabilidad y la estructura del poro, particularmente para rocas fuertemente mojadas
por agua.

Las reglas practicas de Craig dan una buena indicacion de la mojabilidad de la roca,
peroc hay excepciones. Una razdn es que la permeabilidad relativa es también
dependiente de |a saturacion inicial y 1a geometria del poro. Caudle y colaboradores
encontré que las curvas de permeabilidad relativa medidas en una arena mojada por
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agua fueron dependientes de la saturacion inicial de agua. Disminuyendo la saturacién
inicial de agua cambiaba fa localizacién y forma de la curva. Craig establecié que la
saturacion inicial de agua influye fuertemente en las curvas de permeabilidad relativa en
rocas fuertemente mojadas por agua, pero ttene poco efecto en las curvas medidas en

rocas mojadas por aceite siempre y cuando la saturacion de agua sea menor det 20%.

La geometria del poro puede tener tambien un fuerte efecto sobre la medicidn de las
curvas de permeabilidad relativa, incluyendo tales factores como el punto de cruce.
Morgan y Gordon midieron las permeabilidades relativas en nicleos limpios y mojados
por agua, encontrando significativas diferencias en rocas con poros grandes y bien
interconectados comparados con rocas que contenian mayor cantidad de poros mas
pequefios y menos comunicados. En estos nuclees mojados por agua, los poros
pequefios estan Henos con agua, ta cual incrementa la Sy pero contribuye muy poco al
flujo de agua. Cuande se comparan dos muestras con la misma permeabilidad absoluta,
la roca que contiene mayor cantidad de poros (pero mas pequefos) tienen una mayor
Swi v el punto de cruce de las curvas de permeabilidad retativa ocurre a una mayor
saturacion de agua. Hay otros factores que pueden tener influencia sobre las curvas de
pemmeabilidad relativa, por lo que es preferible hacer mediciones independientes de
mojabilidad mas que solo confiar en las reglas practicas de Craig para evaluar la
mojabilidad.
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CAPITULO IV

DISMINUCION DE LA PRODUCTIVIDAD DEBIDO A LA ACUMULACION DE
CONDENSADOS EN LA VECINDAD DEL POZO.

En este capitulo se hace una descripcion de los diversos factores que originan la
formacién de un anillo de condensado alrededor del pozo asi como de la pérdida de

productividad asociada a dicho fenémenao.

Iv.i. DINAMICA DE LA FORMACION DE UN BANCO DE CONDENSADO
ALREDEDOR DE LA PARED DEL POZO.

La formacién'™ e incremento de condensado liquido cerca de la pared del pozo es
consecuencia de la disminucion de la presion por debajo de la presion de rocio durante
la produccidn, El crecimiento progresive def banco de condensado impide el flujo de gas
hacia el pozo y causa pérdidas de componentes pesados en la superficie. E
comportamiento del banco de condensado cercano a la pared del pozo es el factor
dominante respecto al comporitamiento del pozo. La figura {V.1 muestra una ilustracion
esquematica de la acumulacién de liguido y del perfil de presion en la region cercana a
~la pared del pozo de un yacimiento de gas condensado. Whitson y Fevang
' caracterizaron el comportamiento de flujo cercano a la pared del pozo coma un bloguec
por condensado. EI bloqueo por condensado puede reducir significativamente la
productividad de! pozo en algunos yacimientos, aunque la séverida‘d depende de [as

caracteristicas del yacimiento y parametros de operacion del pozo.

Para caracterizar el flujo de gas condensado, comunmente se utiliza en la literatura un
modelo de tres regiones. La primera region es la parte externa del yacimiento donde
solamente la fase gaseosa estd presente por arriba del punto de rocio. La segunda
region es interrhedia entre la ‘primera y tercer region, donde la presion esta poer debajo
del punto de roclo pero el condensado es inmévil. La tercer regi6n esta cercana a la
pared del pozo fluyendo tante gas como condensado. En esta region el condensado se

forma a partir de la fase gaseosa a una velocidad mas rapida en respuesta a la
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disminucién de presién generada por el pozo produciendo. En cualquier pozo productor,
una, dos o las tres regiones pueden existir. Las tres regiones de flujo se desarrollan
después de haber alcanzado una especie de estado pseudoestacionario. Las
condiciones de estado pseudoestacionario despues de haberse establecido, cambiaran
gradualmente con el tiempo.

e Nl

gaseosa Presion ] Presion

Aapanissto Aagamionty
bigh | [ ik

. -

R R e

0

Fig. V.1 - lHustracidn del perfil de presion y atrapamiento de liguido en la
regién cercana a la pared del pozo .

El modelo de ftres regiones forma la base de muchos estudios de fiujo de gas
condensado. Durante la disminucién de la presion, la saturacion de condensado se
incrementa a partir de cerc y puede existir en todos los poros en |la segunda y tercer

region.

La acumulacion de condensado o su saturaciéon cercana a Ia pared del pozo, depende
tanto de la composicion de la mezcla como de la presion que tenga en ese momento el
yacimiento. El cambio composicional depende de las variaciones en las propiedades
PVT del fluido asi como de los cambios en presion. Durante la produccion, 1a presién
del yac.imiénto variara tanto en tiempo como en espacio. Si &l pozo de gas condensado
esta fluyendo a una presion de fonde fluyendo (puws) constante, ya sea por arriba o
debajo de la presion de rocio, la variacidon de presién cercana a la pared del pozo sera
muy grande (particularmente en yacimientos de baja permeabilidad) y con ef tiempo no
varial mayormente (ver figuras IV.2 y IV.3).
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Asimismo, Wheaton y Zhang modelaron el comportamiento PVT para una mezcla de
dos componentes, metano y pentano, a diferentes concentraciones. La figura V.4
muestra las curvas del experimento CCE para seis mezclas de condesado con
diferentes concentraciones de pentano: 0.13, 0.15, 0.17, 0.20 0.23 y 0.25. A una presién
dada en la regidn de dos fases, |la fraccion de liguido de una mezcla de aceite ligero es
siempre mayor que la de ura mezcla de gas condensado y la fraccion de liquido de un
aceite relativamente pesado siempre serd mayor que la de un aceite ligero. La fracciéon
del componente molar, densidad de ta fase molar y viscosidades se pueden observar
en la figuras IV.5, V.6 y, IV.7, respectivamente. Una de ias concfusiones principales a
las que llegaron estos autores es que una vez que el pozo estad produciendo con pur
menores a la presién de rocio, no es posible remover el banco de condensado cerrando
el pozo y dejando que la presidn se incremente por arriba del punto de rocio, ya gue
durante el cierre, la saturacién de condensado puede aun incrementarse y continuar un
proceso de imbibicion.

Otfro de los parametros gue modelfaron Wheaton y Zhang fue el comportamiento de la
permeabilidad relativa. La condensacion isotérmica en la segunda region del modelo de
tres regiones, es siempre un procesa de imbibicién durante la disminucién de presion,
donde el condensado continuamente se acumula ¥ su saturacién se incrementa. En la
region cercana al pozo la situacion es mas que compleja. Para el caso de un pozo
produciendo a una presion de fondo fluyendo constante, la saturacién inicial de
condensado incrementa la imbibicidon la cual es siempre seguida por un periodo de
disminucion de la saturacion de condensado durante el drene. El proceso de drene es
debido a que el flujc de la mezcla en la regién cercana al pozo va perdiendo
componentes pesados. El gas proveniente del condensado atrapado en la segunda
regién, se va haciendo mas y mas seco con el iempo. La mezcla mas pobre en
cormnponentes pesados incrementa su permeabilidad relativa al gas y la saturacion de
condensado disminuye. El proceso de drene posterior no se debe a la re-vaporizacion.
En la figura IV.8 se pueden ver las curvas de permeabilidad relativa durante un proceso
de imbibicion.
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Como puede ohservarse, a una Sy de 0.80 la Kk tiene un valor de 0.60 y ky,; es de 0.2,
cuando la Sy disminuye a 0.50 ks es 0.15; es decir, a una saturacién todavia alta de
gas, la productividad del pozo se ve disminuida considerablemente ya que la
permeabilidad relativa (efectiva) al gas ha disminuido abruptamente.

8 400 208 300 MO0 308 600 700
Distancia a partir dd pozo (m):r

Fig. IV.2 - Perfil de presidn para un yacimiento homogéneo
fluyendo por arriba de la presién de rocio .

Presion irfcial de rocip

—t=
_|_r=zl
——i=

0 00 200 908 40 600 600 70D
Distancia a partir de pozo {mj:r

Fig. IV.3 - Perfil de presi6n para un yacimiento homogéneo
fluyendo por debajo de la presién de rocio *°.
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Fig. IV.5 - Fraccion del componente molar para mezclas
metano-pemtano a T=75 °F ™.
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Fig. [V.8 - Curvas de permeabilidad relativa *°.

IV.2. PERDIDA DE PRODUCTIVIDAD CAUSADA POR LA ACUMULACION DE
HIDROCARBUROS LIQUIDOS CERCANO A LA PARED DEL POZO™.

El-Bambi, Mc Cain and Semmelbeck consfruyeron un modelo composicional radial de
un solo pozo para investigar el comportamiento de la declinacién de la productividad de
los pozos de gas condensado. El medelo consistido de una capa con 36 bloques en la
direccion radial. La simulacidon inicid con un bloque de 0.5 pie cercano al pozo
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incrementando el tamafio l|ogaritmicamente hasta el décimo bloque, vy luego se
emplearon bloques de tamafio uniforme de 100 pies. Se utiliza una ecuacion de estado
de 9 componentes. Asimismo se emplearon datos de curvas de permeabilidad relativa
gas-aceite desamolladas en un proceso de imbibicion en presencia de agua irreducible.
Un ajuste histdrico fue realizado en un intento de explicar el comportamiento fuera de lo
comln de un pozo (ver figuras (V.9 vy [V.10). El modelo se limitd por la produccion de
gas mientras las propiedades del yacimiento se cambiaron para ajustar la presion
promedio del yacimiento y el gasto de produccion de condensado. La permeabilidad,
porosidad y distribucion de la permeabilidad se alteraron para alcanzar este ajuste.
Después del ajuste histdrico exitoso del pozo A, varias razones para el comportamiento
no comun fueron apareciendo. La productividad inicial del pozo declind cuando la
presion fiuyendo cercana al pozo disminuyd por debajo de la presién de rocio. Esto fue
debido al incremento en la saturacién del condensado alrededor de la pared del pozo.
La figura IV.11 muestra la saturacién de condensado contra el tiempo en tres regiones
del modelo con mallas desarrollado, representando la regién cercana, media y alejada
del pozo.

La saturacion de condensado cercana a la pared del pozo se incrementd a casi el 70 %
cuando la presion disminuyd por debajo del punto de rocio. Después de que la presién
a través del yacimiento disminuye por debajo de la presion de rocio, la saturacion de
condensado se incrementa significativamente en el yacimiento. Por lo tanto, el gas que
llega a la pared del pozo es mas pobre en componentes intermedios y disminuye la
saturacian del condensado alrededor del pozo. Esto puede verse en la figura V.11
como ta declinacidn continua de la saturacion de condensado cerca de la pared del
pozo (celda 1), o que permite la recuperacion parcial de la produccion de gas.
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con el tiempo ™.

IV.2.1. EFECTO SOBRE LA PERMEABILIDAD RELATIVA.

La permeabilidad relativa al gas y al condensado estd determinada a partir de |a
saturacién del gas y del condensado. La figura V.12 muestra la permeabilidad relati\}a
del condensado cercana a fa pared del pozo (celda 1) y en la parte mas alejada del
yacimiento (celda 38). La figura muestra que la permeabilidad relativa al condensado
cercana a la pared del pozo disminuye .continuamente, conforme el gas que se esta
produciendo es mas pobre en componentes intermedios. La figura también muestra que
el condensado que esta mas alejado en el yacimiento (celda 36) no se mueve, ya que
su saturacion na es lo suficientemente grande como para generarse una permeabilidad
relativa.
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Fig. [V.12 Permeabilidad relativa del condensado en el yacimiento™.

La figura IV.13 muestra la permeabilidad relativa al gas tanto en la celda 1 como en la
36. Después de una disminucion inicial cerca de la pared del pozo cuando la presion
cae abajo del punto de rocio, la permeabilidad relativa al gas se incrementa con el
tiempo. Este incremento en la productividad de gas es debido a una disminucion de la
saturacion de condensado cerca de |a pared del pozo (ver figura IV.11).
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Fig. IV.13 Permeabilidad relativa del gas en el yacimiento'.
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V.2.2. CAMBIOS COMPOSICIONALES.

Los resultados de la simulacion muestran que la composicién tanto del gas y del
condensado en el yacimiento cambia conforme disminuye la presion del yacimiento. Los
campios composicionales alrededor de la pared del pozo son mas pronunciados que en
el resto del yacimiento. Esto esta mosirado por la grafica de tension superficial (figura
V.14). La tension superficial refleja la proximidad de la composicion del gas y el
condensado. Alrededor de la pared del pozo (celda 1) la mayor tension superficial
refieja la diferencia considerable entre la composicion del gas y el condensado.

Mientras que en el yacimiento {celda 36G) la tension superficial es mucho menor que
cerca del pozo.
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Fig. IV.14 Tension superficial del fluido en el yacimiento™,

Los cambios composicionales afectan las viscosidades tanto del gas como del
condensado. Las figuras V.15 y IV.16 muestran la viscosidad de! condensado y del gas
{calculado a partir de las composiciones). Las figuras muestran que la viscosidad del
condensado se incrementa mientras que la del gas disminuye conforme la presion del

yacimiento decrece. Esto resulta en un incremento en la movilidad del gas.
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Fig. IV.16 Viscosidad del gas en el yacimiento'*.

IV.2.3. DESARROLLO DEL ANILLO DE CONDENSADO.

La figura IV.17 ilustra la formacion de un anilio de condensado alrededor de la pared del

pozo y muestra la forma en que el perfil de saturacion de condensado cambia con &l
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tiempao. Iniciaimente la saturacién de condensado se incrementa casi al 70 % cerca de
la pared del pozo cuando la presién disminuye por debajo de la presidn de rocio. Esta
saturacion maxima de condensado es mayor a la pronosticada por &l laboratorio.

La saturacion de condensado disminuye a cero a corta distancia de la pared del pozo y
desaparece a través de la mayor parte del yacimiento {(cuando [a presion es mayor a la
presion de rocio). El diametro del anillo crece con el tiempo siempre y cuando la presién
del yacimiento se mantenga por arriba del punto de rocio, en este caso [a concentracion
de condensado cerca de la pared del pozo sera del 70 %. Después de 6 afos de
produccion el anillo de condensado se ha expandido alrededor de 300 pies deniro del
yacimiento.

Entre el sexto y séptimo afio de produccion la saturacion de condensado se ha
incrementado en el yacimiento conforme la presidén disminuye y concuerda con los
resultados PVT del laboratorio, el gas - con menos componentes intermedios -
conforme se acerca a la pared provoca que la saturacién de condensado disminuya.
Esto, por supuesto, resulta en un incremento en la saturacion de gas cerca de la pared
del pozo lo cual incrementa la productividad del gas. Al afio 20 alguna revaporizacion

ocurre y la saturacion de condensado en el yacimiento decrece ligeramente.

Cuando la presion en todo el yacimiento cae por debajo del punto de rocio el
condensado es atrapado a través del yacimiento. La saturacion del condensado no se

incrementa a un valor suficiente de tal modo que el condensado fluya.

Con base en lo anteriormente expuesto, se puede concluir que la formacién y tamafio
del radio del anillo de condensado es funcion de:

1. Presion y temperatura del yacimiento.
2. Composicion del gas condensado.
3. Interaccién roca-fluidos:

a. Permeabilidad relativa al aceite, gas y agua.
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b. Saturacion de aceite, gas y agua.
4. Heterogeneidades presentes en el yacimiento.

==
——Bigehaa
—e— 3. gy
~Rd s
—— Fyakia

— D

14 affos Z0 ahos —— el s
L | |

- oD ke
A S—
ol o L e e e )

Ml'.._‘__._'_* B, |

. . 8afos
r\r 7 arios | i
3 1] 1200 1.0 1,72 2,!‘

Oistancia a partir ded pozo (nie)

Safuracion del condensado {fr)
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CAPITULO V

DESARROLLO EXPERIMENTAL.

En este capitulc se presentaran los antecedentes generales, las condiciones vy
resultados obtenidos de los experimentos que se llevaron a cabo con los fluidos y rocas
pertenecientes al campo Saramako. Todos los estudios se realizaron en el area de
Termodinamica de Altas Presiones, del Laboratorio Productividad de Pozos del Instituto
Mexicano del Petréleo.

V.1. DESCRIPCION DEL CAMPO SARAMAKO *5.

El Campo Saramako se localiza en el extremo suroeste de la Cuenca de Macuspana,
aproximadamente a 25 km al sureste de la ciudad de Villahermosa (ver figura V.1); fue
descubierto mediante el analisis de sismica 3D del cubo sismico de Crimea, la cual
muestra-una trampa estructural muy similar a ia del campo Agave, para los sedimentos
de edad Mesozoico; esta deformacion estructural afecta sedimentos en el terciario
(arenas productoras) que forman el entrampamiento actual del campo.

E! terciario esta constituido por una estructura anticlinal de orientacion NW-SE, de
aproximadamente 2.5 Km=. Al Este del campo y a una distancia aproximada de 7.5 km,
existe un domo de arcilla de orientacion N-S, que ha permitido la ocurrencia de
acufiamientos (onlaps) de cuerpos arenosos lenticulares que pueden tener interés

prospectivo.

Las secuencias del Terciaric estan caracterizadas por sedimentos siliciclasticos de
aguas someras y se ha considerado un modelo de barras costeras orientadas en
direccion NW-SE de aproximadamente 2.5 km* con facies predominantemente
arcilosas y desarrollos altemantes de arenas que son los cbjetivos productores
importantes.
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El Pleistoceno en el campo Saramako ha sido dividido en tres unidades geoldgicas no

oficiales, a manera de facilitar su desctipcion como se muestra en la figura V.2,

Adr
bt

BASOO

S

1 b gt
by ey

e
A

st y

Fig. V.2 - Cuerpos arenosos del Pleistoceno, campo Saramako.
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V.1.1. CARACTERISTICAS DE LAS FORMACIONES EN EL CAMPO SARAMAKO.

Un intervalo inferior conformado por arenas y arcillas intercaladas de poco espesor y de
buena continuidad lateral, en ocasiones superan los 20 Ohms de resistividad y
espesores de mas de 10 m; en general la zona prospectiva inferior ostenta como
caracteristicas petrofisicas: porosidad promedio de 0.10, la saturacidbn de agua
promedio (Sy) de 0.40, con volumen de arcillas estimado en 0.38 y permeabilidad entre
4y 10 md. La mejor calidad de roca se observa hacia las zonas de los pozos Saramako
1,2y 4.

La zona desarrollada o arenas productoras estad formada por alternancias de arenas
desarrolladas productoras de gas condensado v Iuﬁtas intercaladas; las arenas son de
color gris claro, consolidadas, mal clasificadas de grano fino a muy fino; los granos en
ocasiones angulosos, con baja esfericidad y ligero grado de imbricacion, constituida por
minerales arcillosos, c':_uarzo,. pirita, fragmentos de rocas {ver figura V.3). Trazas de
calcita, hematita, trazas de materia organica, matriz arcillosa y buena porosidad
intergranular (Analisis especial niicleo  Polvillo 1‘),' las arenas - presentan buena
continuidad fateral seglin la correlacién entre los pozos Saramako 1, 2 y 3, en
ocasiones con considerables: reducciones de eSpésor y supuestos cambios de facies
hacia el area del pozo Saramako 4. La zona productora muestra como caracteristicas
petrofisicas; valores de porosidad entre 0.12 y 0.15, la saturacién de agua promedio
{Sy) de 0.25, con volumen de arcillas estimado en 0.30 y permeabilidad entre 20 y 80
md y espesor promedio de 30 m. La mejor calidad de roca se observa hacia la zona de
los pozo Saramako 1, 2 y 3, segun los resiumenes de evaluacion petrofisica de los
pozos.

Un intervalo superior, caracterizado principalmente por cuerpos arenosos lenticulares,
que en ocasiones presentan extension lateral entre los pozos del campo Saramako; las
arenas estan bien cementadas en material calcareo y regularmente soportadas en
matriz arcilio-calcarea, constituidas por granos de cuarzo translicido de grano fino y
tamafio limo, subanguloso a subrredondeado, bien clasificado, con presencia de
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fragmentos de feldespato, micas blancas y verdes, lignite y muy escasa pirita fina (ver
apéndice “A"), con fdsiles Plancténicos y Bentdnicos. Las Iutita se presentan
ligeramente limosas de color gris verdoso a verde oscurc, ligeramente calcarea,
abundanies micas blancas y verdes, con escasa materia bitumincsa diseminada y

escasa pirita fina, escasos gasterépodos y bioclastos.

Fig. V.3 - Imagen microscopia electrénica de harrido nicleo 2 pozo Saramako 1.

V.1.2. REPORTE DE NUCLEO SARAMAKO 1.

En forma general los lentes de arenas de la zona prospectiva superior, pueden tener
’ interés prospectivo como roca almacén de acuerdo a las caracteristicas petrofisicas
estimadas en algunas de estas arenas, entre las cuales se mencionan porosidad
promedio 15%, saturacién de agua menor a 40%, volumen de arcillas menor a 40% v
permeabilidad mayor a 20 md.
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V.2. CARACTERISTICAS BASICAS DEL YACIMIENTO Y DE LOS FLUIDOS.

Presion inicial
Temperatura del yacimiento

Tipo de roca

Tipe de yacimiento

Mecanismo principal de produccion

Presion de rocio

API| condensado

Densidad rel. del gas condensado (aire=1)

5418.7 psia.

240-253 °F.

Siliciclasticas  (arenas) de
Pleistoceno medio.

Gas condensado.

Expansion roca-fluidos.

5418.7 psia.

62.3

1.1

edad

Como se ilustra en la figura V.4, desde abril del 2002 y hasta marzo del 2007, el campo

ha sufrido una declinacién rapida energética desde una presion de 5418.7 psia a 1830.6

psia (marzo 2007). Tomande un tiempo de produccion de 56 meses, un acumulado de

gas de 30.76 bcf y una caida de presion de 3328.2 psi, se calcularon los indicadores de

comportamiente del campo siguientes:

Abatimiento de presidn por mes

Abatimiento de presién por bef producidos

Declinacion de produccion

59.43 psi /mes
108 psifbcf
0.55 bcffmes

La figura V.4 también muesira que l|as presiones de los pozos llevadas a una

profundidad promedio de 3400 m mantienen una misma tendencia, mostrando que hay

comunicacidn entre las arenas superiores e inferiores. Lo anterior se ha corroborado por

la dltima presién del pozo Saramako 3, zona superior.
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PRESIINES USADAS EN BALARGE DE MATERIALES COMPUSICIONAL
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Fig. V.4 - Comportamiento de presion de los pozos 1, 2, 3 y 4 del campo Saramako .

En [a figura V.5 se muestra el acumulado de produccion de condensado, gas y agua de
los pozos Saramako 1, 2, 3 y 4, que conforman el total de la ptroduccion del campo.
Notese como a partir de junio del 2004 cambia la pendiente de las curvas de produccion

acumulada de condensado y gas de los pozos.

ACTIVO INTEGRAL MAVCUSPARA - MEJORAMIENTO DE PRODUCTIVIDAD DE POZOS
ACUMULADDS DE CONDENSADD. SAS Y ACGUA POR POZ0
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Fig. V.5 - Produccion acumulada pozos del Campo Saramako.
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V.3. VOLUMENES ORIGINALES Y RESERVAS DE GAS Y LiQUIDO.

Los volumenes originales de hidrocarburos, las reservas totales y remanentes de gas y
candensado se determinaron por el método dinamico de declinacion de bresic’:n, el cual
esta fundamentado en un balance de materia composicional que fiene en cuenta los
volimenes de condensado retrogrado a presiones inferiores a las de rocio. Las
reservas de gas y condensado también se determinaron por curvas de declinacion de

produccion y los resultados comparan favorablemente con los valores. oficiales de
PEMEX.

V.3.1. VOLUMENES ORIGINALES DE HIDROCARBUROS (METODO DINAMICO DE
DECLINAGCION DE PRESION).

Con datos de presion y produccion del Campo (Tabla 5.1) se construyo la variacion de
Cpa p/Zz vs. Gpy obteniéndose una linea recta (figura V.6) correspondiente a un
yacimiento volumeétrico (sin entrada de agua). Por extrapolacion de la recta a un valor
Cpa P/Zx de cero se obtuvo el Gas Condensado Original en Sitio (GCOES).

GCOES = 71.58 bef

Tabla 6.1 - Historias de presion y produccion del campo Saramako

Nota: Solo se considero el agua de condensacion.

Fecha P Gas ' Condensado | Agua RGCacum.
psia| _ bcf MMB MMB SCFISTB

| 01/04/02 5137 0 | 0 0 10300
C22106/03 4895 2.34 0.24 0.003 9907.6
 07/09/03 4485 3.5 .34 0.004 11127.5
| 21/09/03 | 4485 | 4.02 0.36 0.005 11169.8
27/09/03 | 4408 | 4.23 0.38 0.006 11122.8
21/05/04 | 4089 | 9.8 0.70 0.014 13187.8
25/03/05 [ 23347 1827 1.12 0.027 16376.8
30/03/05 [ 3310 . 18.85 1.13 " 0.028 16613.8
20/09/05 ! 2820 | 23,05 1.28 . 0.035 17968.5
26/05/06 ‘2045 T 28.44] 1.46 | 0.045 19468.8
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Cpa P/Z2F Vs Gpt
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Fig. V.6 — Determinacion del GCOES por el Método Dinamico
de declinacion de presion.

El Gas (separador) y el Condensado (tanque) originales en sitio se obtuvieron de las

ecuaciones:

GOES=GCOES*fg (5.1)

COES=GOES/RGC; {5.2)

donde:

GOES (Gas original en sitio.

COES Condensado original en sitio.

fg Fraccion del gas condensado que permanece en fase gaseosa en
superficie, fraccion molar,

RGC; Relacién Gas Condensado inicial, SCF/STB.
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Valores obtenidaos;

GOES =65. 85 bef
COES = 6.39 MMSTB (RGC;= 10300 SCF/STB)

V.3.2. RESERVAS TOTALES Y REMANENTES DE GAS Y CONDENSADOQ.

Se estudio el impacto de la presion de abandono en las reservas de gas y condensado.
Se fijaron presicnes de abandono (pab) de 750 psi (52.8 kg?cmz), 1000 psi (70.4 kg/cm?)
y 1250 psi (88 kg/cmz). Se entra en la figura V.7 con la presion de abandono hasta
cortar 1a linea recta y luego se lee el valor de Gpty, (gas de separador mas liquidos
equivalentss en gas); a partir de este valor se determina Gpab (reservas de gas, SCF),
Nc.s (reservas de condensade, STB) y Wpap {(voiumen de agua a producir hasta pas).

NGab= Gptas/(Gptas/NCap): (5.3)

Gptan/NCap = Gpap/Neay +132800{GEc/MWCc + {Wpap/Ncay) *(GEW/MWw));
(6.4)

Reservas de Gas=Ncap * (Gpan/NCab). (5.5)

Los valores de Gp.w/Ncay ¥ Wpaw/Ncay se obtuvieron graficando Gp/Nc y Wp/Ne contra
Gpt de la historia de produccién del yacimiento y, posteriormente, extrapolando el
comportamiento reciente hasta Gpts, se determinaron Gpaw/Nca, ¥ Wpan/Nea. La
densidad relativa del condensado (GEc) y su peso molecular (MWc) se obtuvieron a
partir de [a densidad AP| del condensado de tanque.

Para el agua se usaron GEw =1 y MWw = 18 (apéndice "B").
De las historias de produccion se estimaron los valores de (Gp/Ne)ay = 22700 SCF/STB

y {Wp/NG)a, =0.04 BI/BI
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Fig. V.7- Calcule de Reservas de Gas y Liquido por el Método Dinamico de
Detlinacion de Presidn.

En la Tabla 5.2 se muestra un resumen de |os resultados. Se puede observar que las
reservas dinamicas de gas y condensado calculadas con el método de p/Z a una pa, de
750 psi {52.8 kgfcm?), coinciden con las cifras oficiales del Activo. Las reservas
calculadas por curvas de declinacion oblenidas considerando que los pozos se
mantienen activos hasta alcanzar una Qga, de 100 MPCD ccinciden con las obtenidas a
una pap de 1250 psi ( 88 kg/ cm?).

Lo anterior permite concluir;

» Los 4 pozos actuales estan en capacidad de producir las reservas del
campo en el caso en gue se logre mantener su preductividad, y su
declinacion sea solo de tipo energética. Para cumplir con esta condicion,

es necesario reactivar la produccion de los pozos Saramako 1 y 3.

» Si se logra abatir la presién del campo hasta 750 psi (52.8 kg/cm?), se
obtiene una ganancia de reservas de 7.3 bef de gas y 0.4 MMSTB de



condensado, en relacién a las reservas calculadas con una presion de
abandono de 1250 psi (88 kg/cm?).

Tabla 5.2 Reservas Totales y Remanentes del Campo Saramako.

RESERVAS
RESERVAS TOTALES REMANENTES
GAS SEPARADO{GONDENSADO A8 SEPARADD | CONDENSADD
BEC ' VB BPC L )
| BALANCE DE MATERIA
PRESION DE ABANDONO DE YAC,
(Kg/Cm2/PSIA) _
52.71150 55.6 2.5 24.8 1.0
i 70.371000 51.9 2.3 21.1 0.8
i , B7.9/1250 483 | 241 17.5 0.6
T CURVAS DE DECLINACION DE -
PRODUCCION ** 48.6 21 17.8 ne
OFICIALES 54.0 25 23.2 1.0

V.4. DESARROLLO EXPERIMENTAL.

V.4.1. MINERALOGIA DE LA ROCA.

Mediante la técnica de difraccion de rayos X (figura V.8), se determin6 que el cuarzo es
el principal componente de la roca de la formacion productora (apéndice “C"). Otros

minerales que se encuentran presentes en menor grado son Carbonato de Calcio,
Alabita y Kianita.
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Fig. V.8 — Estudio de difraccién de rayos X para determinar la mineralogia de la formacién
productora del campo Saramako.

V.4.2. PRUEBAS DE COMPATIBILIDAD DE FLUIDOS,

Es la principal herramienta para asegurar que el tratamiento utilizado no produzca o
genere un dafio adicional a la formacion, cuando los productos quimicos son
mezclados con los fluidos de la formacion. Una porcién de producto quimico es
mezclado con salmuera y condensado. Los fluidos son colocados dentro de un
recipiente, el cual es agitado y sometido a presion y temperatura de yacimiento. El
equipo empleado en esta prueba puede ser observado en la figura V.9.

Los criterios empleados en las pruebas de compatibilidad son lo siguientes (figura V.
10}

Presencia de una fase y particulas en el fondo del recipiente.
Presencia de dos fases.
Presencia de dos fases y particulas en la interfase.

Presencia de dos fases y particulas en el fondo del recipiente.

ook LN

Presencia de dos fases y particulas en la interfase, tambien particulas
suspendidas en ambas fases.

o

Presencia de una fase, sélidos precipitados y goma.

7. Presencia de una fase sin |la presencia de precipitados o sélidos en suspension.
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Con las pruebas de compatibilidad se pretende descartar a agquellas mezclas que
produzcan [a presencia de precipitados o solidos en suspension.

Flg. V.9 — Celda Bulk. Equipo utilizado para realizar pruebas de compatibilidad agitando muestras
de fiuidos a condiciones de presién y temperatura de yacimiento.

En total se realizaron 15 pruebas de compatibilidad de fluidos con ocho productos
quimicos diferentes. En ninguno de ellos se observo precipitacion de cualquier tipo de
material ni la formacién de emulsiones. En algunos casos solo se presentaron dos

fases, fase aceite (condensado) y fase agua (salmuera de formacion} (ver figura V.11}.
V.4.3. DETERMINACION DE LA MOJABILIDAD DE LA ROCA DE LA FORMACION.
Para determinar la mojabilidad de la formaciéon productora en el campo Saramako, se
empled el método cualitativo de flotacion y una muestra de roca del nicleo, despues de

haber sido sometida a proceso de limpieza, se triturd hasta obtener granos de arena
que fueron vaciados en un recipiente que contenia condensado y salmuera de
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formacién. Los grancs de arena al pasar por la fase aceite, imbibieron de manera
natural una cierta cantidad de condensado y se depositaron en el fondo del recipiente,
dentro de |a fase acuosa, aglomerandose y sin dejar “escapar” la fase aceite imbibida
(ver figura V.12). Esta caracteristica es propia de formaciones fuertemente mojadas por
aceite.

Fig. V.11 — Prueba de compatibilidad de fluidos.
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Fig. V.12 — Grancs preferentemente mojados por aceite,

Por otro lado, en una lamina de roca de la formacion productora en el campo Saramako,
fueron colocadas una gota de salmuera y otra de condensado. La gota de salmuera
tardd 30 minutos en imbibirse dentro de la roca, mientras que la gota de condensado se
imbibié de manera espontanea (ver figura V.13). Este comportamiento confirma que la
roca de la formacidon productora tiene una fuerte tendencia a ser mojada por aceite.

Fig. V.13 — Secuencia fotogréfica de imbibicion de gotas de agua y condensado
en roca de formacion.
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V.4.4, ALTERACION DE LA MOJABILIDAD DE LA ROCA DE LA FORMACION.

Una vez determinado que los granos de roca tienen una tendencia a ser fuertemente
mojados por el condensado, se procedidé a seleccionar el producto guimico que
provocara que los granos tuvieran una tendencia a ser mojados por agua. De lodos los
productos quimicos probados, se encontrd que el producto A {(comercial) y el producto
B (desarroliado por el Instituto Mexicano del Petrdlee en el proyecto D.31519), cumplian
con la caracteristica deseada.

Se colocd una ldmina de roca en seno de producto quimico durante 2 hrs. con la
finalidad de que se impregnara por completo del producto (figura .14}, Posteriormente
fue secada dentro de un horno, pulverizada y colocada en un recipiente que contenia
salmuera y condensado de formacién. A diferencia del ensayo anterior, los granos de
arena no imbibieron condensado y se dispersaron en el fonde del frasco sin aglutinarse
{figura V.15). Lo anterior es indicativo de que el producto quimico alterd la mojabilidad

de la formacion de mojado por aceite a mojado por agua.

Este criterio es fundamental para seleccionar el producto quimico que se vaya a
emplear en las pruebas de desplazamiento, ya que si bien pueden tener un
comportamiento adecuado en las pruebas de compatibilidad, no es indicativo de que
vayan a tener un buen comportamiento durante las pruébas de desplazamiento. Aunado
a lo anterior, se debe considerar que hay una limitante en cuanto a tapones de roca
obtenidos del nucleo: es decir, una vez que un taptn se haya utilizado en una prueba
de desplazamiento, no puede volver a emplearse, ya que ha sido sometido a un

proceso quimico al impregnar sus granos con algun producto para alterar su
mojabilidad.
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Fig. V.15 — Los granos de roca ya no muestran preferencia por el condensado,
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V.4.5. PRUEBAS DE DESPLAZAMIENTO.

El objetivo principal de las pruebas de desplazamiento es la de observar el
comportamiento de |a permeabilidad efectiva al gas y al condensado antes y después
de gue la roca haya sido dafiada por blogueo de liquido, asi como después de la
implementacion de un tratamiento quimico. Esta prueba es primordial antes de que

cualquier guimico se utilice en un tratamiento a nivel de pozo.

Ya que durante las operaciones de recuperacion de nicleos diversos factores pueden
alterar sus condiciones originales, estos deben de acondicionarse previamente a su
utilizacién en las pruebas de desplazamiento. En la figura V.16 se pude ver que los
tapones son lavados con tolusno para posteriormente ser afiejados en fluidos de
formacion.

Flg. V.18 — Limpieza de tapones con tolueno,

En la tabla 5.3 se muestra la porosidad y permeabilidad de cada uno de los nicleos
pequenos que se emplearon en las pruebas de desplazamiento.

El equipo empleado en esta etapa experimental consistié de lo siguiente:

1. Bomba de desplazamiento,
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Horno equipado.

Recipiente para metano.

Recipiente para condensado
Recipiente para salmuera de formacioén.
Recipiente para producto quimico.

N o ok LD

Permeametro.

En las figuras V.17 y V.18 se puede cbservar ¢l equipc anteriormente relacionado.

Tabla 5.3. — Poresidad y permeabilidad abscluta de tapones empleados
. en pruebas de desplazamiento.
TAPON DIAMETRO | LONGITUD Vi Ve | ¢ Kab.

(po} (cm) iem’) | {em) |(adim)| {(md)
1 15 6.05 66.976 | 10.364 [0.1503| 45
2 15 LX) 67.265 | 11.107 |0.1665| 46
3 15 4.55 51874 | 84615 |0.1631] 53
4 15 45 51.304 | 8.9115 | 0.1737
5 1.8 4 "45.604 | 7.528 | 0.1651
6 15 ~ 38 43.323 | 7.424 |0.1714 L




Fig. V.17 — Bomba de desplazamiento.

Salmuera de
formacidn

Gas metanop l —?

Producto quimico | —

Cnnaensado

Permeametro
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Fig. V.18 — Horno equipado.




Todas las pruebas de desplazamiento se llevaron a condiciones de presion y
temperatura de yacimiento, 1334.7 psia y 240.8 °F. En la figura V.19 se ilustra
esquematicamente el hormo con los accesorios ya mencionados.

V.5. RESULTADOS PRUEBAS DE DESPLAZAMIENTO.

Para las pruebas de desplazamiento se emplearon los tapones 2, 1 y 3 (en este orden
secuencial). Los tapones 1y 2 se probaron con el producto quimico A y el tapdn 3 con
el producto quimico B. Para el tapoén 2 se sigui¢ el procedimiento propuesto por la
empresa desarrolladora del producto A (apéndice “D"}). En el caso de los tapones 1y 3
se siguid el procedimienio desarrollade de manera conjunta con el Laboratorio de
Productividad de Pozos del Instituta Mexicano del Petrdleo (apéndice E"). Las
diferencias fundamentales entre estos dos procedimientos es que el primero coloca el
tapén en sentido vertical y en el segundo procedimiento se coloca de manera horizantal,
asimismo, el primer procedimiento no evalla la permeabilidad efectiva al gas antes y
después de someter al tapon a tratamiento quimico, a diferencia del segundo que si lo

evalja.
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Fig. V.13 - Esquema de horno equipado con accesorios para realizar pruebas de desplazamiento.

Las ecuaciones que se emplearon para obtener el valor de las permeabilidades

efectivas al condensado y al gas son |as siguientes:;

q.H L
e = —, 5.6
Alpy—ps) (6)
2g r‘_-‘ Lp,
Fo=. 2% = 5.7
£ A(Plz_}’zl) ( )
donde
k. Permeabilidad efectiva al candensado, d.
kg Permeabilidad efectiva al gas, d.
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Qe Gasto de inyeccion del condensado, cm¥/s.

g Gasto de inyeccion del gas, cm®fs.
He Viscosidad del condensado, cp.

Hg Viscosidad del gas, cp.

L Longitud del tapdn, cm.

Area perpendicular a la direccion de flujo, cm?.
P1 Presion a la entrada del tapdn, atm.

P2 Presion a la salida del tapén, atm.

Debido a que se emplea la ecuaciéon de Darcy para obtener la permeabilidad efectiva al
condensado o al gas, es necesario asegurarse que la velocidad de flujo esté dentro de
la region de flujo laminar. Para verificar esta condicion se empleé la ecuacion de
Hagen-Poiseuille e imagenes de microscopia de barrido para obtener el didmetro
promedio de poro y posteriormente calcular el Nimero de Reynolds. En el apéndice “F”
se muestra el desarrollo correspondiente

V.5.1. PRUEBA DE DESPLAZAMIENTO TAPON 2, PRODUCTO QUIMICO A.

El producto A consiste de un grupo fluoroquimice gue provoca que los granos de roca
tengan una repulsion al agua y al aceite. Asimismo, contienen un grupo silanol o alcoxi,
cuya funcidn es la de que se adhiera a la pared del grano. El tapon 2 fue tratado con
mezclas al 2% en peso del producto A, disuelto en 29% en peso en Etanol y 69% en

peso en Butanietanol. El procedimiento seguido es el presentado en el apéndice “D”.
En la figura V.20 se presenta la permeabilidad efectiva al gas antes de dafio y en

presencia de agua irreducible, medida a tres diferentes gastos de inyeccion de gas
metano: 1000, 250 y 100 em%hr.
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Fig. V.20 — Permeabilidad efectiva al gas antes del tratamiento.
En la figura V. 21 se puede observar el comportamiento de k. antes y después de que
el tapdn 2 haya sido sometido al tratamiento quimico. La k. de tener un valor de 8.2 md

antes de tratamiento, pasd a tener un valor de 15.12 md, sosteniéndose durante el
tiempo que durd el desplazamiento.

78



%, Tapén2

20
18 1 27 Val, Por. Iny. de T8
condensado
16 4+ 16
14 |l Hota
12 - % Vol. Por. Iny. de +12
— condengado =
"}
E. 10 e
o )
ieg
+ B

I S

b
r

Q

\:mr-.nmn-mcnnmvcnm-—v-u:mhmggmmnmhnmﬁmesm‘-%r
= e B B B L I B ol B o T A A L L~ R iy B S B AN T = I~
S B S E oS B S S B S § - @ - B« 8 v 0N ND F R T E FdF & S
gE o onHE NSO T N ae Qs o NN T oo s - Nann g
S 08 2548 08808 &8 8 0= C e o oe e oe o= o= e NI R R R ]
S5 S &S D& CcCocDocoDoCc0CcbOoooDboobEOooooo0g & o

—®—kGantes tat. ——CP antes trat, ——ke desp. Trat. ——OP dasp. Trat.|

Fig. V.21 — Permeabilidad efectiva al condensado antes y después de tratamiento, producto

quimico A.
V.5.2. PRUEBA DE DESPLAZAMIENTO TAPON 1, PRODUCTO QUIMICO A.

Con la finalidad de confirmar los resultados obtenidos con el tapon 2, se llevd a cabo
otro experimento empleando el producto guimico A y &l tapon 1. A diferencia del
anterior, el tapon se colocd de manera horizontal dentro del horno, segin el
procedimiento descrito en sl apéndice “E". El gasto de inyeccidén de gas fue de 1000
emfhr.

La k, antes de tratamiento fue de 9.2 md y después de tratamiento alcanz6 un valor de
24.4 md (figura V.22).
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Respecto a |la permeabilidad efectiva al condensado, de tener un valor de 12.2 md
antes de tratamiento, se incrementd hasta 21.2 md después del tratamiento (figura
V.23).
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Fig. V.22 - Permeabilidad efectiva al gas antes y después de tratamiento, q ,,=1000 cm’ihr,

producto quimico A.
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Fig
. V.23 — Permeabilidad efectiva al condensado antes y después
de tratamiento, ¢ 1,,=100 cm’hr, producto quimico A.

V.5.3. PRUEBA DE DESPLAZAMIENTO TAPON 3, PRODUCTO QUIMICO B.

El producto B consiste de un complejo supramolecular que contiene grupos
carboxilicos, sulfénicos nitrogenados e hidrocarbonados, los cuales son solubles en
agua y/o hidrocarburos, cuya funcidn principal es generar una repulsion a la fase aceite.
El tap6n 3 fue tratado con mezclas al 2% en peso del producto B disuelto en salmuera

del campo Saramako. El procedimiento seguido es el presentado en el apéndice “E”.
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Fig. V.24 — Permeabilidad efectiva al gas antes y después de tratamiento, q ,,=1000 em’fhr,
producto quimico B.

Notese como después de 20 minutos de haber iniciado la inyeccion de gas, la &y
después del fratamiento comienza a descender. Esto podria interpretarse como gue

después de cierto tiempo, la efectividad del productc comienza a disminuir.
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Fig. V.25 — Permeabilidad efectiva al condensado antes y después de tratamiento, q 1,,=100 cm’hr,

producto quimlico B,

V.6. RESUMEN DE RESULTADOS.

En la tabla 5.4 se encuentran los resultados obtenidos de las tres pruebas realizadas En

todas se incremento la permeabilidad efectiva al gas y al condensado.

Tabla 5.4. — Comportamiento de la permeabilidad de la roca antes y después de tratamiento

guimico.

| kyantes kydesp. | k.antes k. desp. '

. TAPON PRODUCTO | DISUELTO Kaps trat. Trat trat. Trat.
QUIMICO EN (mqf) (md) {md) {md) (md)y |
[ i

2 A ALCOHOL 48 3.2 — 8.2 19,12

1 A ALCOHOL 45 9.2 244 122 ¢ 212
I

3 B SALMUERA 23 7.2 27.6 8.5 18.6
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En el apéndice "G" se presenta un resumen de la metodologia desarrollada.
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CAPITULO VI

CONCLUSIONES.

A pariir de los resultados de esta tesis se pueden listar las conclusiones siguientes.

1. Se ha desarrollado una metodologia a escala experimental de faboratorio para la

seleccion de producto quimico para aumentar ja permeabilidad efectiva al gas.

2. La disminucion en la permeabilidad efectiva al condensado no solamente se
debe a que no se alcance la saturacidon crifica, sino también a la afinidad que
tiene ta roca a ser mojada por aceite.

3. La mojabilidad de la roca de la formacién juega un papel fundamental en la
seleccion del producto quimico a utilizar para remover el dafo por condensacion
retrograda.

4. Con la finalidad de disminuir el riesgo de provocar un dano adicional a la
formacioén, es necesario llevar a cabo pruebas de compatibilidad de fluidos y de

desplazamiento a nivel de laboratorio, empleando roca y fluidos de formacion.

5. La composicion mineral de la roca y la quimica del fluide de tratamiento son

factores importantes a considerar para el disefio del tratamiento a emplear.

6. Mediante la técnica de flotacion se puede determinar st un producto quimico &s o
no eficiente en alterar la mojabilicad de fa roca de formacion.

7. No obstante que se obtuvieron resultados aceptables a nivel de laboratorio, es

necesario que a traves de una prueba de campo en pozos se verifiquen.
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Apendice “A”

Estudio de Espectro de Rayos X

Nucleo 2, Pozo Saramako 1.
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Muestra 1 Nicleo 2 Pozo Saramako 1

Tabla A.1 - Composicidn mineral muestra 1.

Unttled:1
Acquisition Time:15:34.50

kV:25.00
Detector Type :UTW-Sapphire

EDAX ZAF Quantfication
Element Normaized
SEC Table : Default

Element

CK
OK
Nak
Mgk
AlK
SK
5K
CIK
KK
Cak
Bal
FeK
Total

[rate: 3-Jun-2008

Tilt: 0.30
Resolution :136.53

Standardless

Wt %

12.24
363
2.12

1.2
5.41

31.37
1.48
1.18
1.38
0.57
457

22
100

At %

2058
4585
1.86

4.05
22.57
0.93
0.67
0.71
0.29
ner
0.79
100

Take-of:36.02 Tc:10.0
Lsec:112

K-Ratio

0.0162
0.0874
0.0066
0.0062
0.0294
01654
0.0085
0.0075
0.0107
0.0048
00373
0.0191

z

1.0466
1.0308
0.9666
0.9915
0.8829
0.9915
0.8845
0.8367
0.9406
0.964
0.756
0.8841

A

0.1263
0.2338
0.3225
0.4315
0.5573
0.6273
0.5825
0.6745
0.8242
0.8687
1.0767
2.9829

1.0004
1.0005
1.0045
1.0086
10135
1.0014
1.0024
1.0028
1.005
1.0085
1.0032

Lsbe A tal adysspveg

R SR T SITA et 8 BENY M TRARE 270

Ry
EE Ia

T o T o
rad Ea

Pk

Fig. A.1 — Imagen 50um y espectro de dispersién de rayos X muestra 1.
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http:Take-off":36.02
http:kV:25.00

Untitleg:2
Agquisition Time:15:37 26

kV:25.00
Detector Type :UTW-Sapphire

EDAX ZAF Quantification
Element Normalized
SEC Table : Default

Element

CK
QK
Nak
Mok
AlK
SK
SK
CIK
KK
Cak
Bal
Fek
Total

Muestra 2 Nicleo 2 Pozo Saramako 1

Tabla A.2 — Composicion mineral muestra 2,

Date: 3-Jun-2008

Tikk: 0.3¢ Take-off:36.02 Tc:10.0

Resolution 136,53 Lsec 60

Standardless
Wit % At % K-Ratio Z A F
14.79 18.8 0.0142 1.0524 (.1253 1.0004
35.22 456 .06 00869 1.0363 02378 1.0005
1.88 14 0006 09719 0.3098 1.0043
1.16 1 00048 09969 04131 1.0082
83 4.89 0.0320 0.9682 05334 10123
3018 22.48 0.1798 09962 058966 1.0015
1.89 1.41 0.0097 0.9809 05755 1.0028
1.37 0.81 0.0087 0.9428 05664 1.0033
1.23 - 0.66 00026 09468 0.8169 1.0065
0.56 0,29 0.0048 087 08346 1008
6.5 0.99 0.0532 07608 1.0728 10041
3.0 113 0.0261 0.8896 0.9754 1
100 100

€ LS 200 i e b HEAL WG TILEZ ypr
Labrd A SALMUERANR M
Tl (3 '
oft w5, % R, 5
L pa] s .58 (1) e 348 im

Fig. A.2 - Imagen 20um y espectro de dispersién de rayos X muesira 2,
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Untitted:3

Acquisition Time:15:32:20

kv:25.00

Delector Type :UTW-Sapphire

EDAX ZAF Quantification
Element Norma¥zed

SECG Table : Default

Element

CK
OK
Nak
Mgk
AK
SiK
5K
CIK
KK
Cak
Bat
Fek
Total

Muestra 3 Nicleo 2 Pozo Saramako 1

Tabla A.3 - Composiciin mineral mugstra 3.

Date: 3-Jun-2003

Tilt: 0,30

Resolufion :136.53 Lsec 69

Take-off.36.05 Tc:10.0

Standardless
Wt % At % K-Ratio z A F
.59 17.23 00120 1.0885 0127 10004
3383 45865 0.0867 1.0423 0.2429 1.0G05
2 1.87 0.0058 09774 0.2974 1.0041
2.47 219 00099 10026 0.3957 1.0073
9.52 7.62 Q.0467 049737 04995 1.0004
24,76 1503 01337 1.0026 0.5377 10017
1.97 1.33 00114 09955 05778 10032
1.58 0.96 0.0101 0.849 06666 1.0028
1.18 0.65 0.0093 0.853 0.8158 1.008
0.77 0.42 D.o0B6 09762 0.864 1.0109
7.51 1.18 0.0819 07652 1.071 1.0084
4.62 1.66 00419 0.8952 0.9716 1
100 160

€ PRI LT TR Ml B MW IR
Lutchh: SRIMASLTIRG}

t
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Fig. A.3 — ¥magen 5um y espectro de dispersion de rayos X muestra 3.



http:Take-off:36.05
http:kV:25.00

Untitled:5
Acnuisition Time: 15:43:50

KkV:25.00
Dstector Type UTW-Sapphire

EDAX ZAF Quantification
Element Normalized
SEC Table : Defauklt

Element

CK
OK
Nak
MgK
A
SiK
SK
CHK
KK
Cak
BalL
FekK
Total

Muestra 4 Naclkso 2 Pozo Saramako 1

Tabla A.4 - Composicion mineral muestra 4.

Date: 3Jun-2008

Tilt: 0.30 Take-off:36.05 Te10.0

Resolution :1136.53 Lsec 69

Standardiess
Wt % At % K.-Ratio z A F
10.21 18.38 0.0131 10578 01213 1.0004
33.33 4507 0.0815 1.0415 0.2347 1.0005
2.3 217 0.0067 09767 02977 1.004
1.06 0.95 0.0042 1.0018 03822 1.0076
4.57 3.66 00229 09729 05085 1.0121
2916 22 .46 01735 1.0018 05924 1.0023
3.6 243 0.0208 06947 045789 1.0033
197 1.2 0.0123 09485 (.65685 1.0035
0.92 0.51 0.0071 09524 08057 1.0078
0.58 0.3% 0.0049 09756 08572 1.0111
8.25 1.3 0.0676 0.7647 1.0568 1.0052
4.04 1.87 0035 0.8%6 09670 1
100 100

MAUERABM 3pr

Fig. A.4 —Imagen 50 um y espectro de dispersion de rayos X muestra 4.
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Uniitled 6

Acquisition Time:15:48:09

kv:25.00

Detector Type :UTVY-Sapphire

EDAX ZAF Quantification
Element Normakzed

SEC Table : Default

Element

CK
OK
NaK
Mgk
AK
SiK
SK
CIK
KK
CaK
BalL
FekK
Totat

Muestra 5 Nicleo 2 Pozo Saramako 1

Tabla A.5 — Compaosicion mineral muestra 5.

Date: 3-Jun-2008

Tit 0.30 Take-of:3602 Te10.0

Resolufon :136.53  Lsec 130

Standardless
Wt% At K-Ratio z A F
15 21.51 0.0153 1.0867 0.1245 1.0C03
2805 4064 00892 1.0504 D.2273 10005
282 2.76 6008 0885 02854 1.0035
103 0.95 0.0039 1.0103 0.3669 1.0057
523 4,35 0.0246 DOR12 0.4749 10103
26.03 082 01461  1.0103 0D.5541 1.0026
3.3 2.68 0.0223  1.0031 05787 1.0041
217 1.37 00136 09583 0.6536 1.0047
1.09 0.62 0.0DB5 09621 0802 1.0106
0.78 0.44 0.0067 08851 0853 1.0149
11.79 183 0.0972 07718 1.0823 1.0056
478 182 00413 009032 09554 1
160 100

bl A SALMOERATS

A 5]

I 1T _

BT TER UDPE A o b e i ey e g et

ez S =
198 2 AP A »m i T SH L)
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Fig. A.5 - Imagen § um y espectro de dispersidn de rayos X muestra 5.



http:Take-off:36.02
http:kV:25.00

Untitied-8
Acquisition Time; 15:51:58

kv:25.00
Detector Type :UTW-Sapphire

EDAX ZAF Quantification
Element Normalized
SEC Table : Default

Element

OK
Nak
Mgk
AR
SK
SK
CIK
KK
BabL
Fe¥
Totat

Muestra 6 Niicleo 2 Pozo Saramako 1

Tabla A.6 — Composicidén mineral muestra 6,

Date: 3-Jun-2008

Titt: 0.30 Take-off:3595 Tc10.0

Resolution (136.53 Lsec 1132

Standardiess
Wit % At % K-Ratio Z A F
797 55.84 01048 10495 02623 10005
1.86 1.1 0.0064 09842 02844 10044
1.23 1.1% 0.0048 1.0095 0.3882 1.0084
12.25 1068 0.0806 09803 0.4995 1.0101
27.66 23.16 014368 1.0094 05132 1.0018
231 1.7 00127 10022 05462 10035
0.67 .45 00041 09566 0.6352 1.0053
4,18 2.51 0.0322 09607 07976 1.0071
873 1.67 ¢.079 07708 1.0506 1.0025
214 09 00185 09021 09577 1
100 104

© REAETRY? St kWY WNERAI ape
fubefd: SAUMPENART

S

o i i eyl F e

T I e e eA T i T e e

: u
Iow I 5 h K
W g
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Fig. A.6— Ilmagen 20 pm y espectro de dispersion de rayos X muestra 6.
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http:Take-off:35.95
http:kV:25.oo

Unitled:2

Acquisition Time: 15.55:31

kv:25.00

Deiector Type :UTW-Sapphire

EDAX ZAF Quantification Standardless
Element Normalized
SEC Table : Default
Element Wt %
oK Kfgls:
NaK 1.24
MgK 1.32
AlK 16.43.
SiK 2417
SK 235
CIK 0,63
KK 1,88
Bal 10.83
Fek 3.48
Total 100

Muestra 7 Nicleo 2 Pozo Saramako 1

Tabla A.7 — Composicién mineral muestra 7.

Tilt: 0.30

Date: 3-Jun-2008

Take-ofi:3595 Te:0.0

Resolution ;136583 Lsec ;55

At % K-Ratio z A F
55.82 CA117  1.0531 02518 1.0005
1.28 0.0035 09875 02858 1.0044
1.29 0.0051 1.0129 03514 1.0083
14 .46 0.0797 09837 04891 1.0082
20.44 01161 10129 04734 10017
1.74 0.0128 16057 05414 1.0029
0.42 0.0038 0.9505 0.8306 1.0043
12 00153 (9544 0.7944 1.0034
1.87 D.0B31 C.7737 1.0568 1.0041
1.47 0.03 0.9055 09572 1
100
L ARP IR Al ] KA REBIL e
Lubed - EALWIERADA
te
;3; ’ gE P‘;‘ll. EY] ;.P.I'—J;T

Fig. A.7 - lmagen 5 ym y espectro de dispersion de rayos X muestra 7.
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http:Take-off:35.95
http:TiIt:O.30
http:kV:25.00

- Apendice “B”

AnéliSis Fisico-Quimico del Agua del

Campo Saramako.
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ANALISIS FISICO, QUIMICO Y BACTERIOLOGICO DEL AGUA, SARAMAKO

FOZO: INSTALACION: SARAMAKD ACTIVO:
PUNTO DE MUESTREQ: FECHA DE MUESTREQ: 63-Ena-08 FEGHA DE ANALISIS: 08-FabGB
PROPIEDADES FISICAS
TEMPERATURA, 20 | GASES EN SOLUCION gL}
DENSIDAD. . e cn 1.0090 ghem® @ 294 °C
L S —— 5.70 L@ B s ACIDO SLULFHIDRICO (H,5)
CONDUGTIVIDAD, .oocereeam red] uSéew, @ 230 °C | BIOXIDG DE CARBOND (GO
URBIDEZ i a2 FIU |} GXIGENO DISUELTO 0
COLOR s vors e rsesssnses PtCo
{10 - . T
PROPIEDADES QUIMICAS
CATIONES: gt (meqit} { ANIONES: gy (megiL}
SODID NA Yoreeerrcorsacrsmmnse 4,384,325 tor 472 CLORURDS [Cmomerreerremnsone] 7,800.90 220010
POTASHE (K)ot et e 2.00 0.000 SULFATOS (80, ) mer. 200 0.104
CALEGIO {CF . m 544,00 | ITALs CARBONATOS [COL7). 0.00 0.000 |
MAGNESIO (Kig" Jo. 5834 [ 4.300 BICARBONATCS {HCO,] 207.40 3.9 |
e S Y 1105 028 HIDREXIDGS (O fmsnsscnesssmsn 0.00 0.000
" MANGANESO [ 000 4.000 | NITRITOS (NO; pcan a.00 0,000 |,
|BARIO (Ba™1. 0.00 0,000 NITRATOS [NO; Y. 040 0.000 i
ESTRONCIO {SF D.ow 0.000 FOSFATOS (PO ..o recin | 0.09 0.000 |
TOTAL: 5,002.24 223513 i TOTAL: 8,042.40 223513
SOLIDOS DISUELTOS Y EN SUSPENSION
(ML) i (mafl)
SBLIDOS TOTALES PUREZA TOTAL como Cato, 1,600,00
SHLIDOS DIBUELTOS TOTALES (SDT)... 1302064 ' DUREZA BE CALGIO Gamo GaGO,..... 1,360.08
SGEIDOS EN SUSPENSION (55T unen.. - BUREZA DE MAGNESIO ¢amo o1, F— 230,00
GRASAS Y ACEITES. ALCALINHEIAD A LA "F" camo Calhy e .memureroree s e I 0.0n
EILKZE SOLUBLE (Sil, ). ﬁ].cnummn A LA M £8MD CACD s vacvrmsesensrsoemssmassrsseres 170.06
BXIO FERRICO (Fe,Oq) * SALINIDAD ¢oma NaCl 12857.30
} AGIDEZ ¢ame CaGO, ! INDICE DE ESTARLIDAD. 147921
| TENDERNGIA GURROSIVA
\ - FPROFIEDADES BACTERIOLOGICAS
{Coloniaimd } ] {Galonia/mL)

BACTERIAS MESOFILIGAS AERUBIAS....comevicreerne

BACTERIAS ANAERGEIAS TOTALES,

BACTERIAS SULFATO REDUCTORAS. ..o ceetiie e

[

DIAGRAMA DE STIFF & DAVIS
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Apéndice “C”

Analisis Mineralogico Muestras
Ntcleo 2 pozo Saramako 1.
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1. Se midieron los patrones de difraccién de rayos X en el equipo:

1.1Equijpo: D8 Discover with Gadds
Radiacién: Longitud de onda de Cu K12 1.5418
Detector de area HI-STAR, Monocromador de haz primario Gébel mirror

1.1 Condiciones de medic_:it’)n

Sistema Bruker:

Proyecto;

Condiciones de bharrido; 2 framas 9-20=15-15, frame width=34, integracion 26=14 a
80

Tiempo de conteo por frame= 300 segundos

Tamafic de paso; 0.05 grados 26

Potencia; 40Ky, 40mA

Distancia deil Detector: 15 cm.

Identificacion de fases

Mediante el programa Eva




2. Resultados

2.1 |dentificacian de fases;

Tabla C.1 — Identificacién de fases de muestras de roca Nicleo 2, pozo Saramako 1.

Muestra Fase Tarjeta i Observaciones
51-98 Quartz low 65-466 [ Tamafio ds cristal grande
Alabite 41-1480 |
§2-99 Quartz low 65-466 Tamafio de cristal grande
Alabite 41-1480 ‘
53-100 Quartz low 65-468 Tamanhio de cristal grande
Alabite 41-1480
Calcium Oxalate 18-0297
Vaterite CaC(3 24-0030
S4-101 Quartz low 65-466 " Tamafio de oristal grande
Alabite 41-1480 ‘
55-102 Quartz low " B5-468 | Tamafio de cristal grande
Alabite 41-1480
56-107 Quarz low 65-466 ! Tamafic de cristal grande
Alabite 41-1480
S7-104 Quariz low 65-466 Tamafio de cristal grande
Alabite 41-1480
Calcium Oxalate 18-0297
Vaterite CaC03 24-0030
AB Quarz low 65-466
CB Calcite Ca(CO3) 83-1762
Kyanite Al28i05 74-1827
{Trazas)
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Patrones de difraccion con identificacion.

seneral Area Detectar Diffraction System V4,15

i S1~9B_15~
P 3731708
I {.raated

¢ Mag,Quad
i Thetal

Sthl 32.009 -40.404 B
) 35302
06 _OR1
Aux £.2034
CLOSED
[ 15,149
td  1074_015% Ky 40
C Bpatial 10249_015 MA 44
S i024x1024 Cu Bi

i

T

Fig. C.1 - Patron de difraccion de Rayos X, muestra S1-98.
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Fig. C.2 —Nivel de energia muestra 51-88.
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Fig. C.3 —Nivel de energia muestra $2-89.
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b
o
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Fig. C.4 — Patron de difracciéon de Rayos X, muestra $3-100.
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Fig. C.5 —Nivel de energia muestra $2-100.
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GATDS: Genwral Area Detector Diffraction System V4.1.27 Copyr. 1997-2006 Bruker.
: TEHR, L5 :
Nucieos
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/: i 11:4 3
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B A R A T e
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Fig. C.§ - Patrén de difraccién de Rayos X, muestra 54-101,
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Fig. C.7 —Nivel de energia muestra §4-101.
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P Time ()
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i Sire

f2th beqi  14.000
CZth en 47 200
‘ cht begi ~12%.40
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Fig. C.8 — Patrén de difraccion de Rayos X, muestra S5-102.
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Fig. C.9 —Nivel de energia muestra $5-102,
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3 GADDS: General Area Detector Diffraction Systen ¥4.1.27 Copyr. 19972006 Bruker,
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Fig. C.10 - Patrén de difraccion de Rayos X, muestra $6-107.
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Fig. C.11 —Mivel de energia muestra S$6-107.
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Fig. C.12 — Patrén de difraccion de Rayos X, muestra 57-104,
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Fig. C.13 —Nivel de energia muestra S7-104,
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Fig- C.15 —Nivel de energia muastra CB.
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Apéndice “D”

Procedimiento prueba de
desplazamiento en tapones
desarrollado por el fabricante del

producto quimico “A”.
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PRUEBAS DE DESPLAZAMIENTO EN TAPONES (VERTICAL)
DE 1.5 PG DE DIAMETRO.

1. Ajustar BPR a 1400 psi.

2. Ajustar medidor volumétrico de liguidos para contabilizar volumen desplazado.

3. Cargar balas con Salmuera {170 mt), Producto Quimico (300 mi), Condensade
(400 ml) y Meténo (1500 psia). Colocarias deniro del homo.

4. Colocar dentro del homo permeametro con tapon en seniido vertical. Hacer vacio
durante 1 hr.

5. Calentar hormmo hasta 116 °C

6. Saturar tapon 100 % inyectando salmuera @ 60 cm’/hr hasta alcanzar régimen
permanente. Medir Kps.

7. Inyectar metano @ 1000 250 y 100 cm’/hr hasta alcanzar régimen permanente.
Medir k.

8. Inyectar 100 ml de condensado @ 100 cmfhr, asegurandose de alcanzar
régimen permanente. Medir k..

9. tnyectar 300 ml| de Producte Quimico @ 100 em*/hr. Dejar reposar 12 hrs.

10.Inyectar 300 m| de condensado @ 100 cm’/hr, asegurandose de alcanzar
régimen permanente. Medir k. estimulado.

116



Apeéndice “E”

Procedimiento prueba de
desplazamiento en tapones
desarrollado en el Instituto Mexicano

del Petréleo.
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PRUEBAS DE DESPLAZAMIENTO EN TAPONES (HORIZONTAL)
DE 1.5 PG DE DIAMETRO.

1. Ajustar BPR a 1400 psi.

2. Ajustar medidor voluméirico de liquides para contabilizar volumen desplazado.

3. Cargarbalas con Salmuera (170 mi}, Producto Quimico (300 ml), Condensado
(400 mi) y Metano (1500 psia). Colocarlas denfro del homo.

4. Colocar dentro del horno permeametro con tapon en senfido horizontal. Hacer
vacio durante 1 hr,

5. Calentar horno hasta 116 °C

6. Saturar tapon 100 % inyectando salmuera @ 60 cm™hr hasta alcanzar régimen
permanente. Medir Kaps.

7. Inyectar metano @ 1000 cm3/hr hasta alcanzar régimen permanente. Medir kg
base.

8. Inyectar 41 cm® de salmuera (4 vollimenes porosos) y medir k,, en régimen
permanente.

8. Inyectarl‘100 ml de condensado @ 100 ecm*hr, asegurandose de alcanzar
régimen permanente. Medir k.

10.Inyectar 300 ml de Producto Quimico @ 100 cmhr. Dejar reposar 12 hrs.

11. Inyectar 300 m! de condensado @ 100 cm®/hr, aseguréndose de alcanzar
regimen permanente. Medir k. estimulado.

12. Inyectar metano @ 1000 cm®/hr hasta alcanzar régimen permanente en cada uno
de los gastos. Medir 4, estimulado.
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Apeéndice “F”

Relacién entre la Ley de Darcy y la

Ley de Hagen-Poiseuille.
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RELACION ENTRE LA LEY DE DARCY Y
LA LEY DE HAGEN-POISEVILLE.

La ley de Hagen-Poisevilie' establece la relacién gue existe entre la velocidad
volumétrica de flujo y las fuerzas que originan dicho flujo (fuerzas relacionadas con la
caida de presidn y ia aceleracion gravitacional). Para flujo horizontal asta representada
por la ecuacién 1.

0= 7(py - Fz)R

S (F.1)
donde:
Q Gasto volumétrico de flujo, L.
P4 Presién a la enfrada del ducto, c
D2 Presidn a la salida del ducto, ML't2,
R Radio del ducto, L.
Viscosidad del liquido, MLt
L Longitud del ducto, L.

LA

A
AT TR T
L

RN e

%
ﬁfﬁﬁw/&Zﬁﬁﬂ

\J \
Fig. F.1- Envoltura citindrica de un fluido sobre el que se aplica balance de cantidad de

movimiento para obtener la férmula de Hagen-Poiseuille.
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Las suposiciones que estan implicitas en la Ley de Hagen-Poiseuille son:
Flujo laminar.

l.a densidad del fluido es constante.

Flujo en estado estacionario,

El fluido es newtoniano.

Efectos finales despreciables

No hay deslizamiento det fiuido en la pared.

@ = o & 0 o D

El fluido se comporta coma un medio continuo.

Enfonces, para un ducto i

Lt AL F.2
QJ - Sﬁl ( M )
donde:;

Qi Gasto volumétrico de flujo en el ducto i, Lt
R Radio del ducto 7, L.
Para un conjunto de n ductos del mismo radio:
Or =20, (F.3)
i=t
Qr Gasto volumétrico tatal en el conjunto de n ductos del mismo radio, L.
La velocidad media del fluido dentro del ducto esta dada por la ecuacion 4.
2

Sl
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Para un medio poroso {ecuacion de Darcy}, la velocidad media del fiuido se obtiene con
la ecuacion 5.

()= "‘P#;P_} (F.5)
donde:

<> Velocidad media, L.

k Permeabilidad absoluta del medio poroso, LZ.

Pt Presién a la entrada del medio porosa, MLH2.

pz Presion a la salida del medio poroso, ML't?,

" Viscosidad det tiquido, ML,

L Longitud det ducto, L.

Por analogia entre las ecuaciones 4y 5:

2
it | (F.6)

Q0

Consziderando una permeabilidad absoluta promedio para el medio porose de 50 md
(ver figura F.2).

kps = S00md) = 4.934515X107 (cm? )
Entonces, a partir de la ecuacién 6;

R, = 6283066 [3X107 (em)
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Fig. F.2 — Permeabllidades absolutas de los tapones 1, 2 y 3 empleados en los experimentos.

|, DETERMINACION DEL NUMERQ DE REYNOLDS (Nge) PARA FLUJO DE GAS Y
LiQuUIDQC.

El Nre esta determinado por |a siguiente ecuacion:

N = l438,0vd', (F.7)
.

Donde:

p Densidad del fluido, lbx/pie®.

v Velocidad de flujo del fluido, pie/seg.

d Didmetro del ducto, pie.

p; Viscosidad del fluido, cp.
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Los tapones que se emplearon fueron de 1.5 pg de diametro, o gue equivale a un area
perpendicular al flujo de 11.4 cm?.

Ya gue |la porosidad promedio de |os tapones es de 0.165, entonces el area efectiva al
flujc es:

Acr=Ax(h= 11.4X0.165=1.88119 cm?>.

1. FLUJO DE GAS.

Para obtener la k; se emplearon tres diferentes gastos, 100, 250 y 1000 cm®hr, todos a
condiciones de 1534.7 psiay 240.8 °F.
La velocidad microscopica promedio <v> en los tapones de 1.5 pg de diametro es:

g

I
\V’.‘= e

b (F.8)

El gas utilizado en los experimentos fue metano. A continuacién se calculard Nge con la
siguiente informacion:

pe= 3.47897 |b/pie” (a condiciones de 1534.7 psia y 240.8 °F)
1=0.016289 cp (a condiciones de 1534.7 psia y 240.8 °F).
d'=2XR=2X6.2806613X10"° cm=0.000004 pie

Tabla F.1 — Numéro de Reynoids para diferentes gastos de gas.

l_qa{cm?fhr) <v> {(cm/hr) | <v> (piefseg)| Nge
100 53.15784158 | 0.000454451 | 6.16E-04
250 132,8946039 | 0.001211128 | 1.54E-03
| 1000 531.5784158 | 0.00484451 |6.16E-03

Para todos los casos se obtuvieron Nge<1 lo cual es caracteristico de flujo laminar.
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2. FLUJO DE LiQUIDO.

Para determinar la Kaos S€ empled salmuera de formacion, la cual se inyect6 a un gasto
de 80 cm’/hr.

La velocidad promedio de inyeccion de salmuera se calcula con la ecuacion 8:

'3 .3/
i _ GOI\C'.’T/}W] =31.88["m/ ]: 0.00029056("5%/ w
Agy I.BBIQ{cmz) S S seg,

pL= 63.648 |b/pie’.
u=1.02 ep (a condiciones de 1534.7 psia y 240.8 °F).
d=2XR=2X6.2808613X10° cm=0.000004 pie

Entonces, el Nge es:

Vo 1488 ovd’  1488x63,64Rx(.00029G56.c0.000G04
YRE T - T
1 1.02

=1079E™

El cual también es caracteristico de flujo laminar.

Il. DETERMINACION DEL DIAMETRO DE PORO A TRAVES DE IMAGENES DE
MICROSCOPIA DE BARRIDO.

Para verificar el diametro de poro aobtenido a través de la ley de Hagen-Poiseuille, se
recurrié a las imagenes obtenidas a través de microscopia de barrido, de donde se
seleccionaron tres diferentes diametros de poro representativos de la muestra de
nlcleo.

El didmetro promedio de poro fue de 2.419x10™* cm o 0.000008 pie, el cual es acorde
con el obtenido mediante la ecuacién 6.

125



AceV  Spot Magn  Det WO b———— 5um
250 kV 485 4000 E 103 02 Torr SALMUERA-CONDENS

Fig. F.4 — Imagen microscopia de barrido muestra 2, nicleo 2, pozo Saramako 1.
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Acc¥  SpetMagn  Det wD - 5un
2B kY 45 4000x GSE 109 639 Torr SALMUERA CONDENSADO

Fig. F.5 — Imagen microscopia de barride muestra 3, nicleo 2, pozo Saramako 1.
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Apéndice “G”

Metodologia desarrollada.
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Tabla G_1 - Metodologia desarrollada.

Actividad. Objetivo. Estudio/Equipo a emplear. i Condicienes.
Conocer fa  composicion
1.- Mineralogiadela | mineral de la roca de la | Estudio de difraccidn de
roca. i formacion productora, Rayos X.
2.- Andlisis "'Determinar la composicion y Presisn
composicional de propiedades fisicas del gas y{ Anadlisis cromatografico. atmosférica ¥

fluidos

" del condensado.

alta temperatira.

. 3.- Analisis fisico- Determinar 1la composicion y Presion ¥
! quimico del agua de | caracteristicas fisicas ¥ temperatura
¢ formacion. quimicas del agua producida. Analisis de Stift-Davis. ambiente,
Eliminar productos extrarios de .
4.- Limpieza de la formacién, fales como | Tolueno, parrilla eléctrica, | Presidn ¥
tapones de niicleo. residuoes de fluidos de | equipo Soxiet. femperatura
: perforacidn, grasas, eic. ambiente.
Verificar que los productos
5.- Pruebas de quimicos a emplear no Presion Y
compatibitidad de produzcan particulas al | Recipiente con los fluidos. | temperatura de
fluidos. mezelarse con los fiuidos de | Celda Bulk. yacimiento.
formacion. Agitacion.
Determinar ta afinidad de la Presién y
6.- Mojabilidad dela | roca de formacion a ser | M&lodo  cualitative  de | temperatura
roca. mojada por un fluido. fiotacion. amhbiente,
7.- Caracteristicas Peterminar dimensiones de | Bomba dual de | Presion y
basicas de los cada tapon, porosidad vy | desplazamienio, nitrogeno | temperatura ‘
tapones de permeabilidad absoluta. permeamelro, bomba de | ambiente.
formacion. vacio.
Seleccionar el producto
8.- Alteracion de la quimico que altere la | Roca de formacién, | Presion ¥
mojabilidad de a mojabilkdad de 1a roca de | producto quimico, fividos de | temperatura
roca de formacion, formacion hacia la mojabilidad | formacion, horno eléctrico. ambiente.
deseada.
Observar el comportamiente de
la permeabilidad efectiva al gas | Horno  eléctrico  equipado,
y al condensado antes vy |recipientes para cada fluido | Presidn ¥
9.- Prueba de después de que laroca haya|a emplear, bomba de | temperatura de
despiazamienic. sido dafada por biogueo de | desplazamiento. yacimiento.
liquido, asi como después de | permeametro, tapones de

la implementacion de

tratamiento quimico.

L

formacion, bomba de vacio.
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iSan compalibles
los fluidos?

>
F 3

Seleccionar otro

;El producto
quimico altera la
mojabilidad de la
roca?

producto quimico.

f

Selectionar otro

Mo »
Mejard k; y k.’ praducto quimice.

|

! Fin procedimienta. i

Seleccionar producto quimice
que altere la mojabilidad.

. Actividades: 1,2, 3,4,5,6,7,8Yy9.
L

Fig. G.1- Diagrama de flujo de la metodologia desarroifada.




Agr
API

BI
bcf

COES
Cpa

c.e.

d!‘

fi

GCOES
GE;
GEy
GOES
Gp
GPab
GPM

Gpt

NOMENCLATURA.

Area Iransversal de flujo, L*.
Area efectiva de flujo, L*.

Densidad API del condensado en tangue, adimensicnal.

Barril, L2,

Mil millones de pies cubicos de gas medidos a condiciones estandar.

Fuerza capilar, MLt?.

Condensado original en sitio, L.

Factor que tiene en cuenta la reduccion del velumen poroso por efecto de
compactacion de la roca y expansion del agua connata, adimensional.

Condiciones estandar de presion y temperatura.

Diametro del ducto, L.

Fraccion molar de la fase gaseosa en la mezcla, adimensional.

Fraccion molar de la fase liquida en la mezcla, adimensional.

Fuerza de gravedad, MLt2.

Gas condensado original en sitio, L.

Gravedad especifica del condensado, adimensional.

Gravedad especifica del agua, adimensional,

Gas original en sitio, L.

Volumen de gas producido medido a condiciones estandar, L°.
Reservas de gas de separador a la presién de abandono, L2,

Riqueza del gas natural expresada en galones por cada mil pie® de gas
ambos medidos a condiciones estandar, adimensional.

Produccidn de fluidos {(gas separado+condensados+vapor de agua)

equivalente en gas, L*.
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Gpta

k: kabs

MB
MMB

MMMPC
MMpie?
MPCD
MWc
MWw

N (C/V)
N (C/G)
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Produccion de fluidos (gas separado+condensados+vapor de agua)
equivalente en gas obtenidos a la presién de abandono, L.
Constante gravitacional, LtZ.

Galoén, L2,

Altura, L.
Fuerza de inercia, MLt

Permeabilidad absoluta, L*.

Permeabilidad efectiva at condensado, L2
Permeabilidad efectiva at gas, L.
Permeabilidad efectiva al aceite, L.
Permeabilidad efectiva al agua, L.
Permeabilidad relativa al gas, adimensional.
Permeabilidad relativa al aceite, adimensional.

Permeabilidad relativa al agua, adimensional.
Longitud, L.

Miles de barriles medidos a condiciones estandar, L3,

Millones de barriles medidos a condiciones estandar, L.

Mil millones de pies ctibicos de gas medidos a condiciones estandar, 3.
Un millén de pies clbicos de gas medidos a condiciones estandar, L°,
Mil ples cubicos de gas producidos por dia, L%

Peso molecuiar del condensado, adimensional.

Peso maolecular del agua, adimensional.

Numero adimensional que relaciona a las fuerzas capilares y viscosas.
Numero adimensional que relaciona a las fuerzas capilares y
gravitacionates.




N (V/G)

N (C/f)
N (W)
N (G/) |

Ne

N Cab
Np
Nre

Pab
P
P

Po
P

Pyer

1
Pz

Numero adimensional que relaciona a las fuerzas viscosas y
gravitacionales.

Nimero adimensionat que relaciona a [as fuerzas capilares e inerciales.
Numero adimensional que relaciona a las fuerzas viscosas e inerciales.
NOmero adimensional que relaciona a Ias fuerzas gravitacionales e
inerciales.

Produccién acumulativa de condensado medido a condiciones estandar,
L2,

Reserva de condensado obtenido a la presion de abandono, L.
Produccion acumulativa de aceite medido a condiciones estandar, L®.

Ntimero de Reynolds, adimensional.

Presion, ML'tZ,

Presién de abandono ML™'t2.

Presién capilar, ML't2.

Presion inicial, MLt

Presién en el fluido no mojante, MLt
Presion en el aceite, MLt

Presion en el agua, ML't2.

Presion en el fluido mojante, ML*t?.

Presién de fondo fluyendo, ML't2
Presion a la entrada del ducto o del medio poroso, ML™'t2.

Presion a la salida del ducto o del medio poraso, MLt?.

Gasto volumétrico de flujo, L3t™.

Gasto volumétrico de flujo en el ducto F, L.

Gasto volumétrico de gas a la presion de abandono, L%,

Gasto volumétrico total en el conjunto de n ductos dei mismo radio, L3t
Gasto volumétrico, L3t".

Gasto volumétrico de condensado, L3t



Gg
i

Go
Ow

Ry

RGC
RGCacum.
RGG
RGL

i

Iz

Se
Soc
Sor
STB
STBy
Sw
Swi

Vof
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Gasto volumétrico de gas, L3t .
Gasto volumétrico de inyeccion, L.
Gasto volumétrico de aceite, L3,

Gasto volumétrico de agua, L*t".

Radio del ducto, L.

Radio del ducto # L.

Relacion gas-condensado, adimencional.

Relacion gas-condensade acumttiado, adimensional.
Relacion gas-condensado inicial, adimensional.
Relacion gas-liquido, adimensional.

Radio de curvatura de [a interfase 1, L.

Radio de curvatura de la interfase 2, L.

Saturacién de gas, adimensional.
Saturacion de aceite, adimensional.
Saturacion critica de aceite, adimensional.
Saturacion de aceite residual, adimensional.
Barriles a condiciones estandar, L.

Barriles de agua a condiciones estandar, L2.
Saturacidn de agua, adimensional.

Saturacion de agua irreductible, adimensional.

Fuerza viscosa, MLt?.

Volumen, L*,

Volumen de poros y matriz de una muestra de roca, L*.

Volumen de aceite desplazado por imbibicion espontanea de agua, L°.
volumen total de aceite desplazado por imbibicién y desplazamiento
centrifugo, L*.

Volumen de poros de una muestra de roca, L°.




VWSp
Vi

<y>

Wp

Wpa b

Lo

&

Apgs
Ap

Hs

He

Huw

Pe

Volumen de agua desplazada por imbibicién espontanea de aceite, L°.
Volumen total de agua desplazado por imbibicion de aceite
desplazamiento centrifugo, L°.

Velocidad de flujo del fluido, Lt

Velocidad media, Lt™.

Relacion de areas para caicular el indice de mojabilidad USBM,
adimensional.

Volumen de agua producida acumulada medida a condiciones estandar,

L®.
Volumen de agua producida acumulada obtenida a ta presion de
abandono, L.

Factor de compresibilidad bifasico de una mezcla gas-liquido,
adimensional.

Relacion de desplazamiento por aceite, adimensional.

Relacion de desplazamiento por agua, adimensionat.

Diferencia de densidades entre el gas y el aceite, ML™.

Diferencia de presiones, MLt

Viscosidad, MLt".

Viscosidad del condensado, MLt
Viscosidad del gas, MUe*.
Viscosidad del aceite, MLt
Viscosidad del agua, ML't™.

Densidad del fluido, ML™.

Densidad masica del gas, ML™.
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OA
Tz
Gos
Daw

Tws

B¢
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Porosidad, adimensional.

Tensi6n interfacial, Mt2.

Tensién de adhesion, Mt™2.

Tension superficial gas-aceite, Mt™.

Tensién interfacial entre el aceite y el solido, Mt?.
Tension interfacial entre el aceite v el agua, Mt?,

Tension interfacial entre el agua y ef sélido, Mt2,

Anguic de contacto

Velocidad del gas en el medio poroso, Li.
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